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Uberblick und Kontext

Prognosen sind unsicher, besonders
wenn sie die Zukunft betreffen.

(frei nach Niels Bohr oder Marc

Twain oder Nostradamus oder . .. )

Die Photovoltaik (PV) hat sich seit Anfang dieses Jahrtausends zu einer wichtigen Quelle
unserer Energieversorgung entwickelt. PV-Anlagen mit einer installierten Leistung von
einigen Kilowatt bis zu mehreren Megawatt wurden besonders mit der Einfiihrung einer
erhohten Einspeisevergiitung fiir Aufdach- und Freiflichenanlagen in Deutschland im Jahr
2004 finanziell lukrativ und erlebten damit einen Boom (Stryi-Hipp 2004). Die weltweit neu
installierte PV-Leistung iiberschritt im gleichen Jahr erstmals die Marke von einem Gigawatt
(Mason u. a. 2014). In 2007 und 2008 erlebte Spanien einen wahren PV-Goldrausch mit
einem massiven Zubau an PV-GroBkraftwerken; Italien folgte ab 2008. Seit 2010 erhoht
sich die Anzahl der installierten Anlagen in weiteren Lindern Europas und in vielen anderen
Teilen der Welt kontinuierlich. Im Jahr 2015 wurden weltweit etwa 50 Gigawatt PV-Leistung
installiert, die weltweit installierte Leistung belduft sich zum Jahresende 2015 auf etwa 230
Gigawatt (Schmela u. a. 2016). Die in 2015 installierte Leistung ist dabei zu etwa einem
Drittel auf kleinere Aufdachanlagen (z.B. auf Einfamilienhdusern) und zu etwa zwei Dritteln
auf kommerziell betriebene GroBanlagen (»utility scale PV «) verteilt (Schmela u. a. 2016).

Kommerziell betriebene PV-Kraftwerke werden heutzutage von Investoren und Fremdka-
pitalgebern als Kapitalanlagen betrachtet, die eine definierte Rendite erreichen miissen. Zur
Beurteilung der potentiellen Rendite dieser Investition sind Prognosen der zu erwartenden
Stromerzeugung der Anlagen unerlédsslich. Im Gegensatz zu einfacheren Ertragsabschiit-
zungen bei kleinen Anlagen, die eher pauschale Annahmen zur am Standort verfiigbaren
Solarstrahlung und zu den Anlagencharakteristika verwenden, werden bei den fiir kom-
merzielle PV-Kraftwerke erstellten Ertragsprognosen die lokalen meteorologischen und
klimatologischen Bedingungen am Anlagenstandort sowie individuelle Anlagendetails
detailliert bewertet und im Rahmen von Ertragsgutachten dokumentiert.

Im Rahmen dieser Arbeit wird unter einer Ertragsprognose die Abschidtzung des zu erwar-
tenden Energieertrags eines PV-Systems durch einen unabhdingigen Dritten verstanden. Die
Eigenschaften des PV-Systems (z.B. Ausrichtung und Neigung, verwendete Anlagenkompo-
nenten, Dimensionierung der Wechselrichter im Verhéltnis zur installierten Modulleistung,
...) sind dabei bereits im Vorfeld vom Planer des Systems festgelegt und auf verschiedene
Randbedingungen hin optimiert (etwa Investitionsbedarf, meteorologische Bedingungen
am Standort, Stromgestehungs-Kosten, ...). Die durch den Dritten erstellte Ertragsprognose
dient dann der unabhiingigen Bewertung des zu erwartenden Ertrags des spezifizierten
PV-Systems am betrachteten Standort sowie als Instrument zur Absicherung und Risikobe-
wertung fiir Planer, Investoren und Fremdkapitalgeber. In vielen Projekten stellt sie auch
eine Grundlage zur Preisgestaltung beim Verkauf der Kraftwerke an Investoren dar. Ertrags-



Uberblick und Kontext

prognosen sind jedoch, wie alle Prognosen, mit Unsicherheiten behaftet. Die Quantifizierung
dieser Unsicherheiten ist daher integraler Bestandteil der Erstellung von Ertragsprognosen
und bei Verkauf und Finanzierung der Anlagen von grundlegender Bedeutung.

Aus Sicht von Investoren und Fremdkapitalgebern als Hauptadressaten bestehen min-
destens zwei Risiken im Zusammenhang mit der Erstellung von Ertragsprognosen: zum
einen besteht das Risiko der Nichterreichung der erwarteten Rendite durch Abweichung des
prognostizierten Gesamtenergieertrags vom tatsdchlich erreichten Gesamtenergieertrag iiber
die Projektlaufzeit. Zum anderen stellen die durch Variationen der meteorologischen Bedin-
gungen hervorgerufenen Schwankungen des Ertrags in einzelnen Jahren ein zusétzliches
Liquiditétsrisiko dar, da schwankende Ertrige auch Schwankungen der Geldeinnahmen
in der jeweiligen Periode nach sich ziehen. Dieses Risiko kommt etwa dann zum tragen,
wenn fillige Tilgungszahlungen fiir ausstehende Kredite nicht fristgerecht geleistet werden
konnen. Neben der Bestimmung der Unsicherheiten des iiber den Prognosezeitraum kumu-
lierten Energieertrags ist im Rahmen von Ertragsprognosen daher auch die Bewertung der
Unsicherheiten des Energieertrags in einzelnen Jahren von Bedeutung.

Ziel der vorliegenden Arbeit ist daher, neben der Identifizierung und Umsetzung mogli-
cher Verbesserungs-Potenziale zur Prognose der Ertrige von PV-Kraftwerken, vor allem
die realistische Quantifizierung der auftretenden Unsicherheiten. Dazu ist zunédchst eine
systematische Erfassung und Beschreibung der verwendeten Methodik zur Erstellung dieser
Prognosen unabdingbar. Darauf aufbauend werden dann die moglichen Unsicherheitsquel-
len identifiziert und eine Methodik entwickelt, die in der Lage ist, diese Unsicherheiten
zu einer Unsicherheit des prognostizierten Ertrags zu kombinieren. Diese fiir die eigent-
liche Quantifizierung der Unsicherheiten notwendigen Grundlagen werden in Kapitel 1
erarbeitet. Die Ergebnisse dieses Kapitels stellen dariiber hinaus den iiberwiegend dem Fi-
nanzsektor zuzuordnenden Hauptadressaten von Ertragsprognosen wichtige Informationen
zur Einschitzung von technischen Risiken zur Verfiigung.

Wiihrend bereits eine Vielzahl an Veroffentlichungen zu den Unsicherheiten der einzel-
nen in Ertragsgutachten eingesetzten Modelle und Rechenschritte existiert, sind bisher nur
sehr wenige Untersuchungen zur Gesamtunsicherheit von Ertragsgutachten veroffentlicht
worden. In diesen Verodffentlichungen findet sich allerdings bisher keine systematische
Erfassung und Quantifizierung der moglichen Auswirkungen von langfristigen Variatio-
nen des Solarstrahlungs-Potenzials auf Ertragsprognosen und deren Unsicherheiten. Als
»langfristig« sollen dabei Variationen verstanden werden, die sich iiber mehrere Deka-
den erstrecken und sich somit auf den prognostizierten Gesamtenergieertrag auswirken
konnen. Die Beriicksichtigung dieser Variationen sowie die Quantifizierung ihrer Aus-
wirkungen auf die prognostizierten Ertrdge und deren Unsicherheiten stellt damit den
Hauptschwerpunkt der vorliegenden Arbeit dar. In Kapitel 2 werden daher zunichst die
bei bisherigen Ertragsprognosen schon beriicksichtigten Unsicherheiten bei der Bestim-
mung des Solarstrahlungs-Potenzials noch einmal untersucht und quantifiziert. Kapitel 3
widmet sich dann der Untersuchung langfristiger Trends der Solarstrahlung und deren
Auswirkungen auf Ertragsprognosen.

Kapitel 4 vergleicht schlieBlich in der Vergangenheit erstellte Ertragsprognosen mit
mehrjihrigen Messungen an den entsprechenden PV-Kraftwerken. Die Erkenntnisse der
vorherigen Kapitel werden dabei bei der Erstellung von aktualisierten Ertragsprognosen
beriicksichtigt und bewertet. Anhand der beobachteten Abweichungen zwischen Prognosen



und Messungen wird der dem bisherigen Stand der Wissenschaft entsprechende Ansatz
zur Quantifizierung von Unsicherheiten mit einem physikalisch sinnvoller erscheinenden
Ansatz verglichen.






Kapitel 1

Konzepte, Definitionen und Methodik

Die vorliegende Arbeit befasst sich mit den Unsicherheiten von Ertragsprognosen fiir PV-
Kraftwerke unter besonderer Beriicksichtigung langfristiger Variationen des Solarstrahlungs-
Potenzials.

Im Rahmen dieses Kapitels werden daher zunéchst Ertragsprognosen und die bei ihrer
Erstellung relevanten Begrifflichkeiten definiert sowie ihr Ablauf beschrieben. Dariiber
hinaus wird eine Methodik zur Erfassung aller relevanten Unsicherheiten einer Ertragspro-
gnose vorgestellt. Problematisch gestaltet sich an dieser Stelle die Tatsache, dass es bis
heute keine Standards und verdffentlichte Literatur zum Thema Definition oder Ablauf von
Ertragsprognosen gibt, auf die zuriickgegriffen werden kann. Die hier getroffenen Aussagen
zu »in der Praxis« oder »in der Regel« anzutreffenden Vorgehensweisen beziehen sich daher
teilweise auf am Fraunhofer Institut fiir Solare Energiesysteme (im Folgenden Fraunho-
fer ISE) erworbenes Erfahrungswissen aus der Erstellung von Ertragsprognosen bzw. der
Durchsicht und Priifung von Ertragsprognosen anderer Anbieter. Da es sich dabei um streng
vertrauliche Vorgidnge handelt, sind entsprechende Quellenangaben nicht moglich.

Auf dieser Basis werden dann im folgenden Abschnitt dieses Kapitels die Begrifflichkei-
ten und der Ablauf zur Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials erldutert sowie die im
Rahmen dieser Arbeit zu untersuchenden Unsicherheitsquellen identifiziert. Die abschlie-
Benden Abschnitte erldutern die angewendeten statistischen Kennzahlen, die Methodik zur
Abschitzung von Unsicherheiten und die Unsicherheiten von Solarstrahlungsmessungen.

Fiir weitergehende Informationen zu physikalischen Grundlagen der Solarstrahlung und
zu ihrer Messung sowie zu Grundlagen von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten sei auf
weiterfithrende Literatur verwiesen (siehe z.B. Hammer 2000; Reise 2003).

Die Programmierung der zur Umsetzung dieser Arbeit erforderlichen Software erfolgte in
der Programmiersprache »Python« (Python Software Foundation 2016) unter Verwendung
der wissenschaftlichen Bibliotheken »NumPy« (T. E. Oliphant 2007), »SciPy« (Jones u. a.
2001), »Pandas« (McKinney 2010), »Matplotlib« (Hunter 2007) und »Seaborn« (Waskom
u.a. 2016). .

1.1 Ertragsprognosen flur PV-Kraftwerke

1.1.1 Definitionen und Ablauf

Unter einer Ertragsprognose versteht man die Schitzung der Gesamt-Energieerzeugung
eines definierten PV-Systems an einem spezifizierten Standort iiber einen festgelegten
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Zeitraum (den Prognosezeitraum). Der Ablauf von Ertragsprognosen lésst sich wie folgt in
drei Punkte gliedern (siehe auch B. Miiller, Hardt, u. a. 2015):

1. Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials im Referenzzeitraum: Die Erzeugung
oder Auswahl einer Zeitreihe, die die Solarstrahlung in die horizontale Ebene am
Standort in einem Referenzzeitraum bestmoglich beschreibt sowie die Berechnung
der Einstrahlung in Modulebene. Die Einstrahlung in Modulebene und andere me-
teorologische Parameter (wie z.B. die Umgebungstemperatur) werden der Zeitreihe
hinzugefiigt.

2. Bestimmung des Ertrags im Referenzzeitraum: Die Simulation des Energieertrags
im Referenzzeitraum auf Basis der in Punkt 1 bestimmten meteorologischen Zeitreihe
sowie eines Modells des PV-Systems.

3. Bestimmung des prognostizierten Ertrags: Die Projektion des Ertrags im Referenz-
zeitraum auf den Prognosezeitraum und die Bestimmung und Beriicksichtigung
von Einflussfaktoren, die den Energieertrag im Prognosezeitraum verindern konnen
(z.B. Degradation der PV-Module, Verinderungen des Solarstrahlungs-Potenzials im
Prognosezeitraum gegeniiber dem Potenzial im Referenzzeitraum, jahrliche Schwan-
kungen aufgrund von Variationen der meteorologischen Bedingungen).

Der Prognosezeitraum erstreckt sich in der Regel iiber die geplante wirtschaftliche
Lebensdauer des zu untersuchenden PV-Kraftwerks, also vom Zeitpunkt der Inbetriebnahme
der Anlage bis zum geplanten Zeitpunkt der Aullerbetriebnahme. Durch wirtschaftliche
und rechtliche Griinde (z.B. Eigentiimerwechsel; von der Gesamtlebensdauer abweichende
Investitionsphasen) kann der Prognosezeitraum allerdings auch von der wirtschaftlichen
Lebensdauer des Kraftwerks abweichen (siehe z.B. B. Miiller, Heydenreich, Reich, u. a.
2015).

Der Referenzzeitraum ist ein definierter (mehrjihriger) Zeitraum in der Vergangenheit
mit bekannten meteorologischen Bedingungen. Der gewihlte Zeitraum muss hinreichend
lang sein, um die typischen meteorologischen Bedingungen am Standort abbilden zu kénnen
und den Einfluss von Schwankungen der meteorologischen Bedingungen in einzelnen Jahren
nicht zu grofl werden zu lassen (Lohmann, Schillings, u. a. 2006).

Im Rahmen der Bestimmung des Solarstrahlung-Potenzials im Referenzzeitraum wird
eine Zeitreihe der meteorologischen Parameter (Solarstrahlung horizontal, Temperatur,
Wind,...) im Referenzzeitraum fiir den spezifizierten Standort entweder erzeugt oder der
bestmoglichen externen Datenquelle entnommen. Bei dieser Zeitreihe kann es sich ent-
weder um eine mehrjdhrige meteorologische Zeitreihe oder um ein aus der mehrjihrigen
Zeitreihe abgeleitetes »typical meteorological year« / Testreferenzjahr (TMY') handeln
(siehe z.B. Cebecauer und Stiri 2015). Wihrend sich die bisher beschriebenen Schritte auf
die horizontale Solarstrahlung beziehen, steht PV-Anlagen aufgrund ihrer Neigung und
Ausrichtung die »global irradiance in plane of array« / Globalstrahlung in Modulebene
(GPOA) zur Energieumwandlung zur Verfiigung. Sofern die GPOA nicht bereits durch eine
Bodenmessung in der meteorologischen Zeitreihe enthalten ist, wird sie mittels geometri-
scher Berechnungen und semi-empirischer Modelle aus der »global horizontal irradiance«
/ Globalstrahlung in die horizontale Ebene (GHI) beziehungsweise deren Komponenten,
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der »direct horizontal irradiance« / Direktstrahlung in die horizontale Ebene (DHI) und der
»diffuse horizontal irradiance« / Diffusstrahlung in die horizontale Ebene (DIF) abgeleitet
und der Zeitreihe hinzugefiigt. Als Bezeichnung fiir diesen ersten Schritt im Rahmen der
Erstellung einer Ertragsprognose hat sich der Begriff »solar resource assessment« / Bestim-
mung des Solarstrahlungs-Potenzials (SRA) etabliert, der im Folgenden in dieser Arbeit
durchgehend verwendet und in Abschnitt 1.2 noch definiert und erweitert werden wird.

Der Ertrag im Referenzzeitraum wird als bester Schitzwert des mittleren jahrlichen
Ertrags des betrachteten PV-Systems am spezifizierten Standort im Referenzzeitraum defi-
niert. Er wird im Rahmen von Punkt 2 mit Hilfe einer Kette von Modellen, die alle Gewinn-
und Verlustmechanismen innerhalb eines PV-Systems umfassen, auf Basis der im SRA
(Punkt 1) bestimmten meteorologischen Zeitreihe berechnet. Die Berechnung erfolgt ty-
pischerweise iiber kommerziell erhiltliche (z.B. »PVsyst«, Mermoud und Wittmer 2014)
oder eigen-entwickelte Simulationsprogramme, wie z.B. das am Fraunhofer ISE eingesetzte
»Zenit« (B. Miiller 20006). Der Ertrag im Referenzzeitraum wird unter Verwendung der
bestmoglichen Schitzwerte fiir die Modellparameter (in anderen Worten: den wahrschein-
lichsten Werten innerhalb eines unsicheren Parameterraums) aller Modelle innerhalb der
Modellkette berechnet. Die derzeit in »Zenit« verwendete Modellkette zeigt Tabelle 1.1;
eine Kette von typischen Gewinnen oder Verlusten fiir ein beispielhaftes PV-Kraftwerk am
Standort Freiburg zeigt das Energieflussdiagramm in Abbildung 1.1.

In Abhingigkeit von der Art der verwendeten Zeitreihe wird der Ertrag im Referenz-
zeitraum entweder direkt (bei Verwendung eines TMY) oder als Mittelwert aller Jahre im
Referenzzeitraum (bei Verwendung einer mehrjihrigen Zeitreihe) berechnet. Er stellt damit
den Ertrag fiir ein Jahr mit typischen meteorologischen Bedingungen im Referenzzeitraum
dar. Der Ertrag im Referenzzeitraum wird typischerweise als absoluter Wert [kW h/Jahr]
oder spezifischer Wert [kWh/(kW, « Jahr)] angegeben. Als Ergebnis der Berechnungen in
Punkt 2 liegen dariiber hinaus die jeweiligen mittleren jahrlichen Gewinne und Verluste
aller Modellschritte vor.

Der prognostizierte Ertrag wird durch Projektion des Ertrags im Referenzzeitraum
auf den Prognosezeitraum und Anwendung der besten Schitzwerte der zu erwarteten
Verdnderungen des Ertrags im Prognosezeitraum bestimmt. Dieses Vorgehen basiert auf der
Annahme, dass sich die meteorologischen Bedingungen im Referenz- und Prognosezeitraum
jeweils nicht signifikant von den »wahren« klimatologischen Bedingungen und damit nicht
signifikant voneinander unterscheiden (siehe auch Gueymard und Wilcox 2011; Vignola
u.a. 2012). Der fiir den Referenzzeitraum ermittelte Ertrag kann daher direkt als Schitzwert
fiir die Zukunft (den Prognosezeitraum) verwendet werden.

Ein ideales Simulationsprogramm wiirde den prognostizierten Ertrag durch die Ver-
wendung einer meteorologischen Zeitreihe fiir den Prognosezeitraum bestimmen. Das
Konzept der Bestimmung des Ertrags im Referenzzeitraum und dessen Projektion auf den
Prognosezeitraum wire damit hinfillig. Eine mogliche Quelle von Zeitreihen fiir den Pro-
gnosezeitraum, die Klimaveridnderungen beinhalten, wiren Projektionen der langfristigen
Entwicklung von meteorologischen Groen aus globalen Klimamodellen (fiir eine direkte
Verwendung solcher Zeitreihen siehe z.B. Wild, Folini, u. a. 2015). Die die Solarstrahlung
betreffenden Unsicherheiten dieser Projektionen sind allerdings grof8 (Wild und Schmucki
2011; Wild 2009b) und ihre raumliche Auflosung fiir eine standortspezifische Beurteilung
im Rahmen eines Ertragsgutachtens zu gering. Eine direkte und dynamische Simulation des
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Tabelle 1.1: Ubersicht iiber die in »Zenit« verwendete Modellkette zur Berechnung des
Ertrags im Referenzzeitraum

Modell

Bemerkung

Verschattung

Verschmutzung
Reflexion

Wirkungsgrad

Spektrum
Einstrahlung
Temperatur

Mismatch

Leitungsverluste

Wechselrichter

Transformator

Verluste durch Horizont-Verschattung (entfernte Objekte wie Berge),
gegenseitige Verschattung innerhalb der Anlage (durch Modul-Reihen
oder Nachfiihreinheiten) und lokale externe Verschattung (nahe exter-
ne Objekte wie Bdume oder Gebédude)

Verluste durch Verschmutzung der PV-Module; hier werden dariiber
hinaus auch Verluste durch Schneebedeckung erfasst
Reflexionsverluste der PV-Module durch nicht senkrechten Strah-
lungseinfall

Gewinne oder Verluste durch Abweichungen des in Stichproben ge-
messenen STC-Wirkungsgrades (bzw. der installierten Leistung) der
PV-Module von Datenblattangaben

Gewinne oder Verluste durch ein von STC abweichendes Sonnenspek-
trum

Gewinne oder Verluste durch von STC abweichende Einstrahlungsni-
veaus

Gewinne oder Verluste durch von STC abweichende Modultempera-
turen

Verluste durch die Verschaltung von Modulen zu Strangen und den
Anschluss von mehreren Stringen an einen Wechselrichter; auch
durch unterschiedliche Temperaturverteilungen oder Leitungslidngen
in den Strdngen verursacht

Verluste durch Leitungsverbindungen und Leitungsverbinder; diese
sind sowohl auf der Gleichstrom-, wie auf der Wechselstromebene zu
beriicksichtigen

Verluste durch Wirkungsgrade, Leistungsbegrenzung und die Bereit-
stellung von Blindleistung

Wirkungsgrad-Verluste des Transformators

im Prognosezeitraum zu erwartenden Energieertrags eines PV-Kraftwerks ist damit derzeit

nicht sinnvoll.

Zur Ableitung des prognostizierten Ertrags aus dem projizierten Ertrag im Referenzzeit-
raum sind bei der oben beschriebenen Vorgehensweise noch zu erwartende Verdnderungen
des Ertrags im Prognosezeitraum gegeniiber dem Ertrag im Referenzzeitraum zu beriick-
sichtigen. Diese Verdnderungen lassen sich in zwei Kategorien unterteilen:

1. langfristige Verdnderungen, die den Gesamtertrag im Prognosezeitraum beeinflussen

a) langfristige Verdnderungen des Verhaltens des PV-Systems, z.B. durch Degrada-
tion der PV-Module, unentdeckte Ausfille einzelner Wechselrichter, Zunahme
von Verlusten durch Verschmutzung;
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Abbildung 1.1: Energieflussdia-
gramm der bei der Ermittlung des
Ertrags im Referenzzeitraum auf-
tretenden Gewinne und Verluste ei-
nes beispielhaften PV-Kraftwerks
am Standort Freiburg (kristallines
Silizium, Siidausrichtung bei 20°
Neigung). Im Beispiel treten in
den Modellschritten »Spectrumx,
»Irradiance« und »Temperature«
ebenfalls Verluste auf. Gewinne in
diesen Rechenschritten sind aller-
dings an anderen Standorten und /
oder bei abweichenden Modultech-
nologien moglich.
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b) langfristige Verdnderungen der meteorologischen Bedingungen oder Klimaver-
dnderungen, z.B. Anderungen der Solarstrahlung (siehe z.B. Wild, Gilgen, u. a.
2005; Wild 2012) oder der Temperatur;

2. Veridnderungen in Einzeljahren aufgrund von Variationen der meteorologischen Bedin-
gungen. Diese Schwankungen beeinflussen den Gesamtertrag im Prognosezeitraum

kaum.

Zur Bestimmung der langfristigen Verdnderungen des Systemverhaltens (Punkt 1a) sind
derzeit keine Modelle verfiigbar, die etwa die Degradation von PV-Modulen und deren
Einfluss auf andere Einzelmodelle der verwendeten Modellkette auf Basis von standort-
spezifischen, zeitlich hoch aufgeldsten meteorologischen Zeitreihen beschreiben kénnen.



Kapitel 1 Konzepte, Definitionen und Methodik

Daher werden die Auswirkungen der genannten Verdnderungen auf den Energieertrag
bisher in Form von linearen jéhrlichen Verdnderungsraten abgeschitzt und auf den in den
Prognosezeitraum projizierten Ertrag im Referenzzeitraum angewendet. Die Abschitzung
dieser langfristigen Verdnderungseffekte im Verhalten des PV-Systems erfolgt in der Regel
auf Basis eigener Erfahrungswerte und Messungen oder auf Basis der Literatur (siehe z.B.
D. C. Jordan und S. R. Kurtz 2013).

Die Auswirkungen von langfristigen Veridnderungen der meteorologischen Bedingungen
im Prognosezeitraum (Punkt 1b) werden bisher bei der Erstellung von Ertragsprognosen fiir
PV-Kraftwerke nicht beriicksichtigt oder als vernachlidssigbar angesehen (siehe z.B. Stoffel
2013; Thevenard und Pelland 2013; Vignola u. a. 2012; Gueymard und Wilcox 2011). Thre
Quantifizierung und Beriicksichtigung bei der Bestimmung des prognostizierten Ertrags
bilden den Hauptschwerpunkt der vorliegenden Arbeit.

Hintergrund der Beriicksichtigung von jéhrlichen Variationen der meteorologischen
Bedingungen (Punkt 2) ist die Tatsache, dass der Ertrag im Referenzzeitraum als bester
Schitzwert fiir ein Jahr mit typischen meteorologischen Bedingungen im Referenzzeitraum
definiert und berechnet wird. Die Solarstrahlung als Haupteinflussfaktor von jdhrlichen
Ertragsschwankungen, variiert hingegen im Prognosezeitraum von Jahr zu Jahr. Die Hohe
dieser jahrlichen Schwankungen ist dabei stark vom geplanten Standort des zu untersuchen-
den PV-Kraftwerks abhingig. Jahrliche Variationen konnen damit einen deutlichen Einfluss
auf den prognostizierten Ertrag von einzelnen und den kumulierten Ertrag einiger weniger
Jahre haben. Werden diese Variationen allerdings als Schwankung um mégliche zukiinfti-
ge Trends der Solarstrahlung interpretiert, beeinflusst sie den iiber den Prognosezeitraum
kumulierten prognostizierten Ertrag nur sehr wenig (siehe auch Drury u. a. 2014). Da die
Auswirkungen auf den Gesamtertrag im Prognosezeitraum damit zu vernachlédssigen sind
und die Hohe der zukiinftigen Schwankung in einem einzelnen Jahr des Prognosezeitraums
nicht zu prognostizieren ist, erfolgt die Beriicksichtigung von jihrlichen Variationen in
Form von Unsicherheiten fiir einzelne Jahre (siehe Unterabschnitt 1.1.2).

Der prognostizierte Ertrag stellt das Endergebnis der Ertragsprognose dar und wird
typischerweise als absoluter Ertrag [kWh], spezifischer Ertrag [kWh/kW,] oder in Prozent
des Ertrags im Referenzzeitraum angegeben. Er kann fiir Einzeljahre (prognostizierter
Ertrag im Jahr n), als jdhrlich kumulierter Ertrag oder als Mittelwert oder Summe iiber den
Prognosezeitraum angegeben werden.

1.1.2 Unsicherheiten

Nach Hansen und Martin (2015) versteht man unter einer Unsicherheits-Analyse einen
systematischen Prozess, um Unsicherheit in einem Modell oder dessen Eingangswerten in
die Unsicherheit der Modellergebnisse fortzupflanzen. Dieser Prozess umfasst zwei Schritte:
die Quantifizierung der Unsicherheiten aller Eingangsgrofen sowie aller Modellschritte und
ihrer Parameter und die Kombination der Unsicherheiten zur Ermittlung einer Gesamtunsi-
cherheit des Endergebnisses. Die Darstellung der ermittelten Unsicherheiten kann an dieser
Stelle als dritter Schritt ergiinzt werden (siehe etw Joint Committee for Guides in Metrology
2008a).
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Quantifizierung der Unsicherheiten

Fiir ein Ertragsgutachten bedeutet eine vollstindige Unsicherheits-Quantifizierung damit
die Beriicksichtigung von Unsicherheiten aller meteorologischen Eingangsgrof3en, aller
Parameter der Einzelmodelle in der Modellkette, die Quantifizierung der Unsicherheiten
aller Einzelmodelle selbst sowie die Bestimmung der Korrelationen der Modelle, ihrer Para-
meter und der meteorologischen Eingangsgroflen. Die Unsicherheiten der meteorologischen
GroBen und vieler Einzelmodelle variieren mit den jeweiligen Umgebungsbedingungen im
tages- und jahreszeitlichen Verlauf und sind nur mittels bedingter Unsicherheiten (z.B. in
Abhingigkeit von jeweiligem Temperatur- und Strahlungsniveau, Einfallswinkel der Solar-
strahlung, Anteil an Direkt- und Diffusstrahlung, ...) genau zu erfassen. Die Quantifizierung
der Unsicherheiten ist dadurch und aufgrund der relativ hohen Anzahl an Einzelmodellen
und Modellparametern sehr komplex (siehe dazu auch Strobel u. a. 2009; Hansen und Martin
2015). In der beschriebenen Form ist eine solche Unsicherheits-Quantifizierung daher in
aktuellen Ertragsgutachten nicht enthalten.

Stattdessen erfolgt die Quantifizierung der Unsicherheit iiber die Zuordnung einer Wahr-
scheinlichkeitsverteilung zur Eingangsgrofe GHI und zu den Ergebnissen aller weiteren
Modellschritte sowie der Annahme, dass all diese Groflen unkorreliert sind. Durch die
in Unterabschnitt 1.1.1 beschriebene Vorgehensweise liegen dabei sowohl die GHI, als
auch die Ergebnisse der Einzelmodelle (in Form der berechneten relativen Gewinne oder
Verluste des jeweiligen Rechenschritts) als jahresmittlere Werte vor. Die Modellgleichung
zur Berechnung des prognostizierten Ertrags Y im Jahr n vereinfacht sich damit und l&sst
sich wie folgt darstellen (siehe dazu auch Dirnberger u. a. 2015b):

M
Yn = GHI AGPOA nsrc AGenerator H(l _Ai,n) (1-1)
i=1
wobei GH1 die beste Schitzung der mittleren jahrlichen GHI im Referenzzeitraum, Agpoa
der jahresmittlere Zugewinn oder Verlust durch die Umrechnung der GHI in die GPOA,
Nstc der anfangliche Modulwirkungsgrad bei STC, Ageneraror die Fliche der PV-Module
des Systems, A, , der relative Gewinn oder Verlust des i-ten Modellschritts im Jahr » und
M die Anzahl der Modellschritte bis zur Bestimmung des prognostizierten Ertrags ist.
Der Index n und damit die Abhéngigkeit von der Zeit bzw. dem betrachteten Jahr des
Prognosezeitraums wird dabei zur Beriicksichtigung von zeitlich variablen Auswirkungen
von langfristigen Verdnderungen bei der Ermittlung des prognostizierten Ertrags eingefiihrt.
Die Unsicherheiten ugyy, Uagpp,> Ungre Und ua; , konnen iilber Modellvalidierungen und
Vergleiche von modellierten Ergebnissen mit Messdaten aus den Residuen des jeweiligen
Modells abgeleitet und quantifiziert werden (siehe auch Hansen und Martin 2015). Zu
beachten ist dabei, dass die zu beobachtenden Residuen bei Modellvergleichen aufgrund
ihrer Abhéngigkeit von den Umgebungsbedingungen auch von der Zeitdauer des Modell-
vergleichs abhédngig sind. Die Zeitdauer einer zur Abschitzung von Unsicherheiten fiir
Ertragsgutachten herangezogenen Modellvalidierung sollte daher mindestens dem hier be-
trachteten Zeitraum der zu beurteilenden Unsicherheit von einem Jahr entsprechen. Die
Unsicherheit der installierten Generatorflache kann im Allgemeinen ignoriert werden.
Die zu quantifizierenden Unsicherheiten lassen sich anhand Gleichung 1.1 und entspre-
chend dem in Unterabschnitt 1.1.1 dargestellten Ablauf wie folgt kategorisieren:
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1. Unsicherheiten bei der Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials im Referenzzeit-
raum

2. Unsicherheiten bei der Bestimmung des Ertrags im Referenzzeitraum

3. Unsicherheiten bei der Bestimmung des prognostizierten Ertrags

Die Unsicherheiten bei der Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials im Refe-
renzzeitraum (ugyj und ua,,,) sind Thema der vorliegenden Arbeit und werden im néch-
sten Abschnitt sowie den weiteren Kapiteln eingehend behandelt.

Die Unsicherheiten bei der Bestimmung des Ertrags im Referenzzeitraum setzen sich
aus den Unsicherheiten aller Modellschritte bei der Modellierung und Simulation des
Energieertrags im Referenzzeitraum zusammen. Diese werden durch Zuweisung einer
Wahrscheinlichkeitsverteilung zu den mittleren jahrlichen Gewinnen und Verlusten aller
Schritte der Modellkette beriicksichtigt, die als Ergebnis der Simulation vorliegen (siehe
Unterabschnitt 1.1.1). Fiir einzelne Modelle konnen dabei die Verluste oder Gewinne sehr
klein sein, wihrend die Unsicherheit in Relation dazu sehr grof ist. Weiterhin ist es bei
manchen Modellschritten physikalisch nicht sinnvoll, dass ihre Wahrscheinlichkeitsver-
teilungen positive Werte beinhalten und damit die Wahrscheinlichkeit von energetischen
Gewinnen groBer Null ist (z.B. ist es nur sinnvoll, das Verschmutzung, Verschattung, ... zu
Verlusten fiihrt, nicht zu Gewinnen). Da symmetrische Wahrscheinlichkeitsverteilungen
in Fillen von relativ hohen Unsicherheiten im Vergleich zum Ergebnis des Modellschritts
zu solchen physikalisch nicht sinnvollen Unsicherheits-Annahmen fiithren kénnen, sind
asymmetrische (schiefe) Wahrscheinlichkeitsverteilungen vorzuziehen. Beispielhaft seien
hier die Log-Normalverteilung, die bei vielen dhnlichen Problemstellungen angewendet
wird (siehe z.B. Limpert u. a. 2001) oder die Dreiecksverteilung genannt. Dariiber hinaus
geht die Unsicherheit des anfidnglichen Wirkungsgrades der PV-Module in die kombinierte
Unsicherheit des Ertrags im Referenzzeitraum ein.

