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1 Einleitung

1.1 Windenergienutzung in Deutschland

Deutschland hat im letzten Jahrzehnt einen sehr starken Ausbau der Windenergienutzung
erlebt. Diese Entwicklung ist auf die Eirifung des Stromeinspeisegesetzes zum
1.Januar 1991 zuckzufihren. Dieses Gesetz verpflichtete die Energieversorgungsun-
ternehmen (EVU), den in ihren Versorgungsgebieten aus regenerativen Energien gewon-
nenen Strom zu einem festgelegten Tarif abzunehmen und sicherte auf diese Weise die
Wirtschatftlichkeit der Windenergienutzung.

Am Anfang des neuen Jahrtausends betrug die gesamte in Deutschland installierte Nenn-
leistung aus ca. 8000 Windkraftanlagehet 4500 MW [15] mit steigender Tendenz.
Zum Vergleich dazu: Die Spitzenleistung eines modernen Kernkraftwerksblocks liegt
zwischen 1000 und 1300 MW. Besonders in den windreicluedlithen Bundesliidern

hat die Windenergie heute einen hohen Anteil an der Stromerzeugung erreicht; es kann
zeitweise ein erheblicher Teil der elektrischen Last durch Windenergie gedeckt werden.
In Schleswig-Holstein betrug der Anteil der Windenergie an der Stromerzeugung Ende
1999 rund 17.5% bei einer installierten Leistung wdyei’ 950 MW (siehe auch Abbil-

dung 1 und Tabelle 1). Mit dem Inkrafttreten démeuerbare-Energien-Gesetzas

1. April 2000 findet das Stromeinspeisegesetz in modifizierter Form seine Fortsetzung,
so dal3 auchuf’die Zukunft eine deutlich steigende installierte Leistung zu erwarten ist.
Diese Annahme ist berechtigt durch die politische Zielsetzung der derzeitigen Bundes-
regierung, die eine Verdoppelung des Anteils erneuerbarer Energien bis 2010 und einen
Anteil von 50% an der Stromerzeugung im Jahr 2050 erreichen will[31]. Des weite-
ren werden Windkraftanlagen immer leistungsk€i und werden mittelfristig diglteren
kleinen Anlagen an den windreicherusténstandorten ersetzen. Dieser Ersatz findet be-
reits statt und wird alRepoweringpezeichnet. Dies wird zu Anteilen der Windenergie in

den regionalen Stromnetzen von zum Tdakt 20 % der elektrischen Leistunghfén.

Vergleichsweise hohe Anteile sind auch schon mit einer relativ geringen installierten
Windenergieleistung zu erzielen, was am Beispiel Mecklenburg-Vorpommerns zu erken-
nen ist (siehe Tabelle 1). Werden gleichzeitig Stromeinsparpotentiale genutzt, so dal3 die
elektrische Last sinkt, steigt der Anteil der Windenergie an der Stromversorgung weiter.

1.2 Fluktuationen der Windgeschwindigkeit und Leistungsabgabe

Die Windgeschwindigkeit, und damit das Windenergieangebot, isegépon sehr star-

ken natirlichen Schwankungen. Diese erstrecken sich vom Subsekundenbereich, in dem
die Schwankungen durch Turbulenz dominiert werden, bis hin zum langfristigen Wetter-
geschehen, das Schwankungenutier mehrere Jahre verursacht.

Schwankungen im Sekundenbereich werden bei der Leistungsabgabe von Windkraftanla-
gen durch dieiberstrichene Rotodthe und durch die Masseagtieit des Rotors und der
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Abbildung 1: Insgesamt installierte Leistung an Windenergie in Megawatt in den einzelnen Bun-
desbindern am 31.12.1999. Die Angabe in Klammern bezieht sich auf den Zubau 1999 [15].
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Tabelle 1:Nutzung elektrischer Energie und Ertrag aus der Windenergienutzuagisgeahlte
Bundeséinder und Deutschland [37]. Die Angabe des Ertrages beruht auf der Annahme eines
Jahres mit durchschnittlichen Windvaltriissen und den zum 31.12.1999 installierten Windkraft-
anlagen.

Nettostromver Jahresenert Anteil am

brauch 1998 gieertrag| Nettostromverbr
[GWh] [GWh] [%0]

Schleswig-Holstein 13100 2300 17.5
Niedersachsen 46 200 2300 5.0

Mecklenburg-

\Vorpommern 6200 670 10.8

| Deutschland | 477100 8300 | 1.7 |

bewegten Teile gegttet. Hierdurch machen sich nennenswerte Schwankungen der Lei-
stungsabgabe erst im Minutenbereich bemerkbar. Durch das in Abbildung 2 dargestellte
typische Verhalten von Windkraftanlagen werden Fluktuationen der Windgeschwindig-
keit u verstirkt (die Leistungsabgabe ist teilweise proportiarty) oder ab Erreichung der

600
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400 /
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200 /
100 /

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

Leistung [kW]

Abbildung 2: Leistung in Abkahgigkeit von der Windgeschwindigkeit. Diese typische Leistungs-
kennlinie zeigt das Verhalten einer Windkraftanlage: Erst oberhalb einer bestimmten Windge-
schwindigkeit wird Leistung abgegeben, es folgt ein steiler Teillastbereich und ab Erreichen der
Nennleistung ein Bereich konstanter Leistungsabgabe. Bei sehr hohen Windgeschwindigkeiten
schaltet die Windkraftanlage ab.
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Nennleistung geaimpft. Abbildung 3 zeigt beispielhaft eine Zeitreihe der Windgeschwin-
digkeit und die zugetrige Leistungsabgabe einer Windkraftanlage mit einer Nennlei-
stung von 500 kW. Hinzu kommt, dal3 eine Windkraftanlage erst ab einer bestimmten

700 - 25
~ Leistungsabgabe
600 L Windgeschwindigkeit - _
fa 1 20 E
500 =
= 400 } ‘ 1 15 _cs»
o H W [
c ! =
2 300 | E
2 110 8
— i)
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15 £
100 | =
O 1 1 1 0
0:00 6:00 12:00 18:00 24:00
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Abbildung 3: Zeitreihe der Windgeschwindigkeit und zugeigé Leistungsabgabe einer 500 kW
Windkraftanlage. Erbliung und @impfung der Fluktuationen, a#égig von der tehe der Wind-
geschwindigkeit, sind deutlich zu erkennen.

Windgeschwindigkeit Leistung abgibt (Einschaltwindgeschwindigkeit) und sich bei zu
hohen Windgeschwindigkeiten abschaltet (Abschaltwindgeschwindigkeit). Die gleich-
zeitige Abschaltung vieler Windkraftanlagen, z. B. bei Auftreten einer Sturmfront, kann
zu sehr hohen Gradienten der in ein gemeinsames \Versorgungsnetz eingespeisten Lei-
stung tihren. kir eine Region, z. B. Schleswig-Holstein, liegen die maximal auftretenden
Leistungsschwankungen innerhalb einer Stunde bei knapp 40 % der installierten Leistung
(Wahrscheinlichkeit 0.01 %) undif'einen 12-Stunden-Zeitraum bei 100 % der installier-

ten Leistung (Wahrscheinlichkeit 0.1 %) [9]. Diese hohen Gradienten der Leistungsabga-
be von Windkraftanlagerufiren bei einem hohen Windenergieanteil im Netz zu Proble-
men ir die Kraftwerkseinsatzplanung der EVU unat §ogenannte grie Stromhndler.

1.3 Uber die Kraftwerkseinsatzplanung

Zur Deckung des schwankenden Bedarfs an elektrischer Leistung setzen die EVU einen
Mix aus verschiedenen Kraftwerkstypen ein, die nach Grund-, Teil- und Spitzenlastkraft-
werken unterschieden werden. Das Regelungs- und Leistungsgemdieser Kraft-
werkstypen ist sehr unterschiedlich.
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Da die EVU auf den unmittelbaren Bedarf reagieramss€n, sind die Zeitskalen von Be-
deutung. Kurzfristige Reaktionen aufofére Lastspitzen sind durch Frequemdérung

und im Bereich desastmanagementsdglich. Hierunter &llt beispielsweise das Ab-
schalten von Grofl3verbrauchern, mit denen besondereagertséstehen. Weiterhin be-
steht die Mbglichkeit, mit Gasturbinen oder Pumpspeicherkraftwerken im Bereich von
Minuten auf Lastspitzen zu reagieren. Vor dem Abschalten von Kraftwerken mul3 auch
der Zeitraum des Wiederanfahrens mit in Betracht gezogen werden. Dieser liegt beispiels-
weise bei einem Kohlekraftwerk im Bereich von 6 —10 Stunden.

In Netzen mit zu vernachBsigendem Windenergieanteil gelingt es, die Tagesgangkurve
der elektrischen Last (Abbildung 4) mit einer Genauigkeit von uaigefl % vorherzu-
sagen. Diese Vorhersage im Zeitbereich von bis zu 36 Stunden basiert auf Experten-
wissen und ermglicht eine effektive Planung des Kraftwerkseinsatzes, der zur Deckung
des Bedarfs notwendig ist. Betrachtet man die von Windturbinen eingespeiste Leistung

1400

Windleistung ——

Lastkurve Winter ——-- |
1300 Lastkurve Sommer -

1200 |
1100 |
1000 [,
900 |
800 |
700 |
600 [

500 I A I I I
0:00 6:00 12:00 18:00 24:00

Uhrzeit

Leistung [MW]

Abbildung 4: Tagesgang der elektrischen Last Schleswig-Holsteins eines typischen Winter- und
Sommertages (nach [30]). In der Abbildung ist aizéich die auf 1200 MW hochskalierte Lei-
stungsabgabe einer 500 kW-Windkraftanlage (d. h. die Leistungsgradienten in der Darstellung sind
fur diese Kurve falsch) eingezeichnet. Die Leistungsabgabe — vergleichbar mit der Leistungsab-
gabe eines Kernkraftwerks — schwankt im Stundenbereich zwischen fast 0 und 100 %.

als negative Last, so wird der in Grenzen bekannte Lastgang durch die Fluktuationen
der Windgeschwindigkeit je nach Korrelation teils @k teils verringert (vergleiche Ab-
bildung 4). Die Entwicklung dieser zat&lichen Leistungsschwankungen ist nicht aus
Erfahrungswerten ableitbar, da sie mit dem Wettergeschehenudtket. Diese Lei-
stungsschwankungen durch nachlassende oder zu hohe Windgeschwindigkesisem m™
bei einem hohen Anteil der Windenergie im Netz durch eine agttst Regelung der Ver-
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braucher bzw. der konventionellen Kraftwerke ausgeglichen werden.

Die Einsatzplanung der Kraftwerke in den Teilnetzen betrifft deren mittelfristige Lei-
stungsregelung, bei der jeweilsrféin bis drei Tage im voraus im Detail ein Profil der
zu erbringenden Leistung der einsatzbereiten Kraftwerke aufgestellt wird [41]. Ist die in
das Netz eingespeiste Leistung tien rachsten Tag nicht genau bekannt, so mul3 entwe-
der eine hohe Sicherheitsreserve an Kraftwerksleistung bereitgehalten odetizis™
Leistung bzw. Energie von anderen EVU gekauft werden. Durch dietigenVorhaltung

und den Teillastbetrieb von Kraftwerkskapatiérschlechtert sich die Wirtschaftlichkeit
bei erfohter Belastung der Umwelt.

Ist die zukinftige Entwicklung der Leistungsabgabe durch Windkraftanlagen bekannt,
lassen sich diese Nachteile der fluktuierenden Leistungsabgabe von Windenergieanlagen
vermindern. Eine Mglichkeit, diese Entwicklung in Erfahrung zu bringen, ist die Nut-
zung einer meteorologischen Vorhersage der Windgeschwindigkeit und -richtung an den
Standorten der Windturbinen.

1.4 Bemerkungen zu Windpotential und Windvorhersage

Fir eine gegenseitige Abgrenzung der Begriffe Windpotential und Windvorhersage er-
folgt eine kurze Definition mit Unterscheidungsmerkmalen.

Die Bestimmung des Wirghergiepotentialsgeschieht zum Zweck einer Wirtschaftlich-
keitspufung im Vorfeld der Errichtung einer oder mehrerer Windkraftanlagen an einem
Standort. Es werden die mittlerahjiliche Windgeschwindigkeit auf Nabeotie der
Windkraftanlage(n) und daraus der zu erwartende mittlere Jahresenergieertrag [KWh] der
zu errichtenden Windkraftanlage(n) errechnet.

Bei der Windeistungsvorhersagewird versucht, die zulriftige Leistungsabgabe [kW]
einer oder mehrerer, aucaurnlich verteilter, Windenergieanlagen zu einem bestimmten
Zeitpunkt — z. B. 12.00 Uhr mittags desctisten Tages — zu berechnen. Die Kenntnis
dieser Gol3e ist wichtig &ir Stromlaindler und EVU mit hohem Anteil an Windleistung.

1.5 Zielsetzung und Aufbau dieser Arbeit
Zielsetzung

In gewissen Grenzen ist eine Vorhersage von Windgeschwindigkeit und -richtung bereits
mit den Modellen zur Wettervorhersagegtich. Hierflir verwendete der Deutsche Wet-
terdienst (DWD) bis Oktober 1999 standam@®ny das numerischi2eutschlandmodell

seit November 1999 ddsokalmodell

Flr eine exakte Vorhersage der Windgeschwindigkeit und -richtung an den Standorten
von Windkraftanlagen sind Wettervorhersagemodelle wieldesgtschlandmodekller-
dings wenig geeignet. Die Aufung des Modells ist mit ca. 14x14 kifiir diesen Zweck
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zu gering und die lokalen Gegebenheiten des Standortes (Rauhigkeiten, Orographie und
Hindernisse) lassen sich nicht oder nur unzureichenddisrchtigen. Die Rechenergeb-
nisse dedeutschlandmodellsind allerdings eine sehr gute Basis £ine Windvorher-

sage mit einer dlieren aumlichen Aufbsung. Mit einem Modell, das diese Ergebnis-

se daumlich verfeinert, &innen die @if die Planung der mittelfristigen Leistungsabgabe
der konventionellen Kraftwerke betigten GolRen bestimmt werden. Den (tgrén”)
Stromtendlern, die einen grof3en Teil ihres Stromes aus Windenergie beziehen, wird ein
Instrument an die Hand gegeben, mit dessen Hilfe sie bei Beddnzéditig den Zukauf

von Energie aus anderen Kraftwerken, z. B. an dewnitigen Strombise, anmelden
konnen.

In diesem Sinne wird in dieser Arbeit

e ein Modell zur lokalen Verfeinerung der Ergebnisse Besitschlandmodellszw.
Lokalmodellsentwickelt und

e fur Gber 40 Windkraftanlagen an 26é&r Nord- und Mitteldeutschland verteilten
Standorten angewendet;

e eine umfangreiche Verifikation der Ergebnisse anhand einer grof3en, auf ihre Plau-
sibilitat tiberpriften, Anzahl an Mel3daten vorgenommen;

¢ die Verminderung der Vorhersageunsicherheiten durch regionale Ausgleichseffekte
eingehend untersucht;

e die Abhangigkeit der Unsicherheiten der Vorhersage vona@@érauhigkeiten,
thermischer Schichtung der Atmospk, der lbhe der abgegebenen Leistung, der
Standortbeschaffenheit (Iste, Flachland, Mittelgebirge), der Leistungsklasse der
Windkraftanlage und der verwendeten Leistungskennlinien festgestellt.

Aufbau

Nachdem bereits augtfilich auf die Problemstellung und die daraus entwickelte Motiva-
tion zur Durchtihrung der im weiteren dargestellten Untersuchungen und der Entwick-
lung eines Vorhersagesystems eingegangen wurde, werden in Kapitel 2 die grundlegen-
den, die Dynamik der Atmospiné beschreibenden @3én und Gleichungen dargestellt

und erlutert.

Es folgt Kapitel 3 mit einentUberblickLiber bereits existierende Vorhersageverfahren zur
Bestimmung des bodennahen Windes und das hier entwickelte Vorhersagemodell.

Kapitel 4 stellt ausihrlich die Methode deratimlichen Verfeinerung dar, mit deren Hilfe

die Ergebnisse des allgemeinen Wettervorhersagemodells auf die Standorte der Wind-
kraftanlagen bezogen werden.urFdie Transformation des Eingangswindes und die
verwendeten Einzelmodelle (Beschreibung der Rauhigkeit, atradsphén Stabilét,
Windparkeffekte und Orographie) werden die Modellmethoden dargestellt.
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Ein wichtiger Bestandteil der durchaufienden Arbeiten dieser Dissertation bestand in
der Aufbereitung einer sehr hohen Anzahl an Vorhersage- und Mef3daten und in deren Zu-
sammenfassung zu einer Datenbasis. @erblick hietiber wird in Kapitel 5 gegeben.

In Kapitel 6 werden die Vorhersageergebnisse und deren Vorhersageunsicherheiten mit
den MeRRdatenuii’ einzelne Standorte verglichen und diskutiert. Dies wird sowohl f*

die Windgeschwindigkeit als auchrfdie Windrichtung und Leistungsabgabe der Wind-
kraftanlage durchgefirt. Der Einflul? der unterschiedlichen Transformationsarten und
der Modelle auf die Unsicherheit der Vorhersageergebnisse wird untersucht.

Eine Korrektur des systematischen Fehlers wird durch einen @agtictien Abgleich der
Vorhersageergebnisse mit Mel3daten durch einen statistischen PostproE#3spiin
Kapitel 7 vorgenommen.

Der EinfluR der Variation verschiedener Modellparameter, wie Rauhigiegsl und
Warmeflul3, auf das Vorhersageergebnis wird in Kapitel 8 untersucht.

Die Unsicherheiten der Vorhersage werden bei Betrachtung eanedich verteilten En-
sembles von Windkraftanlagen verringert. Die hierzu durahige€n Untersuchungen
und die Hbhe dieses Effektes werden in Kapitel 9 diskutiert.

In Kapitel 10 werden die Unterschiede in den Unsicherheiten der Vorhersagglicbz™
unterschiedlicher Eingangsg$én — verwendetes Modellevel, Standortkategorie, Wind-
kraftanlagentyp, etc. — betrachtet.

Zum Abschluf® werden die Ergebnisse dieser Arbeit zusammengefal3t und weitere For-
schungsperspektiven aufgezeigt.
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2 Dynamik der Atmosphare

Windkraftanlagen haben derzeit im allgemeinen Nalb&en zwischen 60 und 100 m,
demrachst 120 m. Wird der Rotorradius hinzugerechnet, so ergibt sich eine Gesamth”
von ca. 140 bzw. 160m. Dies bedeutet, daR dine Vorhersage der Leistungsabgabe
von Windkraftanlagen Windgeschwindigkeit und -richtung in der bodennahen Schicht
der Atmosplare, der Prandtl-Schicht, bekannt seirugsén. Hierzu sind grundle-
gendes Wissenber Struktur und physikalische Zusammangé der Atmospré und
stromungsmechanische Kenntnisse notwendig. Diese kurz darzustellen ist Aufgabe die-
ses Kapitels.

2.1 \ertikale Struktur der unteren Atmosph are

Fur ein besseres Veestdnis der nachfolgenden Darstellungen ist es sinnvoll, einen Blick
auf die (schematische) Einteilung der unteren Atmaseliri verschiedene Schichten zu
werfen. Die Vorginge in den einzelnen Schichten werden durch die im folgenden darge-
stellten Modelle beschrieben.

Die untere Schicht der Atmosphe wird Tropospaie genannt und reicht von der Erd-
oberféiche bis zur Tropopause in etwa 11 kmohd. Die Tropospdre wiederum kann
unterteilt werden in die freie Atmosphé und dieatmosplarische GrenzschichtDiese

auch aldoundary layebezeichnete Schicht erstreckt sich, abgig von der thermischen
Schichtung der Atmospané, bis zu einer blie von wenigen hundert bis zu 3000 m. Die

in der Grenzschicht stattfindenden dynamischen Prozesse sind von der Impuls-, Massen-
und Energieerhaltung bestimmt. Stull [43] definiert die Grenzschicht folgendermalden:

“Die Grenzschicht ist der Teil der Troposgle, der direkt durch die Anwe-
senheit der Erdobe#khe beeinflul3t wird und der auf die Obadhenkéfte
innerhalb von einer Stunde oder weniger reagiert. [ ] Dies bedeutet nicht,
dal3 die Grenzschicht einen Gleichgewichtszustand erreicht, sondern daf3 in-
nerhalb einer Stunde die \d@nderungen zumindest begonnen haben.”

Abbildung 5 verdeutlicht den Aufbau der atmosplstchen Grenzschicht bis zu einer
Hohe von ca. 1000 m auf einer logarithmischen Skala. Die einzelnen Schichten sind je-
weils charakterisiert durch die Schubspannupgdie in Kapitel 2.2.2 aher erdiutert

wird.

Die freie Atmosplare ist durch eine verna@dsigbare Schubspannung gekennzeichnet.
In dieser Schicht wird der Windeostrophischer Win¢siehe Kapitel 2.2.1) genannt und
als Antrieb des Windes aller darunter liegenden Schichten angenommen.

Die darunter liegend&kman-Schichist durch ein nicht konstanteg gekennzeichnet.
Die Schubspannung nimmt mit depHé ab und der Wind dreht sich, verursacht durch die
Reibung des Bodens. GBé und Richtung des Windes wird durch dastepvorgestellte
Geostrophische Reibungsgedatzachrieben.
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Abbildung 5: Vertikale Struktur der atmosphischen Grenzschicht.

Unterhalb der Ekman-Schicht erstreckt sich lobeelennahe Grenzschict$ie nimmt un-
gefahr 10 % der gesamten Grenzschicht ein. Diese Schicht wird als turbulenzbestimmt
angesehen. Die Schubspannung ist in guehéding eine Konstante. Es lassen sich Ver-
einfachungen in die folgenden Berechnungenuwirgn, wenn sie als konstant angenom-
men wird. Tatachlich ist die bodennahe Grenzschicht mit= const definiert. Typische
Werte 1ir die Dicke dieser Schicht liegen im Bereich von 50 Metern, mit einer Variations-
breite von 20 bis 100 Metern [38]. Die Windrichtung ist in dieser Schicht uaiadpig von

der Hohe, die Windgeschwindigkeit wird mit dem logarithmischen Windprofil beschrie-
ben (Kapitel 2.4.2).

In einer lediglich wenige Millimeter starken Schiakttér dem Erdboden ist die Stnung
laminar. Am Erdboden eutflt sie in direktem Kontakt mit der Erdobeafthe die Haftbe-
dingung. Austauschvoagige von Impuls, \&fme etc. finden auf molekularer Ebene statt.
Diese Schicht istdi’ meteorologische Fragestellungen von geringem Interesse.

2.2 Krafte in der Atmosphare

Die Dynamik der Atmospérre ist im wesentlichen bestimmt durch zweiake: Die
Druckgradientkraft und die Corioliskraft. In groBerol€n lonnen die Vorghge als
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unablaingig von der Erdobedthe betrachtet werden; jamer man jedoch der Erdober-
flache kommt, desto mehr spielt die hieraizéich auftretende Reibungskraft eine wich-
tige Rolle. Im Detail nussen dif eine genaue Bestimmung der dynamischen &ogg"
jedoch zuatzlich weitreichende Kenntniss#bér die thermischen Gegebenheiten in der
Atmosplare und deren Wasserdampfgehalt vorhanden sein.

2.2.1 Der geostrophische Wind

In der freien Atmospére ist die Druckdifferenz auf einer synoptischen Skala zwischen
einzelnen Regionen (Hoch- und Tiefdruckgebiete) die einzige Kraft, die auf die Luftmas-
sen wirkt, solange sich diese im Ruhezustand befinden. Werden durch dedfte &e”
Luftmassen in Bewegung versetzt, so tritt im rotierenden Bezugssystem Erde eine soge-
nannte Scheinkraft, di€orioliskraft auf, die der Druckgradientkraft entgegenwirkt.

Die Horizontalkomponente der Corioliskrai. hangt von der horizontalen Windge-
schwindigkeitz und dem Breitengrad ab:

F.=2Qusing = fu (1)

mit 2 = Winkelgeschwindigkeit der Erde. Als abk’ende Schreibweise hat sich d&y-
riolisfaktor oderCoriolisparameterf durchgesetzt. Die Einstellung des geostrophischen
Gleichgewichtes bedeutet demnach eine Drehung des Windvektors, bis Corioliskraft und
Druckgradientkraft sich gegenseitig ausbalancieren (siehe Abbildung 6). Hieraus resul-
tiert, dal3 die Windrichtung parallel zu den Isobarenaeft. Dieser so entstandene Wind

ist unablahgig von Reibungskiften, die aufgrund der Anwesenheit der ErdolaetE auf

den bodennahen Wind einwirken, und wigdostrophischer Windenannt. Er wird als
Antrieb der Oberfichenwinde betrachtet.

2.2.2 EinfluR der Reibungskifte durch die Erdoberflache auf den Wind

Mit zunehmender e zum Erdboden ist deren Reibungseinflu aekstiemerkbar.

Die Reibungskafte wirken entgegengesetzt der Windrichtung. Zur Ausbalancierung der
Druckgradientkraft treten nun die im rechten Winkel zueinander stehende Reibungs- und
Corioliskraft gemeinsam auf (Abbildung 7).

Dies hat innerhalb der auf die freie Atmosgpa folgenden Schicht, dé&kman-Schicht

eine Drehung des Windvektors zur Folge, die sich mit dehn&lZzum Boden vergRert
(siehe Abbildung 8). Der Winkel zwischen der Richtung des geostrophischen Windes
und der Windrichtung innerhalb der Ekman-Schicht hat in etwa die in Tabelle 2 empirisch
gefundenen Werte in Alamgigkeit von der Beschaffenheit der Erdokseafie [27].

2.2.3 Das Geostrophische Reibungsgesetz

Das Geostrophische Reibungsgesstellt mit Hilfe dimensionsloser,uf” die Prandtl-
und die Ekman-Schicht charakteristischer, Gleichungen eine Beziehung zwischen dem
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Abbildung 6: Gradientkraftli, und CorioliskraftF., erzeugen die geostrophische Windgeschwin-
digkeit uy, die im statiomren Gleichgewichtszustand derafte parallel zu den Isobaren (senk-
rechte Linien) veduft. H und T kennzeichnen Hoch- bzw. Tiefdruckgebiet.

)

s

>
A

u

Abbildung 7: Wie Abbildung 6, nur mit dem Einflu der Reibungskraft Die Windgeschwin-
digkeitu ist nicht mehr parallel zu den Isobaren.
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Tabelle 2: Winkel zwischen geostrophischem und Okmsfiénwind @i verschiedene Erdober-
flachen.

Erdoberféiche Winkel
Meer 15-30
Flaches Gealihde 25-40
Mittlere Rauhigkeit| 30—-45
Hohe Rauhigkeit | 35-50

Geostrophischer Wind

Richtung des
Druckgefalles

o 203 Geostrophische Windrichtung
°:/
>

Abbildung 8: Hoherdinderung der horizontalen Windgeschwindigkeit in der Ekman-Schicht.
Der Windvektor dreht sich in der Ekman-Schicht in Richtung des Druekigsf(aus Roedel [38]).

geostrophischen Wind und dem bodennahen Wind of¥&nind Richtung her. In Tenne-
kes & Lumley [44] findet sich eine knappe Darstellung der Herleitung .efiie thermisch
neutrale Schichtung lautet das Geostrophische Reibungsgesetz:

G:%\/(ln<“*)—A) + B2 @)
K f 2o

Hierbei bezeichnetr den Betrag des geostrophischen Windes; 0.4 die von-Karman-

Konstantey, die Schubspannungsgeschwindigkeit in der Prandtl-Schighbte Rauhig-
keitsldnge (beide Gxf3en werden in Kapitel 2.4.2ahér erdiutert) undf den Coriolispa-
rameter. Die Termel und B sind Konstanten mit den Werteh = 1.8 undB = 4.5. Rir

den Drehwinkehk zwischen Hhen- und Bodenwind gilt die Beziehung

Bu,
kG

3)

sina = —
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Eine gerne benutzte Vereinfachung von (2) ist in (4) aufgdf”die eine analytische
Losung tir u, ermoglicht.
G 1

Das Geostrophische Reibungsgesetz ist murg€ographische Breiten von etwa 5°
gultig, fur kleinere Breitengrade verliert es aufgrufd- 0 bzw. f = 0 fur denAquator
seine @Giltigkeit.

(4)

2.2.4 Der Einflul3 des Geopotentials

Auf die hier aufgefihrten Beschreibungen der Luftbewegungen hat das Geopotential kei-
nen EinfluR. Es wird in dieser Arbeit kurz adtert, weil in den vonDeutschen Wet-
terdienstgelieferten Daten die geographischehgtiber Grunduber das Geopotential
angegeben wird. Es ist alsorfdie Bestimmung der richtigen Ausgangsle wichtig, zu
wissen, ob die hierdurch verursachten Abweichungen zwischen geopotentaieurd
geographischer étie tir das Vorhersageverfahren von Bedeutung sind. Siehe hierzu auch
Kapitel 5.

Bei kleinen betrachteten Systemen wird davon ausgegangen, daf’ die Schwerebeschleuni-
gung keine horizontale Komponente hat. Diesustrumlich ausgedehnte Systeme je-
doch nicht mehr z@$sig, die Vaaihderlichkeit der Erdbeschleunigung mufUséssichtigt
werden. Die Schwerkraft ist gleich dem negativen Gradienten der potentiellen Energie
im Schwerefeld der Erde. Da die potentielle Energie von den horizontalen Koordinaten
abhangig ist, haben der Gradient und damiturhth auch die Erdbeschleuniguggine
horizontale Komponente. Diese ist aufgrund der Abplattung der Erde und der Zentrifu-
galkraft hauptachlich von der geographischen Breite abdig. Zur Beutksichtigung

dieser Ablaingigkeit wurde das Geopotentiblals Funktion von lehe > und geographi-

scher Breitep eingefihrt:

b0)= [o0)ds /s ©)
0
g(Z', ¢) wird im allgemeineruber die empirische Formel

g(#, ) = 9.806 - (1 — 0.0026 - cos(2¢4))(1 — 3.1-107" - 2) [m/s?] (6)

bestimmt [38].

Da fur die effektive Druckgradientkraft der Druckunterschied auf einer
Aquigeopotentialiche entscheidend ist, ist in der dynamischen Meteorologie die
geopotentielle idheh(z, ¢) eingefihrt worden mit
P(z,
nz) = 2D gy )

9o
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wobei gy = 9.80m/s? eine Konstante ist und die Einheit variz, ¢) der geopotentielle
Meter gpm. Vereinfacht kann Gleichung (7) auch geschrieben werden als

z  [gpm] (8)

2.3 Stromungsmechanische Grundgleichungen

Der Wind kann als Sarhung des Gasgemisches Luft aufgefal3t werden. Die Beschreibung
dieser Stomung erfolgtuber Bewegungsgleichungen, die die Grundlagerdfé in den
folgenden Kapiteln beschriebenen Modelle liefern.

Die Navier-Stokes-Gleichunsgt die grundlegende Bewegungsgleichumgdié Stomung
eines viskosen Mediums und setzt Im@uidérung (1) und Impulsfluf3 (2) in Beziehung
zu der Einwirkung von Druck (3), Reibung (4) uadferen Kaften (5). Sie ist ein Spe-
zialfall der allgemeinen Eulerschen Bewegungsgleichung und lautehkompressible
Newtonsche Fluide:

ov

—

= FeV)i = -V Vii+ K 9
Qatw(v )U p+nViUi+ K (9)
~ @) @3) @) ®)

(1)
Hierbei bezeichnei die Dichte, die Stomungsgeschwindigkeitdie Zeit,p den Druck
undn [kg/ms] die Viskositt.

