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Zusammenfassung

Mit dem Projekt , Offshore-Windenergienutzung in Deutschland: Status quo, Herausforderungen und
Zukunftsperspektiven” hat der internationale Fachverband vgbe energy e.V. im Rahmen einer Studie
mit einjdhriger Laufzeit Analysen zur Performance der Windenergieanlagen in der deutschen Nord-
und Ostsee gefordert. Grundlage der Studie bilden viertelstiindliche Zeitreihen der kumulierten Ein-
speiseleistungen aus Windenergie, bereitgestellt tiber die Transparenzplattform der europdischen
Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) im Zeitraum von 2015 bis 2024, sowie jihrliche Datenpunkte
der eingespeisten elektrischen Energie auf der Ebene einzelner Windenergieanlagen, gefordert nach
dem Erneuerbare-Energien-Gesetz und enthalten in den so genannten EEG-Bewegungsdaten.

Im Mittelpunkt stehen zwei zentrale Fragestellungen:

1. Welche Skalierungs- und Intermittenzeigenschaften?) sind bei der Windstromproduktion auf dem
Meer (Offshore) und an Land (Onshore) zu beobachten, und wie haben sich diese Eigenschaften
mit dem Ausbau der Windenergie verandert?

2. Welche betrieblichen Konsequenzen resultieren aus diesen Eigenschaften fiir die Performance der
Windenergienutzung, und wie beeinflussen extreme Veranderungen der Einspeiseleistungen die
Anforderungen an den Windturbinen- und Netzbetrieb?

Einen weiteren Schwerpunkt bilden Auswertungen von Betriebskennzahlen der Windenergienutzung
auf Jahresbasis. Dabei werden KenngréRen wie Nennleistung, Maximal-, Mittel- und Minimalwert der
kumulierten Einspeiseleistung sowie abgeleitete KenngréRen wie die jahrlichen Ausnutzungen 2) des
inlandischen Onshore-Windparks und des inlandischen Offshore-Windparks miteinander verglichen.

Zur Beantwortung dieser zentralen Fragen werden etablierte physikalisch-mathematische Verfahren
aus der Turbulenzforschung eingesetzt, darunter spektrale Leistungsdichten, Hurst-Exponenten und
Strukturfunktionen mit zugehdérigen Intermittenzparametern als kompaktes MaR fiir die Starke von
intermittierenden Fluktuationen (K62-Modell von Andrey Nikolaevich Kolmogorov) sowie extremwert-
statistische Analysen der viertelstiindlichen Leistungsinkremente.

Die Ergebnisse zeigen, dass sich die Summenleistungen sowohl an Land als auch auf dem Meer im
relevanten Frequenzbereich der spektralen Leistungsdichte wie skalierende, turbulent ausgepragte
Prozesse verhalten, deren Potenzgesetz auf eine effektive Energiekaskade im Sinne der Kolmogorov-
Theorie hindeutet. Aus den Leistungsdichtespektren abgeleitete effektive Hurst-Exponenten und In-
termittenzparameter der Strukturfunktionen weisen indes auf systematische Unterschiede hin: Die
Offshore-Windstromproduktion zeigt von 2015 bis 2024 eine deutlich stirkere Intermittenz, eine ge-
ringere Glattung der kumulierten Einspeiseleistungen und ausgepragtere extreme viertelstiindliche
Leistungsanderungen als die Onshore-Windstromproduktion.

Parallel dazu ist die jahrliche Ausnutzung der landesweiten Offshore-Windturbinenflotte nach einer
Anlaufphase (2010 bis 2014) ab 2015 von etwa 42 % auf 33 % im Jahr 2024 abgesunken (2025: 32 %).

1) Intermittenz bezeichnet im Kontext dieser Studie die nicht-gauRianische bzw. nicht normalverteilte, skalenabhingige Haufung starker
viertelstiindlicher Leistungsanderungen in den analysierten Zeitreihen der netzeingespeisten Summenleistung. Sie wird hier als effektive
Eigenschaft des Gesamtsystems verstanden, das neben der atmospharischen Turbulenz auch mesoskalige Wetterlagen, Windpark- und
Clustereffekte sowie system- und marktbedingte Eingriffe (z.B. Abregelung, Redispatch) umfasst, und ist daher nicht als direkte Messung
lokaler Windgeschwindigkeiten zu interpretieren.

) Unter Ausnutzung ist das Verhéltnis von Nutzen zu Aufwand in einem vorgegebenen Zeitintervall zu verstehen, d.h. das Verhéltnis der in
diesem Zeitintervall tatsachlich eingespeisten zu der bei der Auslegungswindbedingungen einspeisbaren elektrischen Arbeit. Die in dieser
Studie genutzten Zeitreihen zur viertelstiindlichen Summenleistung aus Offshore-Windenergie basieren auf den Meldungen der Ubertra-
gungsnetzbetreiber und spiegeln den realen Systembetrieb mit netz- und marktbedingten Eingriffen wider.
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Der fiir Offshore-Windparkprojekte mit besonders giinstigen Standortbedingungen kommunizierte Er-
wartungshorizont jahrlicher Ausnutzungen von rund 46 bis 51 % 3) bleibt fiir das deutschlandweite
Offshore-Windenergieanlagenkollektiv im Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2024 unerreicht.