Zu Unsicherheiten bei der Simulation des Energieertrages von PV-Modulen und -Systemen
(Friesen, Gottschalg, u. a. 2007; Friesen, Dittmann, u. a. 2009; Dittmann u. a. 2010; B. Miil-
ler, Kriling, u. a. 2010; B. Miiller, Reis, u. a. 2012; Reich u. a. 2012; Thevenard und Pelland
2013; Hansen und Martin 2015) und zur Unsicherheit des anfanglichen Modulwirkungs-
grads von PV-Modulen (Dirnberger und Kriling 2013; Dirnberger 2014; Jantsch u. a. 2012)
existiert eine Vielzahl von Untersuchungen und Veréffentlichungen. Obwohl auch auf die-
sem Gebiet noch offene Fragestellungen vor allem fiir Diinnschichtmodule existieren (sieche
z.B. Dirnberger u. a. 2015a; Dirnberger, Blackburn, u. a. 2015), erscheint die Simulation des
Energieertrages auf Basis valider meteorologischer Zeitreihen jedoch insgesamt recht gut
verstanden und mit relativ geringen Unsicherheiten behaftet. Die kombinierte Unsicherheit
der Simulation des Energieertrages von PV-Systemen kann auf Basis der zitierten Literatur
und bei Annahme von normalverteilten Unsicherheiten auf etwa 3 % bis 4 % geschitzt
werden. Da dieser Punkt nicht Bestandteil der vorliegenden Arbeit ist, sei an dieser Stelle
fiir weiterfiihrende Informationen auf die angegebene Literatur verwiesen.

Um Unsicherheiten bei der Bestimmung des prognostizierten Ertrags zu beriicksich-
tigen, konnen den angenommenen langfristigen Veridnderungsraten im Prognosezeitraum
Wahrscheinlichkeitsverteilungen zugeordnet werden. Zu beachten ist, dass sich damit die

12



1.1 Ertragsprognosen fiir PV-Kraftwerke

Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags im Zeitverlauf erhohen. Wihrend beispielswei-
se der Effekt einer Abweichung um 0,5 % /Jahr von der angenommenen Degradationsrate
im ersten Jahr des Prognosezeitraums sehr klein ist, betrdgt die resultierende Abweichung
vom prognostizierten Ertrag am Ende des zehnten Jahres 5 %. Fiir die Beriicksichtigung
von Unsicherheiten der angenommenen Veridnderungsraten des Verhaltens des PV-Systems
erscheinen ebenfalls asymmetrische Wahrscheinlichkeitsverteilungen als vorteilhafter, da
die beobachtete Verteilung von Degradationsraten ebenfalls asymmetrisch zu sein scheint
(siehe D. C. Jordan und S. R. Kurtz 2013, Abbildung 2). In Darling u. a. (2011) wird dazu
etwa eine Gamma- Verteilung verwendet, die nach D. C. Jordan und S. R. Kurtz (2013) die
empirischen Verteilung gut abbildet. Die Annahme nicht-linearer Veridnderungsraten kann
je nach Modultechnologie, Klima und weiteren Faktoren moglicherweise den tatsdchlichen
Verlauf der Leistungsidnderungen des PV-Systems besser beschreiben (D. C. Jordan, Sarah
R. Kurtz, u. a. 2016). Belastbare Untersuchungen hierzu, die Aussagen zum tatsidchlichen
Verlauf treffen, sind allerdings bis heute nicht verfiigbar. Hieraus resultierende weitere
Unsicherheiten werden im weiteren nicht beriicksichtigt. Im Gegensatz zu einzelnen Verof-
fentlichungen und Studien mit eher betriebswirtschaftlichem Hintergrund (Del Fabbro u. a.
2016; Leicester u. a. 2016), werden Unsicherheiten der angenommenen Degradationsraten
und sonstigen Verianderungen des Verhaltens des PV-Systems bisher bei der Ermittlung der
Unsicherheit des prognostizierten Ertrags in Ertragsgutachten nicht beriicksichtigt.

Mogliche langfristige Verdnderungen der meteorologischen Bedingungen bleiben bei
der Berechnung des prognostizierten Ertrags in der Praxis bisher unberiicksichtigt oder
werden als vernachlidssigbar angesehen (siehe Unterabschnitt 1.1.1). Dies gilt auch fiir
die entsprechenden Unsicherheiten. Neben der Bestimmung der Auswirkungen dieser
Veridnderungen, bildet die Quantifizierung der entsprechenden Unsicherheiten sowie ihre
Beriicksichtigung bei der Ermittlung der Gesamtunsicherheiten von Ertragsgutachten einen
Schwerpunkt der vorliegenden Arbeit.

Letzte Unsicherheits-Kategorie bei der Bestimmung des prognostizierten Ertrags sind die
Unsicherheiten aufgrund jdhrlicher Variationen der meteorologischen Bedingungen. Sofern
der Ertrag im Referenzzeitraum auf Basis einer mehrjihrigen Zeitreihe simuliert wurde,
konnen jahrliche Variationen direkt aus der Variation des jahrlichen Ertrags im Referenz-
zeitraum abgeleitet werden. Gegeniiber der Verwendung der Variationen der GHI oder der
GPOA als Schitzwert zur Quantifizierung der Variationen des Ertrags, hat dieses Vorgehen
den Vorteil, dass alle Einflussfaktoren auf den Ertrag (z.B. saisonale Schwankungen bei
der Einstrahlung, Schwankungen bei der Korrelation von Einstrahlung und Temperatur, ...)
beriicksichtigt sind. Bei der Berechnung des Ertrag im Referenzzeitraum auf Basis eines
TMY, miissen andere Quellen zur Abschidtzung von jidhrlichen Variation herangezogen
werden.

Kombination der Unsicherheiten

Nach der Quantifizierung aller einzelnen Unsicherheiten werden diese zur Gesamtunsi-
cherheit des prognostizierten Ertrags kombiniert. Zur Kombination von Unsicherheiten
bei Simulationsrechnungen stehen vielfiltige Methoden zur Verfiigung (siehe z. B. Helton
und Davis 2003). Die »klassische« Fortpflanzung von Unsicherheiten (siehe z.B. Joint
Committee for Guides in Metrology 2008a) kann derzeit als der vorherrschende Standard
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bei Ertragsgutachten angesehen werden. Dies gilt trotz Einschrdnkungen bei der Anwend-
barkeit des Verfahrens im Falle des Vorliegens von asymmetrischen Unsicherheiten und
nichtlinearen Modellgleichungen (siehe z.B. Wiibbeler u. a. 2008; Joint Committee for
Guides in Metrology 2009, Abschnitt 7.2.4). Fiir die einzelnen Unsicherheiten wird dabei
angenommen, dass sie normalverteilt und unkorreliert sind.

Aufgrund steigender Rechenkapazititen moderner Computer und ihrer relativ einfachen
Anwendbarkeit auch bei komplexen Problemen verbreitet sich die Kombination von Wahr-
scheinlichkeitsverteilungen mittels Monte-Carlo Verfahren (Joint Committee for Guides in
Metrology 2008a) allerdings immer mehr (siehe z.B. Hansen und Martin 2015; Thevenard
und Pelland 2013). Der Begriff Monte-Carlo ist dabei nicht klar definiert: er umfasst viel-
mehr verschiedenste Ansitze, denen der Einsatz von Zufallszahlen zur Losung numerischer
Problem gemein ist.

Im »Supplement 1« (Joint Committee for Guides in Metrology 2008b) des »Guide to
the expression of uncertainty in measurement« (Joint Committee for Guides in Metrology
2008a) und in Helton und Davis (2003) werden die Vorteile von Monte-Carlo Verfahren
niher beschrieben. Fiir den konkreten Anwendungsfall bietet ein Monte-Carlo Verfah-
ren gegeniiber der »klassischen« Fortpflanzung von Unsicherheiten danach die folgenden
relevanten Vorteile:

* Die Methode ist ohne Anpassungen fiir nichtlineare Modelle anwendbar.

¢ Die Unsicherheiten der EingangsgroBen uy;; und die der Ausgangsgrofle konnen
beliebig (auch asymmetrisch) verteilt sein.

* Bei der Simulation von komplexen Systemen treten oft grole Unsicherheiten auf.
Ein auf Zufallszahlen basierender Ansatz kann den vollen Bereich aller unsicheren
Variablen beriicksichtigen.

* Ein direkter Schitzer fiir die Verteilungsfunktion des Simulationsergebnisses wird
bereitgestellt.

* Die Analysemoglichkeit ist konzeptionell einfach und leicht umzusetzen.

* Die Ergebnisse der Simulation konnen fiir die Analyse verwandter (z.B. nachgeschal-
teter) Modelle genutzt werden.

* Es stehen Moglichkeiten zur Sensitivitdtsanalyse zur Verfiigung.

Neben technischen Vorteilen gegeniiber der derzeit eingesetzten Methode der Fortpflan-
zung von Unsicherheiten bietet sich damit ein weiterer Vorteil: Da die Anwendung von
Monte-Carlo Verfahren auch im Finanzsektor sehr verbreitet ist (siehe z. B. Henking
u.a. 2006; Frey und NieBlen 2005), konnen die Ergebnisse einer Monte-Carlo basierten
Unsicherheits-Analyse fiir Ertragsgutachten direkt in die Wirtschaftlichkeits-Modelle von
Eigen- und Fremdkapitalgebern iibernommen werden.

Die Kombination von Wahrscheinlichkeitsverteilungen mittels Monte-Carlo Verfahren
zur Ermittlung der Gesamtunsicherheiten eines Ertragsgutachten ist damit der bisher an-
gewendeten Methodik zur Fortpflanzung von Unsicherheiten vorzuziehen. Das Verfahren
kommt daher auch in der vorliegenden Arbeit zur Anwendung.

14



1.1 Ertragsprognosen fiir PV-Kraftwerke

Die konkrete Implementierung im Rahmen der vorliegenden Arbeit zieht dabei jeweils
Z Realisationen aus der der GHI zugeordneten Wahrscheinlichkeitsverteilung ugg;, der
angenommenen Wahrscheinlichkeitsverteilung des berechneten Zugewinns durch die Strah-
lungsumrechnung in die Modulebene u ., sowie aus den zugeordneten Wahrscheinlich-
keitsverteilungen der Ergebnisse aller weiteren Rechenschritte bis zur Ermittlung des Ertrags
im Referenzzeitraum. Die Unsicherheiten bei der Ermittlung des prognostizierten Ertrags
werden wie folgt beriicksichtigt: Aus der der langfristigen Verdnderungsrate des System-
verhaltens zugeordneten Wahrscheinlichkeitsverteilung werden ebenfalls Z Realisationen,
entsprechend Z moglichen Veridnderungsraten, gezogen. Mit Hilfe von Gleichung 1.1 wird
jetzt der Ertrag fiir jedes Jahr des Prognosezeitraums berechnet, wobei die jeweilige Auswir-
kung der Z Realisationen der langfristigen Veridnderungsraten fiir das berechnete Jahr separat
beriicksichtigt wird. Im Unterschied zu den bisherigen Unsicherheits-Kategorien, werden
zur Beriicksichtigung von Unsicherheiten durch jahrliche Variationen der Solarstrahlung
fiir jedes Jahr unabhéngig erneut Z Realisationen aus der zugeordneten Wahrscheinlich-
keitsverteilung gezogen und als letzter Schritt zur Ermittlung des prognostizierten Ertrag
in Jahr n beriicksichtigt. Im Ergebnis liegen fiir jedes Jahr Z mogliche Realisationen des
prognostizierten Ertrags vor.

Die bisher noch unberiicksichtigten Unsicherheiten aufgrund von langfristigen Verédnde-
rungen der Solarstrahlung, werden in den nachfolgenden Berechnungen in Kapitel 4 auf die
gleiche Weise, wie die langfristige Veridnderungsrate des Systemverhaltens berechnet.

Darstellung der Ergebnisse: Uberschreitungswahrscheinlichkeiten

Zur Darstellung der Ergebnisse einer Unsicherheits-Analyse hat sich bei Ertragsgutachten
fiir PV-Kraftwerke die Angabe von Uberschreitungswahrscheinlichkeiten mittels sogenann-
ter P-Werte durchgesetzt (wie z. B. auch bei Windgutachten oder in anderen Bereichen,
wie der Olfbrderung, siche Schiozer u.a. 2004). Diese P-Werte werden verwendet, um
Informationen zur Verteilung der Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags zu kommuni-
zieren. Sie sind geeignet, sowohl symmetrische als auch asymmetrische Unsicherheiten zu
beschreiben.

Der P-Wert gibt den prognostizierten Ertrag an, der mit einer bestimmten Wahrschein-
lichkeit in einem Zeitraum iiberschritten wird. Ein beispielhafter P90 des prognostizierten
Ertrags von 1000 kWh/kW, in einem Jahr n des Prognosezeitraums stellt damit etwa den
spezifischen prognostizierten Ertrag dar, der mit einer Wahrscheinlichkeit von 90 % iiber-
schritten wird. Die P-Werte werden damit in der gleichen Einheit und fiir die gleichen
GroBen wie die zuvor deterministisch berechneten Ertrige angegeben.

Sofern die Fortpflanzung von Unsicherheiten zur Berechnung der Gesamtunsicherheiten
verwendet wird, lassen sich P-Werte iiber die Quantile der Normalverteilung berechnen. Im
Falle der Verwendung eines Monte-Carlo-Ansatzes konnen die Quantile der empirischen
Verteilung aller Z Realisationen des prognostizierten Ertrags zur Ableitung der P-Werte
verwendet werden. Zu beachten ist, dass bei Verwendung eines Monte-Carlo Verfahrens der
deterministisch berechnete prognostizierte Ertrag (unter Ansatz der besten bzw. wahrschein-
lichsten Schitzwerte aller Parameter der Modelle) nicht notwendig dem probabilistisch
berechneten P50 (also dem Median) des prognostizierten Ertrags entsprechen muss.

Abbildung 1.2 fasst die Ergebnisse der verschiedenen Schritte zur Ermittlung des pro-
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gnostizierten Ertrags und zur Quantifizierung seiner Unsicherheiten anhand beispielhaft
gewihlter Annahmen zu den Unsicherheiten aller Einzelmodelle noch einmal grafisch
zusammen. Die Kombination der Unsicherheiten erfolgt dabei mit dem vorgestellten Monte-
Carlo-Ansatz; als Dauer des Prognosezeitraums wurden 20 Jahre angenommen. Durch die
Annahme von asymmetrischen Wahrscheinlichkeitsverteilungen fiir einige u,, zeigt sich
bereits beim in den Prognosezeitraum projizierten Ertrag im Referenzzeitraum (siehe Abbil-
dung 1.2a) eine Abweichung zwischen deterministisch ermittelten Ertrag und dem P50 des
Ertrags. Da auch die Unsicherheit der angenommenen Verdnderungsrate des PV-Systems
im Rahmen der Ermittlung des prognostizierten Ertrags iiber eine asymmetrischen Vertei-
lung quantifiziert wurde, steigt die Differenz zwischen deterministisch ermitteltem Ertrag
und dem P50 des Ertrags dariiber hinaus im Prognosezeitraum an (siehe Abbildung 1.2b).
Abbildung 1.2b zeigt dariiber hinaus deutlich die generelle Zunahme der Unsicherheiten im
Prognosezeitraum. Die in Abbildung 1.2c dargestellte Beriicksichtigung der Unsicherhei-
ten durch jihrliche Variationen der meteorologischen Bedingungen fiihrt zu einem relativ
starken Anstieg der Unsicherheiten fiir Einzeljahre. Wie zu erwarten, zeigen die kumu-
lierten prognostizierten Ertriige in Abbildung 1.2d dann allerdings einen Riickgang der
Unsicherheit in einem Zeitraum von nur wenigen Jahren.

Die in diesem Abschnitt vorgestellte Methodik zur Ermittlung des prognostizierten
Ertrags und der Quantifizierung seiner Unsicherheiten ist damit grundsétzlich in der Lage,
alle ertragsbeeinflussenden Effekte und alle Arten von Unsicherheiten bei der Erstellung
von Ertragsgutachten zu beriicksichtigen und abzubilden. Dies gilt auch fiir die noch zu
quantifizierenden Auswirkungen moglicher langfristiger Verdnderungen des Solarstrahlungs-
Potenzials und der dabei auftretenden Unsicherheiten.
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Abbildung 1.2: Abbildung 1.2a zeigt den projizierten Ertrag im Referenzzeitraum sowie die
entsprechenden Unsicherheiten als P10-, P50- und P90-Werte (inklusive der Unsicherheiten
aus der Ermittlung des Solarstrahlungs-Potenzials im Referenzzeitraum). Als graue Linien
sind jeweils die jahrlichen Verldufe der PO1- bis P99-Werte des Gesamtertrags aufgefiihrt.
Abbildung 1.2b zeigt die Beriicksichtigung der langfristigen Ertragsdnderungen sowie ihrer
Unsicherheiten. In Abbildung 1.2¢c werden schlieBlich die Unsicherheiten durch jédhrliche
Variationen der meteorologischen Bedingungen mit aufgenommen. Abbildung 1.2d zeigt
dann den kumulierten prognostizierten Ertrag als expandierenden jahrlichen Mittelwert.
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1.2 Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials

1.2.1 Definition

Stoffel (2013) definiert ein SRA als »... the characterisation of solar irradiance available for
energy conversion for a region or specific location over a historical time period of interest«.
Im Rahmen eines SRA wird danach die verfiigbare Solarstrahlung im Referenzzeitraum
charakterisiert und als Schitzwert fiir die Verfiigbarkeit der Solarstrahlung am Standort (oder
der Region) verwendet. Solche SRAs basieren damit auf der schon in Unterabschnitt 1.1.1
beschriebenen Annahme, dass die Solarstrahlung in der Vergangenheit sich nicht signifikant
vom »wahren« klimatologischen Wert unterscheidet und daher direkt als Schétzwert fiir die
Zukunft verwendet werden kann.

Es gibt jedoch starke Hinweise darauf, dass auch langfristige Mittelwerte der Solarstrah-
lung nicht konstant sind, sondern Trends unterliegen, die mehrere Dekaden umfassen. Viele
Untersuchungen stellen einen generellen Riickgang der am Boden gemessenen Solarstrah-
lung im Zeitraum vom Beginn weit verbreiteter Messungen in den 1950er Jahren bis in
die 1980er Jahre fest (siehe z.B. Ohmura und Lang 1989; Liepert u. a. 1994; Stanhill und
Cohen 2001; Gilgen u. a. 1998; Wild 2009a, und die dort angegebenen Referenzen). Dieses
Phénomen ist unter dem Namen »global dimming« bekannt geworden. Neuere Untersu-
chungen, in denen aktuelle Messdaten untersucht wurden, stellten an vielen Standorten
eine Trendumkehr seit Mitte der 1980er Jahre fest, was als »brightening« bezeichnet wird
(Wild, Gilgen, u. a. 2005). Steigende und sinkende Luftverschmutzung und damit zusam-
menhingende Aerosol-Effekte und deren Auswirkungen auf die Wolkenbildung werden
als Hauptgriinde sowohl fiir das »dimming« als auch fiir das »brightening« angesehen. Der
Zeitpunkt des Ubergangs vom »dimming« zum »brightening« stimmt mit dem Zeitpunkt
einer Trendumkehr bei der Luftverschmutzung und Aerosol-Belastungen der Atmosphire
wihrend der 1980er Jahre iiberein. Dies gilt vor allem fiir die industrialisierten Regionen
der Welt und kann auf erhohte Vorgaben zu Luftreinhaltung und auf den Zusammenbruch
der Wirtschaft in vielen osteuropdischen Staaten zuriickgefiihrt werden. Verdanderungen
der Solarstrahlung auB3erhalb der Erdatmosphire und Verdnderungen des Aerolsolgehalts
der Stratosphére aufgrund von Vulkanausbriichen werden als weniger bedeutend fiir die
Erkldrung der zu beobachtenden langfristigen Verdanderungen der Solarstrahlung am Erd-
boden angesehen. Fiir eine detailliertere Diskussion der Griinde fiir »global dimming und
brightening« sei auf Wild (2009a,b, 2012) verwiesen.

Im Gegensatz zur oben zitierten Definition von Stoffel (2013) und dem gegenwirtig
vorherrschenden Stand der Wissenschaft und Technik (siehe z.B. Gueymard und Wilcox
2011; Vignola u. a. 2012; Thevenard und Pelland 2013) wird in dieser Arbeit ein SRA daher
wie folgt definiert:

Bei der Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials wird die einem Solar-Kraftwerk
fiir die Energieumwandlung zur Verfiigung stehende Solarstrahlung fiir einen definierten
Zeitraum in der Zukunft (den Prognosezeitraum) unter Beriicksichtigung der Solarstrah-
lung in einem Zeitraum der Vergangenheit (dem Referenzzeitraum) sowie historischer und
potentieller zukiinftiger Trends der Solarstrahlung charakterisiert.

Diese Definition kann als Paradigmenwechsel angesehen werden: wihrend bisherige
SRAs rein vergangenheitsbezogen definiert sind, ist die im Rahmen dieser Arbeit ent-
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wickelte Definition zukunftbezogen. Sie erweitert dariiber hinaus den Umfang und die
Bedeutung eines SRA im Rahmen der Erstellung einer Ertragsprognose: statt sich auf die
Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials im Referenzzeitraum zu beschrianken (siehe
Punkt 1 des in Unterabschnitt 1.1.1 definierten Ablaufs einer Ertragsprognose), sind auf
Basis der hier verwendeten Definition auch Verdnderungen des Solarstrahlungs-Potenzials
im Prognosezeitraum (Punkt 3 des Ablaufs einer Ertragsprognose) im Rahmen eines SRA
zu bestimmen.

1.2.2 Datenquellen

Grundsitzlich stehen fiir die Charakterisierung der Solarstrahlung im Referenzzeitraum
(mindestens) drei mogliche Arten von Datenquellen zur Verfiigung, die den Qualititsan-
forderungen bei der Erstellung von Ertragsprognosen fiir PV-Kraftwerke gerecht werden
konnen:

* lokale Bodenmessungen,

* die Extrapolation oder Interpolation der Solarstrahlung von benachbarten Boden-
messstationen, und

* satellitenbasierte Solarstrahlungsdaten.

Qualitativ hochwertige lokale Bodenmessungen sind relativ aufwéndig (siehe z.B. World
Meteorological Organization 2012) und weisen auch bei hohen Qualititsstandards noch
nicht zu vernachlidssigende Messunsicherheiten auf (siehe Abschnitt 1.4). Langjidhrige
Bodenmessungen der Solarstrahlung am zu untersuchenden Standort stehen daher aus
Kostengriinden und aufgrund zeitlicher Restriktionen in der Regel fiir Ertragsgutachten
nicht zur Verfiigung. Die Extrapolation oder Interpolation der Strahlung von benachbarten
Messstationen fiihrt dariiber hinaus aufgrund der raumlichen Variabilitidt der Solarstrahlung
zu zusitzlichen Unsicherheiten (Perez, Seals, und Zelenka 1997). Aus diesem Grund werden
fiir SRA im Rahmen von aktuellen Ertragsprognosen fiir PV-Kraftwerke satellitenbasierte
Solarstrahlungsdaten verwendet. Diese sind heute (fast) weltweit in sehr guter Qualitiit und
zu konkurrenzfahigen Preisen verfiigbar. Alle weiteren Untersuchungen zur Charakteri-
sierung der Solarstrahlung im Referenzzeitraum beziehen sich daher auf satellitenbasierte
Solarstrahlungsdaten.

Fiir die Charakterisierung moglicher langfristiger Verdnderungen und Variationen der So-
larstrahlung im Prognosezeitraum konnen langjdhrige Bodenmessungen untersucht werden.
Die Analyse der Entwicklung der Solarstrahlung in der Vergangenheit kann Riickschliisse
auf zu erwartende zukiinftige Trends und Variationen ermoglichen. Daneben stehen Pro-
jektionen aus globalen Klimamodellen zur Verfiigung, um mogliche Trends in der Zukunft
abzuschitzen.

1.2.3 Unsicherheiten

Die auftretenden Unsicherheiten bei der Bestimmung der einem konkreten PV-Kraftwerk an
einem konkreten Standort zur Verfiigung stehenden GPOA lassen sich damit den folgenden
Quellen zuordnen:
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1. Mogliche Abweichungen zwischen satellitenbasierter GHI und »wahrer« GHI im
Referenzzeitraum,

2. Mogliche Abweichungen zwischen prognostizierter GPOA und »wahrer« GPOA
im Referenzzeitraum, die durch Modelle zur Strahlungsumrechnung in Modulebene
hervorgerufen werden

3. Mogliche Abweichungen zwischen »wahrer« GPOA im Referenzzeitraum und »wah-
rer« GPOA im Prognosezeitraum (hervorgerufen durch langjéhrige Verdnderungen
der Solarstrahlung und klimatologische Trends),

Die beiden ersten Punkte beziehen sich auf Unsicherheiten bei der Bestimmung des
Solarstrahlungs-Potenzials im Referenzzeitraum. Fiir diese Unsicherheitsquellen existieren
in der Literatur bereits verdffentlichte Ergebnisse. Im Rahmen dieser Arbeit werden diese
Unsicherheiten in Kapitel 2 daher im Wesentlichen basierend auf Ergebnissen aus der
Literatur analysiert.

Der Schwerpunkt der vorliegenden Arbeit liegt auf den Unsicherheiten durch mogliche
Abweichungen zwischen der Solarstrahlung im Referenz- und Prognosezeitraum. Dieser
Punkt beinhaltet auch die Frage nach der optimalen Zeitdauer des Referenzzeitraumes: bei
Vorliegen langfristiger Trends konnen unterschiedlich lange Referenzzeitrdume das Ergebnis
eines SRA signifikant beeinflussen. Eine Quantifizierung der auftretenden Strahlungs-Trends
in der Vergangenheit sowie die Bestimmung einer geeigneten Zeitdauer fiir den Referenz-
zeitraum werden daher in Kapitel 3 untersucht. Die Auswirkungen dieser Trends und der
Verwendung unterschiedlicher Zeitrdume fiir den Referenzzeitraum auf den prognostizier-
ten Ertrag und die Unsicherheiten von Ertragsprognosen werden dann in Kapitel 4 ndher
analysiert.

1.3 Statistische Kennzahlen und Methodik zur
Abschatzung von Unsicherheiten

1.3.1 Bewertung von Zeitreihen der Solarstrahlung und des
Energieertrags an einzelnen Standorten

Zur Bewertung der Qualitit von modellierten Solarstrahlungsdaten oder simulierten Ertrigen
von PV-Anlagen existiert eine Vielzahl von méglichen statistischen Kennzahlen. Eine gute
Ubersicht zu diesem Thema findet sich etwa in Beyer u. a. (2009) oder Gueymard (2014).
Auf diesen Veroffentlichungen basieren auch die angegebenen Formeln zur Berechnung der
statistischen »FehlermaBle« in diesem Abschnitt. Die Benennung der Variablen orientiert
sich an Gueymard (2014) mit den beobachteten Datenpunkten o;, den prognostizierten
Datenpunkten p; und der Anzahl der Datenpunkte N.

Fiir die Bestimmung der langfristigen Unsicherheiten im Rahmen eines SRA ist zunéchst
die mittlere Abweichung einer Datenquelle oder eines Modells von Bedeutung, da diese
sich direkt in die Ergebnisse des SRA fortpflanzt. Als Kennzahl hierfiir hat sich die »mean
bias deviation« / mittlere systematische Abweichung (MBD) etabliert:
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N
MBD = Y (pi—oi) (1.2)
N i=1
Die »standard deviation« / Standardabweichung (SD), die »root mean square deviation« /
Wurzel der mittleren quadratischen Abweichung (RMSD) und die »mean absolute devia-
tion« / mittlere absolute Abweichung (MAD) kénnen zur Beurteilung der Streuung von
Einzelwerten innerhalb einer Zeitreihe verwendet werden:

\/iglN(Pi —0i)? — [l% (pi— Oi)} 2

-

SD = 1.3
N (1.3)
1 N
RMSD = | - i—0i)? 1.4
N & (pi—a) (14)
N
X |pi—oil
MAD="=0 (1.5)
N

Im Gegensatz zur RMSD und SD gewichtet die MAD Ausreiller weniger stark, da
ithre Abweichungen nicht quadratisch in das Ergebnis eingehen. Die MAD kann daher als
robustes MabB fiir die Abweichungen der Einzelwerte angesehen werden.

Durch Umformung kann die RMSD auch als Kombination von MBD (als systematische
Abweichung) und SD (als statistische Abweichung) dargestellt werden (Beyer u. a. 2009,
Gleichung 2.5):

RMSD = /MBD? + SD? (1.6)

Alle Gleichungen sind zunichst fiir die absoluten GroB3en gegeben. Sofern nicht abwei-
chend angegeben, erfolgt in der vorliegenden Arbeit die Berechnung von relativen Werten
jeweils durch Normierung auf den Mittelwert der beobachteten Datenpunkte.

1.3.2 Methodik zur Abschatzung von Unsicherheiten

Ziel der vorliegenden Arbeit ist die Ableitung von (langfristigen) Unsicherheiten fiir ein
SRA beziehungsweise eine Ertragsprognose an einem beliebigen Standort. Die Menge
der potentiellen Abweichungen an allen moglichen Standorten kann damit als Grundge-
samtheit angesehen werden. Allerdings stehen nicht fiir alle diese potentiellen Standorte
Messdaten zur Verfiigung. Grundgedanke bei der Anwendung der statistischen Kennzahlen
iiber eine Stichprobe von Standorten, an denen solche Messdaten zur Verfiigung stehen, ist
die Ermittlung einer »typischen« oder »zu erwartenden« relativen Abweichung zwischen
prognostizierter und gemessener Grofle an einem beliebigen Einzelstandort fiir eine be-
stimmte Datenquelle oder ein bestimmtes Modell (siche dazu z.B. auch Lange 2003; Stiri
und Cebecauer 2014; Gueymard 2015).

Dazu wird zunéchst fiir jeden untersuchten Standort die relative MBD errechnet (bzw. der
Literatur entnommen). Dies ermdglicht eine Bewertung der Abweichungen iiber Standorte
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mit unterschiedlichen Skalenniveaus. Durch Ersetzung des Terms p; — o; in den in Unter-
abschnitt 1.3.1 gegebenen Formeln mit den relativen MBD; der Standorte i bis N, konnen
dann Kennzahlen zur Beurteilung der empirischen Verteilung der Abweichungen iiber al-
le untersuchten Standorte gebildet werden. Zur Unterscheidung von den Kennzahlen fiir
Einzelstandorte werden die empirischen Kennzahlen der Stichprobe mit einem Uberstrich
gekennzeichnet. Die empirische MAD der MBDs einer Stichprobe von Standorten wird da-
mit beispielsweise als MAD bezeichnet. Da durch die Ersetzung des Terms in Gleichung 1.2
die MBD dem arithmetischen Mittelwert der Stichprobe entspricht, wird sie im Text auch
als »Mittel« oder »Mittelwert« bezeichnet.

Neben den in Unterabschnitt 1.3.1 genannten Kennzahlen, wird fiir die Charakterisierung
der empirischen Verteilung der MBD in einer Stichprobe auch das Minimum, das Maximum
und die Spannweite angegeben.

Kritisch zu bemerken bei diesem Vorgehen ist die Tatsache, dass die untersuchten Stich-
proben nicht représentativ fiir alle moglichen Standorte und Klimabedingungen sein konnen.
Mit Hilfe der hier abgeleiteten Kennzahlen kann daher lediglich eine allgemeine Einschiit-
zung zu den auftretenden Unsicherheiten gegeben werden. Diese Unsicherheiten sollten im
Rahmen einer konkreten Ertragsprognose bzw. eines SRA auf den spezifizierten Standort
und das zu untersuchende PV-System angepasst werden.

1.4 Unsicherheiten von Solarstrahlungsmessungen

Zur Abschitzung der Unsicherheiten von SRAs und Ertragsprognosen ist ein Verstdndnis
der Unsicherheiten von Strahlungsmessungen unerlédsslich. Messunsicherheiten wirken sich
direkt auf Vergleiche und Validierungen etwa von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten,
aber auch auf Modellvalidierungen fiir die Umrechnung der GHI in die GPOA sowie auf
alle weiteren im Rahmen von Ertragsprognosen vorgenommenen Rechenschritte aus. Die
Quellen der Unsicherheit von Strahlungsmessungen sind sehr vielfiltig (siehe z. B. Stoffel
u. a. 2010; World Meteorological Organization 2012; Vuilleumier u. a. 2014; Sengupta u. a.
2015). Derzeit hat sich noch keine einheitliche Vorgehensweise zur Beriicksichtigung aller
Unsicherheitsquellen etabliert. Ein Standardvorgehen zur dynamischen Bestimmung der
Unsicherheiten iiber unterschiedliche zeitliche Skalen existiert zudem nicht.