Obwohl Luft an sich ein kompressibles Fluid ist, sinal éen betrachteten Anwendungs-
fall die Voraussetzungeruf'die Annahme der Inkompressibditgegeben: Es werden
nur kleine Druckdifferenzen und Windgeschwindigkeiten deutlich kleiner als Schallge-
schwindigkeit betrachtet, sowie kleinekenunterschiede{100 m).

Die betrachtete bodennahe Schicht der Atmasphst vor allem charakterisiert durch
eine stark turbulente Siniung. Hierdurch ist eine zeitlich aufgsté Beschreibung des
Geschwindigkeitsfeldes nichtaglich, und eine Beschreibung mit statistischemRsari
wird notwendig. kit diese hat sich der Ansatz véteynoldg443] etabliert. Eine belie-

bige Variablea wird dabei in einen zeitunalimgigen Teil(a = % fOT a(t)dt) und einen
fluktuierenden Tei(d'(¢)) aufgespalten.

a(t)=a+d(t) (10)

Zu Erlauterung und Rechenregeln siehe Stull [43]. Eine Konsequenz der Reynoldsmitte-
lung ist, dal3dii das Produkt zweier Variablenundb

a-b=ab+al’ (11)

gilt, bei dem der Terma/t’ nicht notwendigerweise verschwindet.
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Wird die Reynoldsmittelung auf die Variablen der Navier-Stokes-Gleichung angewendet,
so ergibt sich di&Reynoldsgleichuntiir ein inkompressibles Medium:

A — _ =
0 (a—: + (F-V)T + (U’-V)ﬁ’) = —Vp+ VT + K (12)

Die Form der Gleichung bleibt dabei weitestgehend erhalten Kbmginuitatsgleichung
ist die mathematische Formulierung der Massenerhaltung in dem8trigsmechanik.
Falls die Inkompressibilitt des Mediums vorausgesetzt wikth(d¢ = 0), vereinfacht
sich die Kontinuisitsgleichung zu

Ved=0 (13)

Die ausgeschriebene Version der Reynoldsgleichung in karthesischen Koordimagen f~
inkompressibles Medium unter Bezksichtigung der Kontinudttsgleichung lauteuf die
i-te Komponente:

Q(av—,- _am>_ op a(am

) ) — — ot | + K; 14
3t +UJ 3xj 3% + 81']' 7781'] QUZU]) + ( )

Dabei stellt deSpannungstensot; = (ngf — g@) ein MaR fir den Impulstransport
J

von einem Hlissigkeitsteilchen zum anderen dar, mit ékynoldsspannungem;v;.

2.4 Die bodennahe Grenzschicht

Innerhalb debodennahen Grenzschidhtw. Prandtl-Schichiverden die physikalischen
\Vorgange wie Impulsbertragung, Transport von &khe und Feuchtigkeit im wesentli-
chen von den Eigenschaften der nahen Erdcdeh@ bestimmt, die auchufdie hohe
Turbulenz der Grenzschicht verantwortlich sind. Die folgenden Abschnitaterh die
auftretenden Schub- und Schexke, die Entwicklung des logarithmischen Windprofils
aus der Reynoldsgleichung (14) und dierstig dieses Profils durch nahe gelegene un-
stetigeAnderungen in der Bodenrauhigkeit (Rauhigkeitssge).

2.4.1 Schub- und Scherkéafte

In einem Fluid treten Reibungskité auf, wenn Geschwindigkeitsscherungen vorliegen.
Wird in der freien, vom Boden unbeeinflu3ten Atmoaphéine geostrophische &tmniing
aufgebaut, so bildet sichbér der Erdoberdiche eine Grenzschicht aus, die durch Rei-
bung bestimmt ist. Die Strmungsgeschwindigkeit wird innerhalb dieser Schicht von
der Geschwindigkeit in der freien Atmosmie abgebremst bis auf Null an der Erdober-
flache. Ursache der Scherungsdke ist der vertikale Transport von Impuls, durch den die
schnellere Schicht gebremst und die langsamere Schicht beschleunigt wird. Die hierbei
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auftretende Schub- und Scherkraft wird mit der damit verbundenen Impulsfludichte auf
eine FEcheneinheit bezogen. DiesedBe heildt (Impuls-)Schubspannungnd hat die
Einheit [N/n?]. Sie ist bereits in der Reynoldsgleichung (14) in Form des Spannungsten-
sorsT;; aufgetreten. Der Schubspannungstengohat sechs voneinander unaipigige
Elemente; dit den vertikalen Verlauf interessieren die Komponenige: (7,., 7). Sie

lassen sich jeweils als Summe eines laminar- und eines turbulenzbedingten Anteils ver-
stehen.

t ot

T, = T}ll +7, = 7 % —p w [N/mz] (15)
S—~— turbulenzbed.
laminarbed.

Da die turbulenten Schubspannungen die laminaren deutiehwiegen, ist esuf"An-
wendungen in der bodennahen Grenzschicht gerechtfertigt, die laminaren Schubspannun-
gen zu vernachilssigen:

T = ow'u’ [N/m?] (16)

Mit Hilfe der Schubspannungadkinen die verschiedenen Schichten der unteren Atmo-
sphare charakterisiert werden (siehe auch Kapitel 2.1). Da die Reibuaftskegenber

den Druck- und Coriolislaften immer dominanter werden, jaimer die Erdoberdiche

ist, wird innerhalb einer Schichtdick®z der ausschlief3lich reibungsbestimmten Schicht
die Anderung vorr, gegeniberr, sehr gering, so daR in guteeNérungr, = const fur
diese Schicht angenommen werden kann. adtsch ist die Prandtl-Schichitbér diese
Bedingung definiert.

Innerhalb der Ekman-Schicht variiert mit der Hdhe in Abteingigkeit von der Diffe-
renz der Windgeschwindigkeit indthé z und der geostrophischen Windgeschwindigkeit
(v — @). Dies bedeutet, da% mit zunehmender blie immer kleiner wird, bi% = 0.

Da die freie Atmospéaie dauber definiert ist, daf} sie unadoigjig von der Bodenreibung
ist, gilt dort7;, = 0.

Die Schubspannung ist audlrfdie Entwicklung der folgenden mathematischen Modelle
eine unentbehrliche GRe. Aus praktischen @Gnden wurde dort allerdings eine weitere
Grol3e definiert, die die Schubspannupgnthalt: die Schubspannungsgeschwindigkeit

To

0

2.4.2 Windprofil in der bodennahen Grenzschicht

Das logarithmische Windprofil ist ein wesentlicher Bestandteil des in dieser Arbeit ent-
wickelten Modells, dem eine grofl3e Bedeutung diie Berechnung der Windgeschwin-
digkeit auf verschiedenendtén zukommt, bei Vorgabe der Windgeschwindigkeit auf
einer anderen blie. Deshalb wird an dieser Stelle der zum PrafiirEnde Weg kurz
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aufgezeigt. Das logarithmische Profil istltig zwischen 0 und etwa 100 obér der Erd-
oberfiiche — also in der bodennahen Grenzschicht — und ist neben dendigkéit von
Rauhigkeitsiihgez, und Schubspannungsgeschwindigkeitabhéngig von der thermi-
schen Schichtung der Atmosate; die an dieser Stelle vorerst als neutral angenommen
wird.

Zur Herleitung des Profils werden aiglich mehrere vereinfachende Annahmen getrof-
fen. Grundlegend ist die Annahme einer horizontalen und planparallelem&tg, d. h.

on_o o
dy ox
Des weiteren sind diauReren Kafte k, undk, Nullundk, = g. Es treten keine Corio-
liskrafte auf, die Atmospdre ist adiabatisch geschichtet und es sind keine Auftrieligkr”

vorhanden. Unter diesen Annahmen ergibt sich die Reynoldsgleichung (14) zu

19p 0 (vou ——
;a—x—az(az “w) (18)

mit v = n/p[m?/s| als dynamischer Viskosit:

Diese Gleichung istdsbar, wenn zwzliche Annahmen getroffen werden. Beksichtigt

man die Inkompressibiktt der Luft Lir den hier betrachteten Anwendungsfall, so folgt mit
9 _
ox

v— —uw' = = = const (29)

Da in der Fbhez = 0 der turbulente Anteil/w’ = 0 ist, vereinfacht sich Gleichung (18)
Zu

9

To = Ql/—u (20)

0z
Mit wachsendem erwartet man eine Abnahme v@@ und Zunahme von'w’, d. h. der
mittlere Impulstransport wird nur noch von der Turbulenz bestimmt und nicht mehr von
der Reibung und ist damit unadhgig vonv.

. . - DT s , .. [Geschwindigkei o
Eine Funktion €ir die gesuchte @Be% mit der Elnhelt[ Lange 9 } ergibt sich

Uber die Dimensionsanalysa.muf3 eine Funktion vomy, ¢ und z sein, womit sich als
einzige Miglichkeit

(21)

/0 . {Geschwindigke?

: Lange

ergibt, mitu, als Schubspannungsgeschwindigkeit.
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Hiermit gilt also% ~ *= und somituber Integration das logarithmische Windprofil

20

u(z) = Au, In (i> (22)

mit A als universeller Integrationskonstanten, die empirisch ermittelt wurde unvds
Karman-Konstantéx = % = 0.4) bekannt ist. Dieser Wert wird vondgjStom [17] mit
einer Abweichung voe:0.01 fur die atmospariische Grenzschicht besigt. Die Rauhig-

keitsléangez, ist ein Mal tir die Gol3e und Art der Unebenheiten der Erdolzafié.

Tabelle 3 gibt Anhaltspunkteuf'die Gio3enordnung von, fur verschiedene Rauhigkei-
ten nach denkEuropaischen Windatlagi5].

Tabelle 3:Klassifikation der Rauhigkeiten nach dem Ewaehen Windatlas [45].
| 20 [m] | Rauhigkeitsklasse Gelindetyp |

0,0002 0 Meer, offene See

0,03 1 Offenes Weideland

0,1 2 Weideland mit gelegentlichem Bewuchs
0,4 3 Stadtgebiete, Wald

Der Einflu3 der Variation der Rauhigkeisigen auf das logarithmische Windprofil ist in
Abbildung 9 zu sehen.

2.4.3 EinfluR wechselnder Bodenreibung

Da das logarithmische Windprofil von der Bodenreibungaatgg ist,andert sich das

Profil, wenn die Bodenrauhigkeit wechselt und passt sich an die neuen Gegebenheiten an.
Flr diese Anpassung wird eine bestimmte Zeitdiegt, die Hbhe der Grenze zwischen
altem und neuem Profil ist eine Funktion des horizontalen Abstandes zur Rauhigkeits-
grenze. Die Schicht unterhalb dieseoh&s wird interne Grenzschicht bzw. Internal
Boundary Layer (IBL) genannt. Die Entstehung einer internen Grenzschicht und ihre
Auswirkung auf das logarithmische Windprofiirfiden Fall eine§Jberganges von rauher

zu glatter Ober#iche zeigt Abbildung 10.

Eine theoretische Beschreibung der \&mmgé bei der Ausbildung interner Grenzschich-
ten flir nahe gelegene Rauhigkeitswechsel findet sich z. B. bei Panofsky [34], Rao [36]
oder auch bei Roedel [38]. Die folgendeMverlegungen ergeben sich aus dem Ansatz,
daR die durch den Wechsel der Bodenrauhigkeit verursafanderung der Horizontal-
impulsdichte inahnlicher Weise von der Obeaafihe nach oben diffundiert wie eine am
Boden freigesetzte Beimengung. Dabei esaritiert die Diffusionsfront die ¢hie der
Grenzflche.
Der zeitliche Verlauf der Profilanpassung ergibt sich durch

dh 1

a aw
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Abbildung 9: Hoheuber Grund aufgetragarbér der Windgeschwindigkeit. Die Abbildung zeigt
das logarithmische Windprofilif verschiedene Rauhigke#sigerz, bei neutraler Schichtung der
Atmosptdre. Vorgegeben wurde eine feste Windgeschwindigkeit von 10 m/s in 20the.H "~
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x=0
Windrichtung —e

Abbildung 10: Héheuber Grunduber Windgeschwindigkeit f ‘die Windprofile) bzw. Entfer-

nung vom Raubhigkeitssprunguffdie Hohe der internen Grenzschicht). Gezeigt wird die Entste-
hung einer internen Grenzschicht aufgrund eines Rauhigkeitssprungs und dessen Einfluf$ auf das
vertikale Windprofil. In dem Bild steht, anstelle der in dieser Arbeit verwendeten Schreibweise

u fur die horizontale Windgeschwindigkeit ugt) fur h(z). Aus Roedel [38].
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mit C' als IntegrationskonstanteuFden eumlichen Verlauf ergibt sich damit

dh _ C u,
dr — 2u(h)

und, mit Gleichung (22) eingesetzirfii, ndherungsweise
C.x

h(z) = @ (23)

20

Die Hoheh der IBL laf3t sich nach der von Panofsky [34] gefundenen Beziehung (24) mit
iterativen Methoden bestimmen:

h
h <1n - 1) =09z (24)
ZO,mam

Mit 20 mae = maz(2o1, 202)-

Auf die Anwendung der hier dargestellten Theorie wird in Kapitel 4.2@udth einge-
gangen.

2.5 Thermische Schichtung der Atmosphre

Bedingt durch die solare Einstrahlung, demaiviéaustausch zwischen Erdokasfié und
Atmosplare und den vertikalen Luftdruckgradienten entsteht in der Atnmeaospdin ver-
tikaler Temperaturgradient. Die beiden wichtigsten Mechanismen des Ausgleichs der
Strahlungsbilanz der Erdobexfliie sind neben der langwelligen Ausstrahlung der Ener-
gietransport in Form von latenter&e, der durch Verdunstung von Wasser und dessen
Kondensation in der Atmospiné bei gleichzeitiger Abgabe seiner Verdampfurgsne
entsteht, und der Energietransport in Form vohltfarer Wirme. Diese beiden Mecha-
nismen sinduber Land von etwa gleicher G8énordnunguber Ozeanen dagegen wer-
den 8/9 des Austauschs durch latentearkVétransport und nur 1/9 durch derniisaren
Warmeflul3 vorgenommen [38].

Uber den vertikalen Temperaturgradienten werden verschiedene Schichtuagdeudst
Atmosplare beschrieben, die Auswirkungen auf die Dynamik der Atmasphaben.
Diese zu beschreiben und die Auswirkungen aufzuzeigen ist Aufgabe dieses Kapitels.

2.5.1 Der trocken-adiabatische Temperaturgradient

Bei der mathematischen Beschreibung des Temperaturgradienten wird zwischen dem
trocken-adiabatischen und dem feucht-adiabatischen Temperaturgradienten unterschie-
den. Der Einfachheit halber besahKe ich mich an dieser Stelle auf die Darstellung
des ersteren, d. h. es werden weder die Kondensation noch die damit verbundene Frei-
setzung von Verdampfungswwie betrachtet, obwohl der Anteil, wie exfrit, erheblich

sein kann.
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Der Entwicklung des trocken-adiabatischen Temperaturgradienten liegt die Annahme zu-
grunde, dafl3 ein vertikal bewegtes Luftpaket keinearm&austausch mit seiner Umge-
bung hat. Unter Verwendung der Zustandsgleichung eines idealen Gases und der baro-
metrischen l@henformel ergibt die Temperaanderung mit der blfie

_ar

.= (25)

dz trocken—adiab.

Mit der Erdbeschleunigung = 9.81 m/s’ und der spezifischen ¥¥ine bei konstantem
Druck ¢, = 1004 J kg' K~! fuhrt dies zum trockenadiabatischen Temperaturgradienten
von -9.8 K/km, der auf der Luftdruckabnahme mit dest¢ beruht.

Eine Absclatzung in Roedel [38] zeigt, dal’3 der trocken-adiabatische Temperaturgradient
auch ftir wasserdampfhaltige Luft gilt, solange keine Kondensation eintritt. Die adiabati-

sche Temperatarniderung ist in diesem Fall ca. 0.86 % niedriger als der streng trockena-

diabatische Gradient.

Uber das Verhltnis des realen Temperaturgradientezum trockenadiabatischen Tempe-
raturgradientert” sind die unterschiedlichen Schichtungsansté der Atmospdré defi-
niert. Anschaulich kann man sich ein Luftpaket vorstellendé&ssen Auftriebskraft seine
Dichte im Vergleich zu der Dichte der Umgebung entscheidend ist. Die Dichte fluktuiert
entsprechend des Druckes und des Wasserdampfgehaltes.

Neutrale Schichtungliegt vor fir v ~ I'. Ein zufallig bewegtes Luftpaket wird keine
zusatzlichen Kefte erfahren; es verbleibt an dem Ort, an den es gebracht wurde, und es
erfolgt kein Energietransport in vertikaler Richtung in Form voarkié durch turbulente
Mischung. Die bisherigen physikalischen Modelle sind ausschlielllicidiEsen Fall
gultig.

Stabile Schichtungliegt vor, wenny < I'ist. In diesem Fall khlt das Luftpaket strker

ab als seine Umgebung und ist daher dichter, weshalb eswagkiegibende Kraft edfirt.

Bei einem Absinken des Luftpaketesisdé es sich entlang der Trockenadiabate mit sin-
kendem Druck stiker ervérmen als seine Umgebung und daher eine geringere Dichte
haben. Auch in diesem Fall ergibt sich einektreibende Kraft. Eine stabile Schichtung
wirkt auf diese Weise einer Durchmischung und Turbulenz entgegen. Im klimatologi-
schen Mittel liegt in den mittleren Breiten Europas eine leicht stabile Schichtung vor.

Labile Schichtungist gegebendi'y > I'. Das Luftpaket ist \@imer als seine Umgebung,
die Dichte sinkt und zu#ilige vertikale Auslenkungen werden vendtt. Es entstehtin der
Folge eine versttkte Durchmischung.

2.5.2 Charakterisierung der atmosplérischen Stabilitat

Eine KenngoRe zur Charakterisierung des Einflusses der Auftriglfikauf die Inten-
sitat der Turbulenz im Vergleich zu dem Einflul3 der Schaiterivird aus dem Vewdltnis
der Produktionsrate der turbulenten Energie durch Auftrietiskeu der Energieproduk-
tionsrate durch Scher&fte entwickelt.
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Die Berechnung der Leistungsdichte der Auftrieladta erfolgtuber die ideale Gasglei-
chung und die Poissongleichung. Es ergibt sich die Energieproduktiongrid8]:

W gH
ea=—gdw == =2 (26)
cp 0
mit
0.286
0=T (@> (27)
p

als potentieller Temperatur der LuftErdbeschleunigung,’ Komponente der Windfluk-
tuation in z-Richtungp Luftdichte, H vertikaler Warmeflul3 una:, spezifischer Vlime.
po Steht fir den Druck der Standardatmosp®, 7" fur die aktuelle Temperatur undfur
den aktuellen Druck.

Fir die Leistungsdichte der Erzeugung turbulenter Energie durch Selfterkrgibt sich

3
ou,

K Z

€s = ®(H, uy, 2) (28)
mit dem Ansatz, das im neutralen Falulgge differentielle Geschwindigkeitspro-

fil mit einer vom vertikalen VdimefluR H abhéngigen Korrekturfunktiond =
aktueller vertikaler Windgeschwindigkeitsgradient Zu multiplizieren. Daraus resultiert

Windgeschwindigkeitsgradient bei neutraler Schichtung

d «
S = 9(H,u, 2) (29)

dz Kz

Aus (26) und (28) ist ersichtlich, daf3 nur sehr wenig von der ¢hieuber dem Erdboden
abheingig ist, wehrendes mit der Héhe proportional z4 abnimmt.

Das Verlaltnis dieser beiden GRen ist definiert als Flu3-Richardson-Zahl

Ry =-2 (30)
€s
R; steigt in guter Mherung linear mit der éfie an, bei Anahierung an die Erdobeafthe
wird R; Null, d. h. der EinfluB der thermischen Auftriebake wird im Vergleich zu den
Scherkaften verschwindend gering. Die nichalenabhingigen GolRen in (30) werden

zu der SkalierungalhigeL, der Monin-Obukhov-Bhge zusammengefaldt. Es ergibt sich

3
L= Yoot (31)
kg H
und somit
H
R, = Kg 4 _ 4 (32)

_cpgﬁui ®(H,u,,z) L®(H,u,,z)
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R; und L sind bei stabiler Schichtung positiv, negativ bei labiler Schichtung und im neu-
tralen Fall wegerHH = 0 unendlich.

Die Monin-Obukhov-langeL hat sich aus der Dimensionsanalyse als geeignete Skalie-
rungsgolRe zur Darstellung der Korrekturfunktidnerwiesen, so daf3 diese geschrieben
werden kann als

z

®(H, u, 2) = B(7) (33)

Physikalisch kann die Monin-Obukhovahge interpretiert werden als dieohkg, in der

— bei neutraler Schichtung — die Produktion von Turbulenzenergie durch Auftradteskr™
gleich der Produktion durch Schedtié wird (vergleiche Gleichung (32)).

Nach Obukhov [32] liegL unter Annahme realer Wineflisse und Windgeschwindigkei-
ten zwischen 8 und 50 m. Nach Stull [43] liegtzwischen 1 m und 200m. Der Verlauf
der Funktion® mul3 experimentell bestimmt werden. Stull [43] und Roedel [38] greifen
auf die Ergebnisse von Businger [8] und Dyer [10]uzk.’Nach deren Ergebnissen ist

(1-152)"" labile Schichtung % < 0
o (3> =<1 neutrale SchichtungZ =0 (34)

1+4.7% stabile SchichtungZ > 0

Der Messung besser zagglich als die Flul3-Richardson-Zahl ist die Gradient-
Richardson-Zahl, in der Regel einfach als Richardson-Zahl bezeichnet. An Stelle der
schwer zu messenden Impuls- uncakvieflisse werden hier Gradienten vérund u
betrachtet

pi= 08 (35)
- (3)
mit g als Schwerebeschleunigung.
Esistdann
{}fa % < 0,labileSchichtung
L =~ (36)
% - ‘%‘ < 0.05, = neutraleSchichtung

Bei stabiler Schichtung geht die Richardson-Zahl oberhalb eines Wertes von 0.2 bis 0.25
in eine ttigunguber, d. h. die Turbulenzenergie kommt praktisch zum Erliegen. Diese
Gradientmethode kann demnach €ine stabile Schichtung nicht angewendet werden.

2.5.3 Mathematisch-physikalische Modelle unter Einfluf3 der Schichtung

In diesem Abschnitt werden die zur Beschreibung des logarithmischen Windprofils und
des Geostrophischen Reibungsgesetzes bei nicht-neutraler SchichtatigtbarFormu-
lierungen und GolRen dargestellt. d¥'die Austihrungen zum logarithmischen Windprofil
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werden die Beschreibungen laut allgemeinen Lebhein (z. B. [43, 38]), den von Land-
berg in seiner Untersuchung zur Leistungsvorhersage von Windkraftanlagen [22] verwen-
deten und die von bigstom [17] vorgeschlagenen Beziehungen miteinander verglichen.

Die Betrachtungen zum Geostrophischen Reibungsgesetz beruhen auf Landberg [22].
Eine Diskussion und ein Vorschlag zur Anwendung wird in Kapitel 4.3.2 durcimgef”

Das nicht-neutrale logarithmische Windprofil

Nach dem obigen Ansatz, das differentielle Geschwindigkeitsprofil bei neutraler Schich-
tung mit einer Korrekturfunktion zu multiplizieren (Gleichung (29)), ergibt sich

u(z) = % (ln (%) v (%)) (37)

mit ¥ (£) als Integral vonb (£), wenn Gleichung (29 berz integriert wird.

Es ist zu unterscheiden zwischen stabiler Schichtung der Atnaosptie zu einem in

Bodenrihe fast logarithmischen und mit zunehmendehéllinearen Verlauf des Profils
fuhrt (linearlogarithmisches Profil) und der Formulierunglébile Schichtung. Im Falle

stabiler Schichtung ergibt sich unter Verwendung von Gleichung (34)

u(z) = % (ln (%) 47 %) (38)

Fir den Verlauf bei labiler Schichtung greifen Stull [43] und Roedel [38] auf die Ergeb-
nisse von Paulson (1970) nok:

U(z/L) = —21In %

—1In

+ 2 arctan (@ (%)) — g (39)

wobei flir & die Formulierung von Businger und Dyer (Gleichung (34)) Anwendung fin-
det. Zur Bestimmung der Windgeschwindigkeit bei nicht-neutralen Bedingungen ist dem-
nach die Bestimmung der Monin-Obukhowiige ausreichend. Zur Berechnung von

ist entweder die direkte Messung von Impuls- undiiéflissen notwendig, oder — ein-
facher, aber ungenauer — die Messung von potentieller Temperatur und Windgeschwin-
digkeit in zwei verschiedenendtén.

Die Untersuchungen von Landberg [22] basieren auf denselben Formulierungen. Ledig-
lich seine Wertedi ®, beruhend auf Arbeiten vondgjstom [16], differieren leicht von
den genannten Werten:

1+4.87 Z > 0, stabil
(%)= (40)
L 2\~ 1/4 .
(1-19.3%) z/L < 0, labil
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Hogstom [17] hat alle bisherigen Erkenntnisse zusammengefal3t undgsctil” das
Windprofil nach dem Ansatz von Monin-Obukhov mit

() - e @

folgende Beziehungemflabile bzw. stabile Schichtung vor:

(1—192)" ! ~0.02 > z/L > —0.5
b = (42)
14532 0.02 < z/L < 0.5

Diese von Hgstom verwendeten Werte stellen die Mittelwerte der Ergebnisse der bishe-
rigen plausiblen Untersuchungen und Experimente dardEin stabilen Fall schwanken

die einzelnen Werte zwischen2z/L und6.25z/L. Rir einz/L gréRer als 0.5 w&chst

die Streuung erheblich, was zu der Vermutung AnlaR3 gibt, daMablangig vonz/L

wird. Dies bedeutet, dal3 Turbulenz nur noch sporadisch auftritt und die Monin-Obukhov-
Theorie in diesem Bereich ihreuBigkeit verliert.

Auch bei hoher Instabilétt' ist ® nicht eindeutig /L < —0.5). Es ist zu erwarten, dal3
lokale freie Konvektion vorherrscht, wodurch auch die Bestimmungaygroblematisch
wird. Trotzdem hat die obige Beziehung laubdgtom sogar Gltigkeit bis zu einem
Wert vonz/L > —2.0.

Die Gradient-Richardson-Zahl ist in etwa bestimmt dufeh~ 1.5z/L, wennz/L >
—0.5. Fir Werte vorz/L < 0.5 ist der Zusammenhang laubgstom nicht klar.

Das nicht-neutrale Geostrophische Reibungsgesetz

Auch das Geostrophische Reibungsgesetz ist von der thermischen Schichtung der Atmo-
sphare ablangig, was sich in der Alargigkeit der beiden Konstanteh = A(x) und
B = B(p) von dem fir stabile wie labile Schichtunguifigen Stabilititsparameter

K Uy
n=r (43)

ausdtickt. Dies fihrt mit xu, / f = Hohe der Grenzschicht zu der nicht-neutralen For-
mulierung der Gleichung (2):

G = %\/(m <fu;0> - A(u))2 + B(u)? (44)

(45)
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Wie Landberg [22] gezeigt hat, streuen bereits die Ergebnisse der Experimente zur Be-
stimmung vonA und B im neutralen Fall stark. Die von ihm verwendeten Werte von

A = 1.8 und B = 4.5 entsprechen ungaiiir dem Mittelwert der verschiedenen Experi-
mentergebnisse.

Auch die diversen empirischen Abstiingen von Arya [1, 2], Billard [6], Jensen [20],
Long & Guffey [24] und Zilitinkevich [49, 50] weisen grol3e Unterschiede auf (Abbil-
dung 11 und Abbildung 12). Bis auf die von Zilitinkevich [50] angegebenen Beziehun-
gen unterscheiden sich die Werte vérund B bei Rickflinrung auf neutrale Schichtung
deutlich von dendi neutrale Schichtung alailfig angenommenen Werten.
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Abbildung 11:Abhéngigkeit des Parametefsvon dem Stabilttsparameter nach verschiede-

nen bekannten empirischen Abatttingen. Ein negativer Stabdltsparameter kennzeichnet eine
labile Schichtung. Besondergrfiden stabilen Bereich weisen die verschiedenen vorgeschlagenen
Abhéngigkeiten grof3e Unterschiede auf; aus [22], WantéZflitinkevich 1989 zugafgt.

Bis auf Zilitinkevich [50] sind alle Gleichungen einschliel3lich einer Mittelwertsbezie-
hung von Landberg [22)uF seine Windprognose eingesetzt worden. Die von ihm erziel-
ten Ergebnisse wiesen jedoch einen deutliohdrén Fehler auf als die Berechnungen
mit den Gleichungen des logarithmischen Windprofils und Geostrophischen Reibungsge-
setzes dif den neutralen Fall. Eine Anwendung im Rahmen derdiése Arbeit durch-
geflihrten Berechnungen findet aufgrund dieser hohen Unsicherheiten nicht statt.
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Abbildung 12: Wie Abbildung 11, nur @it den ParameteB; aus [22], Werte di Zilitinkevich

1989 zugdigt.
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3 Modelle zur Vorhersage des bodennahen Windes

3.1 Uberblick uber existierende Vorhersageverfahren

Es existieren bereits verschiedene Verfahren zur Vorhersage von Windgeschwindigkeiten
und -richtungen. Sie unterscheiden sich zum Teil erheblich in Einsatzzweck, Operatio-
nalitat und in den dem jeweiligen Verfahren zugrundeliegenden Modellen. Im folgenden
werden mehrere Verfahren vorgestellt, auf ihre Charakteristika eingegangen und die Un-
terschiede zur hier durchgéfiten Arbeit ediutert.

Das WindleistungsprognosesystBeiwin zur Unterstitzung des EVU-Lastverteilers von

der SCHLESWAG AG und der WINDTEST KWK GmbH ist ein operationelles Mo-
dell, mit dem die zu erwartende Leistung von Windparks an der WestkSchleswig-
Holsteins innerhalb derathsten Stunde vorhergesagt wird [35]. Es ist vor allem ent-
wickelt worden, um das ptzliche Abschalten von Windkraftanlagen durch zu hohe
Windgeschwindigkeiten, die durch das Auftreten von Sturmfronten hervorgerufen wer-
den, rechtzeitig erfahren und einplanen omnkén. Grundlage dieser Vorhersage ist ein
translatorisches Modell, mit dem eine Trendanalyse der Leistungsabgabe der Windkraft-
anlagen erstellt wird. Eingangsdaten sind an mehreren Orten (u. a. auf Helgoland) gemes-
sene meteorologische Daten der letzten Stunde und alididkeitsverteilung der Wind-
geschwindigkeit. Unter Verwendung eines translatorischen Modells wird berechnet, zu
welchem Zeitpunkt an den Mel3standorten detektierte Wetterfronten die jeweiligen Wind-
kraftanlagen erreichen. Der Vorhersagezeitraum von einer Stunde i 'Einsatz bei

der mittelfristigen Leistungsregelung der konventionellen Kraftwerke zu gering.