Dessen ungeachtet war die Ausnutzung des landesweiten Offshore-Windparks in diesem Zeitraum
durchschnittlich 1,8-fach hoher als die Ausnutzung des landesweiten Onshore-Windparks.

Beim landesweiten Onshore-Windpark ist im selben Betrachtungszeitraum ein moderat ansteigender
Ausnutzungstrend von 20 auf 21 % zu verzeichnen, der mit Beriicksichtigung der 2025 erreichten Aus-
nutzung allerdings wieder verschwindet (d.h. jahrliche Schwankung gréRer als moglicher Trend).

Als Ursache der beobachteten Abnahme jahrlicher Ausnutzungen des deutschen Offshore-Windparks
kommen unter anderem Netzengpasse in Frage, die in der Regel zur Abregelung konventioneller Kraft-
werke und regenerativer Energieanlagen fiihren, um Netzstabilitat zu gewahrleisten.

Der Uberwiegende Anteil der jahrlichen Ausfallarbeit entfallt auf abgeregelten Windstrom. Analysen
zeigen, dass Abregelungen fiir Offshore-Windenergie seit 2015 erheblich zugenommen haben und
dass der Anteil jahrlicher Abregelungen der Offshore-Windstromproduktion von 0,2 % (2015) auf na-
hezu 18 % (2024) angestiegen ist, mit einem Maximum von 24 % im windstarken Jahr 2023.

Im Vergleich mit neu zugebauten Offshore-Windenergieanlagen in der deutschen Nord- und Ostsee ist
festzustellen, dass in jedem Jahr seit 2020 im Mittel mehr Windstrom des bestehenden deutschen
Offshore-Windparks system- und marktbedingt abgeregelt wird, als im jeweiligen Jahr neu zugebaute
Windenergieanlagen bei reprasentativer Ausnutzung erzeugen kénnten.

Bei Onshore-Windenergie ist ein riickldufiger Anteil der Ausfallarbeit an der Windstromproduktion von
6 % (2015) auf 3 % (2024) zu beobachten. Eine Erklarung kénnten vielféltigere Moglichkeiten der Netz-
einbindung an Land und eine im Vergleich zu Meeresbedingungen deutlich einfachere Aufnahme des
an Land produzierten Windstroms sein. Ferner kénnte der riicklaufige Anteil der Ausfallarbeit an der
Windstromproduktion an Land ein weiterer Grund fir den moderaten Ausnutzungsanstieg sein.

Die viertelstiindlichen ENTSO-E-Zeitreihen kumulierter Einspeiseleistungen aus Offshore-Windenergie
spiegeln das kollektive Betriebsverhalten der Windturbinen aus der Adlerperspektive wider. Die nach
dem Erneuerbare-Energien-Gesetz verpflichtenden Meldungen zur Jahresstromproduktion der gefor-
derten Windturbinen in der deutschen Nord- und Ostsee erméglichen in Kombination mit dem Markt-
stammdatenregister der Bundesnetzagentur einen gezielten Einblick in Ausnutzungen einzelner Wind-
parks und Windturbinen.

Auswertungen dieser Daten zeigen, dass es neben dem aus Gbergeordneter Sicht zu beobachtenden,
ricklaufigen Ausnutzungstrend der Offshore-Windturbinenflotte liber die letzten zehn Jahre einzelne
Windparks gibt, die seit ihrer Inbetriebnahme konstant hohe bis sogar leicht steigende Ausnutzungen
aufweisen, was den Einfluss standort- und parkbezogener Faktoren unterstreicht.

Zusammenfassend verdeutlicht die Studie, dass die Offshore-Windstromproduktion in Deutschland im
Zeitraum der Jahre 2015 bis 2024 eine deutlich ausgeprdgtere und mit zunehmender Nennleistung
weiter anwachsende Intermittenz aufweist als die inldndische Onshore-Windstromproduktion.

3) In der friihen Projektkommunikation zu Offshore-Windparks wie Amrumbank West, Bard Offshore 1 oder Veja Mate sind Angaben {iber
einen Zielkorridor jahrlicher Ausnutzungen von 46 bis 51 % bzw. 4.000 bis 4.500 Volllaststunden zu finden. Von 2015 bis 2024 haben laut
EEG-Bewegungsdaten bis zu 0,4 % der Offshore-Windturbinen in einem Betriebsjahr 4.500 Volllaststunden oder mehr erreicht. Eine Aus-
nahme bildet das Gberdurchschnittlich windstarke Jahr 2019, in dem knapp 5 % aller Offshore-Windturbinen Ausnutzungen von 4.500
Volllaststunden oder mehr erreichten. Eine der 72 Windturbinen des Nordsee-Windparks Sandbank erreichte im windstarken Jahr 2019
sogar einen Maximalwert von etwas mehr als 4.800 Volllaststunden bzw. 55 %.
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Kernbotschaften

1 Hohe Nennleistung ohne gesicherte Leistung fir Windenergie

73 GW installierte Nennleistung und 138 TWh Windstromproduktion in Deutschland im Jahr 2024 verdeutlichen die maRgebende Rolle der
Windenergie fir die Energiewende. Zugleich belegen durchweg sehr niedrige Jahresminimalleistungen, dass die Windenergie im heutigen
System keine gesicherte Leistung bereitstellt.