Gueymard und Myers (2009) bezeichnen die indirekte Messung der GHI als die Methode,
die die geringsten Unsicherheiten aufweist. Dabei wird die »direct normal irradiance« /
Direktstrahlung normal zur Sonne (DNI) mit Hilfe eines Pyrheliometers gemessen. Die DIF
wird {iber ein mit einem Schattenring versehenes Pyranometer gemessen. Durch geometri-
sche Umrechnung der DNI in die DHI und Addition beider Komponenten wird daraus dann
die GHI errechnet. Mit Ausnahme der in Kapitel 4 verwendeten Referenzzellen-Messungen,
wurden jedoch alle in dieser Arbeit untersuchten Globalstrahlungs-Messdaten direkt mit
Pyranometern gemessen. Die folgende Analyse der Unsicherheiten bezieht sich daher auf
die direkte Messung der GHI mittels Pyranometer. Die Unsicherheit der Messung mit
Silizium-Referenzzellen wird in Kapitel 4 diskutiert.

Reda (2011) zeigt, dass die Unsicherheit aus der Kalibrierung des Pyranometers die
anderen Unsicherheitsquellen dominiert. Entsprechend der im »Guide to the expression of
uncertainty in measurement« gegebenen Kategorisierung wird eine Standardunsicherheit
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1.4 Unsicherheiten von Solarstrahlungsmessungen

vom »Typ B« (siehe Joint Committee for Guides in Metrology 2008a) in Hohe von 2,1 %
angegeben. Durch Beriicksichtigung winkelabhingiger Kalibrierfaktoren kann diese auf
1,4 % reduziert werden. In Gueymard und Myers (2009) werden als wesentliche Einflussgro-
Ben der Unsicherheit die Winkelabhédngigkeit und der thermische Offset des Pyranometers
identifiziert, jedoch fiir eine detaillierte Beriicksichtigung noch nicht ausreichend quanti-
fiziert. Gueymard und Wilcox (2011) nehmen eine systematische Unsicherheit von 2 %
iiber alle Messzeitpunkte an. Strobel u. a. (2009) beriicksichtigen bei der Abschétzung der
Messunsicherheiten signalabhéngige und signalunabhingige Terme. Bei Annahme einer per-
fekten Korrelation beider Terme wird eine Messunsicherheit von + (3,10 % + 5,12 W/ m?)
angegeben. Das Datenerfassungssystem ist dabei mit einem Offset von 44,02 W /m? fiir den
tiberwiegenden Teil der signalunabhéngigen Unsicherheit verantwortlich. In Sengupta u. a.
(2015) werden Messunsicherheiten der GHI fiir Feldmessungen von +3,0 % bei Einfallswin-
keln von 30° bis 60° und von £7 % bis +10 % fiir Einfallswinkel grofler 60° angegeben. Die
World Meteorological Organisation (WMO) gibt die erreichbare erweiterte Messunsicher-
heit mit 3 % fiir Stunden- und 2 % fiir Tagessummen an (World Meteorological Organization
2012, Tabelle 7.5). »Calibration errors« werden aus dieser Angabe ausgeschlossen (sie-
he World Meteorological Organization 2012, Abschnitt 7.3.2.5). Das Baseline Surface
Radiation Network (BSRN) stellt das weltweite Strahlungsmess-Netzwerk mit den zur
Zeit hochsten Qualitdtsanspriichen fiir die Strahlungsmessung dar (Ohmura, Gilgen, u. a.
1998). Die ZielgroBen zur Unsicherheit liegen derzeit bei 0,5 % fiir die DNI und bei 2 %
fiir die GHI und die DIF (McArthur 2005). In Vuilleumier u. a. (2014) wird exemplarisch
die Messunsicherheit der BSRN-Station Payerne untersucht. Die tatsdchlich erreichbaren
Messunsicherheiten einer nach BSRN-Standard betriebenen Messstation werden hier auf
1,8 % bis 2,4 % fiir GHI und DIF sowie auf etwa 1,5 % fiir die DNI geschitzt. Die Angaben
beziehen sich auf Minutenwerte unter Bedingungen mit hohen Einstrahlungen. Bei kleineren
Einstrahlungswerten ergeben sich hohere Unsicherheiten, was im Wesentlichen auf das
Datenerfassungssystem zuriickgefiihrt wird.

Fiir SRAs und die Untersuchungen im Rahmen dieser Arbeit sind in erster Linie die
Messunsicherheiten iiber lingere Zeitrdume, z.B. Jahressummen oder -mittelwerten von
Bedeutung. Das Vorliegen signal- und winkelabhingiger Unsicherheiten fithrt dazu, dass
sich die iiber ein Jahr integrierten Unsicherheiten von Strahlungsmessungen je nach den me-
teorologischen Gegebenheiten von Standort zu Standort und von Jahr zu Jahr unterscheiden.
Da in dieser Arbeit allerdings lediglich externe Pyranometer-Messungen sowie Angaben aus
der Literatur verwendet werden, ist eine detaillierte Abschidtzung der Unsicherheiten fiir jede
Einzelmessung nicht moglich. Zur Ermittlung standortspezifischer Messunsicherheiten wird
hier daher der Ansatz von Strobel u. a. (2009) aufgegriffen, um eine einfache Abschitzung
der zu erwartenden monatlichen und jdhrlichen Unsicherheiten von GHI-Messungen zu
ermoglichen. Die Unsicherheiten werden dabei im Folgenden exemplarisch fiir die im Rah-
men dieser Arbeit verwendeten Messungen des Deutscher Wetterdienst (DWD) berechnet
(siehe Abschnitt 2.1 fiir Details zu den Messstationen und Daten).

Wihrend in Strobel u. a. (2009) die Unsicherheiten fiir ein »worst case« Szenario ermittelt
werden, sollen hier die typisch auftretenden Unsicherheiten untersucht werden. Fiir signalu-
nabhingige Faktoren, wie etwa Offsets des Datenerfassungssystems oder nicht korrigierte
thermische Offsets des Pyranometers, wird eine Standardunsicherheit von 5 W/ m? ange-
nommen. Die signalabhiingige Standardunsicherheit wird auf 0,5 % geschitzt (entsprechend
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Kapitel 1 Konzepte, Definitionen und Methodik

Zeitraum  Arkona Fichtelbere HohenpeiBenberg ~ 1apelle 1.2: Geschitzte mitt-

% % % lere Standard-Unsicherheiten
fiir Globalstrahlungsmessun-
Januar 6,1 39 3,1 gen des DWD.
Februar 3.9 2.9 2,4
Mirz 2.4 2,6 2,1
April 1,9 2,0 1,9
Mai 1,7 1,9 1,8
Juni 1,6 1,9 1,8
Juli 1,7 1,9 1,7
August 1,8 1,9 1,7
September 2,2 2,5 1,9
Oktober 3,1 3,1 2,5
November 5,6 4,2 3,2
Dezember 7,3 4.9 35
Jahr 2,3 2.4 2,0

einer Unsicherheit von 5 W /m? bei einer Einstrahlung von 1000 W /m?). Beide Bestandteile
werden als normalverteilt und unkorreliert angesehen. Die Berechnung und Kombinati-
on der Unsicherheiten mittels klassischer Fortpflanzung erfolgt fiir jeden Zeitschritt der
vorliegenden Datenreihe. Anschliefend werden die absoluten Unsicherheiten summiert
und die relativen Unsicherheiten durch Normierung auf die jeweilige Strahlungssumme im
entsprechenden Zeitraum berechnet.

Tabelle 1.2 zeigt die kombinierte mittlere monatliche und jédhrliche relative Standardun-
sicherheit beispielhaft fiir die Stationen Arkona (Nordosten Deutschlands), Fichtelberg
(Mitte Deutschlands, Mittelgebirgslage) und Hohenpeiflenberg (Siiden Deutschlands). Die
Unsicherheiten dieser drei Standorte bilden die gesamte Bandbreite der berechneten Unsi-
cherheiten iiber alle 15 untersuchten Standorte ab. Der Verlauf der Unsicherheiten in den
einzelnen Monaten sowie die jahrlichen Unsicherheiten unterscheiden sich entsprechend
der meteorologischen Bedingungen am Standort. Sie entsprechen damit den Erwartungen
und vom saisonalen Verlauf den in Gueymard und Myers (2009, Abbildung 4) gezeigten
Abweichungen einer direkten Messung gegeniiber der optimalen indirekten Messung. Die
jahrlichen Unsicherheiten unterscheiden sich allerdings von Standort zu Standort nicht
deutlich. Fiir die in dieser Arbeit untersuchten Standorte in Deutschland wird daher von
einer generalisierten Messunsicherheit der GHI von etwa 2,0 % bis 2,5 % ausgegangen.
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Kapitel 2

Unsicherheiten bei der Bestimmung
der Solarstrahlung im
Referenzzeitraum

2.1 Unsicherheiten von satellitenbasierten
Solarstrahlungsdaten

Ziel dieses Abschnitts ist die Bestimmung der Unsicherheiten von satellitenbasierten So-
larstrahlungsdaten im Vergleich zur »wahren« Solarstrahlung im Referenzzeitraum fiir
einen beliebigen potentiellen Standort. Die Beurteilung der einzelnen Datenquellen erfolgt
dabei aus » Anwenderperspektive«, da in der Regel bei der Erstellung von Ertragsprogno-
sen Daten von externen Anbietern verwendet werden. Vergleichbar zur Methodik bei der
Erstellung von Ertragsprognosen (siehe Abschnitt 1.1), verwenden Verfahren zur Ablei-
tung von Solarstrahlungsdaten aus Satellitendaten ebenfalls eine Kette von Modellen und
Eingangsparametern (die dariiber hinaus in unterschiedlicher rdumlicher und zeitlicher
Auflosung vorliegen konnen). Eine umfassende Charakterisierung der Unsicherheiten ein-
zelner Satellitendatenquellen wiirde damit die raumliche und zeitliche Quantifizierung und
Kombination der Unsicherheiten dieser Modelle, deren Eingangsdaten und der verwendeten
Parameter erfordern (siehe z.B. Cebecauer, Suri, und Gueymard 2011). Bis heute wird eine
solche umfassende standortspezifische Unsicherheits-Quantifizierung von keinem Anbieter
satellitenbasierter Strahlungsdaten durchgefiihrt bzw. angeboten (vergleiche dazu z.B. auch
Beyer u. a. 2009).

In Ermangelung einer flaichendeckenden Unsicherheits-Quantifizierung kann eine Ab-
schitzung der auftretenden Unsicherheiten im Rahmen der vorliegenden Arbeit lediglich auf
der Basis von »Stichproben«-Standorten erfolgen, fiir die qualitativ hochwertige Strahlungs-
messungen vorliegen. Der Schwerpunkt bei der Bewertung der verschiedenen Datenquellen
liegt dabei auf einer Analyse der auftretenden MBDs der GHI an diesen Standorten. Die nach
Unterabschnitt 1.3.2 aus den MBDs berechneten Kennzahlen konnen dann zur Abschitzung
der Unsicherheiten durch mogliche Abweichungen zwischen satellitenbasierter GHI und
»wahrer« GHI im Referenzzeitraum herangezogen werden. Auf dieser Basis lassen sich
allerdings nur generelle Aussagen zu den Unsicherheiten einzelner Satellitendatenquellen
treffen. Im Rahmen einer konkreten Ertragsprognose sollten diese Analysen durch den
Vergleich der verwendeten Datenquelle mit anderen Datenquellen (z.B. auch nahe gelege-
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Kapitel 2 Unsicherheiten bei der Bestimmung der Solarstrahlung im Referenzzeitraum

nen Bodenmessstationen) vertieft werden (siehe Beyer u. a. 2009, Kapitel 4). Auftretende
Abweichungen bei der DIF werden bereits in diesem Abschnitt quantifiziert, die aus diesen
Abweichungen resultierenden Unsicherheiten werden allerdings erst in Abschnitt 2.2 niher
analysiert.

Es existiert eine Vielzahl von Anbietern und Datenquellen zu satellitenbasierten Solar-
strahlungsdaten. Eine exzellente Ubersicht und Analyse der Abweichungen dieser Quellen
gegeniiber sehr guten Bodenmessdaten findet sich in den Arbeiten von Ineichen (Ineichen
2011a, 2013a,b). Im folgenden Abschnitt sollen daher zunéchst diese Ergebnisse aufgegrif-
fen und interpretiert werden, um im darauf folgenden Abschnitt eigene Validierungen mit
Hilfe von Messdaten des DWD vorzunehmen.

2.1.1 Vergleich verschiedener Datenquellen

In Ineichen (2013b) werden 13 vorwiegend satellitenbasierten Datenquellen mit Bodenmes-
sungen an 18 europdischen Standorten verglichen. Details zu den Standorten, zur Quelle der
Messdaten und den verwendeten Instrumenten finden sich in Ineichen (2013b, Abschnitt 2).
Angaben zu den untersuchten Datenquellen finden sich in Abschnitt 3 der Veroffentlichung.
Die Malnahmen zur zusitzlichen Qualitidtskontrolle durch den Autor sind in Abschnitt 5
beschrieben.

Tabelle 2.1 zeigt die in Unterabschnitt 1.3.2 erlduterten statistischen Kenngroéfen fiir
die von Ineichen ermittelten relativen MBDs der GHI aller Standorte. Einige Kennzahlen
wie z.B. die SD sind bereits in der Originalquelle gegeben. Abweichungen zu den in der
vorliegenden Arbeit gezeigten Werten lassen sich auf die Tatsache zuriickfiihren, dass
im Original die mittleren Prozentangaben auf Basis der Absolutwerte berechnet wurden',
wihrend die Basis fiir die hier durchgefiihrten Berechnungen die prozentualen Angaben
bilden. Unter der Bezeichnung der Datenquelle ist jeweils der Zeitraum der aus dieser
Datenquelle verfiigbaren Daten angegeben”.

Die statistischen Kenngroflen zeigen deutliche Unterschiede in der Qualitét der unter-
suchten Strahlungsdatenquellen auf. Die MBD zwischen modellierter und gemessener GHI
liegt fiir viele Datenquellen im Bereich von 1 %, withrend andere Datenquellen wie der
»European Solar Radation Atlas« (ESRA) oder Daten des »World Radiation Data Center«
(WRDC) negative MBDs von mehreren Prozent aufweisen. Dies ist umso bemerkenswerter,
als die beiden genannten Datenquellen entweder direkt Bodenmessdaten liefern (WRDC)
oder auf diesen basieren (ESRA: Bodenmessungen in Kombination mit Satellitendaten). Zu
beachten ist allerdings, dass die verfiigbaren Zeitriume der einzelnen Datenquellen nicht in
jeden Fall dem Zeitraum der zur Verfiigung stehenden Messdaten (2004 - 2010) entsprechen.
Tatsidchlich weisen alle Datenquellen, deren Referenzzeitraume vor dem Messzeitraum
liegen (ESRA, WRDC, MN 7, Satellight, Retscreen) eine Unterbewertung der bodenge-
messenen GHI bei zum Teil geringer SD und RMSD auf (siehe z.B. MN7). Mogliche
Ursache dieser Unterbewertung sind langfristige Strahlungstrends, die zu zeitabhéngigen
Verdnderungen mehrjihriger Mittelwerte der GHI fithren konnen (siehe Kapitel 3).

IP. Ineichen, Personliche Mitteilung per E-Mail vom 08.06.2015
2die Angabe zur Datenverfiigbarkeit fiir PVGIS-CM SAF fehlt in der Originalquelle; die Angabe wurde
daher Huld u. a. (2012) entnommen.
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2.1 Unsicherheiten von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten

Tabelle 2.1: Vergleich verschiedener Datenquellen mit Bodenmessungen der GHI an 18
europdischen Standorten in den Jahren 2004 bis 2010. Die statistischen KenngréBen wurden
aus den prozentualen Angaben zur MBD der GHI der untersuchten Einzelstandorte in
Ineichen (2013b, Tabelle 1V, S. 31) berechnet und sind in Prozent gegeben. Die Datenquellen
sind nach der berechneten RMSD aufsteigend geordnet.

Datenquelle MBD SD RMSD MAD Min Max  Spann-
(Zeitraum) weite
SolarGIS 03 24 24 19 —42 42 84
(2004 - 2011)

Heliomont 04 34 34 30 —48 50 107
(2006 — 2011)

MN 7 24 25 35 31  —63 21 84
(1980 —2000)

EnMetSol 09 37 38 31 -83 52 135
(2004 - 2011)

PVGIS-CM SAF 06 42 43 34 92 94 186
(1998 —2011)

Solemi 15 47 49 41 —132 713 205
(2004 - 2011)

WRDC 40 30 50 44 -84 10 94
(1981 - 1993)

Helioclim 16 49 51 40 —64 115 179
(2004 - 2011)

IrSOLaV 01 54 54 35 —176 53 239
(2006 — 2011)

Satellight 17 53 59 50 —175 60 235
(1996 —2000)

NASA-SSE —2.4 5,4 5,6 4.0 —-9.8 9,1 18,9
(1983 —2005)

ESRA 46 38 59 52 —I123 43 16,6
(1981 - 1990)

RetScreen 30 52 60 49 —150 92 242

(1961 — 1990)

Fiir die Datenquellen SolarGIS, Heliomont, EnMetSol, PVGIS-CM SAF und IrSOLaV
liegt die MBD innerhalb von +1 %. Diese Datenquellen weisen damit keine signifikante
systematische Abweichung auf. Die deutlich beste Ubereinstimmung mit den Bodenmes-
sungen im Hinblick auf die Streuung der MBD an den einzelnen Standorten zeigt allerdings
die Datenquelle SolarGIS: SD, RMSD, MAD und Spannweite weisen fiir diese Datenquelle
die besten Werte auf.

Die sehr gute Ubereinstimmung von SolarGIS sowie systematische Abweichungen bei
den idlteren Datenquellen werden auch im Histogramm der MBDs in Abbildung 2.1 deutlich.
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Abbildung 2.1: Histogramm der MBDs fiir die einzelnen Datenquellen nach Ineichen
(2013b, Tabelle IV, S. 31). Neben einem Kerndichteschitzer (blaue Linie) ist eine auf den
Werten basierende Normalverteilung fiir jede Datenquelle als schwarze Linie gegeben.
Zudem sind Mittelwert und Standardabweichung der Normalverteilung gegeben.

Wihrend nach Abbildung 2.1 die MBDs fiir SolarGIS annihernd normalverteilt zu sein
scheinen und einen deutlichen Modus um Null aufweisen, zeigt sich etwa bei Heliomont
(als zweitbeste Datenquelle in Bezug auf die RMSD) eine eher rechteckige Verteilung.
Die Verteilung bei idlteren Datenquellen, wie etwa WRDC scheint wiederum anndhernd
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2.1 Unsicherheiten von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten

Tabelle 2.2: Vergleich verschiedener Datenquellen mit Bodenmessungen der DIF an 18
europdischen Standorten in den Jahren 2004 bis 2010. Die statistischen KenngréBen wurden
aus den prozentualen Angaben zur MBD der DIF der untersuchten Einzelstandorte in Inei-
chen (2013b, Tabelle a-Id, S. 53) berechnet und sind in Prozent gegeben. Die Datenquellen
sind nach der berechneten RMSD aufsteigend geordnet.

Datenquelle MBD SD RMSD MAD  Min  Max Spann-
weite

SolarGIS 5,5 5,4 7,7 6,6 —4 16 20
(2004 - 2011)

EnMetSol 09 87 87 66 —25 11 36
(2004 - 2011)

Heliomont 35 8,4 9,1 7,1 =15 19 34
(2006 — 2011)

Helioclim 96 87 129 109 -32 9 41
(2004 - 2011)

IrSOLaV 26 160 162 114 -28 4 72
(2006 — 2011)

Solemi 24.8 6,2 25,6 24.8 12 38 26

(2004 — 2011)

normalverteilt zu sein, weist allerdings eine signifikante Verschiebung zu negativen MBDs
auf.

Fiir eine Teilmenge der zur GHI untersuchten Datenquellen, wurden in Ineichen (2011b)
auch die Abweichungen der DIF gegeniiber den Bodenmessungen untersucht. Die Kennzah-
len zu den untersuchten Datenquellen fiir die DIF sind in Tabelle 2.2 dargestellt.

Im Vergleich zu den Kenngroen der GHI, fallen die Abweichungen bei der DIF deutlich
groBer aus. Wihrend SolarGIS auch hier die besten KenngroBen bei der SD, RMSD und
der MAD aufweist, liegt die MBD der prognostizierten DIF allerdings bei 5,5 %. Andere
Datenquellen, wie etwa EnMetSol zeigen hier deutliche geringere Abweichungen.

Da die bisherigen Analysen zeigen, dass es sich bei SolarGIS um eine der besten Da-
tenquellen handelt und diese Datenquelle vorrangig bei den am Fraunhofer ISE erstellten
Ertragsprognosen eingesetzt wird, sollen die Unsicherheiten dieser Datenquelle im folgen-
den Abschnitt noch néher analysiert werden.

2.1.2 Abweichungen von SolarGIS im Vergleich zu
Bodenmessungen des DWD

Verfugbare Daten und Datenfilterung

Der DWD misst die Global- und Diffusstrahlung horizontal an etwa 30 Messstationen in
Deutschland. Fiir einige dieser Stationen stehen Daten fiir mehr als 50 Jahre zur Verfiigung;
in der Station Potsdam wird die Solarstrahlung sogar seit mehr als 70 Jahren gemessen. Von
Beginn an werden Pyranometer zur Messung verwendet. Die Pyranometer zur Messung der
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Kapitel 2 Unsicherheiten bei der Bestimmung der Solarstrahlung im Referenzzeitraum

Tabelle 2.3: Angaben zu den zur Verfiigung stehenden Messstationen.

Messstation (Kiirzel) WMO Breite Linge Hohe Messbeginn
Stations-Nr.
Arkona (Ark) 10091 54°41' N 13°26' O 42m  04/1981
Braunschweig (Bra) 10348 52°18' N 10°27' O 83m  07/1962
Chemnitz (Che) 10577 50°48' N 12°52' 0 418m  03/1981
Fichtelberg (Fic) 10578 50°26' N 12°5770 1219m  05/1958
Fiirstenzell (Fiir) 10893 48°35'N 13°28' O 412m  03/1979
Hamburg (Ham) 10147 53°38' N 10°0' O 14m  07/1949
Hohenpeiflenberg (Hoh) 10962 47°48' N 11°1’0  990m  01/1953
Lindenberg (Lin) 10393 52°13' N 14°770 122m  01/1981
Mannheim (Man) 10729 49°31’N  8°33 0 106m  01/1979
Potsdam (Pot) 10379 52°22' N 13°5'0  107m  01/1937
Stuttgart (Stu) 10739 48°50' N 9°1270  318m 10/1979
Trier (Tri) 10609 49°45' N 6°400 278m  01/1964
Weihenstephan (Wei) 10863 48°24' N 11°42’0  472m  01/1961
Wiirzburg (Wiir) 10655 49°46' N 9°58’ O 275m  05/1957
Zinnwald (Zin) 10582 50°44' N 13°45'0  877m  01/1981

Diffusstrahlung sind dabei mit einem Schattenband ausgestattet. Da das Schattenband mehr
als die tatsdchliche Fliche der Sonne bedeckt, werden die Messdaten zur Diffusstrahlung
mit Hilfe eines Standardverfahrens (World Meteorological Organization 2012) korrigiert.

Tabelle 2.3 listet die im Rahmen der vorliegenden Arbeit zur Verfiigung stehenden
Messstationen zusammen mit threr WMO Stations-Nummer, geografischen Koordinaten
und dem Zeitpunkt des Beginns der Messung auf.

Die Einstrahlungsdaten sind in stiindlicher Auflosung gespeichert. GHI-Daten sind fiir
diese Untersuchung von 1951 (oder vom Messbeginn) bis zum Jahr 2010 verfiigbar. Messda-
ten zur DIF liegen von 1991 bis 2010 vor. Alle Daten unterliegen einer Qualitétspriifung
durch den DWD; fehlerhafte Messwerte wurden aus der Zeitreihe entfernt.

Im vorliegenden Abschnitt werden die Messdaten der Jahre 2005 bis 2009 verwendet
und mit Satellitendaten des gleichen Zeitraums verglichen. In Kapitel 3 werden Daten eines
Teils der Standorte dariiber hinaus zur Bestimmung von langfristigen Trends verwendet.

Um Messfehler auszuschlieBen, wurden zusitzliche Filtermethoden angewendet, die auf
den in Younes u. a. (2005) und Journée und Bertrand (2011) genannten Verfahren beruhen.
Fiir den Hiillkurven-Qualititstest (siche Journée und Bertrand 2011, Abschnitt 2.4) wurde
eine vereinfachte Methodik angewandt: Zunéchst wird der Clearness Index

K, = GHI/E @.1)

berechnet, wobei E die extraterrestrische Strahlung auf die horizontal Ebene ist. An-
schlieBend wird als Basiswert der Hiillkurve der Diffusstrahlungs-Anteil mit Hilfe des
Dekompositions-Modells von Erbs u. a. 1982 berechnet. Um die Einhiillende zu konstruie-
ren, wird die durch das Modell von Erbs vorgegebene Kurve um +0,2 Punkte in Richtung
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2.1 Unsicherheiten von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten

Tabelle 2.4: MBDs sowie darauf aufbauende sta-  p fosstation GHI DIF

tistische Kenngroflen von SolarGIS im Vergleich

zu DWD-Bodenmessdaten. Alle Angaben sind in ~ Arkona —2,4 9,6

Prozent gegeben. Braunschweig 0,5 7,5
Chemnitz —2,6 7,4
Fichtelberg -0,1 12,4
Fiirstenzell 0,0 8,4
Hamburg 1,5 10,9
Hohenpeiflenberg —0,9 0,5
Lindenberg —4.4 7,2
Mannheim 0,1 10,2
Potsdam —2.4 11,1
Stuttgart -0,5 7,7
Trier 1,1 9.4
Weihenstephan —-0,9 1,7
Wiirzburg 0,5 6,2
Zinnwald 0,1 10,8
MBD —-0,7 8,1
SD 1,6 3,3
RMSD 1,7 8,7
MAD 1,2 8,1
Min —4.4 0,5
Max 1,5 12,4
Spannweite 5,9 11,9

der x- (Clearness Index) und y-Achse (Diffusstrahlungs-Anteil) verschoben, wobei die
physikalischen Grenzen

K>=0.0,K; <=1.0 (2.2)

beriicksichtigt werden. Alle Messwerte auf3erhalb der so gebildeten Hiillkurve werden
ausgeschlossen. Durch dieses Vorgehen, werden Messungen mit physikalisch nicht sinn-
vollen Korrelationen (wie zum Beispiel hoher Clearness Index bei gleichzeitig hohem
Diffusstrahlungs-Anteil) aus den Daten entfernt.

Fiir den Vergleich mit den in viertelstiindlicher Auflosung vorliegenden Satellitendaten,
werden zunichst aus den Satellitendaten Stundenwerte generiert. Stunden, fiir die keine
Messdaten vorliegen oder die aufgrund der Filterung ausgeschlossen wurden, werden aus
beiden Zeitreihen ausgeschlossen.

Auftretende Abweichungen und statistische Kennzahlen

Zur Analyse werden zundchst die MBDs fiir die GHI und die DIF an allen untersuchten
Standorten berechnet. Die Ergebnisse dieser Berechnung sowie die nach Unterabschnitt 1.3.2
berechneten statistischen Kennzahlen zeigt Tabelle 2.4.
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Die Ergebnisse fiir die GHI bestétigen danach die auf Basis von Ineichen (2013b) berech-
neten Werte (siehe Tabelle 2.1). Fiir die Streuung der MBDs an den einzelnen Standorten
ergibt sich sogar nochmals eine Verbesserung. Fiir die DIF ergibt sich hingegen im Vergleich
zu den Ergebnissen nach Ineichen (2013b) eine Verschlechterung der MBD (siehe Tabel-
le 2.2). Mit Ausnahme der Standorte Hohenpeiflenberg und Weihenstephan wird die DIF an
den Standorten um jeweils mehr als 6 % iiberschitzt. Wihrend diese offenbar systematische
Abweichung zunichst keine direkte Auswirkung auf die abzuschitzenden Unsicherheiten
fiir die Einstrahlung in die horizontale Ebene hat, kann sie jedoch die Ergebnisse der Um-
rechnung in die GPOA beeinflussen. Die entsprechenden Auswirkungen und resultierenden
Unsicherheiten bei der Umrechnung in die GPOA werden daher in Abschnitt 2.2 noch néher
analysiert.

2.1.3 Zusammenfassung und Fazit

Die Abweichungen von mehrjdhrigen Mittelwerten der GHI aus der Datenquelle SolarGIS
im Vergleich zu sehr guten Bodenmessungen liegen im Mittel iiber die hier untersuchten
Standorte unter +1 %. Sie weisen daher keine signifikanten systematischen Abweichungen
gegeniiber den mehrjdhrigen Mittelwerten der betrachteten Messdaten auf.

Die Abweichungen an einzelnen Standorten konnen auf Basis der hier vorgenommenen
Analysen als normalverteilt angesehen werden. Die SD liegt in einem Bereich von etwa
1,5 % bis 2,5 %. Diese Werte liegen unter der vom Anbieter der Daten angegebenen Stan-
dardabweichung fiir die GHI von 3 % (Sdri und Cebecauer 2014) . Zu beachten ist, dass
die MBD an Einzelstandorten und damit die SD durch die jeweiligen Unsicherheiten der
Bodenmessung beeinflusst sind. Diese wurden in Abschnitt 1.4 fiir die Messstationen des
DWD ebenfalls auf etwa 1,5 % bis 2,5 % geschitzt. Eine dhnliche Groenordnung ist auch
fiir die weiteren hier untersuchten Messdaten zu erwarten. Damit erscheint eine zusitzliche
Beriicksichtigung der Messunsicherheiten zur Ermittlung der »User’s uncertainty« (also der
kombinierten Unsicherheit gegeniiber dem »wahren« Werte) wie in Stiri und Cebecauer
(2014) nicht sinnvoll.

Bei der Interpretation der Ergebnisse ist jedoch zu beriicksichtigen, dass alle in der
vorliegenden Arbeit verwendeten Messdaten grundsétzlich auch den Anbietern von Satelli-
tendaten zur Verfiigung stehen. Sie werden sehr wahrscheinlich auch zur Entwicklung und
Anpassung der jeweiligen Modelle verwendet. Die zur Validierung verwendeten Messdaten
sind damit nicht unabhingig. Die berechneten SD konnen daher nur eingeschrinkt zur
Abschitzung von Unsicherheiten an beliebigen (unabhéngigen) Standorten herangezogen
werden. Die Unsicherheit bei der Bestimmung der GHI im Referenzzeitraum auf Basis
von SolarGIS wird daher wie vom Anbieter der Daten in Stri und Cebecauer (2014) ange-
geben und durch die hier durchgefiihrten Analysen bestétigt, als normalverteilt mit einer
Standardunsicherheit von 3 % angenommen.

Aus Sicht der Anwender von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten wire es wiin-
schenswert, wenn zukiinftig standortspezifische Angaben zur Unsicherheit direkt von den
Anbietern der Satellitendaten angegeben wiirden, die iiber die besten Informationen zur
Abschitzung von lokalen Unsicherheiten verfiigen. Aufgrund der Komplexitit der Pro-
blemstellung existieren solche Angaben allerdings bis heute nicht. Erste Angaben zur
Quantifizierung der Unsicherheiten entsprechend einer raumlichen Klassifikation (geografi-
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scher Standort bzw. Gebiete mit hoherer und niedrigerer Unsicherheit) werden in Stri und
Cebecauer (2014) vorgeschlagen.

2.2 Unsicherheiten bei der Bestimmung der
Einstrahlung in Modulebene

Im vorherigen Abschnitt wurden Unsicherheiten bei der Bestimmung des Solarstrahlungs-
Potentials fiir die horizontale Ebene untersucht. PV-Anlagen steht allerdings die GPOA
fiir die Energieumwandlung zur Verfiigung. Wihrend die DHI iiber geometrische Zusam-
menhénge in die geneigte Fliche umgerechnet werden kann, sind fiir die Umrechnung der
diffusen Strahlung Modelle entwickelt worden, die je nach Komplexitéit des Modells eine
isotrope oder anisotrope Verteilung der Diffusstrahlung annehmen. Eine gute Ubersicht und
Beschreibung der verschiedenen Modelle findet sich etwa in Muneer u. a. 2004.

Bei diesen Umrechnungs-Modellen handelt es sich um empirische Modelle, die anhand
der GHI und DIF, der Ausrichtung und Neigung der Empfangsflache und des Sonnenstandes
Beziehungen zur Einstrahlung in die geneigte Fldache beschreiben. Die Modelle wurden in
der Regel anhand von Messungen an einem oder einigen wenigen Standorten und einiger
weniger Kombinationen von Ausrichtung und Neigung entwickelt. Aus diesem Grund
variiert die Giite der Anpassung je nach Ausrichtung und Neigung der Empfangsfliche und
von Standort zu Standort.