DasRisg National Laboratory in Danemark arbeitet an einem Ansatz, der auf der Basis
eines meteorologischen Modells eine 48-Stunden-Vorhersage der Leistungsabgabe von
Windkraftanlagen di Danemark erlaubt [21]. Dieses bereits bei danidchen Kraft-
werkseinsatzplanung eingesetzte Verfahren ist das am weitesten entwickelte und war An-
regung ftir die hier durchgeftirten Arbeiten. Die Basis dieser Vorhersage bilderttigh
Resolution Limited Area Model (HIRLAMjlas Wettervorhersagemodell deengchen
meteorologischen Institutes, sowie die Ergebnisse de$\indpotentialstudien einge-
setzten Programmes WA [28]. Die in WA'P verwendeten Algorithmen sind entschei-
dend fir die Beticksichtigung der direkten lokalen Gegebenheiten am Anlagenstandort.
Da sie nichiffentlich zuginglich sind, war keine direkigbernahme und Weiterentwick-

lung in dieser Arbeit mglich; die zugrundeliegenden Verfahren und Algorithmen muf3-
ten vollseindig neu erarbeitet und entwickelt werden. Komplexesa@# wird in dem
danischen Vorhersagesysterbei das Modell von Jackson and Hunt [19]umksSichtigt

(siehe hierzu auch Kapitel 4.4).

DasDeutschlandmodelldes Deutschen Wetterdienstes (DWD) war bis zum 1. Novem-
ber 1999 das standara@fig vomDeutschen Wetterdiensingesetzte numerische Modell
zur allgemeinen Wettervorhersage. Anschliel3end ist esakalmodellabgebst wor-
den. Zu den vorhergesagtendBen gebien auch die geostrophische Windgeschwindig-
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keit und -richtung und die bodennahe Windgeschwindigkeit und -richtung in 10meH"
Die Berechnungen haben eine Augling von 0.125 was einem Gitterpunktsabstand von
ca. 14 km entspricht. Der maximale Vorhersagezeitraumage#8 Stunden. Eine ge-

nauere Beschreibung ist in Kapitel 3.2 vorhanden.

Die raumliche Aufbsung dieses Modells ist nicht ausreichend, um Aussaden die
Windgeschwindigkeit an konkreten Standorten von Windturbinen macheromoek:
Dies gilt auch @i die vorhergesagten Werte in 10 moli€, bei denen nur dasdelfienmittel
von Rauhigkeit und Orographiebér ein Rechengitterelement beksichtigt werden.
Allerdings lassen sich die Vorhersageergebnissel@mgschlandmodellals Eingangs-
grof3en tir einen Ansatz mitbfierer eumlicher Aufbsung einsetzen.

Statistische Interpretationsverfahren ermoglichen eine Interpretation der Ergebnisse

der numerischen Vorhersagemodelle insbesondereifie Vorhersage von lokalen me-
teorologischen Gf3en und werden von den Wetterdiensten operationell verwendet. Das
Prinzip ist, statistische Regressionstechniken zu nutzen, um die vom numerischen Modell
vorhergesagten GRen (Padiktoren) mit den interessierenden, in den Modellgleichungen
jedoch nicht explizit vorhandenen, lokalenaBen (Padiktanden) in Beziehung zu set-

zen. So werden z.B. der von dem Vorhersagemodell gelieferte Druck mit dexohiads”

vor Ort an einer Wetterstation gemessenen in eine statistische Beziehung gesetzt. Eines
dieser Verfahren ist diMOSMethode (model output statistics) [3, 14].

Beim MOSwird eine statistische Beziehung zwischen demdidtanden und den im nu-
merischen Modell enthaltenen Variablen, die in diesem Fall dieliRioren darstellen,
entwickelt. Aufgrund der Notwendigkeitif eine Aufstellung der Regressionsbeziehun-

gen an einzelnen Standortemfjere gemessene Zeitreihen der Windgeschwindigkeit be-
reitzustellen, werden statistische Interpretationsverfahren nicht direkt im Vorhersagemo-
dell eingesetzt. Sieddinen aber als Postprozessor die Vorhersageergebnisse verbessern,
wenn fir die betrachteten Standorte ausreichend lange und genaue Messungen sowie Vor-
hersagedaten des Modells, auf das der Postprozessor angewendet werden soll, vorhanden
sind. Genaueres hierzu siehe Kapitel 7.

Es existieren verschiedeModelle zur momentanen Windgeschwindigkeitsvorhersa-
geim Sekunden- und Minutenbereich. Diese Modelle basieren ausschliel3lich auf stati-
stischen Verfahren. Beispiele hiarfsind Anwendungen, die Kalman-Filter-Techniken

[7] oder Neuronale Netze [23, 4] verwenden. Diese Verfahren werden bereits sinnvoll
bei der Steuerung von Windenergiesystemen (z. B. Wind-Diesel-Systeme) eingesetzt; ei-
ne Verwendungdi das hier verfolgte Ziel ist aber wegen des kurzen Vorhersagezeitraums
auszuschlief3en. In einer dmstitut fur solare Energieversorgungstechnik (ISEiLych-
geflihrten Diplomarbeit werden neuronale Netoe Yorhersagemuber einen Zeitraum

von 15 Minuten verwendet [26]. Diese werden zu 1-Stunden-Werten gemittelt und auf
Basis dieser Werte die Windgeschwindigkeit eine Stunde im voraus prognostiziert. F~
langere Vorhersagezaitrine bis zu 48 h verweist auch das ISET auf deghthkeit der
Vorhersage auf Basis meteorologischer Parameter [11].
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3.2 Das numerische Deutschlandmodell des Deutschen Wetterdien-
stes

Fur Vorhersagemiber Zeitbereiche von mehreren Stunden bis Tagen, im Sprachgebrauch
der Meteorologen Kurzfristvorhersage genannt, erscheint es sinnvoll, auf die vom Deut-
schen Wetterdienst (DWD) erstellten gra@migen Wetterprognosen maKzugreifen.

Im Rahmen des Deutschlandmodells (DM) stehen routafdgimeteorologische Pro-
gnosen @i die Windverlfaltnisse in den unteren Schichten der AtmaapHlir Vorhersa-
gezeitdume von 6-48 Stunden zur Megting. Verfahren wie daBeutschlandmodell

sind ein wichtiger Teil der numerischen Wettervorhersage, die aus dem Zusammenspiel
der grof3aumigen mit den kleiratimigen Modellen, der Datenassimilation und der Da-
tenanalyse besteht.

Bei ihnen wird ausgehend vom aktuellen Zustand der Atmaspleine Simulation

der sie bestimmenden Prozesse durchigef” Dies geschiehtuf” das Deutschland-
modell fur die mesoskaligen Effekte im Bereich von etwa 10—100km auf Basis der
strdmungsmechanischen Modellierung der Atmaaghiind Anwendung der Massen-
Impuls- und Energieerhaltungggé. So kann eine Aussageer die wahrscheinliche
zukuinftige Entwicklung getroffen werden. Mit Ausnahme von extrem kurzen Vorhersa-
gezeiteumen werden heutzutage alle Wettervorhersagen auf dieser Basis erstellt. Der
Anfangszustandu’ die numerische Wettervorhersage wird durch Messung aller relevan-
ten GiolRen in einem weltumspannenden Beobachtungsnetz aus synoptischen Stationen
gewonnen. Die Daten werden mit einer Vielzahl von Mel3plattformen (Bodenstationen,
Schiffe, Bojen, Radiosonden, Satelliten, Flugzeuge) aufgenommen. Mit Hilfe eines As-
similationverfahrens werden die zeitlich uramlich unregelraBig verteilten Beobach-
tungsdaten aufbereitet und auf das Modellgitter transformient.di€’ regionale Wetter-
vorhersage in Deutschland wird vom DWD standaafkig'das numerische Deutschland-
modell verwendet. Enthalten ist hier unter anderem eine Vorhersage der Komponenten der
Windgeschwindigkeit. Die vorhergesagteroBein werdenui die meteorologische Stan-
dardlrohe von 10 m sowieu"die verschiedenen Modell- bzw. Druckniveaus ausgegeben.
Die horizontale GitteraufiSung betgt 0.125 Grad, entsprechend ca.<184 knt, wobei

jedem Gitterpunkt eine mittlere Rauhigke#islje zugeordnet wird. Initialisiert wird ein
Modellauf mit vollseindigem Parametersatz jeweils um 0.00 und 12.00 Uhr UTC (Univer-
sal Time Coordinated). Die interne zeitliche Aagling des Modells betgt eine Stunde.

Das Deutschlandmodell ist eingebettet in das Europamodell des DWD, das eine deutlich
groRere Ficthe umfaldt, aber eine schlechtere geographischeswlt als das Deutsch-
landmodell aufweist. Das Europamodell wiederum ist in das weltumspannende Global-
modell eingebunden.Uf die Vorhersage der Windgeschwindigkeit und -richtung an den
Standorten von Windkraftanlagen ist das Deutschlandmodell jedoch zu erweitern. Auf-
grund der geringeratimlichen Aufbsung des Modells sind lokale, die Windvaltmisse

an den WKA-Standorten bestimmende, Gegebenheiten des Standortes wie Rauhigkeiten,
Orographie und lokale Hindernisserfden hier anvisierten Verwendungszweck nur un-
zureichend oder gar nicht beschrieben. Des weiteren fallenatieider Modellniveaus
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im allgemeinen nicht mit den Nabeolhén der betrachteten Windkraftanlagen zusammen.

3.3 Das Oldenburger Vorhersagemodell

Grundlage des Vorhersageverfahrens ist prinzipiell die allgemeine numerische Wetter-
vorhersage der nationalen oder elasghen Wetterdienste, die Informationgner die
zeitliche Entwicklung meteorologischer Werte einschlief3lich Windgeschwindigkeit und
-richtung liefern. Diese Ergebnisse werdanmilich verfeinert, so dal’ lokale Effekte im
Bereich von etwa 100 m bis 10 km beschrieben werdamkn. In dieser Arbeit werden

die Vorhersageergebnisse desutschlandmodellsom Deutschen Wetterdien$ar die
nachsten 48 Stunden in einer Schrittweit@oh flir archivierte historische Daten und 3 h

fur Online-Daten dif die Jahre 1996 bis 1999 verwendet. Siehe hierzu auch Kapitel 3.2
und Kapitel 5.1.

Mit diesen Daten wird unter Verwendung physikalischer Modelle die Windgeschwindig-
keit und -richtung @it die lokalen Gegebenheiten am Standort und die Naddentér je-
weiligen Windkraftanlage berechnet (Abbildung 13). Hierzu sind Informatiaten die
Rauhigkeiten, Hindernisse, Orographie, thermische Schichtung der Ataresind-
anlagendaten und Windparkgeometriernig.”



Modelle zur Vorhersage des bodennahen Windes 39

Abbildung 13: Skizziert ist das vertikale Windgeschwindigkeitsprofil und die Abfolge der
beim Oldenburger Vorhersagemodell eingesetzten Modelle zur Bestimmung des Windes auf Na-
bentohe, bei Verwendung des Windes in gro3eshkli als Ausgangswind.
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4 Methode der raumlichen Verfeinerung

Die rdumliche Verfeinerung basiert auf den ErgebnissenRiastschlandmodellsVon

diesem werden die Windkomponenten zum einenefihe Hbhe von 10 muber Grund
ausgegeben, wobei Rauhigkeiten und Orographie des Gitters in die Werte eingegangen
sind, zum andereruf Modellevel.

Die Windgeschwindigkeit am Stand@mdert sich je nach Rauhigkeit und orographischen
Bedingungen unter Umetiden innerhalb von wenigen Kilometern oder im Extremfall
sogar einigen Metern sehr stark. In Anbetracht der hoheraAdigkeit der im Wind
enthaltenen Leistung von der Windgeschwindigkeit und deren logarithmischem vertika-
len Profil ist schnell erkennbar, dal die Augling delDeutschlandmodeNorhersageui
Windenergieanwendungeurfdie meisten Anlagenstandorte zu grob isir Eine ausrei-
chend genaue Vorhersage der Leistungsabgabe ist es deshalb notwendig, die Vorhersagen
des Deutschen Wetterdiensté®rizontal eaumlich unter Barcksichtigung der direkten
Standortgegebenheiten zu verfeinern und vertikal die Windgeschwindigkeit in Nati®enh”™
der Windkraftanlagen zu berechnen (Abbildung 14). Die hierzu notwendigen Verfahren
werden im folgenden vorgestellt. Hierbei wird besonders auf den Transformationsprozef
zwischen geostrophischem Wind und Bodenwind und auf die Bestimmung der Rauhigkei-
ten am Standort eingegangen, einschliel3lich der damit zusanamgamden Ausbildung
interner Grenzschichten aufgrund von Rauhigkeitasgen. Nach der Thematisierung

der Einbindung der atmosphschen Stabildt auf die verwendeten Modelle behandele
ich zum Abschlul3 dieses Kapitels die Modellierung der Abschattungen in Windparks und
stelle ein einfaches Verfahren zur Beksichtigung der orographischen Gegebenheiten
am Standort vor.

Den hier beschriebenen Modellen liegen Annahmen zugrunde, die ihren
Gliltigkeitsbereich einschriken. So ist eine Voraussetzung die Existenz von Gleichge-
wichtszuséihden, so dal3 in der Realitin EinzelBllen, z. B. bei Wetterumschwgen,

mit den Vorhersagemodellen die gemessenen Werte nicht wiedergegeben werden.k”
Des weiteren gelten sie aufgrund der den Modellen zugrundeliegenden Annahme
turbulenter Swwimung nur &ir grol3ere Windgeschwindigkeiten, wie sier fWWindener-
gieanwendungen von Bedeutung sind. Wegen der Eiaskhrig auf geringe vertikale
Warmeflisse sind die Modelle nuuf'genalRigte geographische Breiten mit einer nahezu
neutralen thermischen Atmosatenschichtungutig. Teile dieses Kapitels beruhen auf
Darstellungen und Arbeiten in Mellinghoff [25].

4.1 Transformation des Modellwindes auf Nabenbhe

Ausgangspunkt der lokalen Verfeinerung sind die vbeutschlandmodeldusgegebe-
nen Werte der Windkomponenteurfdie Modellevel deDeutschlandmodellsnd den
Bodenwind in 10 m ldhe an den Gitterpunkten.

Unter Verwendung einer entfernungsahgigen Wichtung werden die Werte an den
vier umliegenden Gitterpunkten des betrachteten Standortes auf die geographischen
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Abbildung 14: Schematische Darstellung des Vorhersageverfahrens. Ergebnis ist die zu
erwartende Leistung einer einzelnen Windkraftanlage an einem bestimmten Standort zu
einem festen Zeitpunkt innerhalb deaahsten 48 Stunden. Gegenseitige Abschattungen
innerhalb eines Windparks werden gegebenenfalisdksichtigt.

Koordinaten des Standortes gemittelt, wodurch sich die lok&leatschlandmodell
Vorhersagedaten ergeben (siehe auch Kapitel 12.1).

Die Berechnung der Windgeschwindigkeitarr flie Nabenbhe der jeweiligen Wind-
kraftanlage geschielitbéer das Geostrophische Reibungsgesetz (&), das der Boden-
wind mit dem geostrophischen Wind vetlpft ist, unduber das logarithmische Wind-
profil (37).

Im Fall des Bodenwindes und der unteren Modellevel ist aus der Windgeschwindigkeit
am Boden der Wind in grof3endHén zu berechnen, um die in dixeutschlandmodell
Berechnungen eingeflossenen Werte der Gdiehinbeschaffenheit zu eliminieren und
das Verfeinerungsmodell anwenden zmkén (siehe linken Zweig in Abbildung 15). Ist
der Wind in gro3en Hhen einmal bekannt, kann dieser — wie auf den oberen Modelle-
veln — als geostrophischer Wird angesehen werden. Mittels der sektoriellen Rauhig-
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keitsldnge des betrachteten Sektors wilgki’ das Geostrophische Reibungsgesetz (44)

o {nz) ) o

die Schubspannungsgeschwindigkeider Prandtl-Schicht bestimmt. Diese wird einge-
setzt in das logarithmische Windprofil (37)

Uy z z
und fiihrt unter Verwendung einer detaillierten Rauhigkeitsbeschreibung mit

Berticksichtigung von Rauhigkeitsgprgen auf die Windgeschwindigkeit in der
gewuinschten l@he innerhalb der Prandtl-Schicht.

GDM(%? f)

geo. \
Reib.ges. = G(20,0m) = U (20,10kal)

log. Profil | = unape

ulokal(ZNabea 20,lokal, OT O, farm)

log. Profil | = u, pm

UDM bodennah

Abbildung 15: Der linke Zweig der Zeichnung zeigt die bei Verwendung des Windes im Ein-
fluBbereich der Erdobedithe beatigte Berechnung des geostrophischen Windes zur Entfernung
der Bodeneintisse durch das Deutschlandmodell. Der rechte Zweig zeigt die Vorgehensweise bei
anschlieSender Berechnung des Windes auf Nattentér Windkraftanlage mit dem detaillierten
Modell. Dies gilt auch bei Verwendung der Winde auf deméren Modelleveln.

Die Drehung des Windes in der Ekman-Schicht wird durch Anwendung von Glei-
chung (45)

benicksichtigt.
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4.2 Benicksichtigung inhomogener Gehnderauhigkeiten

Der Wind uberstreicht ein Galhide unterschiedlich hoher Rauhigkeiten. Eine hohe Rau-
higkeitséingez, fuhrt zu einer starken Bremsung der Windgeschwindigkeit in niedrigen
Hohen. In dieser Arbeit wird die durch den Euaigchen Windatlas [45] etablierte Be-
schreibung der Rauhigkeit um eine Windkraftanlage verwendet. Mit der Windkraftanlage
im Zentrum werden die Himmelsrichtungen in 12 Sektoren zu jews@erteilt. Inner-

halb eines solchen Sektors werden Abschnitte gleicher Rauhighegesbestimmt (Ab-
bildung 16). Im Rahmen dieser Arbeit ist es oftmals notwendigTEile der Umgebung
eine gemittelte Rauhigkeitshge anzugeben. Es werden verschiedene Rauhigkeitsdefini-
tionen verwendet.

Das Zusammenfassen aller Rauhigkeitsangaben an einem Standort zu einer gemeinsa-
men Rauhigkeitsliige wird im weiteren almesoskalige Rauhigkdiezeichnet. Hierzu

zahlen auch die Werte, die iDeutschlandmodelles Deutschen Wetterdienstes als Rau-
higkeitsbngez, fur die einzelnen Gitterpunkte verwendet werden. Soll die mesoskalige
Rauhigkeit aus einer detaillierten Rauhigkeitsbeschreibung berechnet werden, so findet
die Mittelung aller Rauhigkeitsangabahér Gleichung (46) statt.

11
1
Z0meso — €XP (E § In ZOZ') (46)
=0

Alle Rauhigkeitséingen eines 30weiten Sektors zu einem Wert zusammengefalit heil3en
im folgendersektorielle Rauhigkeitalls keine Mittelungen vorgenommen werden, wird
der Begriff derdetaillierten Rauhigkeitsbeschreibuagrwendet.

Abbildung 16:Ein 30 -Sektor der Rauhigkeitsbeschreibung von oben betrachtet, mit einer Wind-
kraftanlage (WKA) im Mittelpunkt. Dem Sektor ist bis zur Entfernutigvon der WKA die Rau-
higkeitséingezy1 und anschlie3end bis, die Rauhigkeitdigezy; zugeordnet. Entsprechend
der Rauhigkeitsliige veandert sich auch die Schubspannung Am Ubergang vorzy, zu zgs
entsteht eine interne Grenzschicht. Aus [25].

An denUbergingen zwischen den einzelnen Rauhigkeiten innerhalb eines Sektors bil-
den sichinterne GrenzschichtefiBL) aus (vergleiche Abbildung 10 in Kapitel 2.4.3).



44

Die bereits dargestellte Theorie zur internen Grenzschichiiisteigleichsweise geringe
Abstdnde zum Rauhigkeitssprung entwickelt wordenr é&é Beschreibung der Grenz-
schichttohe in goRReren Entfernungen hat Anna M. Sempreviva [40] durch den Vergleich
von theoretischetberlegungen und Messungen gezeigt, daR die Windgeschwindigkeit
bis zu einer Khe von 9% der IBL durch die Rauhigkedsije und Schubspannungs-
geschwindigkeithach dem letzten Rauhigkeitssprung bestimmt ist und ab eirareH”
von 30 % der IBL durch die Rauhigkeigsige und Schubspannungsgeschwindigkait

dem letzten Rauhigkeitssprung. Zwischen diesen beid#reR wird lineauber den Lo-
garithmus der ldhe interpoliert (Abbildung 17). In dem Diagramm ist zum einen der

Inz

hIBL

SO%hIBL

9%hrBL

I'l /
‘ 7/
20r L \
rauh — glatt

/& glatt — rauh

R0g |

Y

u

Abbildung 17: Halblogarithmische Darstellung des vertikalen Windprofils. Zu sehen sind die
Geschwindigkeitsprofileuf denUbergangglatt — rauhund rauh— glatt. Aus Mellinghoff [25],
nach Sempreviva [40].
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Ubergang von einer glatten zu einer rauhen Obehi# und umgekehrt dargestellt. Da
die absoluten Werte der Rauhigkedtistienz,, und z;, als konstant angesehen werden,
ergibt sich tir beide Rlle die gleiche IBL-bheh und daraus folgend auch die gleichen
Hohen 30% und 9% voh. Zu sehen sind die logarithmischen Windprofile dlie beiden
Rauhigkeitsingen (Geraden) und die Windprofile, die sichatfig von der Situation
des Rauhigkeitswechsels ergeben (gestrichelte Kurvexufejl”

Dieses Verfahren kann bei mehreren Rauhigkeitsgypeitn mehrfach hintereinander ange-
wendet werden. Dabei haben Vergleiche zwischen Ergebnissen des Programfies WA
und einer eigenen Implementierung gezeigt, daf3 bei einem mehrfachen Rauhigkeits-
wechsel die logarithmisch-linearen Interpolationen nur zwischen den 308&iHder
verschiedenen internen Grenzschichten stattfinden. Lediglich in der untersten internen
Grenzschicht wird wie angegeben zwischen der 9 % und der 30 %-Marke interpoliert. Im
untersten und obersten Abschnitt gelten auch in diesem Fall die entsprechenden Formeln
aus Gleichung (47).

Die verschiedenen Rauhigkedsijenz,,, werden im Rahmen dieser Arbeit von innen
(Standort der Windkraftanlage bzw. des Meldmastes) nach aul3ahltgdzii das Wind-

profil ergibt sich dann mit dem von Sempreviva [40] gegebenen Verfahren die abschnitts-
weise definierte Funktion in Gleichung (47) (siehe hierzu auch [12]).

(o1 () fur 0.3 hy < 2

20,3

In( &
u” + (u" —u") (33%) fur0.3-hy <2<0.3-hy

u(z) = ln( z ) (47)

w4 (U — ) =5t fur0.09-h <2<03-y
ln(o.og-hz)
%unQL) fur z < 0.09 - hy
\ K 20,1
mit
0.09-h
z/:ﬁﬂm< 1) (48)
K 20,1
0.3-h
wu:%hn< 1) (49)
K 20,2
. 3-h
u" = 3 (03 2) (50)
K ZO,I

Die Ausbildung der internen Grenzschichtenaredért dasui die Windgeschwindigkeits-
bestimmung otigeu,. Uber das Geostrophische Reibungsgesetz (Gleichung (44)) kann
die Schubspannungsgeschwindigkeit in der Prandtl-Schicht errechnet werden, wenn die
geostrophische Windgeschwindigkéitund die sektorielle Rauhigkett ., bekannt sind.
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Die weiter stromabwarits liegenden, zu den einzelnen Rauhigkeiterogaiden Schub-
spannungsgeschwindigkeiten,, werdenuber das im Eurogschen Windatlas [45] be-
nutzte empirische Vedithis deru,,, von zwei aneinander angrenzenden internen Grenz-
schichten ermittelt (Gleichung (51)).

ln(hIBLn/ZOn)
ln(hIBLn/Zan)

(51)

Ukp—1 = Uxn

Um dem mit wachsender Entfernung zum Standort geringer werdenden Einflu3 der Rau-
higkeiten auf den Wind am Standort Rechnung zu tragen, wird der Wichtungsfaktor

Tn
W, = exp (—5> (52)
eingefihrt und mit
20n41 i= €XP {ln 2om + W, In (Z(;Hl)] (53)
On

die Rauhigkeiten korrigiert. Da angenommen wird, dal3 Rauhigkeiten ab 10 km Entfer-
nung vom Standort praktisch keinen Einflu? mehr auf den Wind am Standort haben, wird
D gleich 10000 m gesetzt. Auf diese Weise werden iterativ die Rauhigkagsh zu ei-

ner gewichteten Rauhigkeitsige zusammengefalt, bis schlie3lich ein Wartifé mitt-

lere Rauhigkeit, ., des Sektors, bezogen auf den Standort, erhalten wird.

Die Auswirkungen der in diesem Kapitel beschriebenen Modelle auf das Windgeschwin-
digkeitsprofil am Standort sind in Abbildung 18 und Abbildung 19 deutlich zu erkennen.

Abbildung 18 zeigt die Windgeschwindigkeit am Anlagenstandort in agijkeit von

der Hohe bei einem Rauhigkeitssprung von sehr glatt nach sehr rauh (aus Sicht des Win-
des): In niedrigen dhen ist die Windgeschwindigkeit durch die hohe Rauhigkeit am
Standort beeinflul3t. In groRenoHén hat die hohe Standortrauhigkeit keinen Einfluf3
mehr, zum Tragen kommt die glatte, weiter entfernte Rauhigkeit. Dazwischen wird loga-
rithmisch interpoliert.

Abbildung 19 zeigt verschiedene 38ektoren eines Standortes mit jeweils mehreren
Rauhigkeitsspufigen. Beide Abbildungen veranschaulichen die Bedeutung eines detail-
lierten Rauhigkeitsmodells und den Einflul3 der Bodenreibung auf die Windgeschwindig-
keit.
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Abbildung 18: Aufgetragen ist die Hfieuber Grunduber die Windgeschwindigkeit. Zu sehen

ist das vertikale Windgeschwindigkeitsprofilrféinen Rauhigkeitssprung innerhalb eines Sektors
von glatt nach rauh aus Sicht des Windes. Zwischen den beiden Profilabschnitten ist deutlich der
interpolierte Teil zu erkennen.
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Abbildung 19: Wie Abbildung 18, nur tif verschiedene 36Sektoren eines Standortes. Es erge-
ben sich deutlich differierende Windgeschwindigkeiten pro Sektor.



48

4.3 Benicksichtigung der thermischen Schichtung der Atmospére

Die thermische Schichtung der Atmosph hat Einflul3 auf die in dieser Arbeit verwen-
deten physikalisch-mathematischen Modelle. Je nadf8&des vertikalen Temperatur-
gradienten verringert oder evht'sich die Windgeschwindigkeit gegdrer der neutralen
Schichtung @i eine feste ldhe. Die in Mitteleuropa im Jahresmittel vorherrschende,
leicht stabile Schichtungufirt zu einer Verringerung der Windgeschwindigkeit in niedri-
gen Hohen und einer Exdfiung in golReren kWhen ab 50-80 m (vergleiche auch Abbil-
dung 20).

Eine Betricksichtigung der Schichtung in den Vorhersageverfaha@h dich somit zum
einenuber die Verwendung des klimatologischen Jahresmittelwertes realisieren, zum an-
derenuber die Einbeziehung des lokalen aktuelleariiéflusses. Da die Schichtung f*

das betrachtete Gebiet im Jahresmittel nicht neutral ist, ist zu erwarten, daf3 sich bei Ein-
beziehung des klimatologischen Jahresmittelwertes die mittleren Fehlerupegeten
streng neutralen Modellergebnissen verringern. Der klimatologische Jahresmittelwert
Deutschland ist gut bekannt. Aus dieseru@ién wird diese Variante in dem Vorhersa-
geverfahren verwendet.

Fir eine Beutcksichtigung der lokalen aktuellen Schichtung ist eine genaue Kenntnis des
jeweils aktuellen lokalen \Wmeflusses notwendig. Dieser wird prinzipiell v@rautsch-
landmodellberechnet und ausgegeben; es ist jedoch anzumerken, daf3 die Variation der
Warmeflisse sehr gering und schwer mel3- und berechenbar ist. In einer Beispielrechnung
ermittelt Stull [43] den lokalen \&fimefluRw'é’ zu 0.0034 Km/s. DiesalRt einen groRen
Fehler erwarten, der dazutiien lohnte, daf die Ergebnisse schlechter werden als mit
den streng neutralen Modellen. Diese Variante konnte bisher noch nicht in dem Vorher-
sageverfahren becksichtigt werden, es wird aber eiroglicher Weg vorgeschlagen, wie

der aktuelle Vérmeflu3 zulkihftig Eingang in die Modelle findendkinte.

4.3.1 Basis: Der klimatologische Jahresmittelwert

Das auf dem klimatologischen Jahresmittelwert basierende Sadntibdell orientiert
sich an dem im Euragschen Windatlas verwendeten Verfahren und benutzt die dort do-
kumentierten Gleichungen undaifiieflisse. Basis ddoberlegungen ist die Annahme
der Strung eines neutralen Grundzustandes dure@riéflisse, was mathematisch da-
durch zum Ausdruck kommt, daf3 die Windgeschwindigkeit:) bei neutraler Schich-
tung mit einem Korrekturterm multipliziert wird:

) =) (1455 1) (54)

wo(2m)

Hierbei ist der Tern% bestimmtuber Gleichung (55)

Au(zm) _ Auy Y(zm/Logs) + ¥(2m/Loms) (55)

uo(Zm) Uy In(z,/20)
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mit den in den Monin-Obukhov-rigen L,;; und L,,, implizit enthaltenen
WarmeflissenAH,;; = -40W/n? und AH,,,,; = 100W/n? (multipliziert mit einem
Formfaktor F=0.6). Damit setzt sich der Gesartméflud zusammen aus der Summe
eines mittleren Offsets des&ineflusses und eines variierenden Anteils. Die zaggé™
Monin-Obukhov-lange wirduber Gleichung (31) bestimmt. DiedHéz,, ist abldngig
von der Rauhigkeitslfigez, und der Rossby-Zahl Re= G/ f z, und stellt die Verbin-
dung des Rauhigkeitsmodells zum Stabtkthodell dar:

Zm = 0.002 zy RA"? (56)

Das Verlaltnis 2% wird Uiber Gleichung (57) aus dem volstdigen Differential des
Geostrophlschen Reibungsgesetzes erhalten.

du, cqg
ue | fToc,pG?

} AH (57)

Die neu auftretende Konstante hat den West 2.5.

Die in Gleichung (54) eingefirte Funktionf(z) ist fur die Form des Profils verantwort-
lich (Gleichung (58)):

In(zm/20)

flz)=1- In(z/z)

(58)

Abbildung 20 zeigt den EinfluR des Stakalismodells auf das Windprofil in der Prandtl-
Schicht. Dargestellt sind die Profile bei neutraler Schichtung (Geraden) und die Profile
bei stabiler Schichtung nach Anwendung des Stalditiodells auf einer halblogarithmi-
schen Skalauff'einen Abschnitt konstanter Rauhigkeit. Diese Form des Profils ist typisch
fur eine stabile Schichtung [43]. Der Einflul3 des Staduitiodells nimmt mit steigender
Windgeschwindigkeit ab. Dies ist zu erwarten, da eiobdré Windgeschwindigkeit ein
effektiver Mechanismus zur Koppelung der Schichten untereinander ist, gleichbedeutend
mit einer Abnahme der Mischungswagkjel. In Konkurrenz zu diesem Prozel3 verliert

die stabilisierende Wirkung an Einfluf3.

Weitere Beschreibungen und ein Vergleich des hier verwendeten Modells mit dem im
Europischen Windatlas [45] verwendeten Modell siehe Mellinghoff [25].

4.3.2 Basis: Der aktuell vorhergesagte \&rmeflui3

Viele der in der vorliegenden Arbeit verwendeten Stationen weisen einen hohen Ta-
gesgang der Windgeschwindigkeit auf (siehe Kapitel 6.3). Dieser istckauiihren

auf die tageszeitliche Vanderung des vertikalen &#fheflusses und der damit verbun-
denenAnderung der thermischen Schichtung der unteren AtmergphDieser Tages-
gang kann nur in der Modellierung hexksichtigt werden, wenn die aktuellen vertikalen
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Abbildung 20: Auswirkung des Stabilkittsmodells auf Windprofile bei konstanter Rauhig-
keit und verschiedenen geostrophischen Windgeschwindigkeiten. Geraden: Profil bei neutraler
Schichtung, Kurven: Profil bei stabiler Schichtung. Aus [25].

Warmeflisse oder der Temperaturgradient in der unteren Atnarsdiekannt sind. Eine
Modellierung mit dem im vorigen Abschnitt beschriebenen Verfahren ist nicigfliofi.

Im folgenden werden ogliche Vorgehensweisemif'die Beticksichtigung der aktuel-
len lokalen Schichtung der Atmospie aufgezeigt; eine Anwendung konnte im Rahmen
dieser Arbeit leider nicht stattfinden und bleibt maktiger Forschungsarbeit vorbehalten.

Sind der WarmefluRH und die aktuelle Temperatdr in der unteren Atmosré di-
rekt bekannt, z. B. als Vorhersagedaten Deutschen Wetterdiensto kann die Monin-
Obukhov-Lange unter Verwendung von Gleichung (3L) € (0/(kg)) - (cyu o/ H))
bestimmt werden, da = 0.4, g = 9.81 m/<’, ¢, = 1005J (kgK) ! und p = 1.225 kg/m?
als konstant und bekannt angesehen werdemé&i. Die potentielle Temperatur wird
uber Gleichung (27) ermittelt.

Die Monin-Obukhov-lainge wird im logarithmischen Windprofil (Gleichung (37)) und
fur die Berechnung des Stakatisparameters (Gleichung (43)) verwendet.

Hogstom [17] schégt vor, im Fall einer stabilen Schichtung den azéchen Term
U(z/L) Uber

z
U= 53 (59)

zu berechnen. Der Wert 5.3 ist hierbei der Mittelwert aller bisherigen empirisch ermittel-
ten Werte und weicht von dem in Gleichung (38) verwendeten Wert von 4.7astBim
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gibt den Giltigkeitsbereich dieser Beziehung mit2 < z/L < 0.5 an, wobei der Be-
reich zwischen -0.02 und 0.02 als neutral angesehen wird. Bei labiler Schichtung gilt die
Beziehung in Gleichung (39) mit Verwendung von

2\ —1/4
o= (1 - 195) (60)
Dieser Wert vorb entspricht auch dem von Landberg [22] verwendeten Wert, der sich an
einer Veoffentlichung von Hgstiom 1988 [16] orientiert hat.

Mit der Kenntnis der hgeL laf3t sich auch der StabaitSparameter (Gleichung (43))
ermitteln, der zur Berechnung des Geostrophischen Reibungsgesetzes und der Drehung
der Windrichtung in der Ekman-Schicht verwendet wird. Die VoragklZur Bestimmung

der beiden Parametet(;) und B(u), auf empirischen Untersuchungen basierend, sind
sehr verschieden, besonders im Bereich der stabil geschichteten Aamasyérgleiche

hierzu auch die Edliterungen und Abbildungen 11 und 12 in Kapitel 2.5.3.

Die Erfahrung von Landberg [22] hat gezeigt, daf? die Verwendung eines “stabilen” loga-
rithmischen Windprofils zusammen mit dem Geostrophischen Reibungsgesetz die Vorher-
sagen gegearber den “neutralen” Versionen verschlechtert hat. Ursacheruhigifinen

ein unzureichendes Modellverfahren zur Beschreibung der Schichtung oder eine unge-
naue Vorgabe des ®Wmeflusses sein. Um die Auswirkung der Modellierung zu testen,
konnte das logarithmische Windprofil bei stabiler Schichtung eingesetzt werden unter
Beibehaltung der neutralen Version des Geostrophischen Reibungsgesetzes. Diese Vorge-
hensweise ist angesichts der grol3en Unsicherheiten bei der nicht-neutralen Formulierung
des Geostrophischen Reibungsgesetzes sinnvoll. Als Alternative hierzu kann die stabi-
le Version des Geostrophischen Reibungsgesetzes unter Benutzung der von Zilitinkevich
1989 [50] vorgeschlagenen Beziehung &ine stabile Schichtung (L > 0) verwendet
werden:

A(p) = In(1+0.88u%%) — 255105 + 1.7 (61)
B(p) = 1.76pu%5 4+ 4.5
Dies ist die einzige vorgeschlagene Beziehung, die beiaharning an die neutrale
Schichtung in die di dieseublicherweise verwendeten Wemnidergeht. Da sie nuwuf”
stabile Schichtung gilt, berigt man eine weitereuf"den Fall einer labil geschichteten
Atmosplere (4 < 0). Fir diese Schichtungsart liegen die vorgeschlagenen Beziehungen
dicht beisammen, eokinen beispielsweise die von Zilitinkevich 1975 [49] verwendeten
Abhangigkeiten

A(p) = In lul 4

" 2
Bl = 10[u|° 2

benutzt werden.

Ist der WarmefluR nicht bekannt — er wird z. B. nicht standaafkig” bei den Online-
Daten desDeutschen Wetterdienstasit ausgegeben — so mul} @er den vertikalen
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Temperaturgradienten berechnet werden. DigstfZu weiteren Unsicherheiten in den
Berechnungen. ¥ labile und fast neutrale Schichtungen ist es prinzipielgtich, un-
ter Verwendung der Gradient-Richardson-Zahl die Monin-Obukhawge zu berechnen.
Siehe hierzu Gleichung (35) und Gleichung (36) in Kapitel 2.512. dt4bile Schichtun-
gen gibt Stull [43] die Beziehung

I<LL[ 8?
— — =42 4. . 63
6 0 3/ 7 / 5.0 (63)

an. Die drei verschiedenen Zahlen 4.23, 4.7 und 5.0 sind aus verschiedenen Untersuchun-
gen resultierende Ergebnisse. Es ist

L, = —% . lokale Monin-Obukhov-kihge
6y v
0 =—w0 /uy . lokale Temperatur
0, =0(1+0.61ry,, —ry) : Vvirtuelle potentielle Temperatur
Tsat :  Wasserdampf-&tigung des Luftpakets
T . Flussigwasser-Anteil des Luftpakets
ug = (W 4 o)A : lokale Schubspannung
K . von-Karman-Konstante

Mit Hilfe dieser Beziehung kanaber die potentielle Temperatur und deren Ableitung
nach der kbhe die Monin-Obukhov-&fige direkt bestimmt werden.

4.4 Benicksichtigung komplexen Geéindes

Steht die betreffende Anlage in orographisch komplexena®@d, muld das vanderte
Strdmungsverhalten der bodennahen Luftschichten durch Einsatz eines Modells, das die
orographischen Gegebenheitenumksichtigt, beschrieben werden. Ein einfaches Mo-
dell dieser Art ist das Modell von Jackson und Hunt [19], das auch die Basgag'im
Euromischen Windatlas [45] verwendete Verfahren ist. Das Verfahren im Bisdpen
Windatlas unterscheidet sich vor allem durch eiokdré Aufbsung und die Verwendung
eines Polarkoordinatensystems.

Jackson und Hunt unterscheiden in ihrer Arbeit zwischen einer inneren uncalPereh
Strdmungsschichiber dem Higel. Die Grenze zwischen beiden liegt auf dehid!, auf

der die Sbrungs-Scherlafte im Gleichgewicht mit den &gheits- und Drucklaften sind.

Bis zu dieser ldhe entspricht die Geschwindigkeit der Summe von umgestWindge-
schwindigkeitu,,,, vor dem Higel und eines $tungsterms\u. u,,, hat das gewohnte
logarithmische vertikale Profil, ahirend die Windgeschwindigkeit auf deugklkuppe
upiy auf der Hohel eine maximale Windgeschwindigkeit bei maximaler Abweichung zur
ungestiten Windgeschwindigkeit erreicht (Abbildung 21). In é&f3eren Schicht, wenn
die Hohez > [ wird, setzt sich die Windgeschwindigkeit zusammen aus der ungest”
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Abbildung 21: Abweichung der Windgeschwindigkeit auf eineudi€lkuppe zu der ungestén
Windgeschwindigkeit vor dem Wtjel(relativ zum logarithmischen Windprofil). In derohEl
wird die maximale Abweichung erreicht, in depkk 2L (= Tiefe des Higels) wieder das strom-
aufwdrtige Windprofil. Nach [19].

Windgeschwindigkeit,,,, und einer StrungAuw, die flir grof3e When den Wert Null an-
strebt.Au produziert einen Druckp, der, aufgrund wirbel- und reibungsfreier @miing
in derauf3eren Schicht, bis zu eineokE2 L entsprechend der Tiefe des Bargkens er-
zeugt wird. Dort geht das Profil wieder in das stromaarfige logarithmische Profilber.

In dieser Arbeit hat die mit WA [28] nach dem EurapsSchen Windatlasverfahren be-
rechnete Korrektur des Windes auf Nabeh& Eingang gefunden. Mit Hilfe dieses Mo-
dells kann die relative Windgeschwindigkeitseinlihg

AS _ Upill — Wlow (64)

Ulow

auf einer Higelkuppe berechnet werden. Die relative Windgeschwindigkedbertg
und die Hbhe der maximalen Windgeschwindigkedrkienuber

h
AS ~ 27 (65)

L 0.67
I ~ 0.3z (—) (66)

20

gut abgescatzt werden £ ist die Hohe des Wgels). kir die Bestimmung der Windge-
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schwindigkeit auf Naberdtie H werden folgende Beziehungen verwendet:

/2L)
0 : 2L< H

AS, H<I
ASy={ AS-EZD . 1< H<2L (67)
Diese Beziehungen finden Anwendung im ComputerprogramriiP\#as einen Faktdr
zur Korrektur der Windgeschwindigkeit und einen Offggt; der Windrichtung ausgibt:

Uoro = U+ F (68)
¢oro = ¢ + ¢off (69)

Im Euromischen Windatlas wird darauf hingewiesen, dal3 das hier angewendete Verfah-
ren nur auf dem Rcken einer einzelnen ugjelkette gilt und wenn eine Steigung der
Hugelflanke von etwa 0.3 niclibérschritten wird. Diesal3t bereits im Vorfeld die Ver-
mutung zu, dal3 das Modellf'einige betrachtete Standorte zu unbefriedigenden Ergeb-
nissen tihren wird.

4.5 Bencksichtigung von Windparkeffekten

Hinter einer Windkraftanlage entsteht ein Bereich einer geringeren Windgeschwindig-
keit im Vergleich zu der Windgeschwindigkeit vor der Windkraftanlage. Didsehlauf-
stromung auchwakegenannt, entsteht durch die Impulsentnahme aus der Womdstrg

durch den Rotor. Stehen Windkraftanlagen dicht beieinander, wie es in einem Windpark
der Fall ist, so kommt es je nach Aufstellungsgeometrie und Windrichtung zu unterschied-
lich starken Abschattungen der Anlagen untereinander, wie in Abbildung 22 dargestellt.
Heutzutage werden Windkraftanlagen in Deutschland vor allem in Parks aufgestellt, so
dal3 es wichtig ist, diese Leistungsverluste augheihe regionale Vorhersage der Lei-
stungsabgabe von Windkraftanlagen zudog&sichtigen.

Waldl [47] hat gezeigt, dal} die Windgeschwindigkeitsverringerung géggnder un-
gesbrten Windgeschwindigkeit betchtlich sein und erhebliche Auswirkungen auf die
Gesamtleistungsabgabe eines Parks haben kann. Gleichzeitig entwickelte er ein Mo-
dell, mit dem sich dieses Verhalten gut nachbild&®tIind ein Parkwirkungsgrad (Glei-
chung (70)) berechnet wird.

Z k P’wka park
Mpark = wka ’ (70)
par Zwka Pwka,frei

Abbildung 23 zeigt Messung und Modellierung der Abnahme der Windgeschwindigkeit
gegeniber einem ungestten logarithmischen Windprofil. In Abbildung 24 ist der Park-
wirkungsgrad eines kleinen Windparks bestehend aus zwei parallelen Reihen von Wind-
kraftanlagen zu sehen. Die stark verminderte Gesamtleistungsabgabe bei €twad 00
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Abbildung 22: Gegenseitige Abschattungen der Windkraftanlagen in einem Windpark in
Abhé&ngigkeit von der Windrichtung durch Impulsentnahme aus der Wirdsing durch den Ro-
tor. Aus Waldl [47].
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Abbildung 23: Vertikale Windgeschwindigkeitsprofile in einem Windpark. Die Windgeschwin-
digkeit ist in m/s angegeben. Zu sehen sind drei verschiedene Profile: das logarithmische, das in
einem Windpark gemessene und das mit einem Wakemodell berechnete Profil. Aus Waldl [47].
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1.5+

Abbildung 24: Wirkungsgrad eines kleinen Windparks in Atrtgigkeit von der Windrichtung.

“1” bedeutet in diesem Fall, daf3 die Leistungsabgabe des gesamten Parks der Leistungsabgabe
der entsprechenden Anzahl frei angesttér Turbinen entspricht. In diesem Windpark standen

die Anlagen in zwei parallelen Reihen, woraus die stark verminderte Leistungsabgabe bei etwa
100 und etwa 280resultiert. Aus Waldl [47].

etwa 280 ist auf diese Aufstellungsgeometrie makzutihren. kit kleine Parks liegt der
Parkwirkungsgradiber 90 %, bei grol3en Parks oft bei ca. 80 % der Leistungsabgabe von
frei angestoimten Windkraftanlagen.

Fir das in dieser Arbeit entwickelte Vorhersageverfahren wurde das von Waldl et al. ent-
wickelte ComputerprogramifiLaP [46] zur Berechnung des sektorweisen Wirkungsgra-
des einer einzelnen Windkraftanlage im Park verwendet. Zur Berechnung der Leistungs-
abgabe der Anlage im Park wird nun die Leistungsabgabe der frei amgsir Wind-
kraftanlage zu jedem Zeitpunkt mit dem zur Windrichtunggeen Parkwirkungsgrad
multipliziert (vergleiche Abbildung 24).
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5 Die Datenbasis

Eine umfangreiche Datenbasis sowohl von (Wind)Vorhersage- als auch von Mel3daten
bildet die Grundlageut die Durchtihrung der Leistungsvorhersage und €ine belast-

bare Verifikation des benutzten Verfeinerungsmodells mittels physikalisch-statistischer
Methoden. Des weiteren dienen die MelRdaten als Basis und “Lernmengké fAnwen-

dung von statistischen Postprozessoren (siehe auch Kapitel 7). Es stetiienh Abbil-

dung 25 gezeigten Standorte Mel3daten zuigarfig. Ein Problem bei der Bakigung

der Datenmengen bestand in déiberpuifung der Vollseindigkeit und der Plausibitit”

der Daten. Dies wurde erschwert durch — seitensRiEsgschen Wetterdienstbgw. des

ISET — mehrfach gaiderte Modelle bzw. Archivierungsformater fieide Datenarten.

Zur Vereinheitlichung und besseren Verwendbarkeit der Datenbasis wurden alle Daten in
ein einheitliches Format gebracht. Hierfvurde das DEPRI-Format [33] gewit.

Zur Verfigung standen archivierte Daten d&gutschen Wetterdienstedes Zeit-
raums vom 01.01.1996 bis Mitte September 1997 und wieder von Anfang 1998 bis
zum 31.12.1999, wobei die zeitlicheutke durch besddigte Datenarider desDeut-

schen Wetterdienstesntstand. Seit April 1999 handelt es sich hierbei um Online-
Vorhersagedaten mit einer zeitlichen Aadling von 3 anstatt 6 Stunden, wie es bei den
archivierten Daten der Fall war. Bis September 1997 handelt es sich um Daten aus dem
Vorhersagemodell DM 3, anschlie3end aus dem Modell DM 4. Seit 1. November 1999
wird ein vollséindig neues Vorhersagemodell, daskalmodel| eingesetzt. Dieses weist

eine dumliche Aufbsung von ca. 7 km auf im Gegensatz zu der édsilig von ca. 14 km

bei demDeutschlandmodell

Die tatsichlich verwendbare Menge der Daten seité sich @i die Auswertung dadurch

ein, dafd nur Zeitpunkte backsichtigt werden konnten, von denen bei Betrachtung eines
Standortes zeitgleiche Mel3- und Vorhersagedaten vorhanden sein muf3ten. Bei Betrach-
tung von Regionen werden zeitgleiche Mel3- und Vorhersagedaten aller in der Region vor-
handenen Standorte batigt. Besonders bei den Mel3daten kommt asflger zu groRen
Lucken aufgrund von Datenloggeraaltén, die bei einer langfirigen Freifeldmessung
leider nie \ollig auszuschlie3en sind, oder durch Stillstand der Windkraftanlagen auf-
grund eines Anlagenschadens. Ferner sind nur Zeitpunkte von Interesse, zu denen die
Windkraftanlagen Leistung abgeben und die Windgeschwindigkeit zwischen ca. 3.5m/s
bis 25 m/s beagt.

5.1 Vorhersagedaten de®eutschen Wetterdienstes

Fir die durchgeihrten Rechnungen wurden Vorhersagedatendéis Gebiet von 4.3—
16.7 ostl. LAnge und 49.45—55.2806rdl. Breite verwendet. Dieser Bereich deckt Nord-
und Mitteldeutschland ab, siehe auch die Verteilung der Mel3stationen (Abbildung 25).
In den Archivdateien enthalten sind die Windkomponentemd v in einem gedrehten
Arakawa-C-Gitter, die geopotentielleoHé, die Temperatur und spezifische Feuchte auf
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Abbildung 25: Ausgewahlte Windkraftanlagenstandorte.

den Modellfiichen. Des weiteren ist der Bodendruck in O whi,"die Bodentemperatur
in 2m Hohe, andere Bodenfelder und konstante Felder enthalten.

Die Winddaten liegenui die Hohe von 10 m vor unduf’die (vollen und auf den Schicht-
mitten definierten) Modellichen 14 —-20. Diese entsprechen bei Standardatramsph”
d. h. bei einem Bodendrugk von 1013 hPa, den in Tabelle 4 aufgkften Dricken und
Hohen. Eine schematische Darstellung deiDeutschlandmodelferwendeten Level ist

Tabelle 4:Druck und Hbhe der verwendeten vollen Modellevel (Schichtmitte) bei Standardatmo-
sptare. Nach Quarterly Report Nr. 9 [39].

level | Druck [hPa]| Hohe [m]
14 820.0 1749.4
15 876.0 1210.8
16 919.2 814.1
17 949.7 543.0
18 975.1 322.5
19 996.5 140.4
20 1009.2 33.8
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in Abbildung 26 gegeben. Die Vorhersagemodelle Bestschen Wetterdienstegerden
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Abbildung 26: Schematische Darstellung der im Deutschlandmodell verwendeten Modellevel,
aus [39]. Zu sehen ist der Verlauf der vollen Modellevel (durchgezogene Linien) und der halben

Modellevel (gestrichelte Linien) alihgig von der Beschaffenheit der Erdobexfié. Die Zahlen
geben den Luftdruck in hPa an (bei Standardatmasgh”™

jeweils um 00.00 Uhr und 12.00 Uhr UTC gestartet. Die Daten1996 liegen nuruf
den Startzeitpunkt 00.00 Uhr UTC vor, alle anderen@0.00 und 12.00 UhrUber den
ganzen Zeitraum vorhanden sind die Vorhersagezeiten 06, 12, 18, 24, 36, 48 Stunden.

Da es im Windenergiebereietblich ist, statt mit Windgeschwindigkekismponentemit
Windgeschwindigkeitind Windichtungzu operieren und auch bei der Mel3datenaufnah-

me entsprechend verfahren wird, muf3ten diese entsprechend umgerechnet werden. Da in
die Ausgabe des 10 m Bodenwindes des DWD bereits verschiedene Informathmren



60

die (lokale) Erdoberéiche eingehen, z. B. eine Rauhigkeitgléz, pro Gitterpunkt, ist es
notwendig, diese zum Teil invarianten Daten zu kennen, um aus dem 10 m Wind wieder
auf den Wind in grof3en étien schlie3en zudkinen.

In dieser Arbeit sind ldhen zwischen 30 und 2000 m von Interesse. Da ¥@eutsch-
landmodelldie geopotentielle Blie ausgegeben wird, wird mit Gleichung (7) bzw. Glei-
chung (8) aus Kapitel 2.2.4 aus vorgegebenehéihiiber Grund @i verschiedene Brei-
tengrade die geopotentielleoHé ermittelt (Tabelle 5). Die hier aufggfiten Abwei-
chungen der geopotentielleroHé von der leheuber Grund sind selbstif grof3e Unter-
schiede in den Breitengraden derart gering, dalusidi€ Anwendungen in dieser Arbeit
vernachéissigt werden érinen. Deshalb kann die voPeutschlandmodekusgegebene
geopotentielle ldhe als mherungsweise identisch mit der geometrischehdHngenom-
men werden.

Tabelle 5:Werte der geopotentiellendtéh fur verschiedene étienz tiber Grund und Breiten-
grade¢. Die Abweichungen zwischen deroHé uber Grund und der geopotentielleroli€’ sind
fur die geplante Anwendung vernaagsigbar.

Breitengradp | g(z, ¢) | Hohez | h(z, o)
70.0 9,8194| 2000| 2003.96
53.0 9,8069| 2000| 2001.41
51.0 9,8052| 2000/ 2001.06
10.0 9,7760, 2000 1995.10
70.0 9,8254 30 30.08
53.0 9,8129 30 30.03
51.0 9,8121 30 30.04
10.0 9,7820 30 29.95
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5.2 MelRdaten

Die Mel3daten stammen aus défissenschaftlichen Mel3- und Evaluierungsprogramm
(WMEP), das vom ISET durchgetfirt und verwaltet wird.

Aus dem WMEP-Programm stehen 5-Minuten-Zeitreihen der Windgeschwindigkeit in
10 m Hohe, an einigen Standorten auch in ca. 30 ohélzur Vertigung. Die Wind-
richtung wird immer auf der g@f3eren KWhe gemessen. Auf3erdem stehen 5-Minuten-
Zeitreihen der Leistungsabgabe einzelner Windkraftanlagen am Standort zug\egf”
sowie die (theoretischen) Kenmgdén der betreffenden Anlage. Nicht zur VWeting ste-

hen Daten von umgebenden Windkraftanlagen, die nicht zum WMEP-Progrananegeh”
Ebenso sind keine Windmessungen auf Naldehder Windkraftanlagen vorhanden, so
dal3 eine Bestimmung der realen Leistungskennlinie der Windkraftanlagen nicht alleine
anhand von Mel3daten erfolgen kann. Hierzu mufl3 die gemessene Windgeschwindigkeit
auf 10 bzw. 30 m ldhe mit dem vollsthdigen Transformationsmodell der Vorhersage
auf Nabenbhe “hochgerechnet” werden. Diashirt zu zugizlichen Fehlern. Sollte es
zuktinftig zu weiteren Mel3kampagnen kommemrevés sehr unschenswert, die Wind-
messungen von vornherein auf Nabehévorzunehmen.

Da die Vorhersagedaten nur in einer Greligen Aufbsung vorliegen, wobei die Werte

zu diesen Zeitpunkten aus modelltechnischean@eih am ehesten mit 1 h-Mittelwerten
vergleichbar sind (siehe Kapitel 3.2), ist es notwendig, die mit 5 Minuten relativ hoch
aufgebsten Zeitreihen auf Einstundenwerte zu mitteln.

Die Auswahl der Standorteipér die in Abbildung 25 und Tabelle 6 sowie Tabelle 7 ein
Uberblick gegeben wird, ist nach verschiedenen Kriterien vorgenommen worden:

¢ Eine etwa gleich grof3e Anzahl von Anlagen in den verschiedenen geographischen
Kategorien Kiste, Flachland (norddeutsche Tiefebene) und Mittelgebirge: erlaubt
eine Untersuchung der AbBhgigkeit des Vorhersagefehlers von der betrachteten
Standortkategorie (vergleiche Kapitel 10.3).

e Eine noglichst gleichnalRige Verteilungiber ein noglichst groRes Gebiet: erlaubt
eine Untersuchung der auftretenden Effekte bei Betrachtung von Einzelstandorten
und unterschiedlich grofl3 galten Regionen.

e Ein mdglichst grof3es Spektrum von Anlagentypen, besonders in bezug auf die Lei-
stungsklasse erlaubt die Beksichtigung aller zur Zeit der Datenbestellung vor-
handenen Leistungsklassen und Nalmr@m. So kann der Vorhersagefehler auch
auf seine Abhnhgigkeit von der Nabemhé und dem Anlagentyp untersucht wer-
den.

e Eineuber den Untersuchungszeitraum bzw. bis zum Zeitpunkt der Datenbestellung
moglichst vollséindig vorhandene Datenaufnahme am jeweiligen Standort ist die
Basis fir eine zuvedssige statistische Auswertung und die Anwendung statisti-
scher Postprozessoren (Kapitel 7).
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Diese Kriterien gewahirleisten die universelle Verwendbarkeit des entwickelten Modells
in Deutschland und &ridern, die im gleichen geographischen Breitenbereich liegen und
denselben gro@timigen Wettergeschehnissen unterliegen.
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Tabelle 6:Uberblick tiiber die MeRBstationen.
Ort Kurzel | geo.lange | geo. Breite | Hoheu. NN | Nabenlohe | WKA-Typ
deg:min:sec| deg:min:sec| [m] [m]
Altenbeken alte01 | 51:44:46 08:56:05 360 36 N27/150
Altenbeken alte03 | 51:44:46 08:56:05 360 36 N27/150
Hilkenbrook | hilk02 52:59:06 07:41:55 9 34 E18
Hilkenbrook | hilk03 52:59:07 07:41:53 9 34 E18
Hoheging hohe01 | 52:53:52 08:07:19 40 31 SW20/110
Rapshagen rapsO1l | 53:13:27 12:14:18 113 36 E33
Syke-Gessel | syke0l1 | 52:56:10 08:46:33 40 30 TW250
Vienenburg vien01 | 51:57:16 10:36:36 150 31 LW15/75
Wusterhusen | wust01 | 54:06:25 13:36:28 20 50 NTK500/41
Wusterhusen | wust02 | 54:06:17 13:36:28 20 50 NTK500/41
Dahlem-Berk | dahl01 | 50:23:44 06:28:09 610 60 V63/1.5
Delitzsch-S. | deli0l 51:30:08 12:23:11 100 60 N52-800
Fehmarn/W. | fehm02 | 54:31:02 11:02:45 3 30 V25/200
Fehmarn/W. | fehm03 | 54:31:05 11:02:44 3 30 V25/200
Graal-Mueritz| graa0l | 54:16:16 12:16:29 0 30 M530-250
Grebenhain | greb04 | 50:28:11 09:17:25 580 30 AN150/30
Grebenhain | greb05 | 50:28:11 09:17:28 580 30 TW250
Grebenhain | greb07 | 50:28:11 09:17:59 580 28 HSW250T
Hagen-Dahl | hage01 | 51:17:59 07:34:23 390 34 E32
Hamburg-N. | hamb01| 53:25:21 10:14:05 2 50 TW600
Hamburg-N. | hamb02| 53:25:37 10:14:17 2 50 TW600
Kaiser-Wilh. | kais06 | 53:56:00 08:56:32 2 60 V63/1.5
Kragelund krag01l | 54:41:19 09:49:34 50 22 HSW30
Krummhoern | krum0O1 | 53:23:07 07:04:37 -0 50 TW600
Laucha lauc01 | 51:07:35 14:39:21 320 42 E40
Lindewitt lind01 54:43:05 09:09:35 8 41 WWW-2700
Lindewitt lind02 54:42:57 09:09:32 8 41 WWW-2700
Lindewitt lind03 54:42:48 09:09:32 8 41 WWW-2700
Lindewitt lind04 | 54:42:41 09:09:33 8 38 E33
Lindewitt lind05 54:42:32 09:09:30 8 38 E33
Podelzig podeOl | 52:28:20 14:31:32 50 60 N52-800
Ruethen ruetO1 | 51:30:14 08:25:36 340 30 TW60
Schmoelln schmO1 | 53:18:15 14:05:30 70 30 WTN200/26
Schmoelln schm02 | 53:18:21 14:05:17 70 30 WTN200/26
Schmoelln schm03 | 53:18:24 14.05:16 70 30 WTN200/26
Schuelp schuOl | 54:14:16 08:55:46 2 31 M530-250
Schuelp schu02 | 54:14:16 08:55:46 2 31 M530-250
Soellmnitz soel0l1 | 50:57:09 12:09:15 300 36 M570-200/40
Wennigsen wenn01| 52:15:51 09:38:55 130 38 E32
Wennigsen wenn02 | 52:15:48 09:39:00 130 38 E32
Wielen wiel01 | 52:31:20 06:42:30 25 30 DWA16/55
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Tabelle 7:Standortkategorie, Nennleistung, mittlere Jahresleistung 1999 und Vollaststundenzahl
1999 unter Zugrundelegung der wagbaren Datenuf”alle Mel3stationen. Standortkategorie M
bedeutet Mittelgebirge, NT Flachland, Kukte. Die Einteilung entspricht der des ISET, bis auf
Delitzsch (vorher M) und Wusterhusen (vorher NT).

Ort Geogr. | Nennleistung| Mittlere Leistungs-| \ollast-
Kategorie [kw] abgabe 1999 [kW]| stunden [%)]
Altenbeken M 150 32 21
Altenbeken M 150 36 24
Dahlem-Berk M 1500 241 16
Delitzsch-Selb NT 800 187 23
Fehmarn/Wester K 200 62 31
Fehmarn/Wester K 200 62 31
Graal-Mueritz K 250 25 10
Grebenhain M 150 27 18
Grebenhain M 250 33 13
Grebenhain M 250 41 17
Hagen-Dahl M 280 36 13
Hamburg-Neueng NT 600 77 13
Hamburg-Neueng NT 600 77 13
Hilkenbrook NT 80 14 18
Hilkenbrook NT 80 15 19
Hoheging NT 110 18 16
Kaiser-Wilh. K 1500 438 29
Kragelund NT 30 5 15
Krummhoern K 600 147 25
Laucha M 500 136 27
Lindewitt NT 150 38 25
Lindewitt NT 150 41 28
Lindewitt NT 150 42 28
Lindewitt NT 300 65 22
Lindewitt NT 300 73 24
Podelzig M 800 185 23
Rapshagen NT 300 40 13
Ruethen M 60 11 18
Schmoelln NT 200 23 12
Schmoelln NT 200 27 14
Schmoelln NT 200 28 14
Schuelp K 250 49 20
Soellmnitz M 200 30 15
Syke-Gessel NT 250 32 13
Vienenburg M 75 8 10
Wennigsen M 300 56 19
Wennigsen M 300 62 21
Wielen NT 55 8 15
Wusterhusen K 500 106 21
Wusterhusen K 500 118 24
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6 Modellergebnisse

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Anwendung des lokalen Vorhersagemodells
(abgekirzt ‘Lokal’) auf die einzelnen Windkraftanlagen dargestellt und diskutiert. Die
verwendeten statistischen@®én werden im Anhang in Kapitel 12.2 autsflich erkkirt.