Fiir SRAs und Ertragsprognosen stehen in der Regel jedoch keine lokalen Strahlungs-
messungen zur Verfiigung, anhand derer die Parameter der Modelle lokal angepasst bzw.
die Qualitit des jeweiligen Modells beurteilt werden kann. Um die Unsicherheiten der
Modelle fiir einen beliebigen Standorte ohne lokale Strahlungsmessung einschitzen zu
konnen, sollen daher im Folgenden eine Vielzahl von Standorten mit einer moglichst hohen
rdaumlichen Abdeckung und unterschiedlichen Ausrichtungen und Neigungen untersucht
werden. Da solch eine Vielzahl von Messungen an unterschiedlichen Standorten fiir die
vorliegende Arbeit nicht verfiigbar ist, stiitzt sich diese Untersuchung im Wesentlichen auf
Literaturangaben.

Neben den Modellunsicherheiten (Unterabschnitt 2.2.1) werden im vorliegenden Ab-
schnitt auch Unsicherheiten betrachtet, die durch die Verwendung von satellitenbasier-
ten Zeitreihen der Solarstrahlung zu Berechnung der GPOA auftreten konnen (Unterab-
schnitt 2.2.2).

Mogliche Abweichungen der empirischen Verteilung und des zeitlichen Verlaufs der
fiir den Referenzzeitraum bestimmten Zeitreihe der GPOA (bzw. der Direkt- und Diffus-
strahlung in Modulebene) von den »wahren« Werten beeinflussen im Folgenden viele
Modellschritte bei der Simulation des Ertrags im Referenzzeitraum (siehe Tabelle 1.1) und
sind bei diesen Modellschritten als Unsicherheiten zu berticksichtigen. Dies betrifft z.B. die
Ermittlung der Verluste durch Verschattung, Reflexionsverluste oder einstrahlungsabhén-
gige Verluste der PV-Module und des Wechselrichters. Die Bestimmung der durch diese
Abweichungen auftretenden Unsicherheiten im Rahmen der Systemsimulation ist allerdings
nicht Bestandteil der vorliegenden Arbeit. Die Auswirkungen dieser Abweichungen sind
jedoch Bestandteil der Gesamtunsicherheiten von Ertragsprognosen, die in Kapitel 4 durch
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einen Vergleich von Prognosen mit langjidhrigen Strahlungs- und Ertragsmessungen an
kommerziell betriebenen PV-Kraftwerken analysiert werden.

2.2.1 Modellvergleiche und Validierungen

Die Beurteilung der Umrechnungs-Modelle erfolgt in der Literatur in der Regel iiber die
MBD. Daneben werden die Modelle hiufig nach der RMSD und iiber den Korrelationskoef-
fizienten beurteilt. Da in dieser Arbeit die systematischen Abweichungen iiber den gesamten
Prognosezeitraum quantifiziert werden sollen, erfolgt die Analyse hier anhand der MBD.
Neben drei am Fraunhofer ISE durchgefiihrten Messungen und Modellvergleichen (Reise
und Hoefer 1997; Hadek 2010; Kiese 2011) werden in die folgende Literaturstudie alle
Veroftentlichungen aufgenommen, die die folgenden Kriterien erfiillen:

Veroffentlichung in einer wissenschaftlichen Zeitschrift mit Peer-Review
* Verwendung von Messungen iiber mindestens ein Jahr

* Messung von Global- und Diffusstrahlung horizontal (keine Anwendung von Mo-
dellen zur Bestimmung des Diffusstrahlungs-Anteils) sowie der GPOA mit Mess-
instrumenten, die dem »Secondary Standard« der WMO (World Meteorological
Organization 2012) entsprechen

* Beschreibung und Anwendung einer Qualitdtskontrolle, um nicht sinnvolle Messwerte
zu eliminieren

* Angabe der relativen MBD des Modells bezogen auf die gemessene GPOA (bzw. der
zur Berechnung der relativen MBD notwendigen absoluten Werte)

* Verwendung der urspriinglichen Parameter des veroffentlichten Modells ohne Anpas-
sungen an lokale Messungen

Die formulierten Kriterien wurden dabei mit einer Ausnahme eingehalten: Der von Pierre
Ineichen (Ineichen 2011b) durchgefiihrte Vergleich wurde nicht in einer wissenschaftlichen
Zeitschrift publiziert, allerdings aufgrund der Qualitiit der Publikation und der Reputation
des Autors trotzdem eingeschlossen. Auf dieser Basis wurden insgesamt 25 Veroffentlichun-
gen identifiziert, die an 23 Standorten 110 Messungen mit unterschiedlichen Kombinationen
aus Ausrichtung und Neigung beschreiben und mit den simulierten Einstrahlungen von
diversen Umrechnungs-Modellen vergleichen. Der gesamte Datensatz inklusive nicht be-
riicksichtigter Veroffentlichungen und Angabe der Griinde der Nichtberiicksichtigung steht
frei zur Verfiigung (B. Miiller 2016).

Es existieren relativ viele Veroffentlichungen, die die Einstrahlung an Fassaden unter-
suchen (d.h. die Neigung betrdgt 90°). Dariiber hinaus werden hédufig auch Ausrichtungen
entgegen dem Aquator untersucht. Die ermittelten MBDs der Umrechnungs-Modelle sind
fiir diese Ausrichtungen und Neigungen tendenziell hoher und weisen eine hohere Streuung
in den einzelnen Untersuchungen auf (siehe z.B. Hay und McKay 1985; Vartiainen 2000; In-
eichen 2011Db). Ursdchlich hierfiir sind zum einen die Unsicherheiten der Modelle selbst, die
sich durch den hoheren Diffusstrahlungs-Anteil bei solchen Ausrichtungen und Neigungen
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starker auf die auf die Globalstrahlung bezogene relative MBD auswirken. Zum anderen sind
allerdings auch die auftretenden Messunsicherheiten bei den fiir diese Ausrichtungen und
Neigungen charakteristischen niedrigeren Strahlungsniveaus deutlich hoher einzuschitzen
(siehe Abschnitt 1.4). Dartiber hinaus sind die Unsicherheiten bei grolen Neigungswinkeln
durch den stéirkeren Einfluss der Annahmen zur Boden-Aldebo deutlich hoher (Gueymard
2009) .

Kommerzielle PV-GroBanlagen, fiir die Ertragsprognosen erstellt werden, werden hinge-
gen in der Regel so geplant, dass ihre Module in Richtung Aquator weisen und die Neigung
relativ gering ist, um Verluste durch gegenseitige Verschattung zu reduzieren. Im Rahmen
der am Fraunhofer ISE erstellten Ertragsprognosen, wurden seit 2012 keine kommerziel-
len Anlagen mit einer Neigung von mehr als 45° untersucht. Der Anteil der Anlagen mit
einer um mehr als ==90° von Aquator-Richtung abweichenden Ausrichtung lag im gleichen
Zeitraum bei 7 %. Um die fiir Ertragsprognosen realistisch auftretenden Unsicherheiten
quantifizieren zu konnen, werden daher zwei weitere Kriterien aufgenommen:

* Neigung hochstens 45°
« Ausrichtung in Richtung Aquator mit einer Abweichung von hichstens 90°

Der fiir die weiteren Untersuchungen verfiigbare Datensatz besteht damit aus 20 Veroffent-
lichungen, 19 Standorten und 35 Messungen und Modellvergleichen mit unterschiedlichen
Kombinationen aus Ausrichtung und Neigung. Tabelle 2.5 zeigt eine Zusammenfassung der
Ergebnisse fiir diese Messungen.

Nach Tabelle 2.5 zeigen die drei am hédufigsten untersuchten Modelle Perez90 (Perez,
Ineichen, u.a. 1990), Klucher (Klucher 1979) und Hay (Hay 1979) sehr gute Uberein-
stimmungen mit den jeweiligen Messwerten. Wihrend die Modelle Perez90 und Klucher
bei der MBD sehr Nahe an Null liegen, scheint das Modell von Hay die Einstrahlung in
die Empfangsfliche allerdings systematisch zu unterschitzen. Gleiches gilt in stirkerer
Ausprédgung fiir das rein isotrope Modell Liu Jordan (Liu und R. C. Jordan 1963). Da eine
groflere Anzahl von Modellvergleichen eine bessere Einschitzung der moglichen Abwei-
chungen erlaubt und sich kein anderes Modell unter Beriicksichtigung der in Tabelle 2.5
gezeigten Kenngroflen signifikant besser darstellt, werden im Folgenden lediglich die drei
erstgenannten Modelle ndher untersucht.

Tabelle 2.6 zeigt fiir diese drei Modelle noch einmal alle in die Auswertung eingegan-
gen MBDs nach Quelle und Standort. Auffillig wird hier, dass die in den Auswertungen
untersuchten Messungen und Modellvergleiche alle fiir Standorte mit nordlicher Breite
durchgefiihrt wurden. Lediglich eine Quelle untersucht Messungen an einem Standort mit
weniger als 30° nordlicher Breite (Li und Cheung 2005, Hong Kong). Dariiber sind einzelne
Standorte wie Freiburg und Turku mit jeweils fiinf oder mehr Einzelmessungen vertreten,
was zu einer Uberbewertung der Abweichungen der Modelle unter den lokalen Bedingun-
gen dieser Standorte fiihrt. Dartiber hinaus enthalten die Daten viele Vergleiche bei relativ
groBen Neigungswinkeln. Lediglich drei Vergleiche (in Kiese 2011; Li und Cheung 2005)
untersuchen die Abweichungen bei geringen Neigungswinkel von <25°. Kommerzielle
PV-Kraftwerke, fiir die SRAs und Ertragsprognosen erstellt werden, werden allerdings
aufgrund des reduzierten Platzbedarfs und geringerer Reihenverschattung heutzutage héaufig
mit solchen Neigungswinkeln geplant und gebaut.
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Tabelle 2.5: Uberblick iiber die ausgewerteten Messungen und Modellvergleiche. Die
KenngroBen sind fiir alle Modelle dargestellt, fiir die mehr als ein Modellvergleich vorliegt.
Sie basieren auf den Angaben zur relativen MBD der einzelnen Modellvergleiche. Die
Spalte Anzahl gibt die einbezogenen Messungen an. Alle anderen GréBen sind in Prozent

gegeben.

Modell Anzahl MBD SD RMSD MAD Min Max  Spann-
weite

Hay 29 -2,1 2,2 3,1 2,5 —6,2 2,7 8,9
Perez90 27 -0,1 24 24 2,0 -39 42 8,1
Klucher 27 02 29 2,9 2.4 —4.5 5,8 10,3
Liu Jordan 27 —4.5 2,5 5,1 4.5 —-91 0,0 9,1
Reindl 14 —24 3,3 4,1 3,1 —10,9 2,0 12,9
Gueymard 13 —1,7 2,7 3.2 2,5 -7,0 4,1 11,1
Temps- 10 -0,9 9,8 9,8 8,6 —16,0 12,0 28,0
Coulson
Willmott 6 =50 41 6,5 54 —10,0 1,4 114
Muneer 6 —-1,0 25 2,7 1,8 —6,2 23 8,5
Skartveit- 5 0,3 72 72 5,4 —6,8 14,2 21,0
Olseth
Perez87 4 -0,3 2,7 2,7 23 -3,0 4.0 7,0
Bugler 4 —47 7,9 9,2 89 —11,2 8,5 19,7
Sandia 4 -0,9 0,5 1,1 0,9 -1,5 0,0 1,5
(King)
Perez86 3 -0,9 0,9 1,3 1,1 —-1,8 0,3 2,1
Ma-Igbal 3 0,6 50 5.1 4,1 -53 7,0 12,3
Jimenez- 2 5,5 4.8 7,3 5,5 0,7 10,3 9,6
Castro
Koronakis 2 —4,1 30 5.1 4,1 -7,0 -1,1 5,9
Olmo 2 4,6 0,2 46 4,6 45 4.8 0,3
circumsolar 2 11,8 56 13,1 11,8 6,2 17,4 11,2
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Tabelle 2.6: Ergebnisse aller Untersuchungen fiir die Modelle Hay, Perez90 und Klucher. Die Ausrichtung ist als Abweichung von der

Aquator-Richtung gegeben.

MBD
Quelle Standort Breite Linge  Ausrichtung  Neigung Perez Klucher Hay
© ° % % %
Lave u.a. 2015 East Mi, (Stn.. 3) - - 0 25,0 0,5 - —1,0
East Mi, (Stn.. 4) - - 0 25,0 1,0 - -0,5
Cent CO (Stn. 10) - - 0 40,0 0,5 - —1,0
Cent NM (Stn. 12) - - 0 35,0 0,5 - -0,5
Ineichen 2011b Geneva (Suisse) 46,20°N 6,13°0 0 30,0 - 0,0 —4.0
Geneva (Suisse) 46,20°N 6,13°0 0 450 - 3,0 -5,0
Golden (USA) 39,74°N  105,18°W 0 40,0 - 4.0 2,0
Kiese 2011 Freiburg (Germany)  48,01°N 7,83°0 0 10,0 0,8 2,1 —-04
Freiburg (Germany)  48,01°N 7,83°0 0 20,0 0,5 0,9 —1,5
Freiburg (Germany)  48,01°N 7,83°0 0 30,0 22 1,9 —0,6
Freiburg (Germany) 48,01°N 7,83°0 0 45.0 1.4 0,3 —2.4
Lubitz 2011 Golden (USA) 39,74°N  105,18°W 0 40,0 —3.,8 —4.5 -
Hadek 2010 Freiburg (Germany) 48,01°N 7,83°0 0 29.0 -33 —-3.6 —6,2
Padovan und Del Col ~ Padova (Italy) 45,40°N 11,90°0 0 30,0 3,1 2,2 -
2010
Evseev und Kudish  Beer Sheva (Israel) 31,25°N 34,75°0 0 40,0 0,5 0,1 -2,0
2009a
Evseev und Kudish  Beer Sheva (Israel) 31,25°N 34,75°0 0 40,0 0,1 - -
2009b
Gueymard 2009 Golden (USA) 39,74°N  105,18°W 0 40,0 2.7 —14 2,1

Fortsetzung auf néachster Seite ...
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Tabelle 2.6: Fortsetzung

MBD
Quelle Standort Breite Linge  Ausrichtung  Neigung Perez Klucher Hay
° © % % Y%
Witodarczyk und No-  Wroctaw (Poland) 51.11°N 17,04°0 0 35,0 2.9 5,8 2,7
wak 2009
Notton u. a. 2006 Ajaccio (France) 41,92°N 8,80°0 0 45,0 —14 —4.72 =53
Geneva (Suisse) 46,20°N 6,13°0 0 30,0 0,7 2.8 -2,6
Geneva (Suisse) 46,20°N 6,13°0 0 45,0 2.9 54 —-1,2
Li und Cheung 2005  Hong Kong (China) 22,33°N 114,17°0 0 22,3 1,1 - -
Bilbao u. a. 2003 Valladolid (Spain) 41,82°N 4,92°W 0 42.0 42 43 -
Vartiainen 2000 Turku (Finnland) 60,45°N 22,30°0 -90 30,0 —1,0 3,0 -0,8
Turku (Finnland) 60,45°N 22,30°0 —45 30,0 -3.1 —-2,0 —4.1
Turku (Finnland) 60,45°N 22,30°0 0 30,0 —-32 —-2.8 —45
Turku (Finnland) 60,45°N 22,30°0 45 30,0 -3.,5 -1,9 —4.2
Turku (Finnland) 60,45°N 22,30°0 90 30,0 -3.,5 1,2 —2,7
Olmo u. a. 1999 Toronto (Canada) 43,12°N 79,07°W 0 44.0 -39 - -
Reise und Hoefer  Freiburg (Germany) 48,01°N 7,83°0 0 45,0 2,6 1,1 -0,1
1997
Perez, Seals, Inei- Albany (USA) 42,67°N 73,78°W 0 43,0 - —-0,9 —2.4
chen, u.a. 1987
Hay 1986 Toronto (Canada) 43,67°N 79,38°W 0 30,0 - - 1,7
Perez, Stewart, u.a. Carpentras (France) 44,08°N 5,05°0 0 45.0 - -29 —4,2
1986
Trappes (France) 48,77°N 2,00°0 0 45,0 - —-3,6 -5,6
Hay und McKay Vancouver (Canada) 49,28°N  123,11°W 0 30,0 - -0,3 —-1,6

1985
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2.2 Unsicherheiten bei der Bestimmung der Einstrahlung in Modulebene

Abbildung 2.2: Histogramm der MBDs fiir die drei untersuchten Modelle. Neben einem
Kerndichteschitzer (blaue Linie) ist eine auf den Werten basierende Normalverteilung
jeweils als schwarze Linie gegeben. Zudem sind Mittelwert und Standardabweichung der
Normalverteilung gegeben.
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In Abbildung 2.2 ist die Verteilung der Abweichungen fiir die drei Modelle grafisch
dargestellt. Danach scheint die Verteilung der untersuchten MBDs annéhernd normalverteilt
zu sein. Bei Perez90 zeigt sich jedoch eine auffillige Hiufung der MBDs im Bereich von
—3 % bis —5 %. Allerdings entstammen 4 der 7 in diesem Bereich liegenden MBDs von
Untersuchungen am Standort Turku (siehe Tabelle 2.6), was auf lokale Anpassungsprobleme
des Modells oder Messunsicherheiten hindeuten kann.

Um die Sensitivitidt der Modelle in Bezug auf die zeitliche Auflésung der Messdaten
zu untersuchen, wurden in Kiese (2011) die MBDs von modellierten Einstrahlungen auf
Basis von Eingangsdaten unterschiedlicher zeitlicher Auflosungen berechnet. Dazu wurden
die urspriinglich in einer Auflosung von 10 Sekunden vorliegenden Messdaten jeweils
in Auflosungen von 1 Minute, 5 Minuten, 15 Minuten, 30 Minuten und einer Stunde
umgerechnet. AnschlieBend wurden die so gebildeten Zeitreihen jeweils als Eingangsdaten
der Umrechnungsmodelle verwendet und die MBD gegeniiber der Messung berechnet.
Tabelle 2.7 zeigt die Ergebnisse fiir die im Jahr 2010 am Fraunhofer ISE gemessenen Werte.

Die Differenzen zwischen den MBDs bei unterschiedlichen zeitlichen Auflosungen
liegen danach im Bereich von etwa 0,5 %. Obwohl die untersuchten Umrechnungsmodelle
vorwiegend auf Basis von stiindlich aufgelosten Messdaten entwickelt wurden (siehe etwa
Perez, Ineichen, u.a. 1990), scheinen sie damit in der Lage zu sein, auch bei héheren
zeitlichen Auflosungen vergleichbare Ergebnisse zu modellieren. Signifikante zusétzliche
Unsicherheiten bei der Berechnung von mehrjahrigen Mittelwerten der GPOA durch die
Verwendung von Zeitreihen mit zeitlichen Auflosungen in einem Bereich von einigen
Sekunden bis zu einer Stunde, sind damit nicht zu erwarten.
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Tabelle 2.7: MBDs der Modelle Perez90, Klucher und Hay bei verschiedenen zeitlichen
Auflosungen der Eingangsdaten fiir Messungen am Fraunhofer ISE. Alle Abweichungen
sind in % gegeben, die Differenz A in % — Punkten (Angaben nach Kiese (2011)).

Modell Neigung 10s Imin Smin 15min 30min lh A10s-1h

Perez90 10° 0,75 0,88 0,98 1,05 1,08 1,14 0,39
20° 0,50 0,53 0,64 0,74 0,82 0,83 0,33
30 2,23 2,28 2,42 2,56 2,65 2,64 0,41
45° 1,36 1,43 1,62 1,82 1,95 2,11 0,75
Klucher 10° 2,14 228 241 2,52 2,60 2,71 0,57
200 091 095 1,05 1,15 1,24 1,26 0,35
30 1,91 1,96 2,07 2,17 2,23 2,21 0,30
45° 0,29 0,37 0,50 0,61 0,69 0,79 0,50
Hay 10 -0,37 -0,25 -0,21 -0,19 -0,22 -0,22 -0,15
20° -1,52 -1,50 -1,49  -1,51 -1,52 -1,63 -0,11
30° -0,59 -0,57 -0,56 -0,59 -0,64 -0,80 -0,21
45° -242 -237 -235 -238 -243 -248 -0,06

2.2.2 Unsicherheiten bei Verwendung von satellitenbasierten
Strahlungsdaten

Bei der Berechnung der GPOA aus der horizontalen Solarstrahlung sind neben den Unsi-
cherheiten des Modells auch Unsicherheiten durch die Verwendung von satellitenbasierten
Solarstrahlungszeitreihen zu beriicksichtigen. Dazu zihlen etwa Auswirkungen durch die in
Abschnitt 2.1 beobachtete Uberschitzung der Diffusstrahlung fiir SolarGIS. Dariiber hin-
aus konnen sich mogliche Abweichungen zwischen der »wahren« empirischen Verteilung
der Einstrahlungswerte und der Verteilung der Strahlungswerte aus der zur Berechnung
verwendeten satellitenbasierten Zeitreihe auf die Ergebnisse auswirken. Dies betrifft nicht
nur Abweichungen bei der empirische Verteilung der GHI, sondern auch die bei der DIF
und beim Diffusstrahlungs-Anteil (siehe z.B. B. Miiller, Reise, u. a. 2008). Aufgrund der
Abhingigkeit der Berechnung der GPOA vom jeweiligen Sonnenstand kénnen auch tages-
zeitliche oder saisonale Abweichungen der Satellitenzeitreihe vom »wahren« Verlauf der
Solarstrahlung am Standort das Ergebnis der Berechnung beeinflussen.

In der Literatur erfolgt die Bewertung der Abweichungen der Verteilung von satelliten-
basierten Zeitreihen gegeniiber Messwerten hiufig iiber statistische Kennzahlen, die auf
dem Kolmogorow-Smirnow-Test beruhen (Espinar u. a. 2009). Wihrend diese Kennzahlen
Vergleiche zwischen verschiedenen Datenquellen erlauben, konnen sie jedoch nicht zur di-
rekten Ableitung von Unsicherheiten herangezogen werden. Dariiber hinaus ermoglichen sie
lediglich die Bewertung einer einzelnen Strahlungsgroe (etwa der GHI), jedoch keine Be-
wertung der korrekten zeitlichen Korrelation von verschiedenen Strahlungsgroen (etwa der
Korrelation von GHI und DIF) sowie von Abweichungen beim tages- und jahreszeitlichen
Verlauf einer Grofe.

Zur Bestimmung der aus diesen Abweichungen resultierenden Unsicherheiten bei der
Berechnung der GPOA, wird daher in der vorliegenden Arbeit ein alternativer Ansatz
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gewihlt: Aus den in Abschnitt 2.1.2 vorgestellten Messdaten des DWD werden mit Hilfe
des Perez90-Modells

* die »global tilted irradiance« / Globalstrahlung in die geneigte Ebene (GTI) mit einem
Neigungswinkel von 30° und Siidausrichtung als reprédsentative Einstrahlung fiir fest
aufgestidnderte PV-Anlagen,

* die »global normal irradiance« / Globalstrahlung normal zur Sonne (GNI) als repra-
sentative Einstrahlung fiir zweiachsig der Sonne nachgefiihrte PV-Anlagen, und

 die DNI als reprisentative Einstrahlung fiir konzentrierende, zweiachsig der Sonne
nachgefiihrte PV-Anlagen

berechnet. Gleiches erfolgt mit den an diesen Standorten zur Verfiigung stehenden
SolarGIS-Daten. Fiir alle Ausrichtungen wird im Anschluss die MBD der auf Basis von
SolarGIS simulierten Einstrahlungen im Vergleich zu den auf Basis der DWD-Messdaten
berechneten Einstrahlungen berechnet. Diese MBDs konnen nun mit den in Abschnitt 2.1.2
berechneten MBDs fiir die GHI verglichen werden. Dieses Vorgehen ermdglicht zum einen
die Quantifizierung der tatsidchlich fiir PV-Anlagen zur erwartenden Abweichungen und
enthilt zum anderen die Auswirkungen aller zuvor angesprochenen Effekte durch die
Verwendung von Satellitenzeitreihen im Vergleich zur Verwendung von Messdaten. Die
Ergebnisse des Vergleichs sind in Tabelle 2.8 dargestellt.

Nach Tabelle 2.8 erhohen sich die MBDs fiir die GTI nur unwesentlich gegeniiber den
MBDs fiir die GHI. Die in Abschnitt 2.1.2 festgestellte relativ starke Uberschitzung der DIF
von 8,1 % fiir SolarGIS sowie die zuvor angesprochenen Effekte, scheinen damit keine signi-
fikanten Auswirkungen auf die modellierten Einstrahlungen fiir Anlagen mit Siidausrichtung
und relativ geringen Neigungen zu haben. Die Ursache dieser nur geringen Auswirkungen
kann allerdings bei der hier angewendeten Methodik nicht genau spezifiziert werden. Eine
Uberlagerung mehrerer Effekte (z.B. die Uberschitzung des Diffusstrahlungs-Anteils in
Kombination mit Abweichungen bei der Verteilung der GHI) ist nicht auszuschlieBen. Fiir
die GNI zeigt sich eine mittlere Unterschitzung um —1,8 %. Als mogliche Ursache lédsst
sich auch hier die Uberschiitzung des Diffusstrahlungs-Anteils von SolarGIS anfiihren,
der auch als urséchlich fiir die deutliche Unterschitzung der berechneten DNI angesehen
werden kann.

Zum Vergleich der drei Modelle Perez90, Klucher und Hay untereinander, wurden Daten
aus der laufenden Qualitédtssicherung bei der Erstellung von Ertragsprognosen am Fraun-
hofer ISE herangezogen: Bei allen zur Erstellung von Ertragsprognosen durchgefiihrten
Simulationsldufen wird die GPOA jeweils mit allen drei Modellen simuliert, um Unstim-
migkeiten oder besonders starke Abweichungen eines Modells an einem konkreten Standort
identifizieren zu konnen. Der zur Verfiigung stehende Datensatz umfasst etwa 400 Simulatio-
nen mit SolarGIS-Daten fiir unterschiedliche Ausrichtungen und Neigungen an annihernd
300 Standorten.

Im Mittel ergibt sich iiber diese Simulationen eine dhnliche Rangfolge in Bezug auf die
Hohe der prognostizierten Strahlung, wie bei der Analyse der Angaben aus der Literatur in
Tabelle 2.5: die mit Klucher modellierten Einstrahlungen liegen 1,4 % iiber dem Mittelwert
aller drei Modelle, Perez90 zeigt eine Abweichung von 0,3 % und die mit Hay modellierten
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Messstation GHI GTI GNI DNp Tabelle 2.8: MBDs und daraus
abgeleitete Kennzahlen fiir So-

Arkona =24 =20 —47 —11,5  14GIS im Vergleich zu DWD-

Braunschweig 05 08 =02 =56  Bodenmessdaten (GHT) und aus den

Chemnitz =26 =27 —48 —125  Bodenmessdaten simulierte Einstrah-

Fichtelberg 0,1 —1L4 =38 —11,9  ypgen fiir geneigte und nachgefiihr-

Fiirstenzell 0,0 1,0 =02 =62 (¢ Fliichen. Alle Werte sind in Pro-

Hamburg 1,5 4 —-01 =70 sent gegeben.

Hohenpeissenberg —0,9 0,1 0,8 —1,0

Lindenberg —44 —-45 —-6,8 —15,0

Mannheim 0,1 02 —-09 -76

Potsdam 24 -3,1 —-59 —149

Stuttgart -0,5 0,1 -0,5 -58

Trier 1,1 1,3 03 —-58

Weihenstephan —-0,9 0,6 1,1 —1,2

Wiirzburg 0,5 1,5 1,1 -3,1

Zinnwald 01 02 -2,1 —10,1

MBD -0,7 -04 -18 -79

SD 1.6 19 27 45

RMSD 1,7 19 32 91

MAD 12 14 22 179

Min —44 —45 —-6,8 —15,0

Max 15 15 1,1 —10

Spannweite 59 6,0 79 14,0

Einstrahlungen weichen um —1,7 % vom Mittel der drei Modelle ab. Alle Abweichungen
vom Mittelwert der drei Modelle zeigt Abbildung 2.3.

Abbildung 2.3 zeigt eine auffillige positive Abweichung von Klucher bei Neigungs-
winkeln bis etwa 20°. Hay zeigt hingegen bei hoheren Neigungswinkeln eine negative
Abweichung gegeniiber den beiden anderen Modellen. Die Ursachen der Abweichungen
sind noch nicht im Detail verstanden. Bei Klucher ergeben sich allerdings schon bei sehr
kleinen Neigungswinkeln nicht sinnvoll erscheinende Zugewinne gegeniiber der Einstrah-
lung in die horizontale Ebene. Es mag sich daher um einen Modell-inhédrenten Fehler
handeln. Eine Abhéngigkeit der Abweichungen von der bodenreflektierten Strahlung kann
ausgeschlossen werden, da fiir alle Modelle identische Rechenmodelle verwendet werden.

Aufgrund der Auffilligkeiten von Klucher bei kleinen Neigungswinkeln und der im
Vergleich zu Messwerten beobachteten Unterschitzung der GPOA fiir Hay, wird derzeit am
Fraunhofer ISE das Perez90-Modell als Standard eingesetzt.

2.2.3 Zusammenfassung und Fazit

Im Rahmen einer Literaturrecherche wurden die Abweichungen von Umrechnungsmodellen
zur Diffusstrahlung gegeniiber mindesten einjdahrigen Bodenmessungen bestimmt. In die
Untersuchung einbezogen wurden dabei Messungen und Vergleiche mit Ausrichtungen und
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Abbildung 2.3: Abweichung der Modelle Perez90, Klucher und Hay vom jeweiligen
Mittelwert der drei Modelle fiir jeden Simulationslauf auf Basis von SolarGIS-Zeitreihen.
Auf der linken Seite sind die Abweichungen gegeniiber der Ausrichtung der simulierten
Empfangsfliche aufgetragen, die rechte Abbildung zeigt die Abweichungen gegeniiber dem
Neigungswinkel.
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Neigungen, die fiir PV-Kraftwerken typisch sind. Die MBDs liegen fiir die besten Modelle
bei unter +1 %. Die SD fiir diese Modelle liegt bei etwa 2,5 % bis 3 %. Das verbreitete
und hiufig untersuchte Hay-Modell weist bei sehr geringer Streuung (SD von 2,2 %) eine
systematische Unterschitzung von —2,1 % auf und erscheint daher zur Verwendung in SRA
weniger geeignet. Die Modelle Klucher und Perez90 erscheinen dagegen in Anbetracht ihrer
ermittelten MBDs und unter Beachtung der Anzahl an verdffentlichten Modellvalidierungen
fiir verschiedene Standorte am besten geeignet. Das Modell Perez90 weist dabei im Vergleich
zu Klucher eine etwas geringere SD von 2,4 % auf.

Zu beachten ist, dass diese Angaben die Effekte von Messunsicherheiten enthalten. Da
bei Validierungen von Umrechnungsmodellen mindestens drei Messungen bendtigt werden
(GHI, DIF bzw. DNI sowie GPOA), sind sie besonders stark von solchen Messunsicherhei-
ten betroffen. Die eigentliche Modellunsicherheit ist damit wahrscheinlich geringer. Auf
der anderen Seite liegen den hier ermittelten Werten noch relativ wenige Messungen an
unterschiedlichen Standorten zu Grunde.

Signifikante zusitzliche Unsicherheiten durch die zeitliche Auflosung der Eingangsdaten
der Modelle sowie durch die Verwendung von satellitenbasierten Solarstrahlungsdaten
konnten fiir Perez90 und die hier untersuchten Ausrichtungen und Neigungen nicht festge-
stellt werden. Allerdings zeigten sich bei Verwendung des Klucher-Modells bei geringen
Neigungswinkeln nicht sinnvoll erscheinende Zugewinne gegeniiber der Einstrahlung in die
horizontale Ebene.

Am Fraunhofer ISE wird aufgrund der zuvor genannten Effekte derzeit Perez90 als
Standard zur Berechnung der GPOA verwendet. Aufgrund der Analysen im vorliegenden
Abschnitt werden die Unsicherheiten bei der Berechnung der GPOA im Referenzzeitraum
und Anwendung dieses Modells als normalverteilt mit einer Standardunsicherheit von 2,5 %
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angenommen.

Im Rahmen der Literaturrecherche wurde deutlich, dass im Allgemeinen und im Be-
sonderen fiir dquatornahe Standorte, Standorte auf der Siidhalbkugel und fiir Messungen
mit geringen Neigungswinkeln (< 25°) nur sehr wenige Modellvergleiche vorliegen. Da
kommerziellen PV-Anlagen derzeit auch in diesen Regionen und aufgrund des reduzierten
Platzbedarfs und geringerer Reihenverschattung inzwischen hédufig mit solchen Neigungs-
winkeln geplant und gebaut werden, wiren hier weitere Validierungen wiinschenswert.
Eine Aufnahme von Strahlungsmessungen in geneigter Ebene in das BSRN konnte die
notwendige Erhohung der Anzahl an Messstandorten bewirken und zugleich eine hohe
Qualitédt der Messungen sicher stellen.
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Kapitel 3

Auswirkungen langfristiger Trends der
Solarstrahlung

In diesem Kapitel werden langfristige Trends der Solarstrahlung fiir acht Messstationen in
Deutschland analysiert und die Auswirkung dieser Trends auf SRAs und Ertragsprognosen
quantifiziert. Dazu werden

* Abweichungen zwischen aufeinander-folgenden mehrjdhrigen Mittelwerten,
* Abweichungen der Einstrahlung in Einzeljahren von mehrjdhrigen Mittelwerten und

* Verinderungen der Strahlungsniveaus und der Strahlungsverteilung im Zeitverlauf

untersucht.