Soweit nicht anders kommentiert, wurde mit Mel3- und Vorhersagedaten des Jahres 1996
gerechnet. Die gezeigten statistischen Ergebnisse werden im allgemeinen als Mittelwerte
Uber alle Standorte, bezogen auf den Untersuchungszeitraum, dargestellt. Die fehlenden
Punkte in den Graphen zu den Vorhersagezeiten 30 und 42 h sind danacKzuihren,

dal3 diese Vorhersagewerte desutschlandmodellsicht vorlagen. In die Berechnung

der Fehlerwerte sind die Daten des gesamten Windgeschwindigkeits- bzw. Leistungsbe-
reichs eingegangen. Das hat zur Folge, dal’ auch die hohen Abweichungen aufgrund ho-
her absoluter Fehler bei niedrigen Windgeschwindigkeiten und Leistungsabgaben sowie
aufgrund des Einschaltverhaltens von Windkraftanlagen in den Werten enthalten sind.

6.1 Windgeschwindigkeit und -richtung

Die Qualiéit der Windgeschwindigkeitsvorhersage in 10 wh'ist den Abbildungen 27

bis 31 zu entnehmen. Abbildung 27 zeigt die Vorhersagdliegschlandmodellir den

10 m Bodenwind aufgetragerbér die gemessene Windgeschwindigkeit auf 10ndén
Standort Altenbekeruf’das Jahr 1996. Zu erkennen ist eine deutliche Untatsahg

der gemessenen Windgeschwindigkeit, besondarglie loheren Geschwindigkeiten.
Diese Unterschtzung wird durch die nachfolgende Verfeinerung deutlich verbessert (Ab-
bildung 28). Ursacheuir'die Unterschtzung ist die Erbliung der Windgeschwindigkeit
am Standort durch die orographischen Gegebenheiten, die durdedéschlandmodell
nicht ausreichend wiedergegeben wird.

Im Mittel uber alle Standorte ungbér ein Jahr wird die Windgeschwindigkeitrfalle
Vorhersagezeiten voiReutschlandmodefjut wiedergegeben. Der Darstellung des Mit-
telwertes der Windgeschwindigkeit in Abbildung 29 ist jedoch zu entnehmen, dal3 das
Vorhersagemodell die Windgeschwindigkeit fange Vorhersagezeiterbérschtzt und

der Tagesgang nicht so ausgagtrist, wie es nach den Messungen zu erwarten gewe-
sen ware. Die Vorhersage verschlechtert sich getiigggi durch Anwendung des Verfei-
nerungsmodells. Diewfirt zu einerUberschitzung der Windgeschwindigkeit je nach
Vorhersagezeit zwischen 1-20% der mittleren gemessenen Windgeschwindigkeit (Ab-
bildung 30). Eine eigentlich erwartete Reduktion der Streuung ist nicht erreicht worden.
Im Standortmittel wird @i einzelne Vorhersagezeiten die Streuung sogar eBegt {Ab-
bildung 31).

Die Ubereinstimmung zwischen vorhergesagter und gemessener Windrichtung ist allge-
mein recht hoch. Als Beispiel zeigt Abbildung 32 die Streuung der vorhergesagten Wind-
richtungswerte um die taashlichen Werte Ui den Standort Altenbeken und das Jahr

1996. Die Hiufung der Werte in der oberen linken und der unteren rechten Ecke des
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Abbildung 27: Vergleich der Windgeschwindigkeitsvorhersage des Deutschlandmodells mit der
gemessenen Windgeschwindigkeit in 10 ohié “fir den Standort Altenbeken. Die gemessene
Windgeschwindigkeit wird unterselrt.
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Abbildung 28: Vergleich der vorhergesagten Windgeschwindigkeit nach Anwendung der Mo-
delle mit der gemessenen Windgeschwindigkeit in 10 oheéi fir den Standort Altenbeken.

Die gemessene Windgeschwindigkeit wird deutlich besser wiedergegeben als bei der reinen
Deutschlandmodell-Vorhersage.
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Abbildung 29: Windgeschwindigkeit aufgetragarbér die Vorhersagezeit, gemittelber alle
Standorte Wi das Jahr 1996. Beide vorhergesagten Windgeschwindigkeiten steigen mit zuneh-
mender Vorhersagezeit an. Der Tagesgang ist weniger aasgeps der gemessene Tagesgang.

Bildes ist auf das zyklische Winkelintervall (0-360 Grad)uekZuftihren. Abbildung 33

zeigt eine typische HAlifigkeitsverteilung der Windrichtung bezogen auf die in den Mo-
dellen verwendeten 365ektoren der Windrichtung. Ca. 80 % der vorhergesagten Wind-
richtungswerte liegen im taashlichen Sektor- einem Sektor, entsprechend maximal
+45°Abweichung. Werden als Basis die Werte des 10 m-BodenwindeBelatischland-
modellsverwendet, so haben die Verfeinerungsmodelle nur an orographisch komplexen
Standorten Einflul3 auf die Windrichtung.
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Abbildung 30: Bias (:= mittlerer Vorhersagewert—mittlerer gemessener Wert) zwischen der
Vorhersage (Deutschlandmodell und lokal verfeinerte Vorhersage) und der mittleren gemessenen
Windgeschwindigkeit di 10 m Hohe aufgetragenber die Vorhersagezeit. Die mittlere Windge-
schwindigkeit wird von den Modellen gut wiedergegeben, der Bias oBegt sich jedoch im Mit-

tel liber alle Standorte nach Anwendung des VerfeinerungsmodelBag Jahr 1996 gegelper

der direkten Deutschlandmodell-Vorhersage.
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Abbildung 31: Zentrierter RMSE der Windgeschwindigkeibér der Vorhersagezeit. Die Streu-
ung wird durch die Anwendung aller Verfeinerungsmodelle nicht vermindert.
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Abbildung 32: Typischer Zusammenhang zwischen vorhergesagter und gemessener Windrich-
tung 1996. Das Bild zeigt die Windrichtung am Standort Altenbeken. Sie wirdllé \Vorhersa-
gezeiten gut vom Modell wiedergegeben.
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Abbildung 33: Relative Hiufigkeit derUbereinstimmung zwischen gemessenem und vorherge-
sagtem 30-Windrichtungssektor normiert auf die Gesamtzahl der eingegangenen Werte. Sektor-
Abweichung 0 heift, dal3 Messung und Vorhersatgereéinstimmen. Ca. 80 % der Vorhersagewer-

te liegen im Intervall bist 45 der tatsichlichen Windrichtung. Das Bild zeigt die Ergebnisse "
den Standort Hoheging und das Jahr 1996.
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6.2 Leistungsvorhersage
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Abbildung 34: Zeitreihe der vorhergesagten (Symbole, sortiert nach Vorhersagezeiten) und der
gemessenen Leistungsabgabe (durchgezogemjifén kistennahen Standort.
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Abbildung 35: Ausschnitt der Zeitreihe in Abbildung 34. Gezeigt wird die Vorhersagediféi
Modelldufe. Der Lauf an den Tagen 325/326 erkennt nicht die steigende Windgeschwindigkeit.
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Abbildung 34 zeigt eine typische Zeitreihe gemessener und vorhergesagter Leistung. Die
Ubereinstimmung zwischen Vorhersage und Messung ist gut, auch die beiden Sturmer-
eignisse werden anscheinend gut erkannt. Bei genauerer Betrachtung der einzelnen auf-
einanderfolgenden Vorhersagafé deDeutschlandmodelfStart 00:00 UTC) zeigt sich
jedoch, dafl3 von einem Modellauf ein Sturm nicht erkannt wird (Lauf 1, Abbildung 35).
Wahrend die Vorhersagaurf'’kurze Vorhersagezeiten noch zutrifft, weicht sige tlie
langeren Zeiten deutlich ab.

Als quantitatives Mal3ui' die Abweichungen wird deoot mean square error (RMSE)
verwendet. Abbildung 36 zeigt die RMSE-Abweichung zwischen der Vorhersage des
00:00 UTC-Laufs und der Messungrfverschiedene Vorhersagezeiten, gemitibker

alle Stationen. Die obere Kurve ist normiert auf die mittlere gemessene Leistungsabga-
be. Diese Kurve erlaubt eine Aussageei’ die mittlere Genauigkeit der Vorhersage der
aktuellen Leistungsabgabe. Diese ist mit ca. 100 % sehr hoch und steighgere Vor-
hersagezeiten anyif’1996).

Da Energieversorger undahdler die mittlere Jahresleistung aus der Windenergienutzung
nicht kennen &inen, ist diese GRe fir sie als Fehlermall ungeeignet. In der Regel ist
nicht einmal die aktuelle Leistungsabgabe der Windkraftanlagen bekannt. Die einzige mit
Sicherheit bekannte GRe ist die gesamte installierte Nennleistung der Windkraftanlagen
im Versorgungsgebiet. Deshalb macht es Sinn, die RMSE-Abweichung auf dieBe Gr”

zu beziehen (untere Kurve). Dieser Wert zeigt dem Energieversorger andleh- bei
Anwendung auf alle Windkraftanlagen im Netz des Energieversorgers — die in seinem
Netz zu erwartende Unsicherheit der Leistungserzeugung aufgrund der Unsicherheiten
der Windleistungsvorhersage. Er weist praktisch keinen Tagesgang auf. Dies deutet auf
einen absoluten Fehler unabigig von der ldhe der momentanen Leistungsabgabe der
Windkraftanlage bzw. der Windgeschwindigkeit hin. In Abbildung 37 ist die maximale
und minimale erhaltene RMSE-Abweichung der Berechnungeallé Standorte darge-
stellt.

6.3 Vorhersagezeitraum und Tagesgang

Abbildung 38 zeigt den Tagesgang von Messungen und lokalen Vorhersag&a96,
basierend auf denbeutschlandmodell0 m-Bodenwind des 00:00 UTC-Laufgyrfdie
kumulierte Leistungsabgabe aller Stationen. Wegen der sich im Tages\amtdriden
thermischen Schichtung der Atmosgph~ist die Leistungsabgabe entsprechend der
tagsiber foheren Windgeschwindigkeitf die 12- und 36-Stunden-Vorhersagsghbi' als
nachts €ir die 24- und 48-Stunden-Vorhersage. Der Tagesgang der Leistungsabgabe wird
im allgemeinen sowohu’Standorte mit geringem (Abbildung 39) als auch$tandorte

mit hohem Tagesgang gut wiedergegeben, auch wenn die Vorhersage insgbeamt ~
oder unterscaitzt wird. Dies korreliert nicht mit den Ergebnissen der Windgeschwindig-
keitsvorhersage (Abbildung 29), bei der der Tagesgang nicht ausreicherddiehtigt
wurde. Mogliche Grinde fir dieses Verhalten folgen weiter unten in diesem Abschnitt.

Abbildung 40 zeigt das Verhalten der Vorhersageuggizh des Bias zwischen Vorhersage
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Abbildung 36: RMSE-Abweichung der Vorhersage der Leistungsabgabe aufgetudgen/or-
hersagezeiten (in diesem Fall = Tageszeit), gemittbér alle Stationen. Die obere Kurve ist
normiert auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe, die untere Kurve ist normiert auf die Nenn-
leistung der Windkraftanlage.
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Abbildung 37: RMSE-Abweichung zwischen Vorhersage und Messuhgr Vorhersagezeit,
normiert auf die Nennleistung. Dargestellt sind Maximal-, Mittel- und Minimalwerte von allen
Standorten.



Modellergebnisse 73

2000 : : ‘
—+— Vorhersage
—---¥---- Messung /
1800
: /\
=,
§’ 1600
Z / \
o
a S i
> 1400 A g
= 1200 |/ S
1000

6 12 18 24 30 36 42 48
Vorhersagezeit [h]

Abbildung 38: Tagesgang der mittleren Leistungsabgabe 1996 sumutienrt alle Stationen,
gemessen (gestrichelte Kurve) und vorhergesagt (durchgezogene Kurve), aufgatragelie
Vorhersagezeit (entspricht wegen Startzeit 00:00 Uhr UTC der Tageszeit).
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Abbildung 39: Wie Abbildung 38. Auch ein schwacher Tagesgang wird von der Vorhersage
relativ gut wiedergegeben. (Beispiel: Standort Fehmarn).
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Abbildung 40: Bias der Leistung normiert auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe, aufge-
tragenuber die Vorhersagezeit und gemittalber alle Stationenuf'1996. Der Bias ist positiv

—d. h. die Vorhersagaberschtzt im Mittel die Leistungsabgabe — und steigt mit zunehmender
Vorhersagezeit.

und Messung der Leistung adoigjig von der Vorhersagezeitrf1996. Die Kurve stellt das
jahrliche Mittel normiert auf den Mittelwert der Messung dar. Die Vorhersdgesclatzt

zu jeder Vorhersagezeit die tatsiliche Leistungsabgabe, der Mittelwert des Bias steigt
von ca. 15% der mittleren gemessenen Leistung bei der 6 h-Vorhersage kontinuierlich
auf etwa 40 % bei der 48 h-Vorhersage. Dieser Verlauf des ihas die Vorhersagezei-

ten korrespondiert nicht mit dem Verlauf des Bias der Windgeschwindigkeit in Abbil-
dung 30. Nach diesen Ergebnissettéii die Abweichungen zu den Vorhersagezeiten 12
und 36 Stunden deutlich niedriger seingsén als zu den anderen Vorhersagezeiten. Die-
se Unterschiede, zusammen mit den verschiedenen Taugesg, deuten darauf hin, daf3
besondersui' hchere Windgeschwindigkeiten die Leistungsabgalisrsclatzt werden.
DieseUbersclatzung kann entweder durch Abweichungen der verwendeten von den rea-
len Leistungskennlinien oder durch eine falsche Berechnung der Windparkabschattungen

entstanden sein.

Der Einflu3 des Tagesgangs ist auch in der RMSE-Abweichung normiert auf die mitt-
lere gemessene Leistungsabgabe deutlich zu erkennen (durchgezogene Kurve in Abbil-
dung 36). Normiert auf die Nennleistung der Windkraftanlage ist jedoch kein Tagesgang
erkennbar (gestrichelte Kurve, gleiche Abbildung). Der hohe Tagesgang der oberen Kur-
ve ist demnach auf die Normierungsmethodeuzkzutihren und nicht auf eine Verrin-
gerung der Vorhersageunsicherheit ibhe Leistungsabgaben. Diese scheint im wesent-
lichen flir jeden Standort ein absoluter Wert zu sein.
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Diese GolRe ist mit Werten zwischen 80% und 150 %, bezogen auf die Normierung
auf die mittlere gemessene Leistung, sehr hoalr. d#& Normierung auf Nennleistung

der Windkraftanlagen betgt die Bandbreite 17—-20%. Dieser Wert verringert sich be-
trachtlich, wenn die Vorhersageunsicherheit nurfohere Leistungsabgaben ¢fer als
10-20% der Nennleistung) berechnet (Kapitel 10.2) oder wenn die VorhersaBe{"
gionen anstelle von Einzelstandorten (Kapitel 9) erstellt wird. Weiteren Einflul3 auf die
Vorhersagegenauigkeit haben Anlagentyp und geographische Standortkategorie (Kapi-
tel 10.4 und 10.3).
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Abbildung 41:Korrelation der Leistung aufgetrageiber die Vorhersagezeit. Das Beispiel zeigt
die mit steigender Vorhersagezeit sinkende Korrelation zwischen Vorhersage und Messung. Stand-
ort Altenbeken, 1996.

Die steigende Unsicherheit in der Vorhersage mit der Vorhersagezeit findet sich auch in
der Korrelation zwischen Vorhersage und Messung wieder. Im Mitief alle Standorte
sinkt die Korrelation von 0.84uir"die 6 h-Vorhersage auf 0.7Qrfdie 48 h-Vorhersage.
Abbildung 41 zeigt als Beispiel die Korrelationrfden StandorAltenbeken Auch die
Korrelation ist abhingig von den bereits genannten Faktoren, auf die weiter unten noch
detailliert eingegangen wird.

Wird als Basis der Verfeinerungsrechnungen ein mittlerer Modellevel anstelle des 10 m
Bodenwindes benutzt, so enthalten die Ergebnisse einen inversen Tagesgang: nachts ist
die Leistungsabgabeohér als tagsber (Abbildung 42). Der unterste Modellevel weist
einen Tagesgang entsprechend des 10 m-Bodenwindes aufdlistéri Level besitzen

so gut wie keinen Tagesgang mehr. Dies entspricht demdalishen Geschehen in

der Atmosplare. Ursache ist die Entkoppelung der untersten Atmaspischicht von

den dauberliegenden Schichten aufgrund dechtlichen Ausbildung stabiler Schich-
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Abbildung 42: Tagesgang gemessen (10 mhe) und vorhergesagtif Vorhersageergebnisse
mit Daten des Modellevel 18 (@he 320 m bei Standardatmosp®) als Vorgabe. Der inverse
Tagesgang entspricht in dieseoltt der Realdt.

tung. Besttigt wurde dies u. a. von Wieringa [48], der anhand der Windmef3daten von
6 Masten in den USA, den Niederlanden und Deutschlanaitht-komplexes Galide

und 1-Stunden-Mittelwerte der Windgeschwindigkeit festgestellt hat, daf3 sich der mitt-
lere Tagesgang der Windgeschwindigkditer Land im Mittel in einer ldhe zwischen

60 und 80 m umkehrt. Prinzipiell findet die Umkehrung Wieringa zufolge typischerweise
zwischen etwa 30 m (6Ste, Winter) und 170 m éfie (Inland, Sommer) statt.

Dieses Verhaltenufirt zu grof3en Problemen bei der Vorhersage von Windgeschwindig-
keiten und Leistungsabgabe sowie bei deren Untersuchungen hinsichtlich Unsicherheiten:
gerade neue Windkraftanlagen weisen Nalodem zwischen 60 und 120 m auf und lie-

gen damit genau in dem Bereich der Umkehrung. Ein (Rechen-)Verfahren zur exakten
Bestimmung der Hhe der Umkehrung ist noch nicht bekanntur Flie Untersuchun-

gen tihrt das Verhalten dazu, dald gemessene Windgeschwindigkeiten auf 10 oder 30 m
Hohe nur noch eingesdmkt mit den vorhergesagten Windgeschwindigkeiten auf Na-
bentohe verglichen werdendkinen. ki die Auswertungen in dieser Arbeit sind keine
nennenswerten Auswirkungen zu erwarten, da die Naltegiinder betrachteten Wind-
kraftanlagen unter 60 m liegen; die MelRdaten zeigen an keinem Standort einen inversen
Tagesgang.
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6.4 Vorhersagen mit Online-Daten 1999

Fir das Jahr 1999 standeur tdie Durchtinrung der Vorhersagen Online-Daten de=ut-

schen Wetterdienstesir Verfligung. Im Gegensatz zu den Archivdaten liegen diese nicht

im Gitter vor, sondern sind bereits auf die genaue geographische Position des Standortes
bezogen. Im Vergleich zu den Gitterdaten des Jahres 1996 kommt es zu erheblichen Dif-
ferenzen.

Abbildung 43 zeigt die mittlere Windgeschwindigkeit in 10 noli&€” gemessen, die
Deutschlandmodeforhersage und die Vorhersage mit dem vollen Modell (vorher auch
als lokales Modell bezeichnet)ifalle Standorte 1999. Die Windgeschwindigkeiten wer-
den nicht mehr mit steigender Vorhersagemdierscltzt und auch der Tagesgang wird
im Mittel nahezu perfekt wiedergegeben.

—— Messhng 1999
--->---- Deutschlandmodell 1999
5.5 ({ % Lokal 1999

Mittlere Windgeschw. [m/s]
N
(6]

6 12 18 24 30 36 42 48
Vorhersagezeit [h]

Abbildung 43: Windgeschwindigkeitiber Vorhersagezeit im Mittelber alle Stationeruf'1999.
Der Tagesgang der mittleren Windgeschwindigkeit wird sowohl vom Deutschlandmodell als auch
mit der verfeinerten Vorhersage sehr gut wiedergegeben.

Abbildung 44 zeigt den typischen Tagesgang deer ein Jahr gemittelten Leistungs-
abgabe Uit die 1999er-Vorhersage auf Basis der Online-Daten und die pugehKur-

ve der Leistungsmessung. Zu sehen ist ein sehr starker Tagesgang der Vorhersage der
Leistungsabgabe, der in keiner Weise den gemessenen Tagesgang wiedergibt, wie nach
Abbildung 43 zu erwarten geweseiame. Auch gegeauber den 1996 vorhergesagten mitt-

leren Leistungen ist der Tagesgang deutlich kst Dies ist z. B. am Verlauf des Bias in
Abbildung 45 zu sehen: die Valife tir die Jahre 1996 und 1999 sind grundverschieden.
Entgegen der starken Zunahme des Ribsr die Vorhersagezeiten im Jahr 1996 nimmt
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der Bias 1999 im Jahresmittel minimal ab. AuRerdem wird der Bias zu bestimmten Zeit-
punkten negativ, was bedeutet, dal3 die Leistungsabgabe im Mittel uraatselrd.

200 | | |
Vorhersage —+—
Messung -------
150 / \
z /
(o))
c
2 ]
2100 o
: ’// - ~~
S 50
0

6 12 18 24 30 36 42 48
Vorhersagezeit [h]

Abbildung 44: Beispiel eines typischen Tagesganges der Vorhersage und der Messung der Lei-
stungsabgabeuf1999.

Die Uber alle Stationen gemittelte RMSE-Abweichung steigtdds Jahr 1999 ebenfalls
nicht an, wie in Abbildung 46 zu sehen ist. Der Tagesgang dagegen unterscheidet sich
nicht sehr von demuir’ 1996 erhaltenen Tagesgang. Ein weiterer Unterschied ist die Ver-
schlechterung des RMSHIfkurze Vorhersagezeiten und die Verbesserunggiige Vor-
hersagezeiten, verglichen mit 1996.

Zur besseren Einordnung dieser Ergebnisse sei hier angemerkt, daRahs Oahr 1997
erhaltenen Ergebnisse sehr gut mit denX996 erhaltenen Resultatabereinstimmen.

Die Diskrepanz der 1999er-Ergebnisse kann zwei Ursachen haben: Zum einen in ei-
nem noglichen Unterschied zwischen Punkt-Online- und Gitter-Archivdaten, zum an-
deren aber — wahrscheinlicher — in einer Modifizierung Besitschlandmodellglas ab

Ende 1997 in der Version 4 vorliegt. Des weiteren sind die VorhersageNdvem-

ber/Dezember 1999 bereits mit dem vdalstlig neuer_okalmodell durchgetihrt wor-
den.

6.5 Variation der Hohentransformation

Ein wichtiger Bestandteil des Verfeinerungsmodells ist die TransformatioDeetsch-
landmodeltErgebnisse auf Nabeohé. Diese kann auf unterschiedliche Weise und mit
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Abbildung 45: Bias der Leistungsvorhersage normiert auf die gemessene mittlere Leistung, ge-
mittelt tiber alle Stationenuf'1996 und 1999 aufgetragerber die Vorhersagezeit (vergleiche
Abbildung 40).
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Abbildung 46:RMSE der Leistungsabgabe 1999 aufgetragleer die Vorhersagezeit. Normiert
auf die mittlere gemessene Leistung. Die Abweichung ist 18BRuUize Vorhersagezeitenafsér,
fur lange Vorhersagezeiten niedriger als 1996.
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unterschiedlichem Aufwand vorgenommen werden. Hier werden kurz die verschiedenen
Moglichkeiten erldiit und die Auswirkungen auf die Vorhersageunsicherheit aufgezeigt.
Die vollstéindige Transformation wird dabei noch einmal unterschied&mnfaches Mo-

dell undVolles Modell(vorher auch als Lokales Modell bezeichnet). Unter “Einfach” ist
die vollstindige Transformation unter Benutzung einer mesoskaligen Rauhigkeggstu
verstehen. Die detaillierten Rauhigkeits-, Windpark-, Orographie- und Stadmitdelle
kommen hier nicht zum Einsatz. “VollI” bedeutet, dal alle detaillierten Modelle Anwen-
dung finden. Diese Bezeichnungen werden im weiteren Verlauf dieser Arbeit noch ver-
wendet.

Bei derdirekten Verwendung desDeutschlandmodelFWindes findet keinerlei Trans-
formation statt. Es ist die einfachste Vetiling zwischen der Ausgabe des numeri-
schen Wettervorhersagemodells und den Charakteristika der Windkraftanlage. Die Aus-
gabe dePeutschlandmodellsird direkt mit den Leistungskurven der Windkraftanlagen
verknupft. Gemeinsam mit dem Wegfall deroHéntransformation findet auch keine ge-
sonderte Bercksichtigung der Bodenrauhigkeiten Eingang in die Berechnungen. Diese
Art der Vorhersage macht physikalisch gesehen keinen Sinn, liefert aber Ergebnisse, die
im Vergleich mit den Ergebnissen bei Benutzung der hier entwickelten Modelle deren
Brauchbarkeit aufzeigen.

Bei Nutzung derDeutschlandmodelAusgabe des Bodenwindes in 10 not& uber

Grund als EingangsgRe in das Vorhersagemodell ist esgtich, nur dadogarithmi-

sche Windprofil zur Berechnung des Windes auf Nabenbhe zu benutzen. Hierzu

ist die Vorgabe einer Bodenrauhigkeit notwendig. Verwendet werden kann die aus den
vier umliegenden Gitterpunkten gemittelte Rauhigkaitgé aus der@eutschlandmodell
(Kapitel 12.1) oder alternativ der auf eigenen Standortbesichtigungen basierende und aus
der detaillierten Rauhigkeitstabelle gemittelte Wert der mesoskaligen Rauhigkeit und der
sektoriellen Rauhigkeiten (Kapitel 4.2).

Bei der Verwendung der vollstindigen Transformation des Deutschlandmodelt
Windes handelt es sich um das volistdige und in physikalischem Sinn richtige Mo-
dell. Dient der 10 m Bodenwind dd3eutschlandmodellg/ieder als EingangsgRe fir

das weitere Modell, so wird die Windgeschwindigkeit zuerst unter Verwendung der im
Deutschlandmodelénthaltenen Rauhigkeitsige mit dem logarithmischen Windprofil
und dem geostrophischen Reibungsgesetz in grafdef| unabhrigig von der Erdober-
flache, transformiert. AnschlieRend wird die Windgeschwindigkeit auf umgekehrtem
Weg wieder unter Verwendung der eigenen detaillierten Standortrauhigkeit auf die Na-
bentohe der Windkraftanlagen heruntergerechnet.

Ist ein loheres Modellevel Eingangsasé fir das Vorhersagemodell, so alf'tlie Hoch-
transformation, da in der Berechnung dieser Werte keine Bodenrauhigkeiten enthalten
sind und es sich somit um einen Wert handelt, der von der Erdabkeflihicht gestt

wird. Es mul3 demzufolge nur die Transformation vom ungpést'Wind auf Naberdtie
vollzogen werden.

Abbildung 47 zeigt den Bias zwischen Vorhersage und Messundi& verschiedenen
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Abbildung 47:Bias zwischen Vorhersage und Messung der Leistung normiert auf die mittlere ge-
messene Leistung: volitdiges Modell, einfaches Modell ohne Einzelmodelle, Transformation
durch eine einfache logarithmische Korrektur mit konstarkgmAuf Basis des 10 m Bodenwin-
des, gemitteltiber alle Standorteuf '1996.

Transformationsvarianten undrfdasEinfache Modelund dasvolle Modell Basislevel
desDeutschlandmodellst der 10 m Bodenwind. Aus der Abbildung geht hervor, daf3
das detaillierte Modell im Mittel die @f3ten Abweichungen zwischen Vorhersage und
Messung liefert. Die direkte Verwendung d@sutschlandmodefNindes fihrt zu einem

Bias zwischen -50 und -40 % der mittleren gemessenen Leistung. Die Betrachtung des
RMSE in Abbildung 48 zeigt einen Unterschied von 10-20 % zwischen den einzelnen
Modellen. Rir die langen Vorhersagezeitemhft die direkte Verwendung dd3eutsch-
landmodeltWindes zu einer geringeren Streuung als bei dem vollen Modell.

Berticksichtigt man den Fehler aufgrund von Offset und Streuung, so erscheint die ein-
fache logarithmische Transformation zur Zeit als das geeignetste Modell zur Vorhersage.
Die Unterschiede zwischen den Transformationsarten sind jedoch marginal in Anbetracht
der hohen Abweichung um die 100 % der mittleren gemessenen Leistung. Vor der In-
terpretation der Ergebnisse sollte bedacht werden, dal in die gezeigten Fehlerwerte alle
niedrigen Windgeschwindigkeiten und Leistungen eingehen, die Modelle aber vor allem
fur die Anwendung beidtieren Windgeschwindigkeiten konzipiert sind (vergleiche hier-

zu Kapitel 10.2).
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Abbildung 48: Wie Abbildung 47, nur @it die zentrierte RMSE-Abweichung.uFdie langen
Vorhersagezeiten liefert die direkte Verwendung des Deutschlandmodell-Windes im ibigtel
alle Standorte die besten Ergebnisse.

Tabelle 8:Uberblickuber die einzelnen Modellarten und die Modellabbigkeiten.

; . Richtungs-
Modell GroRRe Abhangigkeiten abhingig
N detailliertesz, - ja
Rauhigkeit Deutschlandmodelt, logarithmisch nein
S WarmefluRH L ~ 1/H, nichtlinear in¥ :
I . : ' '
Stabilitt (klimatolog. Mittelwert) Ustapil = u + F(L, V) nein
Orographie konst. Faktor linear inu ja
Windfarm konst. Faktor linear in P ja

6.6 Einflul der Einzelmodelle auf die Vorhersagegenauigkeit

In Kapitel 4 sind die verschiedenen Modelle, aus denen das gesamte Vorhersageverfahren
besteht, detailliert beschrieben. An dieser Stelle wird ihr Einflu3 auf das Vorhersageer-
gebnis diskutiert und bewertet.

Tabelle 8 gibt einefUberblick tiber die einzelnen Modellarten und listet dig fias je-
weilige Modell entscheidenden @Bén und die Abdrigigkeit des Ergebnisses von ihnen
auf.

Den Abbildungen 49 und 50 ist zu entnehmen, dald der EinfluR der Einzelmodelle auf
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Abbildung 49: Vergleich des normierten und zentrierten RMSE der Leistungsabgabiéefver-
schiedenen Einzelmodelle mit den Ergebnissen der Vorhersage durch das “Einfache Mwdell” f*
1996. Die Veanderungen sind im Mittalber die Standorte gering. Nur das Staatbthodell
verbessert die Vorhersage geringity, wéhrend das Orographiemodell die im Mittebgté Ver-
schlechterung bewirkt.
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Abbildung 50: Vergleich des auf die mittlere Leistungsabgabe normierten Biagié verschie-
denen Einzelmodelle mit den Ergebnissen der Vorhersage ohne die DetailmadéRBo6.
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die Vorhersagegenauigkeit im Mittabér die Standorte sehr gering ist. Berechnet man
den Fehler des RMSE durch Fehlerfortpflanzung, so sieht man, dal® die Abweichungen
zwischen den Kurven in der Gi8enordnung der Signifikanzgrenze liegen. Die Auswir-
kung auf den Bias ist gier als auf die Streuungyrfdie meisten Standorte sind Ver-
besserungen des Bias zu beobachten. Die Streuung dagegerawiigi Vergol3ert (im

Mittel gilt dies besonderaif’das Orographiemodell). Einziges Modell, das im Mittel fast
ausnahmslos Verbesserungen aufweist, ist das Sgasifitdell, bisher nur mit dem ver-
tikalen Warmeflul3 als klimatologischem Jahresmittelwert vorhanden. Die Ergebnisse der
Einzelstandorte liefern nicht derartig eindeutige Resultate:

Das Orographiemodell verbessert den Bias Yorhersagezeiten 6—24h an einigen
Standorten deutlich, ahirend der Biasur'lange Vorhersagezeiten schlechter wird. Dies
ist zu begunhden mit der Erbliung der Windgeschwindigkeit (und damit der Leistungs-
abgabe) durch das Orographiemodell in Verbindung mitldteersclatzung der Wind-
geschwindigkeit durch daBeutschlandmodefiur lange Vorhersagezeiten. Vergleiche
hierzu Abbildung 29 und Abbildung 51. Der zentrierte RMSE ist bis auf wenige Ausnah-
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Abbildung 51: Uber alle Standorte gemittelte Leistung aufgetragber die Vorhersagezeiten.
Die Vorhersagemodellaifiren alle zu einerdtieren als die gemessene Leistungabgabe.

men bei Anwendung des Orographiemodellsi3gr als ohne Orographiemodell.