Dariiber hinaus werden aus den Messdaten fiir die horizontale Ebene Einstrahlungen in
geneigte und nachgefiihrte Ebenen simuliert. Die Veridnderungen dieser Groflen werden
mit den Trends der Einstrahlung in horizontaler Ebene verglichen, um Aussagen zu den
tatsichlich fiir PV-Kraftwerke zu erwartenden Auswirkungen treffen zu konnen.

Alle Trends werden sowohl als absolute Werte, als auch in Prozent pro Dekade mit einem
Konfidenzintervall von 90 % angegeben.

Die Ergebnisse dieses Kapitels sind im Wesentlichen bereits in B. Miiller, Wild, u. a.
2014 veroffentlicht.

3.1 Verfugbare Daten und Qualitatskontrolle

Zur Analyse langfristiger Trends in diesem Kapitel werden Bodenmessdaten des DWD
verwendet. Die Daten und entsprechenden Standorte wurden bereits in Abschnitt 2.1.2
beschrieben. Da in diesem Abschnitt langfristige Trends untersucht werden, werden hier
lediglich die Messstationen verwendet, fiir die mehr als 40 Jahre an Messdaten zur GHI vor-
liegen. Dies betrifft die Standorte Braunschweig, Fichtelberg, Hamburg, Hohenpeiflenberg,
Potsdam, Trier, Weihenstephan und Wiirzburg (siehe Tabelle 2.3).

Trotz der in Abschnitt 2.1.2 angesprochenen Qualitétspriifung durch den DWD, sind im
Rahmen einer sich iiber mehrere Dekaden erstreckenden Messung Spriinge oder Unregel-
miBigkeiten moglich. Eine Diskussion dieser Messunsicherheiten erfolgt in Abschnitt 3.6.

Da die Daten Liicken durch Ausfille von Messgeriten oder fehlerhafte Daten enthalten,
muss eine geeignete Methode gewihlt werden, um jidhrliche Mittelwerte zu berechnen
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(Roesch u.a. 2011). Fiir die Analyse langfristiger Trends der GHI in Abschnitt 3.2 und
Abschnitt 3.3 werden Jahres-Mittelwerte unter den folgenden Bedingungen berechnet:

1. Die Tagessumme wird berechnet, wenn alle Stundenwerte fiir den Tag verfiigbar sind,

2. die Monatssumme wird aus der mittleren Tagessumme berechnet, wenn mehr als
50 % der Tagessummen in einem Monat verfiigbar sind und

3. Jahresmittelwerte werden berechnet, wenn alle Monatswerte eines Jahres verfiigbar
sind.

Methoden zur Auffiillung von Datenliicken konnen unter Umsténden zusitzliche Unsi-
cherheiten hervorrufen. Bis auf das implizite Auffiillen durch die Berechnung der jdhrlichen
Mittelwerte, wurden daher keine solche Techniken angewendet .

In Abschnitt 3.4 werden Trends fiir die Komponenten der GHI in den Jahren 1991 bis
2010 berechnet und analysiert. Fiir diese Analyse steht die GHI und die DIF direkt durch
die Messungen bereit, wihrend die DHI aus den beiden vorgenannten Messgroflen berech-
net wird. Um Messfehler auszuschlieBen, werden fiir diese Daten die in Abschnitt 2.1.2
beschriebenen Methoden zur Qualitédtskontrolle nach Younes u. a. (2005) und Journée und
Bertrand (2011) durchgefiihrt.

In Abschnitt 3.5 werden Trends der Einstrahlung in geneigten oder nachgefiihrten Fldchen
analysiert. Diese werden mit Hilfe der gefilterten Zeitreihen aus Abschnitt 3.4 berechnet.

Die Verwendung der Daten zur Diffusstrahlung in Abschnitt 3.4 und Abschnitt 3.5 fiihrt,
im Vergleich zu den in Abschnitt 3.2 verwendeten Daten, zu einem kleineren Datensatz.
Einige GHI-Werte wurden verworfen, weil der zugehorige Wert der DIF nicht vorhanden ist.
Zusitzlich wurden einige GHI-DIF-Paare aufgrund des Hiillkurven-Tests ausgeschlossen
(siehe Abschnitt 2.1.2). Im Ergebnis liegen fiir die Untersuchungen in diesen Abschnitten
weniger Jahresmittelwerte vor, als noch in Abschnitt 3.2. Es wurden daher lediglich Statio-
nen verwendet, fiir die mindestens 15 valide Jahreswerte vorliegen. Dies trifft auf die fiinf
Standorte Braunschweig, Hamburg, Potsdam, Trier und Wiirzburg zu.

3.2 Langfristige Trends der Globalstrahlung in die
horizontale Ebene

Im ersten Schritt der Analyse werden Trends fiir die horizontale Ebene quantifiziert und der
ungefihre Zeitpunkt der Trendumkehr von der Dimming- zur Brightening-Phase identifi-
ziert. Dazu werden zunéchst fiir jeden Standort die jahrlichen Anomalien (als prozentuale
Abweichungen vom Mittelwert der jeweiligen Gesamtzeitreihe) berechnet. Dann werden
fiir jedes Jahr die mittleren Anomalien iiber alle Standorte berechnet.

Die resultierende Zeitreihe der mittleren Anomalien wird in alle moglichen Kombinatio-
nen von zwei Teilperioden mit einer minimalen Zeitspanne von 10 Jahren je Teilperiode
aufgeteilt. Die Aufteilung beginnt daher mit der Kombination 1951 bis 1960 und 1961 bis
2010 und endet mit der Kombination 1951 bis 2000 und 2001 bis 2010. Fiir jede Kombina-
tion wird mittels linearer Regression der Trend beider Teilperioden bestimmt. Als Punkt der
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Abbildung 3.1: Jihrliche Anomalien der (;}g = 1d'3) (fg‘?g’ + 1d’6)
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werden in Schwarz gezeigt. Die jeweiligen
Parameter der Trendlinien sind iiber der Ab-
bildung angegeben.
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Trendumkehr wird der Punkt definiert, in dem der Absolutwert der Differenz zwischen den
Trends der beiden Perioden maximal ist.

Diesem Ansatz folgend ergibt sich eine Dimming-Phase fiir den Zeitraum vom Anfang
des Datensatzes (1951) bis 1983, wihrend sich die Brightening-Phase von 1984 bis zum
Ende des Datensatzes (2010) erstreckt. Die Separierung in diese beiden Zeitperioden deckt
sich weitestgehend mit den Zeitrdumen, die in vorherigen Verodffentlichungen genannt
wurden (Wild, Gilgen, u. a. 2005; Wild 2009a; Lohmann, Schillings, u. a. 2006). Die Summe
der quadrierten Abweichungen wird bei Anwendung dieser beiden Trends um etwa 25 %
gegeniiber der dem Ansatz einer einzelnen Trendlinie fiir die Gesamtperiode reduziert.

Die Zeitreihen der Anomalien fiir alle Standorte werden jetzt in die ermittelten Dimming-
und Brightening-Phasen zerlegt und die Trends fiir jeden Standort berechnet. Abbildung 3.1
zeigt die jihrlichen Anomalien der GHI, die ermittelte Trendlinie und den 10-jdhrigen
gleitenden Mittelwert fiir alle betrachteten Stationen. Die Trend-Werte sind in Tabelle 3.1
angegeben.

Zu beachten ist, dass von 1951 bis 1963 noch nicht alle Stationen in Betrieb waren (siche
Tabelle 2.3). Fiir diesen Zeitraum setzen sich die mittleren Anomalien daher aus Messungen
von weniger Stationen zusammen. Dies fiihrt zu Unsicherheiten fiir die Ermittlung des
mittleren Trends. Ein Startzeitpunkt in dem Jahr, in dem Daten von allen Messstationen zur
Verfiigung stehen (das Jahr 1964), wiirde jedoch zu einer signifikanten Reduzierung des
Untersuchungszeitraums fithren. Der berechnete Dimming-Trend der mittleren Anomalien
ab 1964 liegt bei (—1,5+2,7) %/Dekade, was lediglich eine geringe Abweichung zum
Trend fiir die gesamte Dimming-Phase darstellt.

Die Vorzeichen und die Groenordnung der berechneten Trends liegen im Rahmen
der Erwartungen auf Basis der Literatur (negativ in der Dimming-Phase und positiv in
der Brightening-Phase). Die einzige Ausnahme stellt der positive Trend in der Dimming-
Phase fiir Braunschweig dar. Eine mogliche Ursache hierfiir konnen lokale Einfliisse am
Messstandort sein.

Die Konfidenzintervalle fiir die standortspezifischen Trends sind relativ grofl im Ver-
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Tabelle 3.1: Langjidhrige Trends der GHI fiir die betrachteten Stationen sowie fiir die
mittleren Anomalien. Fiir die Dimming-Phase 1951 bis 1983 sind die Trends (mit der
Ausnahme Braunschweig) negativ. In der Brightening-Phase 1984 bis 2010 sind alle Trends
positiv.

1951 - 1983 1984 — 2010
Station W/(m?Dekade) % /Dekade W/(m?Dekade) % /Dekade
Braunschweig 32432 2,8+28 43+24 3,84+2,1
Fichtelberg —3,7+4.,6 —3,3+42 45432 40429
Hamburg —-0,6+1,7 —-0,5+1,6 45426 41424
Hohenpeiflenberg —434+25 —3,1+1,8 3,627 26+1,9
Potsdam —1,8+1,8 —1,6+1,5 47+22 41+1,9
Trier —4,1+6,0 —33+49 2,7+29 22424
Weihenstephan —334+3,1 —2,4+273 49427 3,7+£2,0
Wuerzburg —-04+34 —0,3+2,7 32+22 26+1,7
Mittlere Anomalie -2,1£1,6 —-1,7+£1,3 4,0+2,0 33£1,6

hiltnis zur Groenordnung der Trends selbst, was die Signifikanz der ermittelten Werte in
Frage stellt. Eine Ursache hierfiir stellen allerdings die hohen jihrlichen Schwankungen der
Einstrahlung dar, die durch einen entsprechende Glittungsfilter, wie zum Beispiel einen
gleitenden Mittelwert reduziert werden konnen. Wird der 10-jdhrige gleitende Mittelwert
der mittleren Anomalien (siehe Abbildung 3.1) zur Berechnung herangezogen, ergeben
sich Trends gleicher Gréenordnung, jedoch mit deutlich reduzierten Konfidenzinterval-
len: (—1,8+0,2) %/Dekade fiir die Dimming-Phase und (3,0£0,2) %/Dekade fiir die
Brightening-Phase. Ein komplexeres Modell zur Beschreibung des Dimming und Brigh-
tening Phinomens (z.B. die Verwendung einer Sinusfunktion anstelle eines stiickweise
linearen Modells) konnte die Anndherung an die Messwerte weiter verbessern. Ein phy-
sikalisch sinnvolles Modell zur Beschreibung des Phiinomens ist allerdings bisher nicht
bekannt.

Das auBBergewohnlich sonnenreiche Jahr 2003 zeigt die grofte positive mittlere An-
omalie mit einer um 14,2 % hoheren Einstrahlung als das Mittel des Untersuchungszeit-
raums. Ein Ausschluss dieses Jahres aus der Trendanalyse fiihrt zu einem Trend von
(2,8 £1,3) %/Dekade fiir die Brightening-Phase, was einen lediglich etwas geringeren
positiven Trend gegeniiber der urspriinglichen Berechnung darstellt. Die grof3te negative
Anomalie betrifft mit —9,1 % das Jahr 1987.

3.3 Einfluss von Trends der horizontalen
Globalstrahlung auf Solarstrahlungsprognosen

Der kritische Faktor bei der Erstellung von SRAs ist die zuverldssige Prognose der mittleren
jahrlichen Einstrahlung fiir einen definierten Zeitraum in der Zukunft (den Prognosezeit-
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raum). Um dies zu erreichen, wird iiblicherweise die historisch beobachtete (oder aus
Satellitendaten abgeleitete) mittlere jahrliche Einstrahlung des Referenzzeitraums unverin-
dert in die Jahre des Prognosezeitraums projiziert (sieche Kapitel 1).

Um die Exaktheit dieses Vorgehens zu bewerten, werden im Folgenden drei typische
Fille analysiert, in denen ein 10-jahriger, ein 20-jahriger und ein 30-jdhriger Referenzzeit-
raum verwendet wird, um den Schitzwert fiir den langfristigen Mittelwert abzuleiten. Der
10-jdhrige Referenzzeitraum entspricht dabei dem minimalen Zeitraum fiir Solarstrahlungs-
prognosen, der empfohlen wird, um den Einfluss einzelner Jahre mit sehr hohen positiven
oder negativen Anomalien nicht zu grof3 werden zu lassen (Lohmann, Schillings, u. a. 2000).
Der 30-jdhrige Referenzzeitraum reprisentiert ein Maximum, ist allerdings ein gebréauchli-
cher Zeitraum in Deutschland, da iiber den DWD 30-jdhrige Mittelwerte (1981 bis 2010)
fiir beliebige Standorte bezogen werden konnen.

In allen drei Féllen wird der Prognosezeitraum auf 20 Jahre festgesetzt. Dieser Zeitraum
ist ein Standard von Ertragsprognosen fiir PV-Anlagen in Deutschland, da die Einspeisever-
giitung iiber diesen Zeitraum gezahlt wird.

Die Abweichung A der mittleren Einstrahlung im Referenzzeitraum von der mittleren
Einstrahlung im Prognosezeitraum wird nach Gleichung 3.1 berechnet:

GHIy_,y

A=1 3.1

GHIy 11 y+20)

wobei m[Sm,,’E,,d} die mittlere Einstrahlung im entsprechenden Zeitraum, Y das be-
trachtete Jahr (das hypothetische Jahr in dem das SRA durchgefiihrt wurde) und » die
Anzahl der Jahre des Referenzzeitraums ist (10, 20 oder 30 Jahre). Die Berechnung erfolgt
damit rollierend fiir alle moglichen Kombinationen von Referenz- und Prognosezeitraum
tiber den gesamten Datensatz. Zu beachten ist, dass die mogliche Spanne fiir das betrachtete
Jahr kleiner ist, als die Spanne der Jahre des Strahlungsdatensatzes und mit der Linge des
verwendeten Referenzzeitraums abnimmt. Ursache hierfiir ist die Tatsache, dass sowohl der
komplette Referenz- als auch der Prognosezeitraum fiir die Berechnung von A vorliegen
miissen, was jeweils zu Anfang und zum Ende des Zeitraums der verfiigbaren Datenreihe
(1951 bis 2010) nicht der Fall ist. Da einige Jahreswerte nicht verfiigbar sind, wurden 10 %
fehlende Werte toleriert; bei mehr fehlenden Jahreswerten wurde die Abweichung nicht
berechnet. Dies bedeutet fiir den Standort Fichtelberg, das keine Abweichungen berechnet
werden konnten und fiir Trier und Weihenstephan keine Abweichungen fiir die 30-jdhrige
Referenzperiode vorliegen. Abbildung 3.2 zeigt die berechneten Abweichungen A fiir alle
Standorte und ihre Entwicklung iiber die Zeit.

Wie erwartet ist A aufgrund des Dimming-Trends in den ersten Jahren negativ. Die
tatsichliche Einstrahlung wihrend des nachfolgenden 20-jdhrigen Prognosezeitraums war
geringer, als auf Basis der Einstrahlung im Referenzzeitraum prognostiziert worden wire.
Dies trifft auf alle untersuchten Fille zu, da die Dimming-Phase mehr als 30 Jahre andauerte.
Die Brightening-Phase bewirkt einen umgekehrten Effekt in spiteren Jahren: die tatsidchliche
Einstrahlung war groBer als prognostiziert worden wire.

Die Abweichungen fiir einzelne Standorte reichen bis zu etwa +8 % fiir den 10-jdhrigen
Referenzzeitraum, bis zu +6 % fiir den 20-jdhrigen Referenzzeitraum und von —4 % bis 6 %
fiir den 30-jdhrigen Referenzzeitraum. Aufgrund der geringeren Spannweite scheint ein ldn-
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10 years 20 years 30 years Abbildung 3.2: Abweichungen zwischen
R der mittleren Einstrahlung im Prognosezeit-
raum (den jeweils nachfolgenden 20 Jah-
ren des auf der x-Achse angegeben Jahrs)
und der mittleren Einstrahlung im Referenz-
zeitraum von jeweils 10 Jahren (links), 20
Jahren (Mitte) und 30 Jahren (rechts) vor
dem auf der x-Achse angegeben Jahr. Die
schwarze Linie zeigt die mittlere Abwei-
chung iiber alle Standorte.
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gerer Referenzzeitraum daher leicht vorteilhaft zu sein. Auf der anderen Seite ist die RMSD
der mittleren Abweichungen (die durch die schwarze Linie verbundenen Punkte in Abbil-
dung 3.2) nur sehr wenig beeinflusst: sie betrigt 3,3 % fiir den 10-jdhrigen Referenzzeitraum,
3,1 % fiir den 20-jdhrigen und 2,9 % fiir den 30-jdhrigen Referenzzeitraum.

Zu beachten ist, dass sich diese Zahlen auf unterschiedliche Zeitperioden mit unterschied-
licher Linge beziehen (siehe die drei Teilabbildungen von Abbildung 3.2): wihrend fiir
den 10-jdhrigen Referenzzeitraum die Abweichungen von Ende der 1950er Jahre bis zum
Anfang der 1990er Jahre berechnet wurden, sind die Abweichungen fiir den 30-jdhrigen
Referenzzeitraum erst ab Ende der 70er Jahre verfiigbar. Hinzu kommt, dass die Periode,
fiir die Abweichungen aller drei Referenzzeitraume verfiigbar sind (Ende der 1970er Jahre
bis Anfang der 1990er Jahre), ein Zeitraum ist, in dem eine Trendumkehr stattfand (sie-
he Abbildung 3.1). Die Identifizierung eines Referenzzeitraums mit optimaler Lange, der
die Abweichungen zum jeweiligen Prognosezeitraum minimiert, wiirde daher einen noch
langeren Messdatensatz erfordern.

Neben den Abweichungen der Mittelwerte iiber die gesamte Periode, ist fiir SRAs die
Spanne der Abweichungen in einzelnen Jahren von Interesse (die jahrliche Variation). Diese
wird normalerweise als Abweichung der Einzeljahre vom Mittelwert des Gesamtzeitraumes
berechnet (es handelt sich mithin um die hier bereits berechneten Anomalien). Fiir die hier

untersuchten Standorte bewegen sich diese jdhrlichen Variationen in einem Bereich von
—14,0 % bis 15,8 %.

Ein realistischeres Maf fiir mogliche Abweichungen einzelner Jahre im Rahmen von SRA
(das Dimming- und Brightening-Effekte einschlieft), stellt allerdings die Abweichung einzel-
ner Jahre im Prognosezeitraum vom Mittelwert im Referenzzeitraum (dem prognostizierten
Wert) dar. Auf diese Weise berechnet, bewegen sich die Abweichungen einzelner Jahre in
einem Bereich von —16,6 % bis 21,8 % fiir den 10-jdhrigen Referenzzeitraum,—14,1 % bis
19,2 % fiir den 20-jdhrigen und —12,5 % bis 18,6 % fiir den 30-jdhrigen Referenzzeitraum.
Im Mittel iiber alle betrachteten Kombinationen von Referenz- und Prognosezeitraumen
und alle Standorte liegt das Jahr mit der hochsten positiven (negativen) Abweichung um
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—8,6 % unter (10,5 % {iiber) dem Mittel der 10-jdhrigen Referenzperiode,—8,3 % unter
(11,4 % iiber) dem Mittel der 20-jdhrigen Referenzperiode und —7,6 % unter (11,7 % {iiber)
dem Mittel der 30-jdhrigen Referenzperiode. Der Vergleich mit den vorher berechneten
Abweichungen gegen den langjdhrigen Mittelwert zeigt die Auswirkung von Dimming-
und Brightening-Effekten: die maximalen Abweichungen sind um etwa 5 % erhoht. Beim
Vergleich dieser Zahlen untereinander greifen allerdings die selben Einschrinkungen wie
bereits zuvor: sie beziehen sich auf unterschiedliche Zeitraume mit unterschiedlicher Linge.

Verwendet man die RMSD der mittleren Abweichungen zwischen Prognose- und Refe-
renzzeitraum als Indikator fiir die Standardunsicherheit von SRA aus langfristigen Trends,
lasst sich zusammentassend feststellen, dass ein ldngerer Referenzzeitraum diese Unsi-
cherheit kaum verringert: Der Wert liegt in allen drei untersuchten Féllen bei etwa 3 %.
Dieser Faktor wird bisher bei der Abschitzung von Unsicherheiten fiir SRAs nicht beriick-
sichtigt. Die Untersuchung zur zeitlichen Variabilitit der GHI zeigt, dass Einzeljahre im
Prognosezeitraum im Bereich von —15 % bis 20 % vom prognostizierten Wert abweichen.

3.4 Trends der Direkt- und Diffusstrahlung in die
horizontale Ebene

Langfristige Trends und jdhrliche Variabilitit der GHI spielen eine grof3e Rolle bei der
Planung und Auslegung von Solaranlagen, weil der Energieertrag sehr stark mit der GHI
korreliert ist. Solaranlagen werden allerdings iiblicherweise so konzipiert, dass sie die
Direktstrahlung stirker nutzen. Die Trends im Energieertrag miissen daher nicht notwendi-
gerweise mit den Trends der GHI iibereinstimmen. Das ist offensichtlich fiir Technologien
wie solarthermische Kraftwerke (concentrated solar power, CSP) oder konzentrierende
Photovoltaik (concentrated photovoltaics, CPV), die der Sonne nachgefiihrt werden und
ausschlieBlich die Direktstrahlung nutzen. Es trifft allerdings auch fiir nichtkonzentrierende
PV-Anlagen und Solarthermie-Anlagen zur Wirmegewinnung zu, die geneigt aufgestindert
oder nachgefiihrt werden, um einen hoheren Anteil an Direktstrahlung zu empfangen.

In diesem Abschnitt werden daher zunéchst langfristige Trends der DHI und DIF unter-
sucht. Im nachfolgenden Abschnitt werden dann Einstrahlung in geneigte und nachgefiihrte
Flachen zu simulieren und Trends dieser Grofen zu bestimmen.

Wie in Abschnitt 3.1 beschrieben, ist die Datenverfiigbarkeit und die angewendete Daten-
filterung der fiir diesen Abschnitt zur Verfiigung stehenden Daten abweichend, im Vergleich
zu den vorher genutzten Zeitreihen. Ein Maximum von 20 Jahren an Daten steht fiir eine
kleinere Anzahl an Standorten zur Verfiigung und zusitzliche Datenliicken existieren auf-
grund fehlender oder ausgefilterter Diffusstrahlungs-Messwerte. Die Brightening-Trends der
GHI werden daher fiir diese kiirzere Zeitperiode neu berechnet, um sie als Basis fiir einen
Vergleich verwenden zu konnen. Zur Berechnung der Mittelwerte werden dabei wiederum
Bedingungen aus Abschnitt 3.1 beriicksichtigt. Die resultierenden jdhrlichen Anomalien
und Trends sind in Abbildung 3.3 dargestellt, die Werte sind Tabelle 3.2 zu entnehmen.

Tabelle 3.2 zeigt, das die Verwendung der letzten 20 Jahre der Brigthening-Periode zu
verringerten Trends im Vergleich zur gesamten Brigthening-Periode fiihrt (siehe Tabelle 3.1).
Alle Trends bleiben allerdings positiv.
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Abbildung 3.3: Jihrliche Anomalien der
Einstrahlung in die horizontale Ebene: GHI

/ i (oben), DIF (Mitte) und DHI (unten) fiir den
7%@7/\/\‘,‘/\4%3 1 Zeitraum 1991 bis 2010. Die Zahlen unten
auf jeder Abbildung zeigen den Trend fiir
die mittleren Anomalien iiber alle Stand-
orte.
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Tabelle 3.2: Trends der GHI, DIF und DHI fiir den Zeitraum 1991 bis 2010. Die Trends
der GHI und der DHI sind positiv, wihrend die Trends der DIF fiir alle Stationen negativ
sind (zu den verwendeten Abkiirzungen der Stationsnamen siehe Tabelle 2.3).

Station GHI DIF DHI
w % \\ % w %
m? Dekade Dekade m? Dekade Dekade m? Dekade Dekade
Bra 28+43 24437 -34+10 -53+1,6 63+43 11,6+ 7.9
Ham 34449 30+43 —-19+£20 -32+33 53+47 10,0+ 9,0
Pot 20433 24428 —19408 -31+13 48+36 84+ 63
Tri 1,64£59 13448 -29+19 -45+28 45+64 7,5+10,6
Wiir 04435 03+27 -26+12 -38419 30+40 48+ 64
Mittel 19436 1,6+30 -25+08 —-394+13 44+37 7.6+ 65
ohne 2003 1,3+28 1,1+24 -24408 -38+13 38+29 66+ 5,1
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3.5 Trends fiir geneigte und nachgefiihrte Flichen

Von grof3ter Wichtigkeit in der Tabelle sind die Trends der DIF und der DHI: wihrend
die Trends der DIF fiir alle Standorte negativ sind, sind alle Trends fiir die DHI positiv
und deutlich groBer, als die Trends der GHI. Dies bestitigt die Erwartungen, da reduzier-
te Luftverschmutzung und Aerosol-Konzentration (die eine wichtige Triebkraft fiir das
Brightening darstellen) zu reduzierter Streuung und Absorption des Sonnenlichts fiihren.
Im Ergebnis fiihrt dies zu einer Erhohung der Direktstrahlung und einer Reduzierung der
Diffusstrahlung. Eine Reduzierung der Dauer von Wolkenbedeckung ist wahrscheinlich ein
anderer Grund, der einen dhnlichen gegenteiligen Effekt auf die Direkt- und Diffusstrahlung
hat (siehe z.B. Gueymard 2012; Lohmann, Schillings, u. a. 2006; Norris und Wild 2007, fiir
eine detailliertere Diskussion dieser Effekte).

Die jdhrliche Variation der mittleren Anomalien ist mit —15,8 % bis 28,2 % ebenfalls am
ausgeprigtesten fiir die DHI (—8,2 % bis 12,1 % fiir GHI, —4,0 % bis 6,7 % fiir DIF).

In diesem Abschnitt wurde gezeigt, das der positive Trend fiir die GHI mit einem Anstieg
der DHI und einem Riickgang der DIF einhergeht. Diese signifikante Verlagerung von diffu-
ser zu direkter Strahlung fiihrt zu einem negativen mittleren Trend fiir den Diffusstrahlungs-
Anteil in Hohe von (—2,9 + 1,7) %-Punkte /Dekade.

3.5 Trends flr geneigte und nachgefiuhrte Flachen

Um Trends fiir geneigte und nachgefiihrte Fldchen bestimmen zu kdnnen, werden zunéchst
die GTI (Neigungswinkel von 30° und Siidausrichtung), die GNI und die DNI aus den
Stundendaten des Zeitraums 1991 bis 2010 berechnet.

Fiir die Berechnung der Diffusstrahlung in die geneigte oder nachgefiihrte Flache wird
das Modell von Perez, Ineichen, u.a. (1990) verwendet. Die absolute Genauigkeit des
Modells (siehe Abschnitt 2.2) ist dabei nicht von vorrangiger Bedeutung, da hier lediglich
die Bestimmung von Trends im Vordergrund steht. Als Test dieser Aussage wurden die
gleichen Berechnungen mit dem Modell von Klucher (1979) wiederholt. Mit diesem Modell
ergaben sich annihernd identische Ergebnisse in Bezug auf die ermittelten Trends.

Abbildung 3.4 zeigt die Anomalien und die Trends fiir geneigte oder nachgefiihrte
Flachen. Die Werte fiir die Einzelstandorte und die mittleren Anomalien sind in Tabelle 3.3
gegeben.

Alle Trends fiir geneigte und nachgefiihrte Ebenen sind grofer als die Trends fiir die hori-
zontale Ebene (siehe Tabelle 3.2). Die GTI weist einen um 0,5 %-Punkte/Dekade hoheren
Trend als die GHI auf. Dieser Anstieg erscheint plausibel, da eine in Richtung der Sonne ge-
neigte Fliche mehr Direktstrahlung und weniger Diffusstrahlung empfingt. Auf diese Weise
hat der positive Trend der Direktstrahlung einen stirkeren Einfluss auf die Entwicklung der
GTTI als auf die GHI. Fiir die GNI ist der Anteil der Direktstrahlung verglichen mit der GTI
noch grofer. Der Trend der GNI liegt entsprechend 1,9 %-Punkte/Dekade iiber dem Trend
der GHI und hat sich damit mehr als verdoppelt. Die DNI zeigt mit +0,9 %-Punkte /Dekade
einen etwas stiarkeren Trend als die DHI auf. Verglichen mit dem Trend der GHI ist der
Trend allerdings mehr als fiinf mal grofer.

Die vergroferten Trends in geneigte und nachgefiihrte Ebenen werden damit zu noch
groeren Abweichungen zwischen der Einstrahlung in Referenz- und Prognosezeitraum
fithren. Fiir die GHI wurde die Unsicherheit aus diesen Abweichungen auf 3 % geschitzt
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Tabelle 3.3: Trends fiir geneigte (GTI) und nachgefiihrte Flichen (GNI, DNI) fiir den
Zeitraum 1991 bis 2010 (zu den verwendeten Abkiirzungen der Stationsnamen siehe Tabel-

le 2.3).
Station GTI GNI DNI
W % W % W %
m? Dekade Dekade m? Dekade Dekade m? Dekade Dekade

Bra 46458 33+42 109+ 89 6,1+£50 13,7+ 80 13,5+ 7.9
Ham 45+64 344+49 80+105 46+£6,1 99+ 96 99+ 96
Pot 34446 25433 774+ 7,7 42441 93+ 7.1 86+ 65
Tri 34486 24460 66+131 36+70 91+125 844115
Wiir 12451 08+34 324+ 79 1,7+41 61+ 77 54+ 68
Mittel 30+51 21436 68+ 79 3,7+43 90+ 74 85+ 69
ohne 2003 2,1+38 15+27 55+ 6,1 30433 78+ 57 75+ 54
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(siehe Abschnitt 3.2). Dieser Wert entspricht in etwa dem doppelten des Wertes, der in Ab-
schnitt 3.4 als Trend der GHI fiir den Zeitraum 1991 bis 2010 berechnet wurde. Wendet man
diesen Faktor auf die geneigten und nachgefiihrten Ebenen an, ergibt sich eine Unsicherheit
von etwa 4 % bis 5 % fiir GTI, etwa 6 % bis 7 % fiir GNI und von bis zu 15 % fiir DNI.
Auch die jdhrliche Variabilitit steigt fiir geneigte und nachgefiihrte Flichen: die mittleren
Abweichungen liegen in einem Bereich von —15,3 % bis 30,3 % fiir die DNI, —9,9 % bis
18,4 % fiir die GNI und —8,6 % bis 15,8 % fiir die GTI.

Die berechneten Trends fiir GTI, GNI und DNI ermoglichen ein besseres Verstandnis
der Auswirkungen langfristiger Variationen der Solarstrahlung auf Ertragsprognosen fiir
PV-Anlagen. Die Wirkungsgrade von PV-Modulen, Wechselrichtern und anderen System-
komponenten verlaufen allerdings nicht linear mit der Einstrahlung. Die Entwicklung der
Verteilung der Einstrahlung ist daher ebenfalls von Bedeutung. Um die Einstrahlungsver-
teilung in verschiedenen Jahren (und damit die Entwicklung der Verteilung iiber die Zeit)
analysieren zu konnen, kann die empirische Verteilungsfunktion verwendet werden (Espinar
u.a. 2009). Um jedoch direkt die Energieanteile einsehen zu konnen, die unter- oder ober-
halb eines bestimmten Einstrahlungsniveaus einfallen, wird hier die kumulierte energetische
Verteilung verwendet. Dazu wird die gesamte Bandbreite der aufgetretenen Einstrahlungs-
werte in dquidistante Intervalle mit einer Schrittweite von 10 W/m? aufgeteilt. Fiir jedes
Jahr wird dann die in jedem Intervall eingestrahlte Energie berechnet. Anschlieend wird
der jeweilige Anteil der Energie in einem Intervall an der in diesem Jahr insgesamt ein-
gestrahlten Energie berechnet. Diese Anteile werden dann gegen die Einstrahlungswerte
aufgetragen. Abbildung 3.5 zeigt die Entwicklung der energetischen Verteilung fiir geneig-
te und nachgefiihrte Flichen am Beispiel Potsdam. Auch hier zeigt die DNI die groften
Verdanderungen: in den ersten Untersuchungsjahren fillt oft weniger als 10 % der DNI auf
Einstrahlungsniveaus iiber 800 W /m? ein, wihrend zum Ende des Untersuchungszeitraums
etwa 20 % tiber diesem Niveau einfallen. Die gleiche Verdnderung kann auch fiir die GTI
und die GNI beobachtet werden, wenn auch in geringerem AusmaB. Dieser Trend hin zu
hoheren Einstrahlungsniveaus hat z.B. Konsequenzen fiir die Modellierung des Verhaltens
von PV-Modulen (die dariiber hinaus auch durch die Anderung des Diffusstrahlungs-Anteils
betroffen ist) oder die Auslegung und Simulation von Wechselrichtern. Eine umfassende
Beurteilung dieser Effekte ist im Rahmen der vorliegenden Arbeit nicht moglich und wiirde
dariiber hinaus zeitlich hoher aufgeloste Daten, als die hier vorliegenden Stundenwerte
erfordern (Burger und Riither 2006).
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3.6 Diskussion der Ergebnisse

Bei der Analyse der langfristigen Entwicklung der Einstrahlung und deren Auswirkung auf
Solarstrahlungsprognosen treten einige unausweichliche Unsicherheiten und Herausforde-
rungen auf:
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* Wiihrend einige Ansitze existieren (Reda 2011; Strobel u. a. 2009), ist eine allgemein
akzeptierte Methodik zur standortspezifischen Einschédtzung der Unsicherheiten von
Solarstrahlungsmessungen iiber einen bestimmten Zeitraum (z.B. ein Jahr) nicht ver-
fiigbar (siehe auch Abschnitt 1.4). Der Fokus in diesem Kapitel liegt auf der Analyse
langfristiger Trends, die Unsicherheiten von Einzelmesswerten oder aggregierten
Messungen, wie stiindliche oder jahrliche Werte wurde daher nicht im Detail betrach-
tet. Um die Unsicherheiten so gering wie moglich zu halten, sollten Daten mit der
hochstmoglichen Qualitit verwendet werden: das BSRN misst alle drei Komponen-
ten der Einstrahlung (GHI, DIF, DNI) direkt und mit dem heute hochstméglichen
Standard. Fiir die vorliegende Arbeit sind lediglich Messungen der GHI und der DIF
verfiigbar. Auf der anderen Seite, sind BSRN-Daten lediglich fiir einige Stationen
weltweit verfiigbar. Dariiber hinaus starteten die BSRN-Messungen erst anfangs der
1990er Jahre, was eine Bestimmung von langjéhrigen Trends erschwert.

* Wenn Trends aus langjdahrigen Messungen berechnet werden, treten zusitzliche Unsi-
cherheiten durch die Auffiillung fehlender Daten oder die verwendete Methodik zur
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Berechnung von Mittelwerten Unsicherheiten auf (Roesch u. a. 2011). Das gleiche
trifft auf Verdanderung der Qualitdt von Messinstrumenten, der Kalibrierung oder die
Veridnderung allgemeinen Messprinzipien zu (z.B. die Beliiftung von Pyranometern,
die indirekte Messung der Globalstrahlung mit Hilfe von Messungen von DNI und
DIF anstatt der direkten Messung mit Pyranometern, sieche z.B. Gueymard (2009) fiir
Details). Diese Verdnderungen bewirken ebenfalls Trends, die schwer oder unméglich
von den »wahren« Trends der eigentlichen Messgroe zu unterscheiden sind.

* Die Einstrahlungen auf geneigte oder nachgefiihrte Flichen wurden in der vorlie-
genden Untersuchung modelliert, nicht gemessen. Wihrend fiir die Direktstrahlung
lediglich einfache geometrische Berechnungen notwendig sind, die nicht erwarten
lassen, Verschiebungen iiber die Zeit hervorzurufen, muss fiir die Umrechnung der
Diffusstrahlung ein komplizierteres Modell verwendet werden. Die Moglichkeit, dass
dieses Modell die Ergebnisse beeinflusst, kann nicht ausgeschlossen werden. Ein Test
mit einem anderen Modell, ergab jedoch vergleichbare Resultate.

* Die Analyse basiert auf Bodenmessungen; fiir SRAs werden fiir gewohnlich allerdings
Satellitendaten verwendet. Es gibt einige Veroffentlichungen, die die Ubereinstim-
mung von Trends aus Bodenmessungen mit denen aus Satellitendaten vergleichen.
Diese konzentrieren sich jedoch in erster Linie auf die GHI und die DNI (Pinker
u. a. 2005; Lohmann, Schillings, u. a. 2006; Lohmann, Riihimaki, u. a. 2007; Posselt
u.a. 2012). Fiir die Verwendung in SRAs sollten jedoch auch Trends fiir die diffuse
und direkte Einstrahlung in verschieden geneigte und nachgefiihrte Flichen weiter
untersucht werden. Diese Untersuchungen sollten besonders die zusétzlichen Unsi-
cherheiten, die sich aus der Verwendung von Satellitendaten ergeben, berticksichtigen.

Trotz der Unsicherheiten gibt es Fakten, die das Vertrauen in die tatsichliche Existenz
der hier untersuchten Trends erhohen: Die berechneten Trends entsprechen der Hohe
und dem Vorzeichen nach bereits publizierten Untersuchungen, die mit unterschiedlichen
Messinstrumenten, verschiedenen Ansitzen zur Berechnung und an diversen Standorten
durchgefiihrt wurden. Veridnderungen der Solarstrahlung am Erdboden sind nicht nur durch
direkte Messungen nachzuvollziehen, sondern auch durch Messungen verwandter Grof3en,
wie der Sonnenscheindauer oder der tiglichen Temperaturspreizung (Wild 2009a, 2012).
Eine erhohte Einstrahlung und erhohte Anlagenertrage konnen dariiber hinaus auch an
PV-Systemen beobachtet werden: In den letzten Jahren lagen die gemessene Solarstrahlung
in Modulebene und die Anlagenertrige regelmiBig iiber den Prognosen, die auf Basis von
langjdhrigen Mittelwerten aus der Vergangenheit erzeugt wurden (siehe z.B. B. Miiller,
Heydenreich, Kiefer, u. a. (2009) und Kapitel 4).

Wenn langfristige Trends der Solarstrahlung existieren, stellt sich die Frage, wie sich
diese in der Zukunft entwickeln werden. Projektionen solcher zukiinftiger Trends wiren
prinzipiell mit globalen Klimamodellen moglich. Mit der gegenwiértigen Generation von Kli-
mamodellen sind solche Projektionen jedoch noch mit beachtlichen Unsicherheiten behaftet,
da sie auf kritische Weise von Hypothesen zur zukiinftigen Entwicklung der anthropogenen
Aerosol-Emissionen und von Annahmen zur Verinderung der Wolkenbildung abhingen.
Untersuchungen zeigen zudem, dass gegenwirtige Klimamodelle nicht in der Lage sind, die
Verdnderungen der GHI in den vergangenen Dekaden addquat nachzubilden (Wild 2009b;
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Wild und Schmucki 201 1; Ruckstuhl und Norris 2009). Als Fazit kann festgehalten werden,
dass die Entwicklung der Solarstrahlung in der Zukunft unbekannt ist.

Um die Auswirkungen zukiinftiger unbekannter Trends auf Solarstrahlungsprognosen
abschitzen zu konnen, werden daher drei verschiedene Szenarien betrachtet:

1. Persistenz des Trends: Der Brightening-Trend der Vergangenheit hilt an

2. Persistenz des Mittelwertes: Die Einstrahlung verharrt auf dem gegenwértigen Niveau.
Als Indikator fiir die gegenwirtige mittlere jdhrliche Einstrahlung wird der Endpunkt
der Trendlinie verwendet.

3. Trendumkehr: Der Brightening-Trend aus der Vergangenheit wechselt mit sofortiger
Wirkung sein Vorzeichen.

Wiihrend das erste Szenario als Erwartung fiir eine obere Grenze angesehen werden kann,
stellt das dritte Szenario die Erwartung fiir die untere Grenze der zukiinftig moglichen
Entwicklung der Einstrahlung dar. Die weitere Analyse basiert auf den Annahmen, dass
die zukiinftige Entwicklung der Einstrahlung unbekannt ist (ein zukiinftiger Anstieg ist
damit ebenso wahrscheinlich, wie ein zukiinftiger Riickgang) und das das gegenwirtige
Einstrahlungsniveau iiber dem langjihrigen Mittelwert im Untersuchungszeitraum liegt
(was aus den Ergebnissen der vorangegangenen Abschnitte geschlussfolgert werden kann).
Das fehlende Wissen zur zukiinftigen Entwicklung der Einstrahlung konnte ebenfalls mittels
Wahrscheinlichkeitslehre und der Annahme einer Gleichverteilung beschrieben werden.
Weiterhin konnten auch die oberen und unteren Grenzen zur zukiinftigen Entwicklung aus-
geweitet werden. Solange die vorgenannten Annahmen gelten, sollten sich die im Folgenden
gezogenen Schlussfolgerungen allerdings nicht unterscheiden.

Abbildung 3.6 zeigt die Szenarien fiir die mittleren Anomalien zusammen mit verschie-
denen Referenzzeitraumen fiir ein hypothetisches SRA im Jahr 2011. Die Zahlen fiir alle
Standorte sind in Tabelle 3.4 gegeben (die verwendeten Trends fiir Szenarios 1 und 3 sind
in Tabelle 3.2 zu finden).

Abbildung 3.6 zeigt, das der 30-jdhrige Referenzzeitraum die zukiinftige Einstrahlung
selbst dann um —1,3 % unterschitzt, wenn eine sofortige Trendumkehr einsetzt. Der 20-
jahrige Mittelwert liegt niher zum Trendumkehr-Szenario (0,3 %), allerdings ist der 10-
jahrige Mittelwert der beste Schitzwert fiir die beiden anderen Szenarien. Der 10-jdhrige
Mittelwert stellt immer dann den besten Schitzwert dar, wenn der zukiinftige Trend ober-
halb von —2,3 % liegt, was den groBten Bereich der moglichen Trends in der Zukunft
abdeckt. Der 30-jdhrige Mittelwert stellt hingegen nur dann den besten Schitzwert dar,
wenn der Trend in der Zukunft unterhalb von —3,9 % liegt, was eine sofortige Trendum-
kehr zu einer starken Dimming-Phase bedeuten wiirde. Zwischen diesen beiden Werten,
stellt der 20-jdhrige Mittelwert den besten Schitzwert dar. Es bleibt festzuhalten, das der
10-jahrige Mittelwert einen grof3en Bereich der moglichen zukiinftigen Einstrahlungen un-
terschitzt. Erst wenn der zukiinftige Trend unterhalb von —1,5 % liegt, wird die zukiinftige
Einstrahlung iiberschitzt. Aus diesem Grund stellt dieser Mittelwert immer noch einen eher
konservativen Schitzwert dar. Aus Tabelle 3.4 ist ersichtlich, dass diese Schlussfolgerung
auch fiir die Einzelstandorte gilt.
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3.6 Diskussion der Ergebnisse

Abbildung 3.6: Szenarien bei
der Abschitzung des zukiinftigen
Solarstrahlungs-Potenzials. Der
gleitende Durchschnitt der mittle-
ren GHI-Anomalien (in schwarz)
und die Trendlinien (griin fiir
die Dimming-Phase und blau fiir
die Brightening-Phase) werden
zusammen mit drei Szenarien zur
Entwicklung der Einstrahlung in
der Zukunft gezeigt. Der Bereich
der moglichen zukiinftigen Ein-
strahlung ist durch die rote Fldche
angedeutet. Die sich ergebenden
mittleren Einstrahlungswerte fiir
die drei Szenarien sind als rote
Linien dargestellt.
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Tabelle 3.4: Abweichungen der mittleren GHI in verschieden langen Referenzzeitraumen
und den drei untersuchten Szenarien gegeniiber dem langfristigen Mittelwert (1951 bis
2010). Der Standort Fichtelberg wurde aufgrund von Datenliicken in den letzten Jahren

nicht betrachtet.
Referenzzeitraume Szenarios

30 Jahre 20 Jahre 10 Jahre Persistenz Persistenz  Trend-

(1981- (1991- (2001-  des Trends des Mittels umkehr

2010) 2010) 2010)
Station % % % % % %
Braunschweig 1,8 34 4.5 10,6 6,8 3,0
Hamburg —-0,6 1,2 2.8 9,1 5,1 1,0
Hohenpeiflenberg —1,2 —-0,3 2.4 4.8 2,2 —-0.4
Potsdam 1,0 3,0 3,6 10,5 6,5 2.4
Trier 0,8 2,2 32 6.4 43 2,1
Weihenstephan 0,0 1,6 4.6 9,0 53 1,6
Wiirzburg 0,9 2,6 34 7,2 4.7 2,1
Mittel 0,7 2,3 3,7 8,6 53 2,0
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Die gezogenen Schlussfolgerungen sollten auch giiltig sein (allerdings mit umgekehrten
Vorzeichen), wenn in der jiingeren Vergangenheit eine Dimming-Phase zu beobachten gewe-
sen wire. Nur im Falle einer Trendumkehr oder bei Vorliegen von eher kurzfristigen Trends
(kiirzer als die Referenzperiode) wiirde der Mittelwert eines ldngeren Referenzzeitraums
einen besseren Schitzwert darstellen, als der eines 10-jdhriger Referenzzeitraums.

Betrachtet man Abbildung 3.6, konnte man zu dem Schluss kommen, dass der Endpunkt
der Trendlinie (»die Persistenz des Mittelwertes«) selbst einen guten Schitzwert darstellen
wiirde. Die Verwendung des Endpunkts einer Regressionsgerade kann allerdings zusétzliche
Unsicherheiten einfiihren. Dariiber hinaus ist das Vorliegen eines einzelnen Jahreswertes
nicht ausreichend um eine geeignete Prognose zu erstellen: SRA erfordern Einstrahlungs-
werte in hoher zeitlicher Auflosung um eine verlissliche Simulation des Systemverhaltens
der PV-Anlage zu ermoglichen. Die Anpassung der Zeitreihe des Referenzzeitraums auf den
gewihlten Jahreswert oder die Verkniipfung von Bruchstiicken der Zeitreihe zu einem TMY
mit dem entsprechenden Jahreswert, birgt das Risiko in sich die energetische Verteilung der
Zeitreihe zu verzerren (siehe Abschnitt 3.5).

Ein alternativer Ansatz besteht in der Verwendung der gesamten Zeitreihe der jeweils
letzten 10 Jahre als Zeitreihe fiir den Referenzzeitraum. Durch die gute Verfiigbarkeit von
hochqualitativen Satellitendaten und die heute verfiigbare Rechenleistung ist dieser Ansatz
in der Praxis problemlos zu realisieren.

3.7 Zusammenfassung und Fazit

Der Zeitraum 1951 bis 2010 ist in Deutschland klar in eine Dimming-Phase, in der die
mittlere jdhrliche Globalstrahlung zuriickging, und eine Brightening-Phase, in der die
Einstrahlung anstieg, geteilt. Der Wendepunkt befindet sich am Anfang der 1980er Jah-
re. Fiir die hier analysierten Messstationen betrigt der Trend fiir die Dimming-Phase
(—1,7+1,3) %/Dekade, und der Trend fiir die Brightening-Phase (3,3 + 1,6) % /Dekade.
Der beobachtete Brightening-Trend ist bedingt durch einen Anstieg der Direktstrahlung
und einen (im Vergleich etwas geringeren) Riickgang der Diffusstrahlung. Da der Anteil
der Direktstrahlung zunimmt, sind die Trends fiir geneigte oder nachgefiihrte Flichen noch
ausgepragter.

Diese Trends erschweren die Festlegung eines reprédsentativen oder »wahren« langjdhrigen
Mittelwerts, der als Schitzwert fiir die zukiinftig zu erwartende Solarstrahlung verwendet
werden kann. Historische Messwerte aus Deutschland zeigen, dass die Verwendung einer
mittleren horizontalen Einstrahlung aus der Vergangenheit zur Prognose der Einstrahlung
in den jeweils folgenden 20 Jahren eine Unsicherheit von etwa 3 % in sich birgt. Fiir die
Globalstrahlung in eine 30° geneigte, siidausgerichtete Fliche wird diese durch das Vorliegen
langjdhriger Trends verursachte Unsicherheit auf 4 % bis 5 %, fiir die Globalstrahlung in
eine zweiachsig nachgefiihrte Fliche auf 6 % bis 7 % und fiir die Direktnormalstrahlung auf
15 % geschitzt. Diese Werte stellen signifikante zusétzliche Unsicherheiten fiir SRAs dar.

Bei Vorliegen langfristiger Trends stellt sich damit nicht mehr die Frage, welches der
»wahre« klimatologische Wert ist, sondern welcher Wert als der beste Schitzwert fiir die
nédchsten 20 Jahre angenommen werden kann. Ein passender Schitzwert sollte aus einem
aktuellen Zeitraum abgeleitet werden, der lang genug ist, um den Einfluss einzelner Jahre
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auszugleichen, aber kurz genug ist um den Einfluss vergangener Trends zu reduzieren. Es
wird vorgeschlagen, Einstrahlungsdaten der letzten 10 Jahre, als Kompromiss zur Erfiillung
dieser Voraussetzungen, zu verwenden.

Wenn diese Methodik auf aktuelle SRAs in Deutschland angewendet wird, wird eine im
Vergleich zur Verwendung 30-jdhriger Mittelwerte um etwa 3 % hohere Globalstrahlung
horizontal und eine um bis zu 5 % hohere Einstrahlung in geneigte Flachen erwartet. Fiir
nachgefiihrte Flichen und die Direktnormalstrahlung sind noch hohere Abweichungen zu
erwarten.

Obwohl diese Analyse auf Deutschland bezogen ist, sollten diese Schlussfolgerungen
auch auf andere Gegenden zutreffen, fiir die langfristige Trends der Solarstrahlung zu
beobachten sind.
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Kapitel 4

Vergleich von Ertragsprognosen und
Messungen an realen Anlagen

In diesem Kapitel erfolgt ein Vergleich von Ertragsprognosen mit gemessenen Einstrahlun-
gen in Modulebene und Ertrigen von kommerziell betriebenen PV-Kraftwerken.

Das Fraunhofer ISE hat in den letzten Jahren hunderte von Ertragsprognosen fiir kommer-
ziell betriebene PV-Kraftwerke erstellt. Gleichzeitig werden etwa 300 Anlagen im Auftrag
von Kunden kontinuierlich vermessen. Die Schnittmenge von etwa 100 Anlagen, fiir die so-
wohl Ertragsprognosen erstellt wurden, als auch das Monitoring vom ISE durchgefiihrt wird,
bildet die Grundlage fiir den in diesem Kapitel vorgenommenen Vergleich. Die Messdaten
liegen dabei fiir die GPOA und den Ertrag vor. Aus diesen Daten lésst sich die »performance
ratio« / Anlagennutzungsgrad (PR) berechnen, die im weiteren Verlauf dieses Kapitels als
Kennzahl zur Bewertung des Systemverhaltens des PV-Kraftwerks verwendet wird (sieche
zur Definition und zu Details zur PR IEC 61724 1998; Reich u. a. 2012).

Die Ergebnisse dieses Kapitels sind in einer Vorversion bereits in B. Miiller, Hardt, u. a.
(2015) veroffentlicht. Fiir die vorliegende Arbeit wurden jedoch die Messdaten aktualisiert,
die Auswertung und Diskussion der Ergebnisse vertieft und die auftretenden Unsicherheiten
der Prognosen detaillierter quantifiziert und untersucht.

4.1 Validierung von Ertragsprognosen mit Messdaten

4.1.1 Ertragsprognosen

Die ersten fiir den Vergleich verfiigbaren Ertragsprognosen wurden im Jahre 2004 erstellt.
Aus Griinden der Datenverfiigbarkeit und Wirtschaftlichkeit wurden zu dieser Zeit noch
keine vollstindigen Zeitreihen der Solarstrahlung fiir den gesamten Referenzzeitraum ver-
wendet. Stattdessen kamen entweder deutsche TMY (Webs u. a. 2005) oder Zeitreihen des
»Satel-Light«-Projekts zum Einsatz. Diese Zeitreihen wurden dann auf langjéhrige Mittel-
werte der Solarstrahlung im verwendeten Referenzzeitraum normiert. Als Referenzzeitraum
wurde in den ersten Prognosen fiir Standorte in Deutschland der Zeitraum 1981 bis 2000
verwendet. Spitere Ertragsprognosen verwendeten teilweise Mittelwerte iiber noch lingere
Referenzzeitraume: von 1981 bis zu dem der Erstellung der Prognose vorausgehenden
Kalenderjahr. Im Maximum wird fiir die hier untersuchten Ertragsprognosen ein Referenz-
zeitraum von 26 Jahren verwendet (1981 bis 2006). Die Mittelwerte der Solarstrahlung
fiir Deutschland wurden vom DWD bezogen. Diese Mittelwerte werden im Folgenden
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als »DWD-Rasterdaten« bezeichnet (fiir mehr Details zu dieser Datenquelle siehe Riecke
2011). Fiir alle Standorte auerhalb Deutschlands wurden mittlere Einstrahlungswerte der
Universitit Oldenburg verwendet. Der Referenzzeitraum erstreckt sich hier von 1998 bis
zum der Erstellung der Prognose vorausgehenden Kalenderjahr. Zur Berechnung der GPOA
wurde das Modell von Klucher (1979) eingesetzt.

Die Simulation des Ertrags im Referenzzeitraum erfolgte in den ersten Jahren mit der
Simulationsumgebung »INSEL« (Schumacher 2014); seit etwa 2008 wird die am ISE
entwickelte Software »Zenit« (B. Miiller 2006) eingesetzt.

Fiir die hier untersuchten Ertragsprognosen wurden noch keine langfristigen Verinde-
rungen des Systemverhaltens oder der meteorologischen Bedingungen zur Bestimmung
des prognostizierten Ertrags beriicksichtigt. Sie projizieren damit Ertrag (und PR) des
Referenzzeitraums unverindert in den Prognosezeitraum.

4.1.2 Verwendete Messdaten und Unsicherheiten beim Vergleich
der Prognosen mit Messungen

Fiir die folgenden Untersuchungen stehen im Rahmen dieser Arbeit Messdaten vom jeweili-
gen Jahr der Inbetriebnahme einer Anlage bis zum Jahr 2015 zur Verfiigung. Der Vergleich
der prognostizierten Werte mit den Messdaten erfolgt wiederum mit Hilfe der fiir jede
Anlage berechneten MBD sowie den darauf aufbauenden Kennzahlen MBD und SD.

Alle Messdaten wurden mit dem {iiblichen Fraunhofer ISE Monitoring-System aufge-
nommen. Die Daten werden dabei jede Sekunde gemessen, zu fiinf-miniitigen Mittelwerten
aggregiert und von einem industriellen Datenlogger gespeichert. Jede Nacht werden die
Daten ins Institut transferiert und dort einer Reihe von Plausibilitits- und Qualitéts-Tests
unterzogen.

Fiir die Messung der GPOA werden Silizium-Referenzzellen verwendet. Diese Zellen
werden regelméfig im Fraunhofer ISE CalLab kalibriert. Die Kalibrierunsicherheit betrigt
1 %. Beriicksichtigt man neben der reinen Kalibrierunsicherheit weitere Unsicherheitsquel-
len, wie die Linearitit der Zellen und das Datenerfassungssystem, kann die Messunsicherheit
fiir Jahreswerte auf etwa 2 % bis 3 % geschitzt werden.

Da Referenzzellen dhnliche physikalische Eigenschaften wie PV-Module gleicher Tech-
nologie aufweisen, messen sie die Solarstrahlung, die fiir das PV-Modul »sichtbar ist«.
Ertragsprognosen verwenden hingegen breitbandige, in der Regel satellitenbasierte Strah-
lungsdaten, die dhnliche physikalische Eigenschaften wie Pyranometer-Messungen auf-
weisen. Diese Strahlungsdaten unterscheiden sich von Messungen durch Referenzzellen
hauptsichlich durch die unterschiedliche winkelabhingige Sensitivitit, spektrale Effekte
und Einfliisse durch Verschmutzung. Um diesen Unterschieden Rechnung zu tragen, wird
die in den Ertragsprognosen prognostizierte GPOA zum Vergleich mit den Messdaten um
die prognostizierten winkelabhéngigen, durch Verschmutzung bedingten und spektralen
Verlustfaktoren korrigiert. Die prognostizierte PR wird anschlieBend auf dieser Basis neu
berechnet. Diese einfache Umrechnungsmethode scheint fiir bestimmte Typen von Refe-
renzzellen und Jahreswerte der GPOA recht gute Ergebnisse zu erzielen (siehe Reich u. a.
2012, Abbildung 2). Zu beachten ist allerdings, dass fiir die Mehrheit der hier verwendeten
Strahlungsmessungen im Laufe der Zeit unterschiedliche Typen von Referenzzellen zum
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Einsatz kamen. Sowohl unterschiedliche Typen von Referenzzellen, als auch einzelne Refe-
renzzellen vom gleichen Typ konnen sich jedoch in ihren Eigenschaften stark unterscheiden
(Driesse und Zaaiman 2015). Damit unterscheiden sich auch die jeweiligen Abweichungen
zu einer Pyranometermessung am gleichen Standort. Die zusitzlichen Unsicherheiten durch
die Umrechnung der GPOA werden daher auf etwa 2 % bis 3 % geschitzt, was zu einer kom-
binierten Unsicherheit von etwa £3 % bis +4 % fiir die Berechnung der MBDs zwischen
korrigierter prognostizierter GPOA und Messwerten fiihrt. Die notwendige Umrechnung
der prognostizierten GPOA kann dabei durch eine systematische Uber- oder Unterschitzung
der Abweichung zwischen breitbandiger und mit Referenzzellen gemessener Einstrahlung
auch einen Einfluss auf die berechnete MBD haben.

Die Unsicherheiten der Messung des (AC-) Energieertrages werden auf etwa 1 % ge-
schitzt. Fiir den spezifischen Energieertrag konnen zusitzliche Unsicherheiten durch Abwei-
chungen zwischen nominaler und tatsidchlich installierter Leistung auftreten. Die Unsicher-
heiten bei der Bestimmung der installierten Leistung einer PV-Anlage entsteht durch zwei
Faktoren: auf der einen Seite besteht eine Messunsicherheit im Rahmen der Leistungsmes-
sung von PV-Modulen. PV-Module mit kristallinen Siliziumzellen konnen heute mit einer
Unsicherheit von 0,8 % gemessen werden, wihrend die Unsicherheiten vor 5 bis 10 Jahren
im Bereich von etwa 1,5 % bis 2,5 % lagen (Dirnberger und Kréling 2013, Unsicherheiten
umgerechnet auf Standardunsicherheiten). Auf der anderen Seite konnen aus wirtschaftli-
chen Griinden nicht alle Module eines PV-Kraftwerks in modernsten Laboren mit geringen
Unsicherheiten gemessen werden. Die dadurch erforderliche Auswahl von Stichproben zur
Messung fiihrt zu zusitzlichen Unsicherheiten (Jantsch u. a. 2012). Dariiber hinaus miissen
Aspekte der Anfangsstabilitdt wie lichtinduzierte Degradation (LID, Leistungsverlust von
0 % bis 2 % nach 20kWh/ m? Einstrahlung bei kristallinem Silizium) beriicksichtigt werden
(Dirnberger 2014). Nimmt man aufgrund dieser Tatsachen eine zusétzliche Unsicherheit
von 2 % fiir die tatsdchlich installierte Leistung an, liegt die Unsicherheit bei der Ermittlung
der MBDs fiir den spezifischen Energieertrag bei 2 % bis £2.,5 %.

Im Ergebnis wird die Unsicherheit der berechneten MBDs der PR auf etwa +4 % bis
+4.5 % geschitzt. Mogliche systematische Abweichungen durch die Korrektur der pro-
gnostizierten GPOA beeinflussen auch die korrigierte prognostizierte PR. Eine mogliche
systematische Uber- oder Unterschiitzung der Abweichungen bei der Korrektur der GPOA
um 2 % bis 3 % (siehe oben) wird daher auch eine systematische Beeinflussung der MBD
der PR in etwa gleicher Hohe, aber mit umgekehrten Vorzeichen hervorrufen.

Aufgrund der nicht vorhandenen Pyranometer-Messungen und der damit notwendigen
Umrechnung der Einstrahlung sind die geschitzten Unsicherheiten bei der Ermittlung der
MBDs fiir die GPOA und die PR etwa doppelt so groB3, wie die Unsicherheiten fiir den
Vergleich des Ertrags. Die Unsicherheiten der beiden erstgenannten Groflen konnen zudem
systematische Einfliisse in Hohe von 2 % bis 3 % beinhalten, was zu einer Verzerrung
der jeweiligen MBD fiir diese GroBen fithren kann. Damit kénnen auch MBDs in dieser
GroBenordnung nicht direkt auf systematische Abweichungen der Prognosen zuriickgefiihrt
werden. Fiir den Ertrag wird hingegen keine systematischen Beeinflussungen der MBD
erwartet. Eine von Null verschiedene MBD des Ertrags deutet daher auf systematische
Abweichungen der Prognosen gegeniiber den Messungen hin.

Fiir eine detailliertere Beschreibung des verwendeten Monitoring-Systems sei auf Reich
u.a. (2012) und B. Miiller, Heydenreich, Kiefer, u. a. (2009) verwiesen.
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Abbildung 4.1: Ubersicht iiber die Stand-
orte der untersuchten PV-Anlagen

4.1.3 Fur die Untersuchung verfiugbare Anlagen

Ertragsprognosen schitzen den langfristigen Energieertrag eines PV-Systems ab. Zur Vali-
dierung der Prognosen sind daher moglichst langjdhrige Messdaten erforderlich. Gleich-
zeitig sind jedoch hohe Anforderungen sowohl an die Datenverfiigbarkeit und Validitit
der Monitoring-Daten als auch an die Verfiigbarkeit der PV-Kraftwerke zu stellen, um die
Ergebnisse eines Vergleichs von Prognosen mit Messungen nicht zu verzerren.

In B. Miiller, Hardt, u. a. (2015) wurden daher verschiedene Kriterien definiert, um diese
Anforderungen in Bezug auf einzubeziehende Anlagen und Messdaten zu erfiillen. Nach
Anwendung dieser Kriterien wurden 26 Anlagen identifiziert, die auch in der vorliegenden
Arbeit fiir den Vergleich von Ertragsprognosen mit Messungen verwendet werden. Bei drei
Anlagen handelt es sich um einachsig nachgefiihrte Anlagen, alle anderen Anlagen weisen
feste Neigungswinkel in einem Bereich von 15° bis 30° auf. Die Ausrichtung der Anlagen
reicht von Siidost (150°) bis Siidwest (230°). Zwei Anlagen befinden sich in Spanien, alle
anderen in Deutschland. Die Standorte der Anlagen sind in Abbildung 4.1 dargestellt;
weitere Details zu den Anlagen sind in Tabelle 4.1 zu finden.

Zum Zeitpunkt der Untersuchung in B. Miiller, Hardt, u. a. (2015) standen fiir diese
Anlagen 129 Jahre an Messdaten bis zum Jahr 2013 zur Verfiigung, die den definierten
Kriterien in Bezug auf die Qualitédt der Messdaten (z.B. jdhrliche Datenverfiigbarkeit >98 %,
Validitit der Messdaten) und die Verfiigbarkeit der Anlagen (keine erkennbaren Anlagenaus-
fille) gentigten. Unter Beriicksichtigung der Messdaten bis 2015 stehen fiir diese Anlagen
nun 154 Jahre an validen Daten zur Verfiigung. Dabei konnten fiir drei Anlagen keine
erweiterten Datensétze verwendet werden, da sich diese Anlagen nicht mehr im Monitoring
befinden. Die Daten fiir diese Anlagen wurden daher unverindert iibernommen. Nach der
Aktualisierung der Messdaten stehen fiir zwei Anlagen neun Jahre an Daten zur Verfiigung,
im Minimum drei Jahre und im Mittel 5,9 Jahre Daten pro Anlage. Die Betriebsdauer der
Anlagen bewegt sich bei einem Mittelwert von 8,2 Jahren im Bereich von fiinf bis elf Jahren.
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Tabelle 4.1: Details zu den betrachteten PV-Anlagen. Alle Anlagen sind mit Modulen aus
kristallinem Silizium ausgestattet. Die Anlagen 22 und 24 befinden sich in Spanien, alle
anderen Anlagen in Deutschland (siehe auch Abbildung 4.1). Die Sortierung erfolgt nach
dem Datum der Inbetriebnahme (die dlteste Anlage erhélt die Nummer 1).

Nr. Inbetrieb- Nenn-  Aufstinderungs-  Neigungs- Ausrichtung Verfiigbare

nahme leistung konzept winkel Ausrichtung Daten
[(kWp] [°] [°] [Jahre]
1 2004 1890 einachsig 0 - 9
nachgefiihrt
2 2004 1925 einachsig 0 - 8
nachgefiihrt
3 2005 6262 einachsig 0 - 6
nachgefiihrt
4 2005 73 fest 30 174 9
5 2006 36 fest 30 184 7
6 2006 137 fest 25 183 6
7 2006 257 fest 25 227 5
8 2007 372 fest 24 170 5
9 2007 1012 fest 25 200 5
10 2007 279 fest 25 180 5
11 2007 973 fest 25 180 7
12 2007 763 fest 25 180 5
13 2007 1045 fest 30 182 7
14 2007 497 fest 25 157 5
15 2007 197 fest 25 208 3
16 2007 1553 fest 25 165 6
17 2008 1118 fest 25 180 6
18 2008 738 fest 24 152 7
19 2008 1202 fest 24 188 7
20 2008 400 fest 25 180 4
21 2008 421 fest 24 188 6
22 2008 638 fest 15 165 5
23 2008 926 fest 25 180 6
24 2008 787 fest 15 196 6
25 2008 1320 fest 15 170 4
26 2008 1103 fest 15 186 5
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GPOA PR Yield Abbildung 4.2: Vergleich von Prognose
SO3E2 1 414200 3. TE33 g Messung fiir GPOA, PR und Ertrag
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o durch die Zahlen im jeweiligen Titel der ein-

1(1) zelnen Abbildungen gegeben.