Das Rauhigkeitsmodell vealt sich benglich des Bias entsprechend dem Orographie-
modell, wobei es besonders amsténstandorten zu hohen Verbesserungen kommt. Der
zentrierte RMSE verbessert sich an demskeinstandorten, ist ansonsten aber schlechter
als ohne Rauhigkeitsmodell.

Durch Beticksichtigung der Windparkeffekte verbessert sich der Bibsrwiegend,
wahrend sich der zentrierte RMSEo@ténteils verschlechtert.
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Das Stabilistsmodell auf Basis des klimatologischen Jahresmittelwartesifi fast allen
Fallen zu einer Verbesserung des Bias und des zentrierten RMSE.

Da der Bias durch einen Abgleich der Vorhersagedaten mit Me3d&t© (siehe Kapi-

tel 7) nachtaglich verringert werden kann, kann nur das Staigitiodell ir eine Verbes-
serung der Vorhersageergebnisse uneingasghempfohlen werden. Bei allen anderen
Modellen ist der Effekt sehr zweifelhaft undtfit im Mittel zu einer Verschlechterung der
Vorhersageergebnisse. Hieussen die Grride fir dieses stark wechselhafte Verhalten
Uber die Vorhersagezeiteru(fdas Windparkmodell und den Standort Syke schwankt der
zentrierte RMSE zwischen einer Verschlechterung von 1.3 % und einer Verbesserung von
15.7 % der gemessenen mittleren Leistung) odewvéischiedene Stationen gakliver-
den. Es hat sich gezeigt, dal3 dasdpele im deutschen Mittelgebirgsrawiei die von
Jackson und Hunt [19] gemachten Einsofkiingen dif das Orographiemodell anschei-
nend hinausgeht. Deshalb sollte in makigen Arbeiten versucht werden, das Vorhersa-
gemodell mit einem Mesoskalenmodell vA@los[12, 29] oderGesima[42] eingesetzt
werden, mit dem Strungen in diesem Gahde genauer beschrieben werdenren.
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7 Model Output Statistics (MOS)

7.1 Statistische Postprozessoren

Statistischen Postprozessoren liegt der Gedanke zugrunde, statistische Beziehungen zwi-
schen Zeitreihen von Modellvorhersagen wrtlichen Beobachtungen zu finden. Auf
diese Weise @rinen systematische Modell-Vorhersagefehler ausgeglichen werden.

Fur die Durchtinrung von MOS wird zuersufeinen bestimmten Ort undif'eine be-

stimmte vorherzusagende @é®€ aus einem aglichst grof3en und regséntativen Daten-
kollektiv an Vorhersagedaten und Mel3werten der interessierende®eGri Ort eine
multiple lineare Regression, also eine Vorhersagegleichung der Form

A~

Y:ao+a1X1+a2X2---+aka (71)

entwickelt. Hierbei istt” der Peidiktand (vorherzusagende dB€), dieq; die Regressi-
onskonstanten und -koeffizienten und dig die Padiktoren (bekannte ModellgBen).
Dabei soll die Zeitreihe der MOS-Prognoseagtchst gut die Zeitreihe der Beobachtun-
gen approximieren.

Im zweiten Schritt wird diese aus einem Basiskollektiv von Daten ermittelte Gleichung
auf ein unabhigiges Kollektiv angewandt.

Die ermittelten Regressionsgleichungembén unmittelbar mit einem sinnvollen Ange-
bot an Padiktoren zusammen; je besser die den Verlauf bzw. die Ingtielgit vorherzusa-
genden GoRRe bestimmenden physikalischen Prozesse durch die verwendatéidten
wiedergegeben werden, desto@ere Erfolge werden erzielt.

Durch die Anwendung von MOS wird ein Abgleich der vorhergesagten mit den gemes-
senen Daten vorgenommen. Hierdurch wird der systematische Fehler der Vorhersage,
in dieser Arbeit in der Regel durch den Bias (:= vorhergesagte Leistung - gemessene
Leistung) beschrieben, verringertatwend Fluktuationen durch dieses Verfahren nicht
vermindert werden. Die Anwendung von MOS bégt im Idealfall eine mehghrige
Datenbasis von Messungen, mindestens aber Daten aus einem Jahr. Die Verifizierung
muf3 an einem anderen Zeitabschnitt erfolgen als bei der Erstellung verwendet worden
ist.

Statt des im Abschnitt 7.3 benutzten einfachen Verfahremn&fi unter anderem auch
folgende kompliziertere Postprozessoren verwendet werden:

Neuronale Netze

Bei Verwendung eines neuronalen Netzes als statistischer PostprozesieLgistungs-
vorhersage von Windkraftanlagen dient die Zeitreihe der gemessenen Windgeschwindig-
keit und -richtung als Trainingsmenge, um als Ausgabe eine Vorhersage des Windes, z. B.
in 48 h, liefern zu kihnen. Alternativ kann statt der Winddaten auch mit gemessenen
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und vorhergesagten Leistungsdaten trainiert werden. Landberg hat in seiner Arbeit [22]
ermittelt, dal} dieses Verfahren trotz seinesdwttiichen Aufwandes nicht die Erwar-
tungen er@illt. Die Ergebnisse waren nur genauso gut oder sogar schlechter als die der
MOS nullter Ordnung. Hierbeiutirte weder die Ebiung der Trainingsmenge, noch

ein komplizierter Algorithmus zu einer Verbesserung der Ergebnisse. Landberg kommt
zu dem Ergebnis, daf3 eine lineare Abligkeit zwischen Melwerten und Vorhersagen
ausreichend ist.

Adaptive MOS-Verfahren

In Anbetracht der nicht-stati@mén Natur der Atmosné ist zu erwarten, dal3 diarf”

ein MOS verwendeten Parameter zeitlich variieren. Deshalb komomeM®S auch
adaptive Verfahren wigerweiterte) Kalman Filte[13] und dieMethode der rekursiven
kleinsten Quadratén Betracht, bei denen die MOS-Parameter entwickelt werden. Der
Grundgedanke bei diesen Methoden ist, dal3 nur Daten innerhalb des Zeitfensters einer
festgelegten Breite in die Berechnung der Regressionsparameter einflie3en. So werden
jeweils die neuesten verfbaren Daten verwendetaiwend alte Daten, die aufgrund von
neuen Vorhersagemodellen oderamaérter Regelung der Windkraftanlagen nicht mehr
gelten, nicht barcksichtigt werden.

Giebel hat sich intensiv mit adaptiven Postprozessoren bégghiind kommt in [13]

zu dem Schluf3, dafl? die Verbesserungen im Vergleich zum statischen MOS nullter Ord-
nung marginal sind und den hohen Aufwand zur Anwendung adaptiver Verfahren nicht
rechtfertigen.

7.2 Maximales Verbesserungspotential

Die durch einen statistischen Postprozessor theoretisch maximal erreichbare Verbesse-
rung der Vorhersageergebnisseatimian, indem das Regressionsverfahren auf densel-
ben Zeitraum angewendet wird, in dem die Regressionsparameter erstellt wurden. Bei
realer Nutzung macht diese Art der Anwendung des Postprozessors keinen Sinn.

Abbildung 52 zeigt die maximal erreichbare Verbesserung des absoluten Bias im Ver-
gleich zu der real erreichten Verbesserung gabenkeiner MOS-Bearbeitung, Abbil-
dung 53 zeigt dieselbe Informatioarfden zentrierten RMSE. Die gezeigten Werte stellen

die Mittelwerteuber alle Stationen dar. Der absolute Bias weist ein maximales Verbes-
serungspotential von 10— 30 % der mittleren gemessenen Leistung auf, die reale Verbes-
serung liegt dagegen zwischen 10 und 20%. Die Verbesserung des zentrierten RMSE
ist von der gleichen Gif3enordnung. Sie liegufdie maximale Verbesserung zwischen

10 und 26 % unddi die Reale zwischen 10—18%. Dal} die reale Verbesserung der 6h-
Vorhersage leicht dfier ist als die als maximal bezeichnete Verbesserung, liegt an der
Erstellung der Ausgleichsgeraden anhand der Werte aller Vorhersagezeiten. Hierdurch
kann es vorkommen, dal3 die Regressiangifhzelne Vorhersagezeiten nicht optimal ge-
eignet ist. Der Anstieg der Graphebér der Vorhersagezeit deutet auf einen mit zuneh-
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Abbildung 52: Maximale und reale Verbesserung des absoluten Bias, normiert auf die mittle-
re Leistungsabgabe der Windkraftanlage, geden der Modellanwendung ohne naaglicthes
MOS. Zu sehen sind die Mittelwertéér alle Stationeruf die einzelnen Vorhersagezeiten.
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Abbildung 53: Wie Abbildung 52, nurdir den mittleren zentrierten RMSE.
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mender Vorhersagezeit steigenden systematischen Fehler hin (vergleiche Ergebnisse in
Kapitel 6.3).

7.3 Anwendung

Da das verwendete numerische Modell v@rautschen Wetterdienstahrend der uns
vorliegenden Zeitperiode mehrfachagelert wurde, standen uns leider nur relativ kurze

Zeitraume und — besondensfiichere Windgeschwindigkeiten — kleine Datenmengen zur
Verfugung.

Eingesetzt wird das MOS-Verfahren als Postprozessor, d. h. nachdem die Vorhersage mit
dem numerisch-physikalischen Modell berechnet wurde (siehe auch Abbildung 14). Als
einfachstes Verfahren wurde ein MOS nullter Ordnung (lineare Regression) benutzt:

Ppred,mos =m: Ppred (72)

Ein Beispiel fir eine solche MOS-Regressionsgerade ist in Abbildung 54 zu selkien. F~

700 it I = T I T
+  Werte fur alle Vorhersagezeiten

600 f(x) = 0.7301 * x |

Leistung gemessen [kKW]
N
o
o

0 100 200 300 400 500 600 700
Leistung vorhergesagt [kW]

Abbildung 54: Diagramm der Streuung gemesseunber vorhergesagter Leistungsabgaben und
die Regressionsgerade eines einfachen MOS-Verfahuertefi' Standort Wusterhuseur f1996.
Ein einfaches MOS kann die Vorhersage deutlich verbessern.

die Erstellung wurden die Daten aller Vorhersagezeiten verwendet, da die Datenmenge
fur den Bereich der haugtshilich interessierenderohéren Leistungsabgaben bei Be-
trachtung einzelner Vorhersagezeiten fast alle Standorte zu gering war, um sinnvolle
statistische Korrekturen duraftiien zu lkohnen (vergleiche Abbildung 55). Sinnvoller
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Abbildung 55: Diagramm der Streuung und MOS-Regression mit 2 Paramatesgirfé Vorher-
sagezeit mit einem Leistungsfilter, der die MOS-Regression urukdistungen gol3er als 20 %

der Nennleistung durctfiit. Durch die geringe Anzahl von Daten wird der Verlauf der Regres-
sionsgeraden nahezu allij. Die Beucksichtigung eines Offsets zur Verringerung des Korrela-
tionskoeffizienten wride bei dem betrachteten Beispiel zu einer Vorhersage der Leistungsabgabe
von tiber 50 kW tihren, obwohl real keine Leistung abgegeben wird.

ware die Erstellung einer Regressionsgeradefetie Vorhersagezeit. Abbildung 56 zeigt

die erhaltenen MOS-Faktoren der MOS-Regressionsgeraddas Jahr 199@&if die ein-
zelnen Standorte, sortiert nach Wert. Der Faktor weiss€hr viele Stationen einen fast
identischen Wert zwischen 0.75 und 0.85 auf. Alle Werte liegen unter Eins. Das heil3t,
im jahrlichen Mittel unduber alle Vorhersagezeiten gemittelt wird die Leistungsabgabe
um etwa den gleichen Betraghérsclaizt. Nach der Anwendung auf die Vorhersagen
des Jahres 1997 zeigt sialrfdie langen Vorhersagezeiten von 36 und 48 h entsprechend
des MOS-Faktors eine deutliche Verringerung des Bias um ca. 20 % der mittleren gemes-
senen Leistung. W kirzere Vorhersagezeiten ergibt sich eine deutlich geringere bzw.
zum Teil keine Verbesserung des Bias. Auffallend ist, daf? die Leistungsahgadléef”
Vorhersagezeiten nun nicht melér-, sondern untersatzt wird (Abbildung 57). Die
Uberlegungen, das MOS-Verfahren durch Einbeziehung eines Offsets, d. h. einer Glei-
chung der Formy = max + b und des Einsatzes eines Leistungsfilters (siehe Kapitel 10)
zu verbessern, sind fallengelassen worden. Es erscheint nicht sinnvoll, wie z. B. in Ab-
bildung 55 zu sehen, atdig eine Leistungsabgabe vaheir 50 kW zu prognostizieren,
wahrend ta@achlich keine Leistung abgegeben wird.

Die RMSE-Abweichung normiert auf die mittlere Leistungsabgabe ist je nach Vorher-
sagezeit zwischen 10 und 20 % geringer als vor Anwendung des MOS (Abbildung 58),
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Abbildung 56: MOS-Faktoren der MOS-Korrektuuf jeden Standortd'das Jahr 1996 und das
Deutschlandmodell 3. Sortiert naclohE des Wertes.
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Abbildung 57: Auf die gemessene Leistung normierter Bias der Leistung mit und ohne MOS-
Korrektur, aufgetragenber die Vorhersagezeit. Die MOS-Parameter sind anhand der Daten von
1996 erzeugt und auf das Jahr 1997 angewendet worden. Gentigelalle Stationen. Der Bias

ist nach der MOS-Anwendung geringer.
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normiert auf die Nennleistung ergibt sich eine Verbesserung um 2% (Abbildung 59).
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Abbildung 58: RMSE-Abweichung normiert auf die mittlere Leistungsabgabe. Ansonsten wie
Abbildung 57.
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Abbildung 59: RMSE-Abweichung normiert auf Nennleistung. Ansonsten wie Abbildung 57.

Die Anwendbarkeit der anhand der Daten dgsutschlandmodell8 erstellten MOS-
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Parameter auf das modifiziereutschlandmode# und denUbergang von Archiv- zu
Gitterdaten (siehe Kapitel 5) wurde getestet durch Anwendung der mit den 1996er-Daten
erhaltenen Korrekturwerte auf die 1999 Online-Daten. Wie Abbildung 60 zeigt, ist der
Bias verglichen mit dem Ergebnis ohne MOS im Mittel um -10 % verschoben. Dies be-
deutet eine Verbesserungrfdie aufgrund des Tagesgangs hohen Leistungsabgaben, eine
Verschlechterungur” alle anderen. Der RMSE dagegen hat sich um ca. 1006liE

6 h- und die 12 h-Vorhersage verbessert unddingere Vorhersagezeiten (aul3er der 36 h-
Vorhersage) verschlechtert (Abbildung 61). Aus dem oben Dargestellten folgt, daf3 ein

=3 40 : ; ; : r
5 1999er Online-Daten mit MOS —+—
k% 30 r 1999er Online—Daten ochne MOS -3¢ 1
(]
- 20

o0

5 é 10 ¢

d op o~
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m®  _30 ¥ S
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6 12 18 24 30 36 42 48
Vorhersagezeit [h]

Abbildung 60: Wie Abbildung 57, nuréir 1999er Online-Daten.

Abgleich der Vorhersageergebnisse mit Mel3daten die Vorhersagenelé Standorte
entscheidend verbessert. Erschwert wird die Anwendung aber durch den Bedarf einer
hohen Anzahl an Vorhersage- und Mefl3daten, anhand derer die Regression dimthgef”
wird. Aufgrund der wenigen Zeiten mit hohen Windgeschwindigkeiten ist eine lange Zeit
der Datensammlung erforderlich. Ist eine ausreichend grof3e Datenbasis vorhanden, sollte
einer Regression pro Vorhersagezeit gedpam einer Regressiarbér alle Vorhersagezei-

ten der Vorzug gegeben werden.

Wahrend der Erstellung dieser Arbeit hat sich gezeigt, dal3 die Vorhersagemodelle zum
Teil im Bereich weniger Monate vandert werden und so die vorher erstellte Regres-
sion unter Umsihden nicht mehr geeignet ist. Deshalb muR dinen operationellen
Einsatz ein adaptives MOS-Verfahren gdvt ' werden, das anhand der jeweils aktuel-
len Vorhersage- und Mel3daten die Regressionsdaten ermittelt. Kompliziertere MOS-
Algorithmen haben die Ergebnisse nicht weiter verbessert. D. h. ein einfaches lineares,
aber adaptives MOS-Verfahren reicht zur Minimierung der systematischen Abweichun-
gen aus. Esdrinte sich als sinnvoll erweisen, ein MOS-Verfahren auf die Windgeschwin-
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Abbildung 61: Wie Abbildung 58, nurdir 1999er Online-Daten.

digkeitsvorhersagen anzuwenden, da diese Werte nicht so stark streuen wie die Leistungs-
werte (vergleiche auch mit den Ergebnissen von Giebel [13]). Eine anschlieRende Re-
gressioruber die Leistungswerte minimiert systematische Fehler aufgrund differierender

Leistungskennlinien.
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8 Sensitivitatsanalyse von Modellparametern

In diesem Kapitel werden die Einse der Modellparameter Rauhigkeit des Deutschland-
modells, detaillierte Rauhigkeit und — bei Verwendung des Statsititodells — vertikaler
Warmefluf3 diskutiert.

8.1 Variation der Rauhigkeitslange

Die Rauhigkeitsingez, ist eine der entscheidendendBen in dem lokalen Verfeine-
rungsmodell. Sie geht sowohl in das Geostrophische Reibungsgesetz als auch in die
Berechnung des logarithmischen Windprofils ein und winddie Transformation zum
geostrophischen Wind ebenso bégt wie zur anschlieRenden Transformation auf Na-
bentohe. Ihr EinfluR auf das logarithmische Windprofil war bereits in Abbildung 9 in
Kapitel 2.4.2 zu sehen. Gleichzeitig ist sie eine, deren Bestimmung sehr subjek-

tiv ist und stark schwankt. Bei der Rauhigkeitsangabe des Deutschlandmodells kommt
erschwerend hinzu, dal3 das verwendgtein Mittelwert aus den Rauhigkeigsigen an

den vier umliegenden Gitterpunkten ist, die bereieschREnmittel darstellen.

Der EinfluR der Rauhigkeit wurdeuf'die Standortd*odelzig mit einer 800 kW Wind-
kraftanlage in 60 m Nabewohé, undRapshagenmit einer 300 kW Windkraftanlage in
30 m Hohe, untersucht. Variiert wurde in den Schrittgn= 0.001, 0.01, 0.05, 0.1, 0.25,

0.5 und 1.0. Zum einen wurde die Rauhigkeitglé dedDeutschlandmodel/zum an-
deren die zur Transformation des geostrophischen Windes auf den Wind in i¢aleenh”
berotigte Rauhigkeitglihnge veandert. Wie in den Abbildungen 62 und 63 zu sehen,
andern sich in beidendHén und tir beide Standorte der Bias und auch der zentrierte
RMSE sehr stark. & die niedrigere Nabewihé ist der bhere Rauhigkeitseinflul an
den insgesamtdtieren Maximalwerten des Bias und RMSE gederdem Standort mit

der loheren Nabendtie zu erkennen, spielt aber keine entscheidende Rolle; d. h. auch
in groReren hen hat die Rauhigkeieshge einen grofRen EinfluR auf das Ergebnig. F~
die bei der Herabtransformation verwendete detaillierte Rauhigkeit ist eimerd Ge-
nauigkeit als bei deDeutschlandmode/Rauhigkeitsbeschreibung zu erwarten, da diese
anhand von Standortbesichtigung und topographischen Karten ermittelt wurde. Aber auch
hier kdnnen Fehler in geringerem Umfang auftreten.

Der Bias kann im Extremfall um mehr als 100 % der mittleren Leistungsabgabe schwan-
ken, der zentrierte RMSE noch einmal um maximal 60 % der mittleren Leistungsabgabe.
Innerhalb realistischer Unsicherheiten bei der Bestimmung der detaillierten Rauhigkeit
sind maximal Abweichungen von etwa +/-10% des Bias und +/-5% des zentrierten
RMSE zu erwarten, jeweils bezogen auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe. Da
die Deutschlandmode/Rauhigkeitsihge aufgrund der niedrigeauimlichen Aufdsung

fur den konkreten Standort relativ ungenau ist und durch das angewendete Mittelungs-
verfahren nur eine grobe Absatzung der taechlichen Bedingungen am Standort vor-
genommen werden kann, ist dies eine deutliche Fehlerquelle, die durch Verwendung der
Modellevel in grof3en dren eliminiert werden kann.
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Abbildung 62: Auf die mittlere gemessene Leistung normierter Bias der Leistung aufgetragen
Uber die Vorhersagezeit. Zu sehen ist dieavietérung des Bias bei einer Variation der detaillier-
ten Rauhigkeit in den Schrittery = 0.001, 0.01, 0.05, 0.1, 0.25, 0.5 und 10 Hen Standort
Rapshagemind einer Naberdtie von 30 m.
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Abbildung 63: Wie Abbildung 62, nur tir die Veginderung des zentrierten RMSE.
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8.2 Variation des vertikalen Warmeflusses

Der vertikale WArmefluld der Atmosgré H variiert je nach Tages- und Jahreszeit. Der
hier verwendete klimatologische Mittelwert desawtieflusses repséntiert diese Varia-
tionen nicht. Deshalb ist die Kenntnis des Einflusses einer Variation deméflusses

auf die Windgeschwindigkeit und damit auf die Leistungsabgabe der Windkraftanlagen
wichtig. Hat eineAnderung im Rahmen der real vorkommendeariéflisse nennens-
werte Auswirkungen, so ist eine Erweiterung des Staitditiodells auf die Einbeziehung
aktueller Warmeflisse sinnvoll.

In das Stabiliatsmodell gehen zwei Werte desawifieflusses einAH,,,, und AH, ;¢
(vergleiche Kapitel 4.3.1). Abbildung 64 zeigt deutliche Unterschiede zwischen den ver-
schiedenen \&fimeflissen zwischen 50 und 200 WinDer Unterschied in der Windge-
schwindigkeit bet@gt je nach lhe uber Grund zwischen Null und etwa 0.3 m/surF”
héhere positive VdimeflisseAH,.,,; wird die atmosphiische Schichtung stabiler und
das Profil zunehmend flacher.

Mellinghoff [25] hat mit dem Stabilatsmodell und dem Rauhigkeitsmodell bei Vorgabe
eines geostrophischen Windes von 15 m/s die Kurven in Abbildung 64 und Abbildung 65
berechnet. Das Rauhigkeitsmodell macht sich durch den Knick im Profil auf eoter H”
von 18.7m (= 30 % der IBL) bemerkbar.

100 | 'get

80

60

z [m]

40

20

55 6 6.5 7 7.5 8 8.5 9 9.5 10
v [m/s]

Abbildung 64: Logarithmisches Windprofilu bezeichnet hier die ansonsten mitbenannte
Windgeschwindigkeit) di' verschiedene Werte desdnfieflul3-ParameterSH,,,s. Der Index
gibt den Wert in W/rh an. Der im Modell verwendete “default’-Wert bagt 100 W/m. Aus
[25].
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Abbildung 65: Vertikales Windprofil tir verschiedene Werte des Paramet®is,s; im Ver-
gleich mit dem unkorrigierten Profil (“rough only”). Der Index gibt den Wert in W/an. Vorein-
stellung (“default”) ist -40 W/rh. Bei einer Steigerung des Wertes auf bis zu -200 Yommt
es zu keinen sichtbaren Einfisen. Aus [25].

In Abbildung 65 ist der EinfluB des ParameteXxdi,;; dargestellt. Dabei bezeich-
net “rough only” das Windprofil bei neutraler Schichtung der Atma@sphohne Stabi-
litatsmodell und “default” die aus dem Stalaitgimodell resultierende Kurve mit dem bei
den Vorhersagen verwendeten WA, = —40 W/m?,

Fir die Erstellung dieses Diagramms wurde der Parametéy;; variiert. Die Abwei-
chungen von dem “default” - Graphen sind aber derart minimal, daf3 sie nichtim Graphen
erkennbar sind. Der Einflu? vahH,, istim Bereich von -1 bis -200 W/frverschwin-

dend gering und im Diagramm nicht erkennbar. Der Unterschied in der Windgeschwin-
digkeit betagt zwischen Null und 0.4 m/s je naclokhEuber Grund.

Unverstindlich ist das Verhalten des Stalatgmodells dif positive Werte VoA H .

Im Diagramm ist der Verlaufut' AH,;; = 20 W/m* eingetragen. Diese Situation eines
aufwdrts gerichteten \Afimeflusses sollte mit einer instabilen Schichtung korrespondie-
ren. Tatsichlich ist der Kurvenverlauf weiterhin typisalrféin Profil stabiler Schichtung
(vergleiche mit dem Profil bei neutraler Schichtung). Erst bei Werten um plus 56 W/m
entspricht das Profil demjenigen bei neutraler Schichtung. Dieses Verhalten muf3 noch
eingehender untersucht werden.
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9 Summenleistungsabgabe von Windkraftanlagen in ei-
ner Region

Die Untersuchung der regionalen Effekte zeigt den positiven Einfluffadenlichen Mit-

telung auf die Schwankungsbreite der Summenleistungsabgabe der Windkraftanlagen.
Betrachtet man die Summenleistung aller Standorte zu jedem Vorhersagezeitpunkt, so
heben sich die stochastischen Abweichungen der vorhergesagten Leistungsabgabe von
der gemessenen Leistungsabgabe an den einzelnen Standorten teilweise aufhrmies f~
zu einem Ausgleich der Vorhersagefehler der einzelnen Standorte und somit zu einem ge-
geniber dem Mittelwert der Fehler der einzelnen Standorte verringerten regionalen Feh-
ler.

Fir einen vollstihdigen Datensatz der Leistungsabgabe vora@tich verteilten Wind-
kraftanlagen ist in Abbildung 6alie RMSE-Abweichung des Ensembles im Vergleich zu
dem Mittelwert der RMSE-Abweichungen der Einzelanlagen zu sehen, normiert auf die
mittlere gemessene Leistungsabgabe. Dasaleris der Vorhersagefehlemfdas Ensem-

ble und Einzelanlagen lieguf'die 6 h-Vorhersage bei 0.38 unarfdie 48 h-Vorhersage

bei 0.55. Verglichen mit einem Wert von 0.1ur fdieses Veraltnis bei Annahme eines
vollstandig unkorrelierten Datensatzes 83 Standorte zeigt sich, dal3 die Vorhersageun-
sicherheit €ir das untersuchte Gebiet zum Teil laoéiit ist. Dieser Wert wird aufgrund

der steigenden systematischen Fehleddingere Vorhersagezeiteroer.

Die fur eine regionale Untersuchung notwendigen statistischefR€rwerden im An-
hang erdiutert.

9.1 Raumliche Korrelation der Abweichungen

In diesem Kapitel werden die Kreuzkorrelationen der Vorhersageabweichunglichz ™

des Standortabstandes, Vorhersagehorizonts, Regionen unterschiedliolfier @
Vorhersagemodell untersucht. Abbildung 67 =zeigt die Kreuzkorrelationswerte
in Abhangigkeit der Entfernunguf” die verschiedenen \orhersagezeitawr tien
vollstandigen Datensatz von 33 Standorten. Die Kreuzkorrelation wurdgdés Tur-
binenpaar mit allen verwendbaren Daten eines Jahres berechinelie®arstellung der
Resultate wurden die Ergebnisse in Standortentfernungen einer Klassenbreite von 25 km
zusammengefalit. Innerhalb jeder Entfernungsklasse wurde der Kreuzkorrelationswert
fur die Paare innerhalb der betrachteten Klasse berechnet.

Die Korrelation sinkt mit jeder dfieren Entfernungsklasse, angefangen von ca.u.9 f*
Windkraftanlagen innerhalb eines Windparks bis zu Werten um NulEfitfernungen
von gol3er als ca. 400 km. Uf'die 6 h- und 12 h-Vorhersage ergeben sich etwa gleiche
Korrelationswerte. &'langere Vorhersagezeiten ergeben sich jedoch wie erwafteté”
Korrelationen zwischen den Leistungsvorhersagermi€ Windkraftanlagen.

'Die Abbildungen dieses Kapitels sind bis auf Abb. 71 dem Endbericht des EU Proftiesterm
Prediction of Regional Wind Power ProductifB] entnommen.
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Abbildung 66: Auf die Nennleistung normierte RMSE-Abweichung zwischen Vorhersage und
Messung der Leistungsabgabe eines Ensembles von 33 Windkraftanlagen im Vergleich zu der
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mittleren Abweichung der Einzelanlagen.

cross-correlation

Abbildung 67:

Cross-correlation in 1996 (all models)
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Kreuzkorrelation der Vorhersageunsicherheit der Leistungsabgabe von
Windkraftanlagen-Paaren bei Verwendung aller 33 untersuchten Windkraftanlagen und “Vollem
Modell”. Dargestellt sind die Mittelwerte der Kreuzkorrelatiom tAbstandsklassen von 25 km
Breite. Die einzelnen Kurven beziehen sich auf die verschiedenen Vorhersagezeitargeieallé
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Vorhersagezeit ist, destcaskéer korrelieren die Vorhersagen der Einzelanlagen.
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Bei Betrachtung dematimlichen Korrelation der Vorhersageabweichungen kann man fest-
stellen, daf3 die Korrelation mit wachsender Entfernung abnimmt. Dies bedeutet, daf3 die
Standardabweichung der Ensemble-Summenzeitreihe sinkt, wenn Regionen von einigen
hundert Kilometern und mehr betrachtet werden. afzigh ist zu erkennen, dafd die
Vorhersagewerteuf langere Vorhersagezeitermdtér korreliert sind alsuir'kurze Vorher-
sagezeiten. Dies ist auf einen steigenden systematischen Fehler bei der Vorharsage f*
langere Zeiten zuckzutihren.

Wie Abbildung 68 zeigt, hat die Auswahl des lokalen Vorhersagemodells @otlgjes
oder einfaches Modell) nur einen sehr geringen Einfluf3 auf die Kreuzkorrelationen; d. h.
die rdumliche Struktur des Vorhersagefehlers wird durch die Modelldetails nicihtier”

Cross-correlation in 1996
(without stability, detailed roughness, orographie and wind farm models)

1
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Abbildung 68: Wie Abbildung 67, nur @it das “Einfache Modell” ohne Stabéitsrechnungen,
Orographie, detaillierte Rauhigkeiten und Windparkeffekte.

9.2 Raumliche Ausgleichseffekte @it Regionen unterschiedlicher
Grole

Um die Ausgleichseffekte deatimlich verteilten Windkraftanlagen in Aahgigkeit der
GrolRe der betrachteten Regionen quantitativ erfassezugi, sind die zur Venjung

stehenden Standorte in Regionen mit drei typischen maximaleaAdst eingeteilt wor-
den:

e 140 km-Regionen(Abbildung 69) erfassen in etwa dielf&rdes Bereichs regiona-
ler Energieversorger (z. B. EWE, Schleswag).
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e 350 km-Regionen (Abbildung 70) erfassen in etwa diel§&des Bereichs gi8erer
Energieversorger. Bei entsprechender Verteilung, wie in dieser Arbaimdd auch
Regionen gleicher geographischer Bedingungen bzw. Standorte typischer geogra-
phischer Bedingungen innerhalb einer Region (Region 5) zusammengefaldt werden.