12

13

14

15

16

17

18

19

20

21

22

23

24

25

26

DLOWVLOW oW LOOLDOLDOL{) LOOLDOLDOL{)
~ ! ~—

Predlcted - Measured [%]

4.1.4 Vergleich der Prognosen mit Messdaten

Ziel in diesem Abschnitt ist die Analyse der auftretenden Abweichungen der Prognosen von
den jeweiligen Messwerten. Die Bewertung der Abweichungen erfolgt dabei auf Grundlage
der in Unterabschnitt 4.1.2 vorgenommen Einschétzungen der Messunsicherheiten bzw. der
unter Beriicksichtigung der korrigierten Einstrahlungswerte auftretenden Unsicherheiten.
Auf diese Weise sollen systematische Abweichungen und Unsicherheiten der Prognosen
identifiziert und quantifiziert werden.

Hierzu werden zunichst die jahrlichen relativen MBDs zwischen prognostizierten und ge-
messenen Werten fiir GPOA, PR und spezifischen Energieertrag berechnet. Aulerdem wird
die MBD bezogen auf den Gesamtzeitraum ermittelt. Die Ergebnisse dieser Berechnungen
sind in Abbildung 4.2 dargestellt.

Zu beachten ist, dass sich die dargestellten MBDs aufgrund der unterschiedlichen In-
betriebnahmezeitpunkte und unterschiedlicher Verfiigbarkeit an validen Messdaten auf
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unterschiedlich lange Untersuchungszeitraume beziehen (drei bis neun Jahre Daten tiber
Zeitraume von fiinf bis elf Jahren, sieche Tabelle 4.1). Besonders die GPOA und der Ertrag
konnen bei kurzen Zeitraumen bzw. bei Vorliegen von nur wenigen Jahren an Messdaten auf-
grund von jihrlichen Variationen noch stark von den prognostizierten langjdhrigen Werten
abweichen.

Trotz dieser Einschriankung zeigt Abbildung 4.2 den aktuellen Status der Prognosen
im Vergleich zu den Messungen: die prognostizierte GPOA liegt fiir simtliche Anlagen
unter der gemessenen. Fiir 20 von 26 Anlagen liegt die prognostizierte GPOA zudem mehr
als 4 % unter der Messung und damit aulerhalb der geschitzten Standardunsicherheit fiir
die MBD der GPOA (siehe Unterabschnitt 4.1.2). Dies fiihrt zu einer MBD der GPOA in
Hohe von —5,3 %. Auch diese Abweichung liegt deutlich auerhalb der angenommenen
systematischen Unsicherheit fiir den GPOA-Vergleich von 42 % bis +3 %. Lediglich die
Anlagen 22, 24 und 26 weisen eine sehr kleine negative Abweichung im Bereich von 0 % bis
—1 % auf. Zwei dieser Anlagen (22 und 24) befinden sich in Spanien. Die Ertragsprognosen
dieser Anlagen verwenden Strahlungsdaten aus einer anderen Quelle und mit abweichenden
Referenzzeitraumen im Vergleich zu den iibrigen Anlagen (siehe Unterabschnitt 4.1.1).
Als Schlussfolgerung kann vorerst festgehalten werden, dass die Prognosen die gemessene
GPOA fiir die Anlagen in Deutschland systematisch um etwa —5 % zu unterschitzen
scheinen. Die Griinde fiir diese Unterschidtzung werden in Abschnitt 4.2 untersucht.

Die prognostizierten PR scheint iiber alle Anlagen betrachtet gut mit der Messung der
PR iibereinzustimmen. Die MBD von 1,4 % liegt klar innerhalb der angenommenen Unsi-
cherheiten fiir den PR-Vergleich. Fiir die »obere Hélfte« der Anlagen (die dlteren Anlagen)
scheint sie jedoch in den Prognosen stérker tiberbewertet zu sein. Die Anlagen 4 und 11
weisen positive Abweichungen im Bereich oder iiber den angenommenen Unsicherhei-
ten der MBD der PR von 44 % bis +4,5 % auf. Ursache fiir diese Uberschiitzung ist ein
Riickgang der beobachteten PR im Zeitverlauf. Da die Ertragsprognosen keine langfristigen
Veridnderung des Systemverhaltens beriicksichtigen, die beobachtete PR allerdings nega-
tive Verdnderung des Systemverhaltens zeigt, wird die Differenz von prognostizierter zu
beobachteter PR im Zeitverlauf immer groler. Auch diese systematischen Abweichungen
durch die fehlende Beriicksichtigung langfristiger Anderungen des Systemverhaltens in den
Prognosen werden in Abschnitt 4.2 noch néher analysiert.

Als Konsequenz der im Vergleich zur Messung zu geringen prognostizierten GPOA
und der etwas iiber der Messung liegenden PR, liegt der prognostizierte Energieertrag im
Mittel —3,7 % unter dem gemessenen Ertrag. Fiir 17 Anlagen liegt der prognostizierte Ertrag
unterhalb des Bereichs der Unsicherheiten der MBD von +2 % bis 2,5 %, lediglich bei den
Anlagen 4 und 22 liegt er oberhalb dieses Intervalls. Der prognostizierte Ertrag liegt dabei
bis zu 15 % unter dem in einzelnen Jahren gemessenen Ertrag. Diese hohe Abweichung
beruht auf einem kombinierten Effekt aus jdhrlichen Variationen der Solarstrahlung (mit
jahrlichen Abweichungen vom gemessenen Mittelwert in einem Bereich von —10 % bis
12 %) und der Unterschitzung der Solarstrahlung in den Prognosen (siehe dazu auch
Kapitel 3). Im Ergebnis ldsst sich festhalten, dass auch der Ertrag der Anlagen von den
Prognosen systematisch unterschitzt wird.
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Abbildung 4.3: Histogramm der berechne-
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4.2 Analyse der systematischen Abweichungen

Die Ergebnisse des vorherigen Abschnitts fithren direkt zu der Frage, warum der Energieer-
trag durch die Prognosen systematisch unterschitzt wird. In diesem Abschnitt sollen daher
die Ursachen identifiziert und Ansitze zur Vermeidung solcher systematischen Abweichun-
gen untersucht werden.

4.2.1 Langfristige Veranderungen des Verhaltens des PV-Systems

Wie in Unterabschnitt 4.1.4 festgestellt, beeinflusst die Langzeitstabilitit der untersuch-
ten PV-Systeme die in Abbildung 4.2 dargestellten Abweichungen. Zur weiteren Analyse
werden daher zunéchst die langfristigen linearen Verdnderungsraten des Systemverhaltens
fiir alle Systeme berechnet. Die Berechnung erfolgt auf Basis der originalen Zeitauflosung
der Messdaten (5 Minuten) fiir alle PR-Werte bei gemessenen Einstrahlungen zwischen
800 W /m? bis 1000 W/m? und fiir den jeweiligen Temperaturbereich, der reprisentativ
fiir das konkrete PV-System ist. Details zur Berechnung der Verdanderungsraten und der
verwendeten Filterung finden sich in Kiefer u. a. (2010). Ein signifikanter Einfluss der Um-
gebungstemperatur auf die Ergebnisse ist aufgrund des gewihlten Berechnungs-Verfahrens
weitestgehend ausgeschlossen. Der Term »Degradationsrate« wird hier vermieden, um zwi-
schen Veridnderungen der PR aufgrund von potentiell reversiblen Effekten (z.B. langfristig
zunehmende Verschmutzungsverluste) und nicht-reversibler Degradation von PV-Modulen
oder -Zellen zu unterscheiden. Dariiber hinaus konnen auch potentiell reversible Einfliisse
durch eine etwaige Abnahme der Anlagenverfiigbarkeit trotz sorgfiltiger Datenfilterung
nicht ausgeschlossen werden. Eine Separierung all dieser Effekte ist mit Hilfe der vorlie-
genden Daten nicht moglich. Abbildung 4.3 zeigt das Histogramm der jdhrlichen linearen
Verdnderungsraten aller Anlagen.

Sowohl Mittelwert als auch Median der linearen Verinderungsraten zeigen einen nega-
tiven Trend von etwa —0,6 % /Jahr. Die SD betriigt 0,5 % /Jahr. Eine Anlage weist eine
leicht positive Verdnderungsrate auf (0,1 % /Jahr). Diese positive Verdnderungsrate kann
zum einen auf Messunsicherheiten zuriickzufiihren sein (siehe Kiefer u. a. 2010), auf der
anderen Seite konnen Optimierungen der Anlagen nach Inbetriebnahme (z.B. nachtréigliche
Uberpriifungen und Fehlerbehebungen bei der Verschaltung, Updates der Wechselrichter-
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Abbildung 4.4: Verinderungsraten in Ab- 3
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Software, ...) zu »echten« Verbesserungen fiithren. Sechs Anlagen zeigen eine Minderung
von mehr als —1 % /Jahr. Unter Vernachlédssigung von Messunsicherheiten und reversiblen
Effekten, wiirde dies bedeuten, dass typische Leistungsgarantien von Modulherstellern
(80 % der Nominalleistung nach 20 Jahren) nicht eingehalten werden. Signifikante Un-
terschiede zwischen mono- (5 Anlagen) und polykristallinen Anlagen (22 Anlagen) sind
nicht zu beobachten: der Mittelwert, der Median und die Spannweite sind dhnlich. Die
monokristallinen Anlagen sind allerdings im Mittel #lter. Eine Ubersicht zur Abhingigkeit
der Verdanderungsraten von der Betriebsdauer ist in Abbildung 4.4 gegeben.

Die Ergebnisse sind im Wesentlichen in Ubereinstimmung mit Angaben aus der Literatur.
D. C. Jordan und S. R. Kurtz (2013) fanden auf Basis einer umfassende Literaturstudie zur
langfristigen Performance von PV-Modulen und -Systemen einen Median der Leistungs-
Anderung fiir polykristalline Systeme von —0,5 % /Jahr und fiir monokristalline Anlagen
von —0,2 % /Jahr (jeweils fiir nach dem Jahr 2000 installierte Anlagen). Die GréBenord-
nung der langfristigen Verdnderungen ist damit dhnlich, die hier berechneten Werte deuten
jedoch auf eine etwas stirkere negative Verdnderung hin. In der vorliegenden Untersu-
chung konnten zudem keine Unterschiede zwischen mono- und polykristallinen Anlagen
ausgemacht werden. Beide vorgenannten Abweichungen gegeniiber den in D. C. Jordan
und S. R. Kurtz (2013) publizierten Ergebnissen mogen Hinweise darauf sein, das reversi-
ble Effekte, wie langfristig zunehmende Verschmutzungsverluste oder Veridnderungen der
Anlagenverfiigbarkeit, die hier untersuchten Verdnderungsraten beeinflussen.

Die urspriinglichen Prognosen haben den Ertrag im Referenzzeitraum unverdndert auf
den Prognosezeitraum projiziert. Im Folgenden werden die individuell berechneten linea-
ren Verdnderungsraten der einzelnen Anlagen bei der Bestimmung der prognostizierten
PR und des prognostizierte Ertrag beriicksichtigt. Zu beachten ist, dass dieses Vorgehen
keinen realistischen Fall fiir die Beriicksichtigung von Annahmen zur Langzeitstabilitit
in Ertragsprognosen darstellt, da die tatsidchlichen Veridnderungsraten einzelner Anlagen
im Vorhinein unbekannt sind. Allerdings reduziert dieses Vorgehen die Auswirkungen der
Langzeitstabilitit auf den hier vorgenommenen Vergleich weitgehend. Die Ergebnisse des
Vorgehens sind in Abbildung 4.5 dargestellt.

Im Vergleich zu Abbildung 4.2 entfillt die positive MBD der PR und die auffillige
Verschiebung der PR bei den dlteren Anlagen. Die MBDs aller Einzelanlagen liegen im
Bereich der angenommene Unsicherheit fiir den PR-Vergleich von +4 % bis £+4.5 %.
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GPOA PR Yield Abbildung 4.5: Vergleich von Prognose
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Die Abweichung zwischen prognostiziertem und gemessenen Ertrag sind aufgrund der
Beriicksichtigung der Verinderungsraten ebenfalls beeinflusst: die MBD der Prognosen
von den Messungen liegt nun wie die der GPOA bei etwa —5 %. Bei 22 Anlagen liegt der
prognostizierte Ertrag nun unter der angenommenen Unsicherheit fiir den Vergleich des
Ertrags von 42 % bis £2,5 %. Lediglich bei Anlage 22 liegt er oberhalb dieses Intervalls.
Da die Auswirkungen der langfristigen Verianderungen des Systemverhaltens in den in
Abbildung 4.5 dargestellten Abweichungen beriicksichtigt sind, stellt die MBD des Ertrags
von —5 % damit ein MaB fiir die tatsdchliche Unterschidtzung des Energieertrags in den
Prognosen, aufgrund der Unterschidtzung der GPOA, dar.

4.2.2 Solarstrahlung

Die Ergebnisse in Unterabschnitt 4.1.4 zeigen, dass die GPOA der Anlagen in Deutsch-
land durch die Ertragsprognosen systematisch unterschétzt wird. Diese Ertragsprognosen
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verwenden sehr langfristige Referenzzeitrdume und DWD-Rasterdaten als Quelle der So-
larstrahlungsdaten. Mogliche Ursachen fiir solche systematischen Abweichungen wurden
bereits in Unterabschnitt 1.2.3 identifiziert. Da allerdings keine Messdaten fiir alle invol-
vierten Grofen und Zeitrdume zur Verfiigung stehen, ist die eigentliche Ursache dieser
Unterschitzung nicht direkt zu ermitteln. Im Folgenden werden daher die moglichen Ursa-
chen einzeln diskutiert und ihr moglicher Beitrag zur beobachteten Unterschédtzung néher
analysiert.

Abweichungen zwischen prognostizierter und »wahrer« GHI im Referenzzeitraum kon-
nen an dieser Stelle nicht direkt bewertet werden, da Messungen der GHI im Referenz-
zeitraum fiir die hier untersuchten Standorte nicht verfiigbar sind. Im Rahmen der Quali-
tatssicherung fiir SRAs am Fraunhofer ISE werden jedoch laufend die aktuell bei SRAs
bevorzugt eingesetzten SolarGIS-Daten mit anderen Datenquellen fiir den selben Standort
verglichen. Die betrifft auch die DWD-Rasterdaten. Fiir 94 Standorte von PV-Anlagen und
den Zeitraum 2003 bis 2012 ergibt sich dabei zwischen diesen Datenquellen eine MBD von
0,1 % bei einer SD von etwa 2 %. In Abschnitt 2.1 wurde fiir SolarGIS-Daten eine MBD
von —0,7 % zu Bodenmessungen in Deutschland festgestellt. Daraus lédsst sich schlussfol-
gern, dass eine systematische Abweichung von —5 % zwischen mittels DWD-Rasterdaten
prognostizierter GHI und »wahrer« GHI unwahrscheinlich ist.

Diese Aussage ist allerdings lediglich fiir Daten aus Zeitraumen nach dem Jahr 2000
giiltig. Abweichungen zwischen DWD-Rasterdaten und tatsdchlicher GHI im Zeitraum 1980
bis 2000 (die zudem lediglich als Mittelwert zur Verfiigung stehen) konnen hier mangels
verfiigbarer Messdaten nicht abgeschitzt werden. Es ist davon auszugehen, dass die Qualitt
von dlteren, aus Satellitendaten abgeleiteten Solarstrahlungsdaten im Vergleich zu aktuellen
schlechter ist: sowohl die verwendeten Satelliten (z.B. METEOSAT 1, der in 1979 startete
[Moser und Raschke (1984)] im Vergleich zu »Meteosat Second Generation« heutzutage),
als auch die verwendeten Modelle und weiteren Eingangsparameter zur Ableitung von Strah-
lungsdaten (siehe z.B. Hammer u. a. 2003; Mueller u. a. 2004; Gueymard 2012) wurden
erheblich verbessert. Die vom DWD eingesetzte Methodik zur Ableitung der Rasterdaten
(siehe fiir eine detailiertere Beschreibung Riecke 2011) nutzt allerdings neben den aus
Satelliten abgeleiteten Solarstrahlungsdaten (in monatlicher Zeitauflosung) auch Boden-
messdaten aus dem Messnetz des DWD (gegenwirtig etwa 30 iiber Deutschland verteilte,
mit Pyranometern ausgestattete Stationen). Dabei werden die aus Satelliten abgeleiteten
Strahlungsdaten so angepasst, dass sie an den Standorten, fiir die Bodenmessungen vorlie-
gen, diesen bodengemessenen Daten entsprechen. Mittels raumlicher Interpolation werden
dann die Rasterpunkte mit den Satellitendaten aufgefiillt. Damit bleibt der flichenbezogene
Mittelwert der Bodenmessungen erhalten, wihrend die Satellitendaten genutzt werden,
um die rdumliche Variation abzubilden. Fiir einen (vorwiegend) auf Bodenmessungen ba-
sierenden rdumlichen Mittelwert wiederum, sind systematische Abweichungen in einer
GroBenordnung von —5 % nicht zu erwarten. Es kann daher geschlussfolgert werden, dass
die hier beobachtete Unterschitzung der Einstrahlung fiir 24 rdumlich verteilte SRAs nicht
auf Abweichungen zwischen DWD-Rasterdaten und »wahrer« GHI im Referenzzeitraum
zuriickzufiihren ist.

Abweichungen zwischen prognostizierter und »wahrer« GPOA im Referenzzeitraum
durch Modelle zur Umrechnung der Einstrahlung in Modulebene konnen ebenfalls als Grund
fiir eine systematische Abweichung in einer Groenordnung von —5 % ausgeschlossen

73



Kapitel 4 Vergleich von Ertragsprognosen und Messungen an realen Anlagen

Abbildung 4.6: Auf DWD-Rasterdaten ba-
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werden. Nach Abschnitt 2.2 liegt die mittlere Abweichung gegeniiber Messdaten fiir das bei
der Erstellung der Prognosen eingesetzte Modell von Klucher bei 0,2 %.

Die Tatsache, dass keine Pyranometer-Messungen der GPOA verfiigbar sind und daher
mit Referenzzellen gemessene Einstrahlungen in Modulebene mit korrigierten breitbandigen
Einstrahlungen aus den Ertragsprognosen verglichen werden, ist als weiterer Grund fiir
mogliche Abweichungen zu nennen. Die moglicherweise systematischen Unsicherheiten
durch diese Umrechnung wurden in Unterabschnitt 4.1.2 auf 2 % bis 3 % geschitzt. Es
kann allerdings als unwahrscheinlich angesehen werden, das die Umrechnung allein einen
systematischen Effekt in der hier auftretenden Grofenordnung verursacht.

Abweichungen zwischen »wahrer« GPOA im Referenzzeitraum und »wahrer« GPOA im
Prognosezeitraum konnen mangels entsprechender Messungen an den Anlagenstandorten
ebenfalls nicht direkt quantifiziert werden. Sie konnen jedoch durch einen Vergleich der
mittleren GHI im urspriinglichen Referenzzeitraum der untersuchten Ertragsprognosen und
der aus der gleichen Datenquelle bezogenen GHI im Prognosezeitraum niher analysiert
werden. Fiir diesen Vergleich stehen jahrliche DWD-Rasterdaten im Prognosezeitraum 2005
bis 2015 fiir die deutschen Standorte zur Verfiigung. Die Ergebnisse des Vergleichs sind in
Abbildung 4.6 dargestellt.

Abbildung 4.6 zeigt, dass der Mittelwert der prognostizierten GHI (und damit die GHI im
Referenzzeitraum) fiir alle untersuchten Jahre bis auf 2013 unter dem jdhrlichen Mittelwert
der GHI im Prognosezeitraum 2005 bis 2015 liegt. Lediglich in den Jahren 2010 und 2013
treten positive Abweichungen an Einzelstandorten auf. Die prognostizierte GHI liegt im
Mittel iiber alle Standorte —4,8 % unter der GHI der Jahre 2005 bis 2015. Die Grof3enord-
nung der Abweichung bewegt sich damit leicht unterhalb des Niveaus der Unterschitzung
der GPOA in den Ertragsprognosen.

In Kapitel 3 wurde gezeigt, dass in Deutschland im Zeitraum von Anfang der 1980er
Jahre bis zum Jahr 2010 ein Anstieg der GHI zu verzeichnen war. Dariiber hinaus wurde
gezeigt, dass die Verwendung von sehr langfristigen Referenzzeitraumen bei Vorliegen
von positiven Strahlungstrends zu einer Unterschitzung der GHI und einer noch groBBeren
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Unterschitzung der GPOA im Prognosezeitraum fiihren kann. Wie in Unterabschnitt 4.1.1
beschrieben, verwenden die hier untersuchten Ertragsprognosen Mittelwerte der GHI aus
Referenzzeitraumen von 1981 bis zum Jahr 2006. Die im aktuellen Kapitel beobachtete
Unterschidtzung der GHI und GPOA stimmt damit weitestgehend mit den Ergebnissen aus
Kapitel 3 iiberein und unterstiitzt die dort gezogenen Schlussfolgerungen.

Im folgenden Abschnitt werden daher die Empfehlungen aus Kapitel 3 umgesetzt und ak-
tualisierte Ertragsprognosen unter Verwendung eines 10jdhrigen Referenzzeitraums erstellt.
Fiir die Anlagen in Spanien (22 und 24) sind diese Empfehlungen bereits in den urspriingli-
chen Prognosen (zufillig) umgesetzt: sie verwenden Einstrahlungsdaten der jeweils letzten
10 Jahre vor Erstellung der Prognose (bzw. der Inbetriebnahme der Anlage).

4.3 Aktualisierte Ertragsprognosen

4.3.1 Vorgehensweise zur Aktualisierung der Prognosen

Um die Ertragsprognosen zu aktualisieren, wird SolarGIS als Datenquelle fiir die Zeitrei-
hen der Solarstrahlung verwendet (siche Abschnitt 2.1). Die jeweils letzten 10 Jahre vor
Inbetriebnahme der Anlage werden als Referenzzeitraum verwendet. Die Berechnung der
GPOA erfolgt mit Hilfe des Modells von Perez (Perez, Ineichen, u. a. 1990).

Fiir die Neuberechnung des Ertrags im Referenzzeitraum werden die urspriinglichen
Parameter fiir Wechselrichter und PV-Module verwendet. Teilweise mussten allerdings im
Vergleich zu den urspriinglichen Ertragsprognosen abweichende Modelle verwendet werden.
Fiir einige der urspriinglichen Prognosen wurde »INSEL« zur Simulation verwendet und das
Zwei-Dioden-Modell kam zum Einsatz; aulerdem wurde zumindest fiir die ersten Prognosen
eine Polynom-Interpolation zur Simulation des Wechselrichter-Verhaltens verwendet. An
dieser Stelle erfolgt daher auf Basis der alten Parameter eine Parametrisierung fiir die in
»Zenit« implementierten Modelle (siehe Heydenreich u. a. 2008 fiir das Modulmodell und
Schmidt und Sauer 1996 fiir das Wechselrichter-Modell). Fiir die Simulation der Verluste
durch interne Verschattung konnen nicht alle fiir das aktuelle Modell notwendigen Parameter
aus den urspriinglichen Ertragsprognosen abgeleitet werden (siche B. Miiller, Reis, u. a.
2012 fiir Details zum in »Zenit« verwendeten Modell). An dieser Stelle werden daher die in
den urspriinglichen Simulationen bestimmten prozentualen Verluste als Verlustfaktoren fiir
die aktualisierten Ertragsprognosen verwendet.

Die in Unterabschnitt 4.2.1 ermittelten individuellen Verinderungsraten des Systemver-
haltens (also der PR) konnen nicht als addquat fiir die Verwendung in Ertragsprognosen
angesehen werden, da diese Verdnderungsraten im Vorhinein nicht bekannt sind. Fiir alle ak-
tualisierten Ertragsprognosen wurde daher die mittlere Verénderungsrate von —0,6 % /Jahr
angenommen. Da mogliche Veridnderungen der meteorologischen Bedingungen im Pro-
gnosezeitraum an einem konkreten Standort nach aktuellem Stand der Wissenschaft nicht
verldsslich prognostiziert werden konnen (siehe Kapitel 3), wurden keine Verdnderung des
Ertrags durch diesen Effekt beriicksichtigt.

Im Ergebnis der Aktualisierung liegt die prognostizierte GHI im Mittel 5,4 % iiber den
originalen Prognosen. Die Abweichungen bei den einzelnen Anlagen bewegen sich in
einem Bereich von 1,3 % bis 7,9 %. Diese Abweichungen sind sowohl von Auswirkungen
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der kiirzeren Referenzzeitriume als auch vom Wechsel der Datenquelle (SolarGIS statt
DWD-Rasterdaten) beeinflusst. Die korrigierte GPOA steigt im Mittel um 7,9 % (0,3 %
bis 11,5 % fiir Einzelanlagen). Zur Verdnderung der GPOA tragen (neben den fiir die GHI
genannten Griinden) auch Auswirkungen des Wechsels des Modells zur Berechnung der
GPOA (Perez statt Klucher) sowie der zugrunde liegenden Zeitreihen fiir den Referenzzeit-
raum (SolarGIS statt TMY bzw. »Satel-Light«) bei. Fiir die PR ergibt sich im Mittel eine
Verringerung von —1,3 %-Punkten (—3,7 %-Punkte bis 0,9 %-Punkte fiir Einzelanlagen).
Die Verringerung der prognostizierten PR ist im Wesentlichen auf die Beriicksichtigung der
Veridnderungsraten des Systemverhaltens zuriickzufiihren. Die simulierte PR im Referenz-
zeitraum steigt hingegen im Mittel um 0,4 %-Punkte an (—1,6 %-Punkte bis 2,8 %-Punkte
fiir Einzelanlagen). Beim prognostizierten Ertrag ergibt sich im Mittel eine Erh6hung um
6,3 % (—1,1 % bis 12,3 % fiir Einzelanlagen).

4.3.2 Vergleich mit Messdaten

Der Vergleich der aktualisierten Prognosen mit den Messdaten ist in Abbildung 4.7 darge-
stellt.

Danach fiihrt die Verwendung aktueller Strahlungsdaten sowie der 10jdhrigen Referenz-
zeitriume zu einer MBD der prognostizierten GPOA von 2,2 %. Die MBDs fiir 21 von 26
Anlagen liegen innerhalb der angenommenen Unsicherheiten des Vergleichs der GPOA von
+3 % bis £4 %. Da durch die Umrechnung der breitbandigen GPOA auf mit Referenzzellen
gemessene Einstrahlungen systematische Abweichungen beim Vergleich der PR auftreten
konnen (die in Unterabschnitt 4.1.2 auf 2 % bis 3 % geschiitzt wurden), liegt auch die MBD
der GPOA noch im Bereich der angenommenen Unsicherheiten.

Die positive MBD der GPOA scheint (im Gegensatz zur auftretenden Unterschitzung bei
den urspriinglichen Prognosen, sieche Abbildung 4.6) nur zu einem relativ geringen Anteil
auf Abweichungen zwischen der auf den SolarGIS-Daten basierten GHI im Referenz- und
Prognosezeitraum zuriickzufiihren zu sein. Neben Daten fiir den Referenzzeitraum stehen
auch SolarGIS-Daten fiir den Prognosezeitraum bis zum Jahr 2013 zur Verfiigung. Die
MBD der GHI im Prognosezeitraum bis 2013 gegeniiber der GHI im Referenzzeitraum
betriigt dabei lediglich 1,0 %, wihrend die MBD der prognostizierten GPOA gegeniiber der
gemessenen in diesem Zeitraum 3,1 % betrigt. Diese im Vergleich zur GHI relativ hohe
Abweichung bei der GPOA kann auf einen systematischen Einfluss durch die Umrechnung
der auf Basis von SolarGIS-Daten berechneten GPOA der Prognosen auf die mit Referenz-
zellen gemessene GPOA der Messdaten hinweisen. Beim Vergleich der GPOA fiir einzelne
Anlagen ist auch hier zu beachten, dass sich die MBDs auf einen Vergleich von langjihrigen
Prognosen mit Messdaten fiir lediglich drei bis neun Jahre beziehen. Der Einfluss einzelner
Jahre auf die mittlere gemessene GPOA im Prognosezeitraum kann aufgrund jihrlicher
Variationen der Solarstrahlung fiir einige Anlagen daher noch sehr grof3 sein.

Die beobachteten Abweichungen der PR sind mit einer MBD nahe Null und einer SD von
etwa 2 % sehr gering. Die MBDs aller Einzelanlagen liegen im Bereich der angenommenen
Unsicherheit fiir den PR-Vergleich (£4 % bis £4,5 %). Die eher positiven Abweichungen
bei vielen dlteren Anlagen konnen teilweise durch Abweichungen von der angenommenen
mittleren Verdnderungsrate des Systemverhaltens (—0,6 % /Jahr) erklédrt werden. Durch
mogliche systematischen Abweichungen bei der Strahlungsumrechnung kénnen allerdings
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Abbildung 4.7: Vergleich von aktualisier- GPOA PR Yield
ten Ertragsprognosen und Messungen. Zur +2.242.3  +0.14£2.1  +2.3£3.5
Beriicksichtigung langfristiger Verdnderun-
gen des Systemverhaltens wurde fiir alle An-
lagen ein Wert von —0,6 % /Jahr angenom-
men.

© 00 N O O b W N -

DLOWVLOW oW LOOLDOLDOL{) LOOLDOLDOL{)
~ ! ~—

Predlcted - Measured [%]

auch systematische Auswirkungen auf die MBD der PR nicht ausgeschlossen werden.

Der prognostizierte Ertrag liegt im Mittel um 2,3 % iiber den Messungen. Die Abwei-
chungen fiir 15 von 26 Anlagen liegen im Bereich der angenommenen Unsicherheiten fiir
die MBDs von +2 % bis 2,5 %. Da beim Vergleich der Ertrige keine systematischen Ein-
fliisse zu erwarten sind, weist die positive MBD auf eine systematische Uberschitzung der
Ertragsprognosen hin. Die Ursache dieser Uberschitzung kann auf Basis der vorhandenen
Messdaten allerdings nicht zweifelsfrei identifiziert werden, da sowohl die MBD der GPOA
als auch die der PR im Bereich der Messunsicherheiten liegt.

4.4 Unsicherheiten

In diesem Abschnitt werden die in Unterabschnitt 1.1.2 vorgestellten Ansédtze zur Quan-
tifizierung, Kombination und Darstellung der Unsicherheiten von Ertragsprognosen fiir
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PV-Kraftwerke angewendet und bewertet. Dazu werden neben symmetrischen, normalver-
teilten Unsicherheiten in einem alternativen Ansatz auch asymmetrische Unsicherheiten
beriicksichtigt. Die Bestimmung der Unsicherheiten erfolgt fiir alle 26 untersuchten PV-
Anlagen.

4.4.1 Quantifizierung der Unsicherheiten aller Modellschritte

Fiir die Quantifizierung der Unsicherheiten bei der Bestimmung der Solarstrahlung im
Referenzzeitraum werden die Ergebnisse aus Kapitel 2 verwendet. Die angenommene
normalverteilte Standardunsicherheit der prognostizierten GHI im Referenzzeitraum betrigt
danach 3 %, die der Umrechnung in die Modulebene 2,5 %.

Die Quantifizierung der Unsicherheiten fiir die einzelnen Modellschritte zur Simulation
des Ertrags im Referenzzeitraum erfolgt anhand der aktuell am Fraunhofer ISE gelten-
den Annahmen bei der Erstellung von Ertragsprognosen. Basis dieser Annahmen ist eine
Normalverteilung der auftretenden Unsicherheiten.

Aus diesen Annahmen zu normalverteilten Unsicherheiten werden im Folgenden fiir
einige Modellschritte asymmetrische Unsicherheiten abgeleitet. Hierfiir wird vereinfachend
eine Dreiecksverteilung zur Beriicksichtigung asymmetrischer Unsicherheiten angenom-
men. Der Vorteil der Dreiecksverteilung liegt dabei in ihrer einfachen Anwendbarkeit und
Verstindlichkeit, da untere (a) und obere Grenze (b) sowie der Modus (c) der Verteilung
direkt als Parameter in die Verteilungsfunktion eingehen. Die Vorgehensweise zur Ablei-
tung dieser Dreiecksverteilungen ist dabei als beispielhaft zu verstehen und beruht auf
subjektiven Annahmen zur tatsidchlichen Verteilung der auftretenden Unsicherheiten. Eine
vollstdndige Quantifizierung der Unsicherheiten aller Modellschritte zur Simulation des
Ertrags im Referenzzeitraum auf Basis asymmetrischer Wahrscheinlichkeitsverteilungen ist
derzeit noch nicht verfiigbar.

Die gewihlte Methodik zur Ableitung der Parameter der Dreiecksverteilung % (a, b, c);
aus den Parametern der Normalverteilung .4 (i, 62); des Modellschritts i lzisst sich formal
wie folgt beschreiben:

g = || —o;  wenn || >20; @.1)
0 sonst
b, = |[l,| +20; 4.2)
Ci = |,LL,’ (4.3)
—b: —a:. —c: <L
4 b ci = bi,—aj,—c; wenn y; <0 4.4)
a;, b, c; sonst

Eine beispielhafte grafische Veranschaulichung resultierender Verteilungen zeigt Abbil-
dung 4.8.