¢ Die 700 km-Region endit alle in dieser Arbeit untersuchten Standorte in einer
Region. Sie deckt fast ganz Deutschland ab.

A

Abbildung 69: Definition der Regionen mit einem Durchmesser von 140 km.

Die RMSE-Abweichung zwischen Vorhersage und Messung wirdligé einzelnen Re-
gionen berechnet und auf die mittlere RMSE-Abweichung der einzelnen Windkraftan-
lagen der jeweiligen Region normiert. Zum Vergleich wird die maximal zu erwarten-
de Reduktion aufgrund des Zusammenhangesangegeben/X = Anzahl der Anlagen

in einer Region). Wie erwartet wird die Reduktion der Unsicherheit mit zunehmender
Vorhersagezeit in allendién geringer wegen der systematischen und damit korrelierten
Unsicherheiten der Vorhersage. Diese Verringerung ist besonaledsef12 h- und die

36 h-Vorhersage (wegen der Startzeit 00 UTC gleichbedeutend mit 12 Uhr UTib&ays”™
gering, was auf eine systematische unggeride Vorhersage des Tagesganges der Wind-
geschwindigkeit hindeutet.
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Abbildung 70: Definition der Regionen mit einem Durchmesser von 350 km.

Tabelle 9: \Verhiltnis der RMSE-Unsicherheiuf verschiedene Regionen und des mittleren
RMSE der Einzelstandorté&y bezeichnet die Anzahl der Windkraftanlagen innerhalb der Region.
Die Vorhersageunsicherheit wirdrfgro3ere Regionen deutlich geringer.

Vorhersagezeit 6| 12| 18| 24| 36| 48
GroRe der Regionen (v/N)~!

140 km 0.71/ 0.81] 0.95| 0.87| 0.82| 0.99| 0.82
350 km 0.45] 0.63| 0.66| 0.68| 0.64 | 0.73| 0.66
700 km 0.17| 0.41| 0.41| 0.42| 0.45| 0.53| 0.51

Tabelle 9 und Abbildung 71 ist die deutliche Verringerung der Vorhersageunsicherheit mit
zunehmender Gf¥e der Region zu entnehmen.

Wird die Summenleistungsabgabe aller Turbinen einer Region betrachtet, so ist es
moglich, dal’ sich lokale Abweichungen gegeneinander aufheben. DieGlieses Ef-
fektes tangt ab von der Korrelation der Abweichungen lie Vorhersagen der einzelnen
Windkraftanlagen (siehe Kapitel 9.1).

Abbildung 71 zeigt die Verringerung der RMSE-Abweichungen der Summenleistungsab-
gabe verschieden grol3er Regionen gegen dem Mittelwert der RMSE-Abweichung
der Einzelstandorteuf"die verschiedenen Vorhersagezaitrie. Die Abweichunguir”

die gesamte Leistungsabgabe ist deutlich reduziert gdgpgerdem Mittelwert der Ein-
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Abbildung 71: Verhéltnis der RMSE-Unsicherheiten der Summenleistungsabgabe verschiedener
Regionen zum mittleren RMSE der Einzelstandorte aufgetraendie Vorhersagezeit, nach den
Werten in Tabelle 9. Es ist deutlich zu erkennen, dal3 sich die Abweichungen zwischen Messung
und Vorhersageufalle Vorhersagezeiten relativ zum Mittelwert des RMSE der Einzelstandorte
verringern.

zelstandorte. Wie erwartet verringert sich die relative Verbesserturgrfge Vorhersage-
zeitrdume (siehe auch Tabelle 9). Dies ist mit dem zunehmenden systematischen Fehler
fur langere Vorhersagezeiten begdét.

Fir die Anwendung im Vorhersageverfahren werden die Kreuzkorrelationen mit der
Funktionr(AT) = 1 — exp(—a - R) gefittet, mitr als Korrelation AT VorhersagezeitR
Abstand zwischen den Standorten unals zu bestimmender Konstante (Abbildung 72).
Tabelle 10 zeigt, daR die Abweichung um 1786 €in Gebiet von 45 150 knt und um

26 % flir ein Gebiet von 225 150 kn? verringert wird. Die Gebiete sind entsprechend
der typischen Gf3en von Energieversorgungsgebieten gjgtvivorden. Der benutzte
Gitterabstand von 15 kfrkorrespondiert mit der AufiSung deDeutschlandmodellsile
Korrelationen von Anlagen mit einem geringeren gegenseitigen Abstand sind gleich Eins
gesetzt worden.
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Abbildung 72: Korrelationen der Vorhersagefehler der Leistungsabgabe iraAdibkeit der
Entfernung €ir die 12 und 48 h-Vorhersage einschlief3lich Fitfunktionen.

Tabelle 10:Verhdltnis der regionalen RMSE-Abweichung zur mittleren RMSE-Abweichung der
Einzelstandorteut' zwei typische Regionemnuf Vorhersagen mit den in Abbildung 72 gezeigten
Korrelationsfits.

Vorhersagezeit Gebiet 45x 150kn? | Gebiet 225x 150 kn?
12 h 0.76 0.62
48 h 0.83 0.74

Zusammenfassend kann festgestellt werden, dafd die Unsicherheit der regionalen Lei-
stungsvorhersage exponentiell von den Entfernungen zwischen den Windkraftanlagen
und von der Vorhersagezeit adotgt. Entscheidendif‘die Hohe der Unsicherheit sind

die bereits imDeutschlandmodeknthaltenen systematischen Fehler, wie z. B. eine un-
genaue Wiedergabe des Tagesgangesyrarid anschliefende Variationen des Verfeine-
rungsmodells bisher keine nennenswerten Auswirkungen auf die Vorhersageungenauig-
keit gezeigt haben. f'Regionen in der typischen G8é des Versorgungsbereichs eines
Energieversorgers wird die Unsicherheit gagieer der Unsicherheit bei der Vorhersage

fur die Einzelstandorte auf 60 bis 85 % verringert,ainig von der tatschlichen GoRRe

der Region und der Vorhersagezeit.
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10 Unsicherheiten der Vorhersage

Dieses Kapitel dient dddbersichtuber einige Faktoren, die Auswirkungen auf dietté”

der Vorhersageunsicherheit haben. Zu diesen Faktoreorigghs verwendete Modelle-

vel des numerischen Wettermodells (bzw. der Bodenwind), dieeHler abgegebenen
Leistung (wie bereits in der Einleitung zu erfahren war, werden Fluktuationen der Wind-
geschwindigkeit je nach Leistungsbereich varstoder geglttet), die geographische Art
des Standorts (#ste, Binnenland, Mittelgebirge), die Art der Windkraftanlageugizh
Leistungsklasse, Nabeohé und Alter und eventuell vorhandene Abweichungen zwi-
schen der realen Kennlinie der Windkraftanlage am Standort undidéie'Vorhersage
verwendeten Kennlinie.

Die H6he der Auswirkungen wird — wennaglich quantitativ — bestimmt, die Ursachen
des Einflusses auf die Vorhersageunsicherheit diskutiert und es werden ¥ges&hl”
eine zukinftige Beticksichtigung dieser Ursachen gemacht.

10.1 Einflul? der Wahl desDeutschlandmodeltModellevels

Das entwickelte Vorhersagemodell lmigt als Grundlage die Ergebnisse desutsch-
landmodells Dieses berechnet die Windgeschwindigkeit ¥érschiedene étienuber
Grund (Modellevel). Zur Auswahl eines geeigneten Modellevels ist es sinnvoll, diese vor
Anwendung im Vorhersagemodell auf ihre statistischen Eigenschaften und Plaatsibilit™
zu untersuchen und direkt untereinander zu vergleichen.

Abbildung 73 zeigt Zeitreihen der Windgeschwindigkeit ffien 10 m-Bodenwind und

die Modellevel 19 und 18. Zeitweise ist die Windgeschwindigkeit auf Level 18 in einer
Hohe von ca. 320 m geringer als auf den niedrigeremé. Die Ursache hiarf liegt
wahrscheinlich in den orographisch bedingtendimigen der Windgeschwindigkeit in
niedrigen Hohen, da dieser Effekt nur an orographisch komplexen Standorten auftritt.
Bei allen weiteren Leveln ist keine Abhgigkeit von der Gelfidestruktur des Standortes
mehr zu erkennen, d. h. albHEN von ca. 500 m hat die Orographie keinen grof3en Einfluf3
mehr. Vorkommende Inkonsistenzen der Windgeschwindigkegsari ihre Ursachen in

der atmosparischen Instationaat haben. Die Windgeschwindigkeiten, als Jahresmittel
uber alle Vorhersagezeiten und Standorte, sind in Abbildungu74li& verschiedenen
Levelhdhen zu sehen. Dieber alle Standorte gemittelte Windgeschwindigkeit liegt bei
knapp 5m/s (Abbildung 74), anustenstandorten zwischen 6 und 7 m/s auf 10ohéd”
Diese Werte stimmen gut mit den in dieser Region gemessenen und zu erwartenden Jah-
resmittelwerteruberein. Abbildung 74 ist ebenfalls zu entnehmen, dal’ die Level 14-16
nahezu gleich groRe mittlere Jahreswindgeschwindigkeiten aufweisen. Level 17 weist an
12 der 30 Standorte eine leichbliere Windgeschwindigkeit auf (max. 0.3 m/s). Dies
entspricht der Theorie und Messungen, denen zufolge innerhalb der Ekman-Schicht teil-
weise eine bhere Windgeschwindigkeit als im geostrophischen Bereich vorliegt. F~
1997 konnte dieses Verhalten in dé&eutschlandmodefDaten nicht festgestellt wer-

den, die lochste Windgeschwindigkeit befindet sich auf declisten uns zur Veufjung
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Abbildung 73: Ausschnitt einer Zeitreihe der Windgeschwindigkeitandén 10 m-Bodenwind

und die Level 19 und 18 des Deutschlandmodells 3.
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Abbildung 74: Vertikales Profil der mittleren Windgeschwindigkeiten der Modellevel des
Deutschlandmodells 3. Gemittelbér ein Jahr und alle Standorte (1996, level 19—14 und 10 m
Bodenwind). Oberhalb von 800 m bleibt die mittlere Windgeschwindigkeit beinahe konstant. Die
Héhenangaben der Level beziehen sich auf Standardatenesph”
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stehenden Blie. Die Standardabweichungen der Fluktuationen liegen zwischen 45 und
60 % der mittleren Jahreswindgeschwindigkeit, wobei Level 19 (140 m) die niedrigsten
Fluktuationen und Level 16 (810 m) die¢hsten Fluktuationen aufweist.

7 T T T T
RMSE absolut [m/s] —+—
RMSE / 10 [% mittlerer Windg.] >

RMSE der Windgeschwindigkeit
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0
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Abbildung 75: Zu sehen ist der RMSE der Windgeschwindigkeit absolut in m/s und in Prozent
der mittleren Windgeschwindigkeiufden Standort Lindewitt und das Jahr 1996 aufgetragen
lber die Levelbhen. Die Schwankungen der Windgeschwindigkeit bewegen sich um 50 % der
mittleren Jahreswindgeschwindigkeit des betrachteten Levels mit einem Miniordrevél 19.

Die Verringerung der mittleren Windgeschwindigkeit mit zunehmender Entfernung von
der Kiiste wird von den Vorhersagedaten gut wiedergegeben. Sagbetuf den Le-

veln 18-15 die Windgeschwindigkeit anukténstandorten etwa 10 m/s, in der nord-
deutschen Tiefebene 9.5m/s und im weiteren Binnenland ca. 9 m/s. Standorte in den
ostlichen Bundeslridern haben geringere Windgeschwindigkeiten: st€nm@he betagt

die Windgeschwindigkeit im Mittel 9.2 (Wusterhusen) bzw. 9.6 m/s (Graatifg)) und

im Binnenland nur 8.5m/s @@imnitz). Dies liegt daran, dald der Wind in der Regel
uber dem Atlantik entsteht und auf dem Weg in dgtlichen Bundeslider einedingere
Streckeuber rauhes Galide zuacklegen muf3.

Innerhalb der Ekman-Schicht aftfit die Windgeschwindigkeit eine Drehung. Dies ist in
den Daten de®eutschlandmodellsu sehen, wobei die Drehung konsistent in dehel”
durchgefihrt wird, d. h. es kommt nicht zWberschneidungen gBeren AusmaRes bei

der Betrachtung der Windrichtungszeitreihen auf den verschiedenen Leveln. Auffallend
ist aber der grol3e Unterschied bis zu 1@@ischen den einzelnen Leveln zu einzelnen
Zeitpunkten. Wie in Kapitel 2.2.2 gezeigt wurde, ist der Theorie zufolge eine maximale
Drehung von 45moéglich. Dies gilt aber nur unter Gleichgewichtsbedingungen und nicht
fur Wetterumschwrige wie sie in der realen Atmosate ' vorkommen. Bei diesemkiten
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derartige Windrichtungsiderungen auftreten.

Fur die lokale Leistungsvorhersage kommen prinzipiell zweaghthkeiten tir den
Eingangslevel des numerischen Wettervorhersagemodells in Frage: entweder ein Ober-
flachenlevel wie der 10 m-Bodenwind und einer der beiden unteren Level (33 oder 140 m
bei Standardatmosphé) oder ein “geostrophischer” Level, z.B. in eineohd von
1210 m bei Standarddruck (Level 15). Abbildung 74 zeigt die mittlareliche Wind-
geschwindigkeit deDeutschlandmodelB-Level. Ab Level 16 (812 m) ist die Windge-
schwindigkeit fast unaldrigig von der ldhe, die Stoinung kann als geostrophisch an-
gesehen werden. Niedrige Level haben den Nachteil, dal3 sie lokale Rauhigkeits- und
Orographieeffekteui die Gitterfliche von ca. 14 14kn? enthalten. Dies istui die
lokalen Modellierungen nicht ausreichend audg| so dafi diese Korrekturen erst her-
ausgerechnet werdenussen, bevor eigene Korrekturen vorgenommen werdand.
Obere Level haben diese Probleme nicht, da sie lediglich die “regionalen Eigenschatf-
ten” der Windstomung beinhalten. Daf enthalten die oberen Level keinen Tagesgang
der Windgeschwindigkeit, so daf3 sie ohne eine detaillierte Modellierung der thermischen
Schichtung der Atmosyairé auf Basis des aktuellen vertikaleraMvieflussesui eine ge-

naue lokale Vorhersage nur wenig geeignet erscheinen. Wie bere@frwesitzen

die mittleren Level einen inversen Tagesgang (vergleiche Abbildung 42 in Kapitel 6.3).
Dieses Verhalten ist er&tbar durch die Entkopplung der unteren von den oberen Schich-
ten der Grenzschicht aufgrund deaahtlichen stabilen Schichtung. Dies wurde durch
Messungen beatigt [48, 18].

In Abbildung 76 sind Bias und RMSEuf die vorhergesagte lokale Leistungsabgalbye f*
die verschiedenen Level bis hinunter zu ein@hld von 140 m zu sehen. Alle Level wur-
den aus Qriden der Vergleichbarkeit als geostrophische Level angenommen, obwohl
dies fir HGhen unter 800 m als fragwdig erscheint. Der Mittelwert der Vorhersagen ist
fur die “geostrophischen” Level zu hoclurfden niedrigsten betrachteten Level auf 140 m
wie erwartet deutlich zu niedrig. Dieses Verhalten wird \aamgtich bei Betrachtung der
Kreuzkorrelationen zwischen Messung und Vorhersage (siehe Tabelle 11). Der RMSE
ist bei Verwendung von Level 19 trotz des hohen Bias am niedrigsten, da die Korrelation
sehr hoch ist (d. h. die Streuung ist relativ gering). Auffallend ist dieehé Korrelation

der Level 18, 17, 16 gegabér Level 14 und 15, trotz des inversen Tagesgangs. Nach
der Anwendung von MOS sind die Unterschiede des Bias und der RMSE-Abweichung
zwischen den einzelnen Leveln nur noch sehr gering (Abbildung 77). Im Vergleich zu den
Ergebnissen mit dem Wind des 10 m-Bodenwindes als Ausgangsbasdis fokale Ver-
feinerung sind die Unsicherheiten bei Verwendung d#renén Level wesentlichdmer
(vergleiche Abbildung 36).
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Abbildung 76:Bias und RMSE-Abweichungif alle Level aufgetrageabér die Levelbhe. Zu
sehen ist dasafirliche Mittel iber alle Vorhersagezeiten und Stationen. Der RMSE steigt mit
zunehmender btie kontinuierlich von ca. 100 % auf 150 %.
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Abbildung 77: Bias und RMSE wie in Abbildung 76, nach Anwendung einer MOS-Korrektur.
Der Unterschied in der Vorhersage bei Verwendung der verschiedenen Level ist nur noch sehr

gering.
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Tabelle 11: Mittlerer Bias und Korrelation zwischen Messung und Vorhersageweischiedene
Level. Hir Level 19 ist zwar der Bias relativ hoch, der RMSE ist jedoch aufgrund der guten
Korrelation mit den Mel3daten niedriger als bei den anderen Leveln.

Level 14 | 15 | 16 | 17 | 18 | 19
Hohe 1749 1210 812 | 543 | 322 | 140
Korrelation| 0.60 | 0.67 | 0.71] 0.72| 0.72] 0.73
RMSE 151 | 140 | 138 | 134 | 122 | 105
Bias[%] | 22 | 20 | 25 | 25 | 9 | -34
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10.2 Abhangigkeit von der Hohe der abgegebenen Leistung

Im allgemeinen hihgt die Qualit der Vorhersage von der mittleren Windgeschwindigkeit
und der zugetrigen Leistungsabgabe ab. Wie Abbildung 78 zeigt, besitzt die RMSE-
Abweichung der Vorhersage normiert auf die mittlere gemessene Leistung einen beinahe
identischen Wertdi' h6here Windgeschwindigkeiten. Nur im untersten Leistungsbereich,

d. h. fir sehr niedrige Windgeschwindigkeiten, steigt die Unsicherheit stark an. Dies
hangt mit der Schwierigkeit der Vorhersage niedriger Windgeschwindigkeiten zusammen,
da die untere Atmosgané selten im Gleichgewichtszustand ist. Hinzu kommt das schlecht
zu modellierende Einschaltverhalten der Windkraftanlagen und dia#dpKeit der Lei-
stungsabgabe von der dritten Potenz der Windgeschwindigkeit, die gerade bei niedrigen
Windgeschwindigkeiten voll zum Tragen kommt.

Wirft man einen Blick auf dieghrliche Hiufigkeitsverteilung der Leistungsabgabe an
einem typischen Standort in der norddeutschen Tiefebene in Abbildung 79, so ist zu er-
kennen, dal3 zuber 70 % die Anlage im Leistungsbereich unterhalb von 20 % der Nenn-
leistung betrieben wird. Dies bedeutet, dal3 alle aufgezeigteRgarzur Bestimmung

der Unsicherheit, wie RMSE-Abweichungen, Bias und Korrelationen, durch diesen Lei-
stungsbereich dominiert werden. Dieser Leistungsbereich ist abdief Kraftwerksein-
satzplanung nur von geringem Interesse, da der Anteil von Windenergieleistung im Ver-
sorgungsnetz in diesem Fall derart niedrig ist, dafld vorhandene Leistungsschwankungen
verglichen zu den Schwankungen der Last unbedeutend werden und mit den vorhandenen
Regelmechanismen ausgeglichen werdamnien.

Das heil3t, daf} die bisher angegebenenl¥8n’ zur Unsicherheit vieldhére Abwei-
chungen zwischen Vorhersage und Messungen aufzeigenjrateh” spteren Einsatz
tatsichlich relevant wird.

Abbildung 80 zeigt den auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe normierten RMSE
der Leistung (nicht zentriertuf"die verschiedenen Transformationsarten. Dabei werden
Abweichungeni Leistungsabgaben bis zu 20 % der Nennleistung der jeweiligen Wind-
kraftanlagen (bezogen auf die Messungen) nichtiddesichtigt. Die Abweichungen ver-
ringern sich, verglichen mit den Abweichungdloei den gesamten Leistungsbereich, um
tber 50 %. Die Unterschiede zwischen den einzelnen Transformationsarten liegen im Be-
reich der allgemeinen Ungenauigkeit, abgesehen von dem weserttiehem Fehler bei
Verwendung der direkten Nutzung d@sutschlandmodeNVindes. Im Mittel verbessern

die detaillierten Modelle das Ergebnis geringigj: Im Gegensatz zu den in Kapitel 6.5
gezeigten Abweichungen weist jetzt das volle Modell die geringsten Abweichungen auf.
Fur die Einzelmodelle des vollen Modells ergeben sich die in Abbildung 81 dargestellten
Verhéltnisse im Vergleich zum einfachen Modell. Der RMSE variiert maximal um 2 %
der mittleren gemessenen Leistung zwischen den einzelnen Modellen. Das Orographie-
modell weist in der Regel diedthste, das Stabiéitsmodell die niedrigste Abweichung

auf.

Die Durchfihrung der gesamten Statistikauswertung und die Erstellung der MOS-
Ausgleichsgeraden (hierzu siehe Kapitel 7) nur fichere Windgeschwindigkei-
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Abbildung 78: RMSE-Abweichung der Leistung normiert auf die mittlere gemessene Leistung
aufgetragemuber Bins in Prozent der Nennleistung. Die allgemeine Vorhersageunsicherheit wird
dominiert durch die Unsicherheit der niedrigen Leistungsabgaben.
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Abbildung 79: Haufigkeitsverteilung der Leistungsabgabe aufgetragmr Bins der Nennlei-
stung gemitteltiber alle Standorte. Windkraftanlagen der untersuchten Standorte werden im Mit-
tel zu ca. 70 % unterhalb von 20 % der Nennleistung betrieben.
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Abbildung 80: Auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe normierter RMSE der Leistung
aufgetragember die Vorhersagezeitenrfdie verschiedenen Transformationsarten. Es werden nur
héhere Leistungsabgabero@er als 20 % der Nennleistung betrachtet. Die Abweichung verringert
sich verglichen mit der Abweichung in den Abbildungen 47 und 48éttich. Die Unterschiede
zwischen den einzelnen Modellen sind dagegen nur marginal.

ten/Leistungsabgaben hatte im Rahmen dieser Arbeit aus mehrarade€arkeinen Er-
folg:

¢ Das Herausfiltern niedriger gemessener WindgeschwindigkeitehZl einer Ver-
nachBssigung von Situationen, in denen nur eine sehr geringe Leistungsabga-
be gemessen, aber eine hohe Leistungsabgabe vorhergesagt wurde. Gerade die
Bernticksichtigung dieser Situationen igtirfEnergieversorger und ahdler sehr
wichtig, da nicht vorhandene Leistung teuer zugekauft werden mulf3.

e Wird ein Filter, der die unteren Windgeschwindigkeiten nichtuls&sichtigt, auf
die vorhergesagte Leistung anstatt auf die gemessene Leistung bezogen, so werden
zwar diese eben beschriebenen unarschten Situationen mit erfal3t,asdert sich
jedoch mit jederAnderung am Vorhersagemodell die vorhergesagte Leistung und
damit auch das betrachtete Ensemble an MeRwerten. Déaiterung dieses En-
sembles die Gf3en zur Bestimmung der Unsicherheiten extrem beeinfloRfen
die verschiedenen Modellvarianten nicht mehr untereinander verglichen werden.
Deshalb ist diese Variante eines Filters zwar éinen spteren Einsatz im opera-
tionellen Betrieb denkbaruf'eine genaue Untersuchung des Vorhersagemodells
jedoch \dllig unbrauchbar.

e An Standorten mit sehr schlechten Windbedingungen werden extrem viele Werte
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Abbildung 81: Auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe normierter RMSE der Leistung
aufgetrageruber die Vorhersagezeitenrfdie einzelnen Modelle der vollen Transformation. Es
werden nur bhere Leistungsabgabenofer als 20 % der Nennleistung betrachtet. Die Abwei-
chung verringert sich verglichen mit der Abweichung in den Abbildungen 49 und Sichédich.

Die Unterschiede zwischen den einzelnen Modellen sind dagegen nur marginal.

herausgefiltert und nicht mehr hekKsichtigt. Hierdurch verringert sich die Men-
ge an vorhandenen Vorhersage- und Mel3datenpaaren unteandlestderartig,
daf} keine vemriftige statistische Auswertung mehogiich ist (vergleiche Abbil-

dung 55).

Aus dem hier dargestellten Problem kann gefolgert werden, dal} aueing& Untersu-
chung des Vorhersagemodells eine Verringerung des Einflusses niedriger Leistungsab-
gaben auf die statistischen Parameter selmsghenswert are. Hierzu ist jedoch die
Entwicklung eines neuen Filters oder neuer aussdggéi Statistikparameter notwendig.
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10.3 Abhangigkeit von der untersuchten Standortkategorie

Windkraftanlagen sind in Deutschland graGmiig verteilt aufgestellt (siehe Karte in Ab-
bildung 25). Dies bedeutet auch, daf’ die geographischen GegebenheiterStandorte
verschieden sind. Grolt sich eine Einteilung in iiStenstandorte, Standorte im Flach-
land und Standorte in Mittelgebirgarimen einteilen. Da die Meteorologie am Standort
durch die Eigenschaften der Geographie beeinflu3t ist, ist zu erwarten, dafd sich auch
hinsichtlich der Genauigkeit der Vorhersage lbnglich dieser Standortkategorien Unter-
schiede ergeben.uF Deutschland bedeutet die Kategoriekenstandort aul3er deahgé

des Meeres, dal} es sich um flachesa@é€ und unkomplizierte Rauhigkeitsbeschreibun-
gen handelt. Abbildung 82 zeigurf'die einzelnen Standortkategorien dieef ein Jahr
(1997) und alle Standorte gemittelte RMSE-Abweichung zwischen der vorhergesagten
Leistungsabgabe und der gemessenen Leistungsabgabe, normiert auf die gemessene mitt-
lere Leistungsabgabe. Der RMSE ist tlie Kiistenstandorte mit Abstand am niedrigsten,

fur die Mittelgebirgsstandorte abgesehen von der 48 h-Vorhersagedmsthil. Dieses
Ergebnis deckt sich mit den Erwartungen. In Abbildung 83, die den RMSE normiert
auf die Nennleistung der Windkraftanlagen zeigt, ergibt sich dagegen ein anderes Bild:
anscheinend weisen hier die Standorte im Flachland den niedrigsten Fehler auf, gefolgt
von den Mittelgebirgsstandorten und dengténstandorten mit denoblisten mittleren
Fehler.
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Abbildung 82:Auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe normierter RMSE der Leistung auf-
getrageruber die Vorhersagezeitearfdie Standortkategorienuste, Flachland und Mittelgebirge

fur das Jahr 1997. An i&tenstandorten ist die Abweichung zwischen Vorhersage und Messung
am niedrigsten.
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Abbildung 83: Wie Abbildung 82, nur normiert auf die Nennleistung. Aufgrund der absolut
héheren Leistungsabgaben ist die Abweichung in dieser Darstellungsatsaenstandorten am

héchsten.

Dieses Ergebnigberrascht jedoch nicht, da in den RMSE-Wert die Schwankung der ab-
soluten Leistungsabgabe der Windkraftanlagen mit eingeht. DiesariStdndorte mit
hohen Leistungsausbeuten (= hohe Windgeschwindigkeiteim@rhéls bei solchen mit
niedrigen Leistungsausbeuten. So ist der Fehlerwert in Abbildung 83 wenig geeignet, die
Genauigkeit der einzelnen Vorhersagen zu quantifizieren. Sie dient vielmehr der Fest-
stellung, dal? KiStenstandorte diedkshste Windgeschwindigkeit aufweisen, gefolgt von
den Mittelgebirgsstandorten,aifend die Standorte im Flachland die niedrigsten Wind-
geschwindigkeiten haben.

Teilt man die durch ein einfaches MOS erhaltenen Ergebnisse (siehe Kapitel 7.3) in die
Standortkategorien ein, so athinan die in Abbildung 84 gezeigten Verbesserungen des
RMSE bezogen auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe. Die Regression mulite lei-
der aufgrund ungeargender Anzahl von Daten imohéren Leistungsbereiakibér alle
Vorhersagezeiten einheitlich durchgbft werden. Dasdchste Verbesserungspotential
weisen die Mittelgebirgsstandorte auf. Dies deutet auf einen hohen systematischen Anteil
an der Abweichung an diesen Standorten hin. Nach Anwendung von MOS verbesserte
sich die RMSE-Abweichung der Leistungsabgalnedas Jahr 1997 entsprechend der in
Abbildung 84 dargestellten Werte.
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Abbildung 84: RMSE der Leistung normiert auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe auf-
getrageruber die Vorhersagezeiten. Das Bild zeigt die durch MOS erreichten Verbesserungen f~
die verschiedenen Standortkategorien. Im Mittelgebirgsraum lassen sich im Mittel Vierbesserun-
gen vonuber 20 % erreichen.

10.4 Abhangigkeit von der Leistungsklasse der Windkraftanlagen

Im Rahmen dieser Arbeit werden LeistungsvorhersagenWindkraftanlagen unter-
schiedlichster Art in bezug auf Leistungsabgabe, Alter, Nabeahind Konstruktion
durchgetihrt. In diesem Abschnitt wird auf den Einflu? der Leistungsklasse eingegangen,
die indirekt auch den Einflul3 der unterschiedlichen Nabieh'beinhaltet. Aufgrund der
rasanten Entwicklung der Windenergie ist die durchschnittliche Nennleistung der neu in-
stallierten Windkraftanlagen von ca. 170 kW 1990 aloéi 930 kW im Jahr 1999 [37] um
etwa das 6fache gestiegen. Die Nab&mhhat sich von ca. 30 m auf 60 m verdoppelt. Es
werden zunehmend Windkraftanlagen mit Leistungen von ca. 1500 kW und Natsnh™
von 80 m aufgestellt, mit ungebrochenem Trend zf3grén Leistungsabgaben und Na-
bentohen. An dieser Stelle wird eine Einteilung in vier Leistungsklassen vorgenommen:

< 100kW umfal3t haup&hlichaltere Anlagen,
durchschnittliche Nabemé 28 m
100-450kW die achste Anlagengeneration,
durchschnittliche Nabemtné 35 m
500/600kW die im Untersuchungszeitraulichste Anlagengfie,
Nabenlohe 50-60m
> 600kW neue Anlagengeneration, Installationen ab Mitte 1997,
verfigbare Nabenttie der Anlagen in der Datenbasis 60 m.
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Die hohe Anzahl der Anlagen in der Leistungsklasse 100 —450 &dgthrmit dem Zeit-

punkt des Inkrafttretens des WMEP-Programmes (vergleiche Kapitel 5.2) zusammen.
\Von den neueren Leistungsklassen konnten nur wenige in das Mel3programm aufgenom-
men werden.

Abbildung 85 zeigt nun die RMSE-Abweichung zwischen vorhergesagter und gemesse-
ner Leistung @ir die jeweiligen Leistungsklassemrf1997.

Deutlich zu sehen ist die Verringerung der Abweichung zwischen Vorhersage und Mes-
sung fir die go3eren und (im Normalfall) neueren Anlagen. Besonders grol3 ist die Dis-
krepanz zwischen deral(ésten) kleinen Anlagen und der nachfolgenden 100 —450 kW-
Klasse. Dies kann verschiedene Ursachen haben:

e Fir neuere und @f3ere Windkraftanlagen ist die von den Herstellern angegebe-
ne Leistungskennlinie deutlich genauer als bei kleiakerén Anlagen. Dies hat
seine Ursache in der Verpflichtung zur Angabe von zertifizierten vermessenen Lei-
stungskennlinien mit atidig verbesserten Melimethoden im Gegensataatigh”
nur gerechneten Leistungskennlinien akeien Windkraftanlagen.

¢ Viele altere Turbinen befinden sich an Standorten mit schwierigen Umgebungen,
wie z.B. grol3e Bume oder andere Hindernisse wie z. B. (meistens reglidh’
errichtete) Scheunen, oder an Standorten mit extrem niedrigen Windgeschwindig-
keiten. Ein Grunddr die Errichtung dieser Anlagemhkiiten die Anfang der 1990er
Jahre relativ hohen Subventionen (z. B. durch Aufnahme in das WMEP-Programm)
fur den Bau von Windkraftanlagen gewesen sein. Diesatzligti zur Einspeise-
vergitung vergebenen Gelder fielenasgy’ weg, so dald neuere Windkraftanlagen
auf windreichere Standorte angewiesen waren, um wirtschatftlich betrieben werden
zu kénnen.

e Fur groRere Windkraftanlagen miblhiéren Nabendtien wird der Einflul3 der loka-
len Rauhigkeiten geringer, so daf3 auch die Windgeschwindigkeit und damit die Lei-
stungsabgabe am Standort einfacher modelliert werden kann. Ein deutlicher Sprung
in der Nabenbhe findet zwischen der 100 —450 kW-Klasse und der 500/600 kW-
Klasse statt.

10.5 Einflul der Abweichung zwischen realer und theoretischer Lei-
stungskennlinie

Fir die Durchtihrung einer Leistungsvorhersage stehen im operationellen Betrieb nicht
die realen Leistungskennlinien der Anlagen am Standort zwygearfg. Es muld deshalb
auf die theoretische bzw. einmalrfden Anlagentyp vermessene und zertifizierte Kenn-
linie zurntickgegriffen werden. Dieseokinen im Einzelfall z. B. aufgrund einer anderen
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Abbildung 85: Auf die mittlere gemessene Leistung normierter RMSE der Leistungsvorhersage
aufgetragember die Vorhersagezeitearfdas Jahr 1997. Die Vorhersage witdl ¥Windkraftanla-
gen foherer Leistungsabgaben genauer.

Einstellung der Windanlagenregelung oder eifirderung des Rotorblattprofils (herstel-
lerseitig, aufgrund eines Produktionsfehlers oder allein wegen Eis- oder Schmutzansatz)
differieren.

Zur Absclatzung des Einflusses dieser Unterschiede habealcaroingsweise reale Lei-
stungskennlinien aus den vorhandenen MelR3daten erzeugt. Da keine Windgeschwindig-
keiten auf Nabentlhie gemessen wurden, muf3ten die auf 10 oder 3@hekorhandenen
Werte ir die Nabenbhe berechnet werden. Dies geschidier die bekannte Gleichung

(73)

Hieraus resultieren allerdingarfdie Kennlinienerstellung grof3e Unsicherheiten, da die-
se Beziehung nuruf'neutral geschichtete Atmosgig gilt und mit einer mesoskaligen
Rauhigkeitsiihge z; verwendet worden ist. Letzteres bedeutet, dal’3 ein entscheiden-
der Parameter nur in einer groben Mittelung verwendet werden kann. Des weiteren
wurden bei der Kennlinienerstellung keine Abschattungsverluste innerhalb von Wind-
parks bencksichtigt. So kann der Fehler bei einem Vergleich der Rechnungen mit den
als real angenommenen und den theoretischen Kennlinien sowohl in einer fehlerhaf-
ten Berechnung der realen Kennlinie als auch in einea¢atghen Abweichung lie-

gen. Die Kennlinien wurden mit 1-Stunden-Mittelwerten und anschlie3ender Mittelung
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uber Windgeschwindigkeit-Bins von 0.5m/s Breite erstellt. Aufgrund der amgeii
Unzulénglichkeiten kann an dieser Stelle nur eine qualitative Afiizeimg erfolgen; es
konnen keine vedRlichen quantitativen Unterschiede festgestellt werden.
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Abbildung 86:Leistungsabgabe aufgetrageimei Windgeschwindigkeit. Zu sehen sind die “rea-
len” Leistungskennlinienuf den Standort Wusterhusen und die Jahre 1996, 1997 und 1999 und
die fiir die Vorhersagen verwendete Kennlinie. Das Beispiel zeigt, dal3 die Unterschiede im Ein-
zelfall gravierend seindtinen.

Abbildung 86 zeigt, dalR eine gemessene Leistungskennlinie unteraddest nicht nur

von der theoretischen Kennlinie stark abweicht, sondern sich auch im Laufe der Zeit
verandert. Sind die Kennlinien derart verschieden, so sind Fehler bei der Vorhersage von
mehr als 100 % der Leistungsabgabe nicht weiter verwunderlich.

Die bei der Verwendung von Gleichung (73) entstandene Unsicherheit in der erzeug-
ten gemessenen Leistungskennlira@ti'sich anhand der Standorte mit Windmessungen
auf zwei verschiedenendfién abschizen. DieUbereinstimmung der berechneten und
gemessenen Windgeschwindigkeit in deoggien tohe ist an Kistenstandorten, z. B.
Fehmarn oder Sclip, recht gut. Ei Standorte im Binnenland, z. B. Altenbeken oder
Wennigsen, kann es dagegen vorkommen, dal3 die Windgeschwindigkeit ab ca. 5-6 m/s
deutlichubersclatzt wird (Abbildung 87).

Die Anwendung der Vorhersage mit den erstellten “realen” Leistungkennlinien bewirkt
im Mittel, trotz der groben Bestimmung der Windgeschwindigkeit auf Nabkahéi-

ne deutliche Verringerung des Bias’ und der Streuung der Vorhersage (Abbildung 88
und 89). Dies gilt auchuf’die Standorte, bei denen Mef$te' und Nabenttie ungedhr
ubereinstimmen.



122

25

oy

20

15 T

4

fir 30.0m [m/s]
4
T

Windgeschwindigkeit berechnet

0 5 10 15 20 25
Windgeschwindigkeit gemessen auf 30.0m [m/s]

Abbildung 87: Von 10 m auf 30 m transformierte Windgeschwindigkelitef gemessene Wind-
geschwindigkeit am Standort Altenbekem 1996. Rif Standorte in flachem Gaide liefert Glei-
chung(73) gute Ergebnisse bei Transformationen von 10 auf 30 m. An Standorten im Binnenland
kann es vorkommen, dal3 die Windgeschwindigkeit bei der Umrechnung@egr tdhen mit
Gleichung(73) deutlichuberschtzt wird.
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Abbildung 88: Auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe normierter Bias der Leistung auf-
getragenuber die Vorhersagezeitemrf1996. Uber alle Standorte gemittelt ist der Bias filie
Vorhersagen auf Basis der “realen” Leistungskennlinien geringer als mitilleahérweise ver-
wendeten theoretischen Kennlinien.
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Abbildung 89: Wie Abbildung 88, nur dir den auf die mittlere gemessene Leistungsabgabe
normierten RMSE der Leistungif1996. Auch die Streuung wird mit Verwendung der “realen”
Leistungskennlinie geringer.
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10.6 Beunicksichtigung der bisherigen Ergebnisse

Berticksichtigt man die gewonnenen Erkenntnisse im Hinblick auf Modellauswirkungen
und Fehlerauswertung, so wird ein gegbkear’ Kapitel 6 deutlich verringerter Fehler er-
zielt. Hierzu werden nur bestimmte Einzelmodelle unter Verwendung der “realen” Lei-
stungskennlinien benutzt und bei der Fehlerauswertung nur neuere Windkraftanlagen mit
Nennleistungen von mindestens 500 kWumksichtigt. Der Fehler wirduf'hGhere Lei-
stungsabgaben —a@f8ér als 20 % bezogen auf die Nennleistung — berechnet. Die Berech-
nungen enthalten auch Standorte im Mittelgebirgsraum, da dieser Bereich zunebbmend f~
die Windenergieanwendung genutzt wird. Abbildung 90 zeigt, dafl} bisher eine RMSE-
Abweichung von ca. 40 % der mittleren gemessenen Leistungsabgabe zu erreichen ist.

T 65 : :

5 —+— 1996

B oo || 1997

g 0 % 1997 mit MOS
oc = 1999
S2 55| ---m-- 1999 mit MOS il
[N s
o % T s
ﬁ g 45 [0 = / }\“l~ -y ]
Lo . e X
28 0w E L

~ 35 -

7] S ¥

©

S 30

6 12 18 24 30 36 42 48
Vorhersagezeit [h]

Abbildung 90: RMSE der Leistung normiert auf die mittlere gemessene Leistung aufgetragen
liber die Vorhersagezeitenyrfdie Jahre 1996, 1997 und 1999 mit und ohne MQOS. Bisher liegen
die minimalen Abweichungeruf gréRere Windkraftanlagen und Leistungsabgabez0 % der
Nennleistung bei knapp 40 % der mittleren gemessenen Leistung.
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11 Zusammenfassung und Ausblick

Durchgeftihrte Arbeiten

In dieser Arbeit wurde

e ein Vorhersageverfahren der Leistungsabgabe von Windkraftanlagen entwickelt,
das auf Basis der Ergebnisse numerischer Wettervorhersagemodelle universell ein-
setzbar ist und operationell betrieben werden kann. Das Verfahren weist eine grol3e
Flexibilitat beziglich der einsetzbaren Modelle auf;

¢ eine grolRe Datenbasis an Mel3- und Vorhersagedatémé&r 40 Windkraftanlagen
und 26 Standorte aufgebaut. Alle Daten wurden auf ihre Plauathilirpuift;

e das Vorhersageverfahren in den verschiedensten Modellkonfigurationen auf alle
einzelnen Windkraftanlagen undrfRegionen unterschiedlicher &3é angewen-
det;

¢ ein einfacher statistischer Postprozessor zur Reduzierung des systematischen Feh-
lers eingesetzt;

e eine umfangreiche Auswertung der Ergebnisse mit verschiedenen statistischen Me-
thoden vorgenommen und die Unsicherheiten der Vorhersage quantifiziert;

¢ die Unsicherheit der Vorhersage lbgtich der verwendeten Modelle verglichen und
die Abhéngigkeit der Unsicherheiten von Modellparametern und gegebenen Ein-
gangsfaktoren untersucht;

¢ die erhaltenen Ergebnisse bewertet.
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Erzielte Ergebnisse

Prinzipiell liefert das Vorhersageverfahren zufriedenstellende Ergebnisse. Nach Anwen-
dung von MOS werdenber den gesamten LeistungsbereighEinzelstandorte ca. 80 %
Abweichung bezogen auf die mittlere abgegebene Leistung erreicht, ca. 14 % bezogen
auf die Nennleistung der Windkraftanlage. VernasBigt man niedrige Leistungsab-
gaben bis 20 % der Nennleistung, so verringert sich die Unsicherheit deutlich auf etwa
40-50% der mittleren gemessenen Leistungsabgabgifizelstandorte. Nach Einbe-
ziehung der hier gewonnenen Erkenntnisd&t ISich der Fehler nochmals auf 35—-40 %
der mittleren Leistung reduzierenuifRegionen von 350 km Durchmesser wird eine Ver-
minderung der Unsicherheit auf etwa 67 % der Unsicherheit an einem Einzelstamdort f*
die durchgetfihrte Beispielrechnung erzielt.

Die Vorhersagen werden durch detailliertere Einzelmodelle kaum verbessert, in einigen
Fallen werden sie schlechter als mit einfachen Verfahren. Durch die Einzelmodelle wird
vor allem der Bias, also die systematische Abweichung, korrigiert. Die Streuung wird
in vielen Fallen entgegen den Erwartungen sogar \akgrt. Der Grund hieuir’ist noch
unklar, kbnnte aber an einer ungenauen Vorhersage der Windrichtung liegen, obwohl fest-
gestellt wurde, dal? diese gut mit der gemessenen Ricltio@geinstimmt.

Den go3ten Einflu3 auf die Vorhersagegenauigkeit haben zweifelsfrei die als Basis ver-
wendeten Ergebnisse aus dérautschlandmodellBesonders bei der Verwendung des
bodennaherDeutschlandmodefNindes hat die Rauhigkeithgez, den goldten Ein-

flul auf die Windgeschwindigkeit. Besonders hervorzuhebenursvigle Standorte
auch die Bedeutung der aktuellen thermischen Schichtung der AtauespBbie Unsi-
cherheiten bei der Vorhersage der Leistungsabgabe simdziiak entscheidend von der
Ubereinstimmung zwischen verwendeter und realer Leistungskennliraegigh Bereits
kleine Abweichungen zwischen den Kennliniemfén zu grol3en Fehlern in der Vorher-
sage.

Es hat sich gezeigt, dal3 die Vorhersagenrféuere Anlagen (und damit aucloBere
Nabenlwhen) in der Regel genauer sind als &ltere Anlagen niedrigerer Nabeotte.
Entscheidender als die Naberit®'ist hierbei vermutlich die gRereUbereinstimmung
zwischen realer und theoretischer Leistungskennlinie der Windkraftanlage.

Besonders unsicher sind die Vorhersagen — wie erwartet — in orographisch komplexem
Gelande. Die von den Entwicklern des verwendeten Orographiemodells gesetzten Gren-
zen werdendi die schwierigen Strhungsverhlinisse an diesen Standorten offenkundig
uberschritten.

Bei der Verwendung von statistischen Postprozessoren mufd aufgrundudigy Wwéch-
selnden Wettervorhersagemodelle desutschen Wetterdienstesnem adaptiven Pro-
zessor gegerber einem statischen Verfahren der Vorzug gegeben werden.
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Ausblick

Fur die Zukunft B3t sich mit Sicherheit einiges am “Feintuning” des Vorhersagesystems
verbessern, einiges wurde zum Teil bereits angedacht und vorbereitet:

e Die Durchfihrung eines MOS-Verfahrens sollte zur BekSichtigung der im
Deutschlandmodelknthaltenen systematischen Abweichungen einschlief3lich des
Tagesganges bereits an den Windgeschwindigkeitejefle Vorhersagezeit erfol-
gen. Eine anschlieRende Regression an den Leistungswaréeralle Vorhersa-
gezeiten minimiert die systematischen Abweichungen resultierend aus Leistungs-
kennlinienunterschieden und Parkeffekten.

e FUr den operationellen Betrieb ist die Einbindung eines einfachen adaptiven MOS-
Verfahrens aufgrund der siemdernden Vorhersagemodelle ua&tlich.

¢ Die Benicksichtigung der aktuellen thermischen Schichtung der AtmergpfiKa-
pitel 4.3.2) ernoglicht bei Verwendung derdhieren Modellevel deBeutschland-
modells die Modellierung des Tagesgangs der Windgeschwindigkeit. Gleich-
zeitig wird der Einflull des — unsicheren — Parameters@wtschlandmodedl
Rauhigkeitsiinge eliminiert.

e Bei Standorten in orographisch komplexem &wlé verspricht die Anbindung ei-
nes Mesoskalenmodells wigolos oder Gesimaeine Verbesserung der Vorhersa-
gegenauigkeit. Dies ist besonders wichtig in Anbetracht desarktsti Ausbaus
der Windenergienutzung im Binnenland.

e Besonders im Hinblick auf weitere Untersuchungemmeveine Methode zur genaue-
ren Bestimmung der realen Leistungskennliniamachenswert.

e Durch Einbindung in ein Netzmodell, das die gesamteraafd im Verbundnetz
eines EVU erfal3t, kann der tatdilich fir die EVU relevante Fehler ermittelt und
der Nutzen der Leistungsvorhersage auch in finanzieller Hinsicht bestimmt werden.

Dies wird aber aller Voraussicht nach nicht zu allen Zeitpunkten zu einer wesentlichen
Verbesserung der Vorhersagegenauigkéitén, da die Ergebnisse des numerischen Wet-
tervorhersagemodells denafgtén Einflul3 auf die Vorhersageergebnisse haben. Dessen
Vorhersagegenauigkeithgt stark von der klein- und gradrigen Wetterlage ab. Die
Kenntnis, unter welchen (Wetter-)Bedingungen eine Vorhersagafet und zu wel-
chem Zeitpunkt sie unbrauchbar ist, wird mumkiig notwendig sein. Dazu ist ein Verfah-
ren notwendig, dald diese Zeitpunkte und ungenaue Vorhersagereiti erkennt und
unter Verwendung von -uf die Vorhersageregion reggéntativen — Mel3daten korrigiert.
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12 Anhang

12.1 Mittelung der Daten des Deutschlandmodells

In einem Netz mit einer horizontalen Gitterweite von 14 km kann der Abstand einer
WKA vom nadchsten Gitterpunkt bis zu 9.8 km betragen (Anlage in der Mitte der vier
Gitterpunkte). Jedem der Gitterpunkte ist eine Rauhigleeitgt’zugeordnet. Gerade bei
Kustenstandorten kann es dazu kommen, dafl? ein oder zwei der umliegenden Gitterpunkte
als Wasseréiche gekennzeichnet sind. In einem solchen Falide die Annahme die-

ser Rauhigkeitgliige tir den Ki'stenstandort zu Fehleratien. Die weiter landeinarts
gelegenen Punkte wwden mit ihren Rauhigkeitafigen ebenfalls nicht als rg@entativ
angesehen werderokiten. Es entsteht die Notwendigkeit der Mittelung der Rauhig-
keitsiingen und Windvektoren. Als Koordinatensystem wird ein kartesisches Koordina-
tensystem verwendet, desserundy-Komponenten durch diedrigen- und Breitengrade

im betrachteten Ausschnitt gegeben sind. Diese Annahme bei einamsgieh Koordi-
natensystem ist natflich eine Vereinfachung, aufgrund des geringen Ausschnitts aus der
Erdoberfliche jedoch zalssig.

Fir die mittlere Windrichtungy,, wird die Windrichtung angenommen, die sich durch
Vektoraddition der Windkomponenteh= (v,, v,) ergibt. Eine Wichtung des Einflusses
mit der Entfernung findet nicht statt, da sich nur in seltenalteR"nennenswerte Unter-

schiede in der Windrichtung an den vier Gitterpunkten ergeben.

> i Vyi
= I 74
> i Ui (74)

Qg = arctan
In die gemittelte Windgeschwindigkeit geht das Quadrat der Entfernung aaimsten
Gitterpunkt ein (“gravity averaging”). Auf diese Weise erhalten nahegelegene Gitter-
punkte einen g3eren Einfluf3.

|Vao| = % (75)

Die zur Bestimmung der mittleren Rauhigkegisfje verwendete Methode basiert auf ei-
nem angenommenen konstanten geostrophischen Wind (hier: 15 m/s) und einem ange-
nommenen Coriolisfaktor (hier: 0.001).

Mit dieser Annahme wirddi jeden der umliegenden Gitterpunkte nach Umstellung des
gerdherten Geostrophischen Reibungsgesetzes (Gleichung (4)) die Schubspannungsge-
schwindigkeit in Ablaihgigkeit von der Rauhigkeitshge am Gitterpunkt bestimmt:

Gcons 1
Uy = U(ZOia Gconsta const) = 9 d (76)
In ( )

Gconst _
fconst 2014
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Die gewichtete Mittelung der Schubspannungsgeschwindigkeiten ergibt die Schubspan-
nungsgeschwindigkeit am Ort der Anlage:

5 bl /7
av = - - 7
R SRV 7

Die Rauhigkeitsdhge dedeutschlandmodell&ir den Standort ergibt sich anschlie3end
aus der Umkehrfunktion zum gahérten Geostrophischen Reibungsgesetz.

Z0av — uil (UJ* avs Gconsta fconst) (78)

12.2 Verwendete statistische Gifl3en

Um Aussagemiber die Qualdt der Vorhersagen und der verwendeten Einzelmodelle tref-
fen zu lkonnen, werden statistische dRén eingesetzt. Diese liefern ein quantitatives
Malf3 flir die Unsicherheiten der Vorhersage sowahlEinzelstandorte als auctrféinen
raumlich verteilten Verbund von Windkraftanlagen. Da in dieser Arbeit ausschlie3lich
diskrete Zeitreihen untersucht werden, wird an dieser Stelle der Summenschreibweise
gegeniber der (allgemeingtigeren) integralen Schreibweise der Vorzug gegeben.

Der Mittelwert einer Zeitreihe an einem Standort ist gegebker”

| XN
x:N;xl (79)

Die Varianz liefert das Quadrat der Abweichung des Einzelwertes zum Mittelwert der
betrachteten Zeitreihe

o k Z(:U, —7)? =2 (80)

Die Standardabweichunggibt den Betrag der Abweichung des Einzelwertes zum Mit-
telwert der betrachteten Zeitreihe wieder und ist definibgr”

Oy = \/ﬁ (81)

Analog der bekannten Definitionen in Kapitel 12.2 wird deot mean square error
(RMSE) als Mal tir die Unsicherheit der Vorhersage bezogen auf die MelRwerte einer
Zeitreihe eingeatfhrt:

N
1
RMSE = J N z:; (Z’pred,i - xmeaS,i)Z (82)

)
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mit z,,.q,; als vorhergesagter Gi8e undr,,..s,; als gemessener Gike. Der RMSE endit’
die gesamte Abweichung zwischen Vorhersage und Messung, also den (systematischen)
Bias

b= fpred — Tineas (83)

und die (zuéllige) Streuung der Vorhersagewerte, die durch ziEmtrierten RMSE be-
stimmt wird:

N

1 2 _ — 2
RMSEz = N Z (xpred,i - xmeas,i) - (xpred - xmeas) (84)

=1

12.3 Statistische Gol3en und Erlauterungen zu regionalen Effekten

Bei Betrachtung eines Ensemblemunilich verteilter Windkraftanlagen betigt man
GrolRen zur Beschreibung der Beziehung zwischen diesen Anlagen.

Zur Bestimmung des Grades der gemeinsamen Beziehung zwischen den beiden Variablen
x undy wird die analog zur Varianz definierkovarianz benutzt:

N
1
oty =5 2@ =)y ) = 7Y (85)
=1

Der Zusammenhang zwischen der Kovariaxj; und den Standardabweichungen der
Zeitreihenz; undy; — z. B. flir die Leistungsabgabe von Windkraftanlagen an zwei Stand-
orten —istuber die Ungleichung

07, < 0.0y (86)

gegeben. Durch Normierung der Kovarianz mjitr, ergibt sich deKorrelationskoeffi-
zient

(87)

T
Y7 o, Oy

mit Werten im Intervall [-1,1]. Dabei bedeutet

1 = perfekt korreliert
0 =unkorreliert
-1 = perfekt negativ korreliert (auch: volestdig antikorreliert).

Fur einen Zeitversatz = 0 entspricht der Korrelationskoeffizient der Korrelationsfunk-
tion
T—T1

L LS ) = ) (yltarn) — ) (88)

T —T1o0,0y —~

Tay(T) =
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Fur z # y heil3t die KorrelationsfunktioKreuzkorrelation , fur x = y erhélt man die
Autokorrelationsfunktion r(7 - At) fur eine diskrete Zeitreihe.

Mit dem Wissen der Kreuzkorrelationsstruktur eines Ensembles von diskreten Daten
konnen einige globale Effekte von Zeitreihencharakteristika des Prozesses, die durch den
Ensemble-Mittelwert definiert sind, beschrieben werden. Bei der Anadysalich ver-

teilter Windkraftanlagen beschreibt dies diea@lihg der relativen Fluktuationen der ge-
meinsamen Leistungsabgabe der Windkraftanlagen im Vergleich zu den Fluktuationen
der Leistungsabgabe der Einzelanlagen. Zeéreihe des Ensemble-Mittelwertes/on

M Einzelanlagen ist definietber

5
™
=
I
==
(=
5
3
N

(89)

m=1

Ist der Mittelwert des Einzelprozesses auf O zentriert, gilt dies ebamnsdefi Mittel-
wert des Ensembles. DMarianz des Ensemblemittelwertesey,(¢) kann mit Hilfe der
Kreuzkorrelationskoeffizienten, (0) folgendermafen ausgemkt werden:

| MM
o% = e Z Z 040y T2y(0) (90)

z=1 y=1

Fir eine AnzahlM/ unkorrelierter Prozesse,,(0) = 0 fur x # y, r,,(0) = 1 furz = y)
vereinfacht sich Gleichung (90) zu

M o?
M2
Das heil3t, die Standardabweichung von Ensemble-Mittelwerten nimmt im Falig v~
unkorrelierter Daten relativ zur Einzelzeitreihe mit/ M ab:

(91)

2
O—Z:

= 92)

Die Bestimmung der Varianz und der Standardabweichung des Ensembleprozesses erfor-
dert die Kenntnis des Mittelwertes und der Standardabweichung der einzelnen Zeitreihen,
sowie die Autokorrelationsdatenrfalle Datenpaare.

12.4 Berechnung der Hbhe der DeutschlandmodeltLevel

Die in dieser Arbeit verwendeten Level des Deutschlandmodells idiodelleve] die
durch die Parametet, undb,, charakterisiert sind und nichbér einen konstanten Druck.
Der Druck auf Levelbhe ist ablaingig vom aktuellen Druck an der Erdobadiie und den
festgelegten Parametesp undb,. Die vertikale Abfolge der Level ist Abbildung 26 und
Abbildung 91 zu entnehmen.
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Levellhalb _ _ _ _ _ _ _ _ _ _ wind, Druck 0.0 Pa

Level 1 voll Geopotential, ldhe 1980 m
Level14halb _ _ _ _ _ _ _ _ _ _ wind, Druck 2.5 Pa

Level 14 voll Geopotential, ldhe 1390 m
Level15halb _ _ _ _ _ _ _ _ _ _ wind, H6he 1679 m

Level 15 voll Geopotential, lehe 929 m
Levell6halb _ _ _ _ _ _ _ _ _ _ wind, H6he 1156 m

Level 16 voll Geopotential
Level20halb . . . _ _ _ _ _ _ _ wind

Level 20 voll Geopotential
Level21halb _ _ _ _ _ _ _ _ _ _ Boden, Hbhe 0 m, Geop. invar.

Abbildung 91: Abfolge der halben und vollen Level beim Deutschlandmodell 3 vachkten
zum niedrigsten Level.

Der aktuelle Druck an der (oberen) Schichtgrenze (= halbe Level) wird beredbaet -

Pk(77¢7t) :ak+bk'PS(’ya¢at) (93)

Auf den halben Leveln ist die geopotentiell®li€ definiert. P, ist hierbei der aktuelle
Druck auf Hbhe der Erdoberdiche, der bei Standardatmospf1013.2 hPa betgt.

Der aktuelle Druck in der Schichtmitte (= volle Level) wird berechmedr

Pk(77 ¢7 t) = ((ak + ak+1) + (bk + bk+1) : Ps(77 ¢7 t)) (94)

DO | =

Auf den vollen Leveln sind Windkomponenten und alle anderen Variablen definiert. (94)
bedeutet, dal3 der Druck der vollen Level aus den halben Leveln arithmetisch gemittelt
wird. Des weiteren gilt, daf3 sich der volle Level 19 aus den beiden halben Leveln 19 und
20 zusammensetzt.

In (93) und (94) isty;, in der Einheit hPa einzusetzen.

Da die Hohen der @if die Windberechnungen betnjten vollen Modellevel nicht expli-

zit ausgegeben werden,ussen diese aus den gegebenen Informationen berechnet wer-
den. Hierzu ist eine Umrechnung von Druck iol€tiber Grund mit der barometrischen
Hohenformel notwendig. Die einfacheoHénformel ohne Blienabhingigkeit der Tem-
peratur lautet

M-g
p—po-exp<—R.T-Z> (95)
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mit T= absolute Temperatur = 15288.15K
R= universelle Gaskonstante = 8.315 Ws#iol
g= Erdbeschleunigung = 9.81 m/s

M= Molmasse = 0.02897 kg/mol

und somit nach aufgebst:

z:—ﬁzm<£) (96)

Die korrekte Integration derétienformel unter Bexcksichtigung der Hiienabhngigkeit
der Temperatur liefert

p=po-exp (—%@z) (97)

und somit nach aufgebst:

S O E—
g Po 0.02897 - 9.81 - (%) 1013.2

Dabei ist

@ - / o (99)

das harmonische Mittel von T.

Als Summe ausgedckt ergibt sich das harmonische Mittéder

Hy(a) = (100)

n
1 1 1
atat ot
Das harmonische Mittel der Temperatur kann nur bestimmt werden, wenn die Tempera-
turen zu den jeweiligen Mckenp, bekannt sind oder sigoér die Zustandsgleichung der
idealen Gase bestimmt wird:
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p-V=R-T (101)

mit V = M/p und Luftdichtep = 1.225 kg/m? ergibt sich dann

pV_p-M 0.02897

T _ — . eIl
R R-p Y8315 1.225

(102)
Tabelle 12 zeigt die nach obigen Formeln berechnetarckay,” Temperaturen und im
Vergleich die hhen vomDeutschen Wetterdienahd aus eigenen Berechnungen (z-OL)
unter Verwendung der harmonischen Temperatur in Spalie 8i€ vollen Level. Die
Driicke wurderuber (94) mit den Parametetip undb, berechnet.

Tabelle 12: Vergleich der Whenangabe des DWifdie vollen Level und nach den hier darge-
stellten Formeln berechneterohiEn fir Standardatmosphé und harmonisches Mittel der Tem-
peratur.

K | ax [Pa] b, [-] | Druck [hPa]| Temp [K] | Temp harm| z-DWD | z-OL
13| 7897.4| 0.64103 759.0 215.87| 260.4944| 2371.1| 2201.6
14 | 6205.1| 0.71795 820.0 233.22| 267.4041) 1749.4| 1655.2
15| 4512.8| 0.79487 876.0 249.15| 273.1231 1210.8| 1162.7
16 | 3102.6| 0.85897 919.2 261.43| 277.5744) 814.1| 790.7
17| 2115.4| 0.90385 949.7 270.11| 281.0455] 543.0/ 532.2
18 | 1410.3| 0.93590 975.1 277.33| 283.9192] 322.5| 318.4
19| 705.1| 0.96795 996.5 283.42| 286.1857| 140.4| 139.2
20| 225.6| 0.98974 1009.2 287.03| 287.5889 33.8| 333
21 0.0 | 1.00000 1013.2 288.15 - 0 0

Da die geopotentielle dtie auf den halben Leveln definiert ist, kamn die halben Le-

vel die Berechnung der ¢tie direktuber die vorhandene geopotentielleh¢ — Para-
meter 102, Leveltyp 109 — erfolgen, alggtich der Orographie, d. h. der geopotentiellen
Hohe tir die Erdoberfiche &Hoheuber NN).

Da sich die geopotentielle d¢the auf die Schichtgrenzen bezieht und die Windkompo-
nenten auf die Schichtmitte, muf zur Bestimmung von dereheH£ine Mittelung der
geopotentiellen dhe h vorgenommen werden. Diese ergibt sich nach Gleichung (96)

aus
h = const - In <£>
Po
und damit tir die (gemittelte) ldhe der Windkomponenten

1 P11 P2
Zwind = iconst -In p
0
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Dies bedeutet, dal3 die geopotentielleohidii nicht einfach arithmetisch gemittelt wer-
den dirfen, sondern sich nur logarithmisabér die barometrischedtiénformel mitteln
lassen.

Ist die geopotentielle bfie auf einem Level und am Boden sowie der Druck am Boden
gegeben, saaldt sichuber (93) der Druck in Levelitie des betrachteten Geopotentials
bestimmen. Mit diesen GRen &3t sich die (96) nach der Konstarﬁ,@g auflosen. Be-
rechnet man den Druck auf dem (vollen) Level der Windgeschwindighwest (94), so
kann nun mit (96) die Hhieuber Grund des gawischten Levels bestimmt werden.
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