Nach Gleichung 4.3 und Gleichung 4.4 entspricht der Parameter ¢; der Dreiecksvertei-
lung (ihr Modus) dem Parameter u; der Normalverteilung und damit dem im Rahmen der
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Abbildung 4.8: Vergleich von 0.40 )
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Systemsimulation deterministisch berechneten relativen Gewinn oder Verlust A;. Dieser
Wert geht damit jeweils als wahrscheinlichster Wert in die Annahmen zur Unsicherheit
ein. Soweit U; nicht mehr als 20; vom Nullpunkt entfernt ist, ist die resultierende Dreiecks-
verteilung symmetrisch. Im Falle eines groeren Abstandes ist die resultierende Dreiecks-
verteilung linksschief, wenn ; negativ ist (also ein Verlust vorliegt) und rechtsschief im
Falle eines Gewinns. Sowohl Mittelwerte, als auch Standardabweichung der so gebildeten
Dreiecksverteilungen konnen sich damit von den denen der jeweiligen Normalverteilungen
unterscheiden.

Durch das beschriebene Vorgehen wird weitgehend sicher gestellt, dass die Annahmen
zur Verteilung bei den asymmetrischen Unsicherheiten physikalisch sinnvoll sind (im Sinne
einer Vermeidung von moglichen Gewinnen bei Rechenschritten, die physikalisch lediglich
zu Verlusten fiihren konnen, siehe Tabelle 1.1).

Zur Beriicksichtigung von Unsicherheiten bei der Bestimmung des prognostizierten
Ertrags, wird entsprechend der in Unterabschnitt 4.2.1 ermittelten Ergebnisse eine Veridnde-
rungsrate des Systemverhaltens von —0,6 % /Jahr mit einer normalverteilten Standardun-
sicherheit von 0,5 % /Jahr angenommen. Nach dem oben beschriebenen Vorgehen ergibt
sich daraus eine asymmetrische Dreiecksverteilung mit den Parametern a = —1,6 %/ Jahr,
b =0,0%/Jahr und ¢ = —0,6 % /Jahr. Die Unsicherheiten durch mogliche Verinderungen
des Ertrags durch langfristige Verinderungen der meteorologischen Bedingungen werden
auf 0,3 % /Jahr geschitzt. Dies entspricht dem in Kapitel 3 berechneten mittleren histori-
schen Trend der GTI (siehe Tabelle 3.3) von 3 %/Dekade. Eine Differenzierung fiir die
nachgefiihrten Anlagen (siehe Tabelle 4.1) erfolgt im Rahmen der vorliegenden Arbeit nicht,
da bisher noch keine Berechnungen von Trends fiir diese Art der Nachfiihrung (einachsig
horizontal) durchgefiihrt wurden.

Zur Beriicksichtigung von jidhrlichen Schwankungen des prognostizierten Ertrags werden
zunichst die jahrlichen Abweichungen von der Trendlinie des simulierten Ertrags im
10jahrigen Referenzzeitraum berechnet. Die SD dieser Abweichungen wird als Schitzwert
der zu erwartenden Variationen im Prognosezeitraum verwendet. Im Ergebnisse liegen
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die erwarteten jdhrlichen Variationen etwa im Bereich von 5 % bis 7 % fiir die deutschen
Anlagen und bei etwa 2 % fiir die Anlagen in Spanien.

Die Parameter aller beriicksichtigten Unsicherheiten zur Bestimmung des prognostizierten
Ertrags zeigt Tabelle 4.2 am Beispiel der Anlage 26.

Mit Ausnahme der nachgefithrten Anlagen unterscheiden sich die hier untersuchten
Anlagen nicht sehr stark in Bezug auf ihre Bauweise und die verwendeten Komponenten, so
das auch die Annahmen zu den Unsicherheiten fiir die iibrigen in Deutschland befindlichen
Anlagen nicht stark von den in Tabelle 4.2 dargestellten Parametern abweichen. Fiir die
Anlagen in Spanien werden insbesondere Verluste durch Verschmutzung sowie deren
Unsicherheiten hoher eingeschitzt (U = —2,5%, 0 = 2% bzw. a = —6,5%, b = 0%,
c=—-2,5%).

4.4.2 Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags und Vergleich
mit Messdaten

Zur Kombination der Unsicherheiten wird der in Unterabschnitt 1.1.2 vorgestellte Monte-
Carlo-Ansatz verwendet. Die Anzahl Z an Realisationen jeder Einzelunsicherheit wird dabei
auf 100 000 festgelegt. Der Prognosezeitraum wird auf 11 Jahre angesetzt. Dies entspricht
dem maximal verfiigbare Zeitraum an Messdaten fiir einzelne Anlagen (siehe Inbetrieb-
nahmezeitpunkte in Tabelle 4.1). Fiir den Vergleich der kombinierten Unsicherheiten mit
den Messdaten werden allerdings fiir jede Anlage lediglich Jahre beriicksichtigt, fiir die
Messdaten vorliegen.

Abbildung 4.9 zeigt die ermittelten kombinierten Unsicherheiten des prognostizierten
Ertrags im Vergleich zu den Messungen. Da sich die kombinierten Unsicherheiten von
Anlage zu Anlage (leicht) unterscheiden und die Darstellung aller 26 Anlagen den Rahmen
der vorliegenden Arbeit sprengen wiirde, werden hier alle Messwerte im Vergleich zu den
Unsicherheiten der Anlage 26 gezeigt, die als typisch fiir die Anlagen in Deutschland
angesehen werden kann.

Aus Abbildung 4.9 werden zunichst die wesentlichen Unterschiede der beiden unter-
suchten Ansitze zur Quantifizierung von Unsicherheiten deutlich. Zum einen unterscheidet
sich bei den symmetrischen Unsicherheiten der deterministisch berechnete prognostizierte
Ertrag kaum vom P50 des prognostizierten Ertrags, wihrend der P50 bei den asymmetri-
schen Unsicherheiten deutlich unterhalb des deterministisch berechneten Ertrags liegt. Die
geringen Abweichungen zwischen beiden Werten sind beim symmetrischen Ansatz auf
die Tatsache zuriickzufiihren, dass das Ergebnis einer Multiplikation von normalverteilten
Zufallsvariablen (im Gegensatz zur Addition oder Subtraktion) im Allgemeinen weder
normalverteilt ist (Limpert u. a. 2001; Seijas-Macias und Oliveira 2012), noch symmetrisch
sein muss (Oliveira u. a. 2016). Fiir den asymmetrischen Ansatz ist die Differenz zwischen
prognostiziertem Ertrag und P50 des prognostizierten Ertrags direkt auf die Verwendung
der linksschiefen Dreiecksverteilungen fiir einen Teil der Modellschritte zuriickzufiihren.

Zum anderen weisen die asymmetrischen Unsicherheiten eine geringere Spannweite auf,
wie anhand der Differenz zwischen P10 und P90 gut zu erkennen ist. Auch dies ist direkt auf
die Verwendung der Dreiecksverteilungen zuriickzufiihren. Durch die verwendete Methodik
zur Berechnung der Parameter der Dreiecksverteilungen reduziert sich die Varianz dieser
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Tabelle 4.2: Geschitzte symmetrische und asymmetrische Unsicherheiten zur Bestimmung
des prognostizierten Ertrags am Beispiel der Anlage 26. Die mit Hilfe von SolarGIS
bestimmte GHI an diesem Standort betriigt 1200 kW h/m?. Thre Unsicherheit wird fiir beide
Ansitze als Normalverteilung mit 6 = 3 % beriicksichtigt.

Rechenschritt Symmetrisch Asymmetrisch
Verteilung  Parameter  Verteilung Parameter
u o Normal: U o
Dreieck: a b c

% % % Y% %
Solarstrahlung-Potenzial im Referenzzeitraum
GPOA Normal 114 2,5 Normal 11,4 2,5
Ertrag im Referenzzeitraum
Horizont-
verschattung Normal 0,0 0,5 Dreieck —-1,0 0,0 0,0
Reihen-
verschattung Normal —-1,0 2,0 Dreieck -5,0 0,0 —1,0
Verschmutzung Normal —-0,5 0,5 Dreieck —-1,5 0,0 —-0,5
Reflexion Normal -3.1 0,5 Dreieck —4.1 —2,6 -3.1
STC-Leistung Normal 0,0 2,0 Normal 0,0 2,0
Spektrum Normal —-1,0 0,5 Normal —-1,0 0,5
Einstrahlung Normal -39 1,9 Normal -39 1,9
Temperatur Normal —2.4 1,0 Normal —24 1,0
Mismatch Normal -0,8 0,5 Dreieck —-1,8 0,0 —-0,8
DC Leitungen Normal —-1,5 0,5 Dreieck -2.,5 —1,0 —-1,5
Wechselrichter Normal —2,7 1,5 Dreieck -5,7 0,0 —2.7
Leistungs- Normal 0,0 0,5 Dreieck —-1,0 0,0 0,0
begrenzung
Transformator Normal —-1,0 0,5 Dreieck -2,0 -0,5 —-1,0
Prognostizierter Ertrag
Systemverhalten =~ Normal —0,6 0,5 Dreieck -1,6 0,0 0,6
Solarstrahlung Normal 0,0 0,3 Normal 0,0 0,3
Jahrliche
Variation Normal 0,0 4.9 Normal 0,0 49
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(a) symmetrische Unsicherheiten (b) asymmetrische Unsicherheiten
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Abbildung 4.9: Symmetrische (links) und asymmetrische (rechts) Unsicherheiten des
prognostizierten Ertrags (»Predicted Yield«) und gemessene Ertrige (»Measured Yield«).
Die beiden Abbildungen oben zeigen die Unsicherheiten einzelner Jahre, wihrend die
Unsicherheiten des kumulierten Ertrags unten gezeigt werden.

Verteilungen gegeniiber den Normalverteilungen.

Die in Tabelle 4.3 dargestellten Kennzahlen basieren im Gegensatz zur Darstellung in
Abbildung 4.9 auf den individuell berechneten Unsicherheiten der Einzelanlagen. Sie zeigen
wie Abbildung 4.9 tendenziell fiir die asymmetrischen Unsicherheiten eine eher bessere
Ubereinstimmung mit den Messwerten.

Bei den symmetrischen Unsicherheiten scheinen insbesondere die moglichen positiven
Abweichungen vom prognostizierten Ertrag iiberschitzt zu werden. Dies gilt sowohl fiir
die Abweichungen in Einzeljahren, wie auch fiir die iiber den Gesamtzeitraum kumulierten
Ertrage.

Bei den asymmetrischen Unsicherheiten zeigt sich in Einzeljahren eine recht gute Uber-
einstimmung der Uberschreitungs-Hiufigkeiten mit den prognostizierten Uberschreitungs-
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Tabelle 4.3: Empirische Uberschreitungs-Hiufigkeiten der Messwerte und prognostizier-
te Uberschreitungs-Wahrscheinlichkeiten sowie MBD der P-Werte im Vergleich zu den
Messungen. Basis der dargestellten Werte sind jeweils die individuell berechneten Unsicher-
heiten der Einzelanlagen und die Jahre, fiir die gemessene Ertragsdaten vorliegen.

Symmetrisch Asymmetrisch

Uberschreitung in Einzeljahren [Anteil in %]

Einzeljahre mit Uberschreitung des P10 0,6 7,1
Einzeljahre mit Uberschreitung des P50 35,7 58,4
Einzeljahre mit Uberschreitung des P90 90,9 92,9
Uberschreitung im Gesamtzeitraum [Anteil in %]

Anlagen mit Uberschreitung des P10 0,0 3,8
Anlagen mit Uberschreitung des P50 26,9 69,2
Anlagen mit Uberschreitung des P90 88,5 100,0
MBD gegeniiber dem gemessenen Gesamtertrag [in %]

P10 9,7 5.8
P50 2,0 —0,8
P90 -5,1 -7,1

Wahrscheinlichkeiten. Bei den iiber den Gesamtzeitraum der Messungen kumulierten Ertré-
gen ergeben sich bei den asymmetrischen Unsicherheiten ebenfalls etwas bessere Uberein-
stimmungen von Uberschreitungs-Hiufigkeiten und Uberschreitungs-Wahrscheinlichkeiten.
Die gemessenen Ertrige aller 26 Anlagen tibertreffen allerdings den jeweils prognostizierten
P90.

Die MBDs des P50 liegen fiir beide Ansiitze im Vergleich zum deterministisch berechne-
ten prognostizierten Ertrag ndher an den Messwerten. Fiir die asymmetrischen Unsicherhei-
ten ergibt sich im Gegensatz zur Uberschiitzung bei den prognostizierten Ertriigen sogar
eine leicht negative MBD beim P50.

4.5 Diskussion der Ergebnisse

Nach den Ergebnissen von Abschnitt 4.3 iiberschitzen die aktualisierten Ertragsprognosen
die gemessenen Ertriige systematisch um etwa 2 %. Mogliche Ursache dieser Uberschiit-
zung des Ertrags scheint eine Uberschitzung der GPOA zu sein. Aufgrund der auftretenden
Unsicherheiten bei der Ermittlung der MBD der GPOA und der PR ist eine zweifelsfreie Er-
mittlung der eigentlichen Ursache der Uberschitzung des Ertrags mit Hilfe der vorliegenden
Messdaten allerdings nicht moglich. Um mdgliche systematische Beeinflussungen der ermit-
telten Abweichungen bei GPOA und PR zu vermeiden, wiren Pyranometer-Messungen der
GPOA notwendig, die zudem hohen Qualitédtsanspriichen (etwa in Bezug auf Reinigungsin-
tervalle) geniigen miissten. Eine Reduzierung der Abweichungen zwischen prognostizierten
und gemessenen Ertrdgen durch die Verwendung des Hay-Modells zur Berechnung der
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GPOA wie in B. Miiller, Hardt, u. a. (2015) kann daher lediglich die mégliche Variation der
prognostizierten Ertrdge durch die Verwendung eines alternativen Umrechnungsmodells
veranschaulichen; einen Beitrag zur Identifizierung der Ursachen der beobachteten Abwei-
chungen liefert ein solches Vorgehen nicht. Dies gilt insbesondere vor dem Hintergrund
der in Abschnitt 2.2 festgestellten systematischen Unterschitzung der GPOA durch das
Hay-Modell.

Trotz sorgfiltiger Datenfilterung kann dariiber hinaus nicht ausgeschlossen werden, dass
bei den untersuchten Anlagen im Untersuchungszeitraum nennenswerte energetische Verlu-
ste durch Ausfille und Storungen aufgetreten sind. Da Verluste durch Ausfallzeiten nicht in
den Prognosen beriicksichtigt sind, wiirde das Vorliegen solcher Verluste die Uberschitzung
der prognostizierten Ertrige teilweise erkldren. Fiir eine verbesserte Einschitzung zu mogli-
chen energetischen Verlusten durch Ausfallzeiten, wiren sehr detaillierte und zeitlich hoch
aufgeloste Informationen moglichst auf Ebene einzelner Wechselrichter oder Modul-Striange
zu erheben.

Fiir eine Validierung von Ertragsprognosen, deren wesentliches Ziel die Prognose des
Lebensdauer-Energieertrags ist, ist zudem eine lingere Untersuchungsperiode iiber einen
vollstindigen Prognosezeitraum von 20 Jahren oder mehr erforderlich. Dies gilt insbesonde-
re vor dem Hintergrund, dass langfristige Effekte, wie die Langzeitstabilitdt der Anlagen
oder Verdnderungen der meteorologischen Bedingungen die prognostizierten Ertrige wesent-
lich beeinflussen. Die gegenwiirtig festgestellte Uberschiitzung der Ertriige in den Prognosen
stellt damit eine Momentaufnahme nach einem Betriebszeitraum der Anlagen von 5 bis 11
Jahren dar.

Da es sich bei den fiir die vorliegende Untersuchung verfiigbaren Anlagen um kommerzi-
ell betriebene PV-Kraftwerke handelt, ist ein den vorgenannten Anforderungen geniigendes
langfristiges Anlagen-Monitoring zum Zwecke der Validierung von Ertragsprognosen ohne
eine Finanzierung durch offentliche Forschungsmittel nicht moglich. Diese stehen allerdings
fiir Projekte mit einer Laufzeit iiber viele Jahre bzw. Jahrzehnte nicht zur Verfiigung.

Die in Abschnitt 4.4 quantifizierten Unsicherheiten scheinen die beobachteten Abwei-
chungen zwischen prognostiziertem und gemessenem Ertrag gut abzubilden. Insbesondere
beim asymmetrischen Ansatz zeigt der P50 eine gute Ubereinstimmung mit den Messwerten.
Allerdings gelten auch hier zuvor genannten Einschrinkungen beim zuvor besprochenen
Vergleich der deterministischen Prognosewerte mit den Messungen.

Die asymmetrischen Verteilungen wurden einzelnen Rechenschritten zur Bestimmung
des Ertrags im Referenzzeitraum und der angenommenen langfristigen Verdnderungsrate
des Systemverhaltens zugeordnet. Die resultierende linksschiefe Verteilung der probabilisti-
schen Prognose des Ertrags fithrt damit zu einer negativen Abweichung zwischen P50 und
deterministisch berechnetem Ertrag, der der Modellierung und Simulation des Systemver-
haltens der PV-Anlage zuzurechnen ist. Daher wire beim Vergleich der deterministischen
Prognosen eine positive MBD der PR als Ursache der Uberschitzung der prognostizierten
Ertriige zu erwarten. Eine positive MBD der PR wurde in diesem Vergleich zwar nicht
festgestellt, ist allerdings durch die hohen Unsicherheiten aufgrund der nicht optimalen
Strahlungsmessung nicht auszuschlieBen. Letztlich ldsst sich damit anhand der vorliegenden
Daten keine Aussage dariiber treffen, ob mit Hilfe asymmetrischer Wahrscheinlichkeitsver-
teilungen die auftretenden Unsicherheiten des Ertrags besser beschrieben werden konnen.
Ihre Verwendung erscheint allerdings physikalisch sinnvoll, da sie einzelnen Rechenschrit-
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ten, die nur zu energetischen Verlusten fithren konnen, keine positive Wahrscheinlichkeit
energetischer Gewinne zuordnen.

Die im Rahmen dieses Kapitels vorgenommene Ableitung asymmetrischer Unsicherhei-
ten beruht auf Annahmen zu symmetrischen, normalverteilten Unsicherheiten. Wihrend
diese symmetrischen Unsicherheiten auf Basis von Untersuchungen am Fraunhofer ISE
(z.B. Heydenreich u. a. 2008; B. Miiller, Kriling, u. a. 2010; Hadek 2010) und Literatur-
angaben (z.B. Thevenard und Pelland 2013) beruhen, ist eine direkte Beschreibung von
asymmetrischen Wahrscheinlichkeitsverteilungen einzelner Modelle zur Berechnung des
Ertrags im Referenzzeitraum noch nicht erfolgt. Es handelt sich damit um eine stark verein-
fachte Methodik. Gleiches ldsst sich iiber die Annahmen zur asymmetrischen Verteilung der
Unsicherheit von langfristigen Anderungen des Systemverhaltens sagen. Eine detaillierte
Quantifizierung asymmetrischer Unsicherheiten fiir die zu beriicksichtigenden Modell-
schritte steht damit noch aus. Dies betrifft sowohl die gewihlten Verteilungen als auch die
Quantifizierung ihrer Parameter.

Die erwarteten jdhrlichen Schwankungen des Ertrags wurden in der vorliegenden Arbeit
auf Basis eines Referenzzeitraums von 10 Jahren ermittelt. Fiir eine vollstindige Charakteri-
sierung der an einem Standort auftretenden Variationen wire moglicherweise ein lingerer
Zeitraum notwendig. Ferndndez Peruchena u. a. (2016) zeigen jedoch, das die Bestimmung
der Wahrscheinlichkeitsverteilung der jahrlichen GHI als Hauptdeterminante der jahrlichen
Variation des Ertrags bereits mit Zeitrdumen dieser Linge moglich ist. Als notwendiger
Mindestzeitraum werden in Fernandez Peruchena u.a. (2016) 11 Jahre angegeben, was
ndherungsweise dem hier verwendeten Referenzzeitraum entspricht. Die in Tabelle 4.3
angegebenen empirischen Uberschreitungs-Hiufigkeiten einzelner Jahre scheinen zudem
auf eine recht gute Anpassung hinzudeuten.

Zur Ermittlung der kombinierten Unsicherheiten wurden jeweils 100 000 Durchlidufe im
Rahmen der Monte-Carlo-Simulation berechnet. Mit dieser Anzahl an Durchldufen lieen
sich P10- und P90-Werte des prognostizierten Ertrags in der hier gewihlten Darstellungs-
form (in Prozent des Ertrags im Referenzzeitraum) mit Abweichungen von +0,1 %-Punkten
reproduzieren. Die verldsslichere Ermittlung noch extremerer Werte (z.B. des P99) oder
hohere Anspriiche an mogliche Abweichungen setzen aber unter Umsténden eine grofere
Anzahl an Durchlédufen voraus. In diesen Fillen konnen z.B. adaptive Sampling-Verfahren
angewendet werden, die die Erreichung einer spezifizierten Genauigkeit ermoglichen (siehe
z.B. Joint Committee for Guides in Metrology 2008b)

4.6 Zusammenfassung und Fazit

Der Vergleich von 26 Ertragsprognosen mit Messdaten dieser Anlagen zeigt im Falle der
Verwendung von langfristigen Referenzzeitraumen eine deutliche systematische Unterschiit-
zung der gemessenen Ertrige um etwa —5 %. Hervorgerufen wir diese Unterschitzung
durch eine Unterschitzung der GPOA in etwa gleicher Hohe, die wiederum auf ein im
Vergleich zum Referenzzeitraum deutlich erhohtes Solarstrahlung-Niveau im Prognosezeit-
raum zuriickzufiihren ist. Bei den Prognosen, in denen bereits 10jdhrige Referenzzeitrdume
verwendet wurden, ist diese Unterschidtzung nicht zu beobachten. Die bestétigt die aus
langfristigen Strahlungsmesswerten gewonnenen Erkenntnisse aus Kapitel 3 auch anhand
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von Ertragsmessungen an PV-Anlagen. Dariiber hinaus zeigt der Vergleich der Prognosen
mit Messungen des Ertrags, dass die langfristige Verdnderung des Systemverhaltens der
PV-Anlagen einen wesentlichen Einfluss auf die Unsicherheiten der Prognosen hat.

Eine Aktualisierung der urspriinglichen Ertragsprognosen auf Basis von 10jidhrigen
Referenzzeitriumen fiihrt zum aktuellen Zeitpunkt hingegen zu einer Uberschitzung der
gemessenen Ertriige um etwa 2 %. Die Ursache dieser Uberschitzung ist aufgrund der
Messunsicherheiten sowie der fiir einen Vergleich mit Ertragsprognosen nicht optimalen
Messung der GPOA mit Referenzzellen, nicht eindeutig zu identifizieren.

Die Bestimmung der Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags erfolgte mit Hilfe eines
Monte-Carlo-Ansatzes, der die Unsicherheiten aller Modellschritte erfasst und kombiniert.
Die Berechnung erfolgt fiir einzelne Jahre und kumuliert iiber den Prognosezeitraum. Dabei
werden sowohl die Unsicherheiten bei der Simulation des Ertrags im Referenzzeitraum,
Unsicherheiten durch langfristige Veranderungen des Systemverhaltens und durch langfri-
stige Verdnderungen der meteorologischen Bedingungen, als auch Unsicherheiten durch
mogliche jahrliche Variationen des Ertrags beriicksichtigt. Neben der Verwendung von
symmetrischen normalverteilten Wahrscheinlichkeitsverteilungen zur Quantifizierung von
Unsicherheiten einzelner Modellschritte, wurden in einem alternativen Ansatz asymme-
trische Wahrscheinlichkeitsverteilungen zur Beschreibung der jeweiligen Unsicherheiten
verwendet.

Die auf dieser Basis quantifizierten Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags scheinen
die beobachteten Abweichungen zu den gemessenen Ertridgen gut abzubilden. Insbesondere
liegt der P50 fiir den asymmetrischen Ansatz im Mittel sehr nahe am gemessenen Ertrag.
Inwieweit diese gute Ubereinstimmung tatsichlich auf eine linksschiefe Wahrscheinlich-
keitsverteilung der prognostizierten Ertrige im Vergleich zu den gemessenen Ertrigen
zuriickfiihren lédsst, oder durch andere Effekte bedingt ist, ldsst sich allerdings auf Basis der
vorliegenden Messdaten nicht eindeutig kliren. Auch die berechneten Uberschreitungswahr-
scheinlichkeiten zeigen fiir die kumulierten Ertriige und Einzeljahre eine gute Ubereinstim-
mung mit den aus gemessenen Ertriigen abgeleiteten Uberschreitungs-Hiufigkeiten. Die in
Kapitel 1 entwickelte und im vorliegenden Kapitel angewendete Methodik zur Berechnung
der Unsicherheiten des Ertrags in Abhéngigkeit vom jeweiligen Prognosejahr scheint damit
in der Lage, die Auswirkungen jdhrlicher Variationen der meteorologischen Bedingungen
realistisch abbilden zu konnen.
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Ziel dieser Arbeit war die realistische Quantifizierung der bei der Erstellung von Ertragspro-
gnosen auftretenden Unsicherheiten unter besonderer Beriicksichtigung langfristiger Varia-
tionen des Solarstrahlungs-Potenzials. Daneben sollten mogliche Verbesserungs-Potenziale
zur Prognose der Ertrdge von PV-Kraftwerken identifiziert und umgesetzt werden.

In Kapitel 1 wurde dazu zunéchst die Konzeption und Methodik von Ertragsgutachten
fiir PV-Kraftwerke systematisch erfasst und beschrieben. Die relevanten Begrifflichkeiten
wurden definiert. Zur Verbesserung der bisher rein vergangenheitsbezogenen Betrachtungs-
weise bei der Charakterisierung der einem PV-Kraftwerke fiir die Energieumwandlung zur
Verfiigung stehenden Solarstrahlung, wurde der Ubergang zu einer auf die Zukunft bezogen
Sichtweise zur Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials vorgeschlagen. Dariiber hinaus
wurde eine Methodik zur Quantifizierung, Kombination und Darstellung der auftretenden
Unsicherheiten entwickelt, die in der Lage ist, Prognoseunsicherheiten einzelner Jahre sowie
des jdhrlich kumulierten Ertrags unter Beriicksichtigung von langfristigen Effekten und
jahrlichen Variationen der Solarstrahlung zu bestimmen.

In Kapitel 2 der Arbeit wurden die in bisherigen Ertragsprognosen bereits beriicksichtig-
ten Unsicherheiten bei der Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials quantifiziert. Die
Unsicherheit der Globalstrahlung in die horizontale Ebene bei Verwendung der am Fraun-
hofer ISE als Standard eingesetzten, satellitenbasierten Datenquelle SolarGIS wurde als
normalverteilt mit einer Standardabweichung von 3 % bestimmt. Fiir die Berechnung der
Globalstrahlung in Modulebene bei Anlagenausrichtungen zum Aquator und Neigungswin-
keln bis 45° konnte die Unsicherheit bei Anwendung des priferierten Modells Perez90 als
Normalverteilung mit einer Standardabweichung von 2,5 % quantifiziert werden.

Kapitel 3 untersucht auf Basis von Messdaten des DWD langfristige Trends der So-
larstrahlung in Deutschland sowie ihre Auswirkungen auf Ertragsprognosen. Danach ist
der Untersuchungszeitraum 1951 bis 2010 in eine »Dimming«-Phase mit abnehmender
Solarstrahlung und eine »Brightening«-Phase mit zunehmender Solarstrahlung geteilt. Der
Wendepunkt liegt am Anfang der 1980er Jahre. Anhand der Messdaten wurde gezeigt,
dass aufgrund dieser Trends im Mittel Abweichungen in Hohe von etwa 3 % zwischen
der horizontalen Globalstrahlung in einem Referenzzeitraum und der Globalstrahlung in
einem darauf folgenden 20jdhrigen Prognosezeitraum auftreten. Fiir die Einstrahlung in
geneigte oder nachgefiihrte Flichen sind noch deutlichere Abweichungen zu erwarten. Auf
Basis der Untersuchungen wurde zur Reduzierung des Einflusses von Strahlungstrends
vorgeschlagen, anstatt der bisher als Standard anzusehenden Verwendung moglichst lang-
fristiger Referenzzeitrdume, lediglich 10jdhrige Referenzzeitriume zur Bestimmung des
Solarstrahlungs-Potenzials zu verwenden.

Kapitel 4 vergleicht schlieBlich Ertragsprognosen mit Messungen an realen PV-Anlagen.
Der Vergleich zeigt, dass Ertragsprognosen, die sehr langfristige Referenzzeitriume ver-
wenden, die gemessenen Ertrige systematisch um etwa 5 % unterschitzen. Es kann gezeigt
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werden, dass diese Unterschitzung auf die schon in Kapitel 3 identifizierten Effekte durch
langfristige Trends der Solarstrahlung zuriickzufiihren ist. Eine Aktualisierung der untersuch-
ten Ertragsprognosen mit 10jdhrigen Referenzzeitrdumen fiihrt im Untersuchungszeitraum
hingegen zu einer systematischen Uberschitzung der gemessenen Ertriige um etwa 2 %.
Dariiber hinaus wurden in diesem Kapitel mit der in Kapitel 1 vorgestellten Methodik die
kombinierten Unsicherheiten des prognostizierten Ertrags berechnet und mit den Messdaten
verglichen. Dabei wurde ein Ansatz zur Beschreibung der auftretenden Unsicherheiten mit
Hilfe von asymmetrischen Wahrscheinlichkeitsverteilungen entwickelt, der im Vergleich zur
bisher in Ertragsgutachten unterstellten Normalverteilung aller auftretenden Unsicherheiten
physikalisch sinnvoller erscheint.

Im Ergebnis ermoglichen die im Rahmen der vorliegenden Arbeit gewonnenen Erkennt-
nisse damit sowohl verbesserte Prognosen der Ertrigen von PV-Kraftwerken als auch die
Bestimmung realistischerer Unsicherheiten. Die in der vorliegenden Arbeit vorgenommene
systematische Dokumentation der Vorgehensweise und die Definition der Begrifflichkeiten
ermoglicht den Adressaten von Ertragsprognosen zudem ein verbessertes Verstindnis der
auftretenden Risiken. Sie wird bereits zu diesem Zweck eingesetzt und kann als Ausgangs-
punkt fiir zukiinftige Standards zur Erstellung von Ertragsprognosen dienen.

Der im Rahmen der Arbeit vollzogene Ubergang zu einer zukunftsbezogenen Sichtweise
zur Bestimmung des Solarstrahlungs-Potenzials stellt einen Paradigmenwechsel dar und
fiihrt bei ihrer Umsetzung zu verbesserten und zum Teil erheblich verdnderten Einschétzun-
gen zur Wirtschaftlichkeit bestehender und geplanter PV-Kraftwerke. Ertragsprognosen, die
wie vorgeschlagen 10jdhrige Referenzzeitrdume verwenden, prognostizieren bei besserer
Ubereinstimmung mit gemessenen Ertriigen derzeit in Deutschland etwa 5 % hohere Ertriige
als solche, die sehr langfristige Referenzzeitriume von 30 Jahren verwendet haben. Verin-
derungen in dieser Gro3enordnung sind auch fiir andere Regionen der Welt zu erwarten,
in denen langfristige Trends der Solarstrahlung zu beobachten sind. Die Beriicksichtigung
langfristiger Variationen der Solarstrahlung fiihrt zu realistischeren Unsicherheiten, die aber
allerdings auch zu einer Erhohung im Vergleich zu den bisherigen Annahmen fiihren. Fiir
eine noch detailliertere Quantifizierung der resultierenden Unsicherheiten sollten in Zukunft
auch langfristige klimatologische Datensitze (etwa der »SARAH« Datensatz R. Miiller,
Pfeifroth, Triger-Chatterjee, Cremer, u. a. 2015; R. Miiller, Pfeifroth, Triager-Chatterjee,
Trentmann, u. a. 2015) oder Daten aus Klimamodellen herangezogen werden (siehe etwa
Wild, Folini, u. a. 2015). Zur verbesserten Beriicksichtigung solcher Unsicherheiten sollte
auch eine noch systematischere, separate Erfassung der Effekte auf die Solarstrahlung im
Referenz- und im Prognosezeitraum erfolgen.

Die entwickelte Methodik zur Kombination und Darstellung der Unsicherheiten unter
Beriicksichtigung langfristiger Effekte (durch Abweichungen von den Annahmen zur Lang-
zeitstabilitidt der PV-Anlage bzw. durch Variationen der Solarstrahlung) ermdglicht eine
realistischere Einschitzung zur zeitlichen Entwicklung der Unsicherheiten. Die Beriicksich-
tigung dieser Unsicherheiten erhoht allerdings die Unsicherheiten von Ertragsgutachten im
Vergleich zu den bisherigen Annahmen nochmals.

Die Verwendung asymmetrischer Wahrscheinlichkeitsverteilungen zur Beschreibung der
Unsicherheiten einzelner Rechenschritte erscheint im Vergleich zur bisher in Ertragsgutach-
ten unterstellten Normalverteilung aller auftretenden Unsicherheiten sowohl physikalisch
sinnvoller, als auch in der Lage, die tatsichlich beobachteten Abweichungen der progno-
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stizierten Ertrdge besser zu beschreiben. Dies gilt, obwohl die gewihlte Methodik zur
Quantifizierung dieser Verteilungen zu einer geringeren Varianz und damit, gegeniiber den
bisher verwendeten Normalverteilungen, zu verringerten kombinierten Unsicherheiten fiihrt.
Eine spezifische Parametrisierung von Dreicks- oder anderen, moglicherweise noch besser
angepassten Wahrscheinlichkeitsverteilungen auf die einzelnen Rechenschritte zur Ermitt-
lung des prognostizierten Ertrags konnte die auftretenden Unsicherheiten noch realistischer
beschreiben.
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