2  Phasen niedriger Einspeisung treten immer wieder auf

Im Jahr 2024 lag die Summenleistung der inlandischen Windturbinenflotte in 293 Viertelstunden unterhalb von 1 % der Nennleistung und
aufsummiert 44 Tage unterhalb der 5 %-Marke. Langjahrige Betriebsdaten lassen nicht erkennen, dass Windenergie allein in der Lage wire,
durch rdumliche Verteilung konventionelle Kraftwerksleistung vollwertig zu ersetzen (,,Irgendwo weht immer Wind“).

3 Umfangreicher Bedarf an Backup-Leistung

Aufgrund der volatilen Windstromproduktion und sehr niedriger Jahresminimalleistungen bleibt ein Backup-System mit Regelfdhigkeit bis
zur Jahreshochstlast auch bei weiterem Ausbau erforderlich. Das parallele Vorhalten gesicherter Leistung ist mit Zusatzaufwand verbunden.

4  Ausnutzung der landesweiten Offshore-Windturbinenflotte geringer als erhofft

Der fiir Offshore-Windparks mit besonders giinstigen Standortbedingungen kommunizierte Erwartungshorizont jahrlicher Ausnutzungen 4)
von 46 bis 51 % (entsprechend 4.000 bis 4.500 Volllaststunden) bleibt fiir die landesweite Offshore-Windturbinenflotte mit beobachteten
rickldufigen Werten von 42 % im Jahr 2015 auf 32 % im Jahr 2025 bislang unerreicht. Griinde sind vor allem system- und marktbedingte
Abregelungen sowie unerwartet starke ErtragseinbuBen im realen GroRsystem mit hohen Nennleistungen auf begrenzten Meeresflachen.

S Zunehmende Ausfallarbeit begrenzt Nutzen des Offshore-Windenergie-Zubaus

Seit dem Jahr 2020 wird im Mittel mehr Offshore-Windstrom systembedingt jahrlich abgeregelt, als im jeweiligen Jahr neu zugebaute Wind-
turbinen bei reprasentativer Ausnutzung zusatzlich hatten erzeugen kdénnen. Ohne koordinierten Ausbau der Netzinfrastruktur fiihrt der
Nennleistungszubau zu wachsender Ausfallarbeit und sinkender Ausnutzung.

6  Wake-Effekte setzen standortbezogene Obergrenzen

In dicht belegten Windpark-Clustern mit hohen Nennleistungen pro Quadratkilometer Meeresfliche treten ausgeprigte Wake-Effekte °) auf,
die laut Fraunhofer-Institut fir Windenergiesysteme fiir verdichtete Ausbauszenarien in der Nordsee zu Ertragsminderungen um bis zu 20 %
fihren. Dies deutet darauf hin, dass die physikalisch nutzbare Windressource in einigen Nordsee-Regionen begrenzt sein konnte.

7 Intermittenz der Offshore-Einspeisungen hat mit bisherigem Ausbau zugenommen

Etablierte Verfahren wie Spektralanalysen, Hurst-Exponenten und Intermittenzparameter auf Basis viertelstiindlicher Einspeisezeitreihen
deuten darauf hin, dass die Windstromproduktion auf See sprunghafter und weniger geglattet ist als an Land und dass ausgepragte Leistungs-
dnderungen auf sehr kurzen Zeitskalen mit dem bisherigen Ausbau zugenommen haben — mit Auswirkungen auf das Versorgungssystem.

8 Dunkelflauten als europdische Systemherausforderung

Literaturstudien zur Windstromproduktion in Europa auf Basis langjahriger Wetterdaten belegen, dass seltene, ausgepragte Dunkelflauten
groRraumig auftreten und sich durch geographische Glattung allein nicht kompensieren lassen. Modellrechnungen aus der Literatur weisen
auf einen saisonalen Speicherbedarf in einer GroBenordnung von einigen hundert Terawattstunden hin. Heute installierte Batterie- und
Pumpspeicherkapazitaten kénnen davon lediglich einen Bruchteil im niedrigen einstelligen Prozentbereich abdecken.

q Mehr Flexibilitat bei Konzentration auf intermittierende Einspeiser erforderlich

Neben Windenergie tragt Photovoltaik als weitere intermittierende regenerative Energie zur Jahresstromproduktion bei. Sie tragt aufgrund
regelmaRig ausfallender nachtlicher Einspeisung nicht zur gesicherten Leistung bei. Hinzu kommen bewdélkungsbedingt zeitweise reduzierte
Einspeisungen und deutlich abfallende Ertrage im Winter. In Kombination mit Windenergie erhéht dies den Bedarf an Flexibilitdtsoptionen,
Speichern und regelbarer Erzeugung.

10 Ausbauziele systemorientiert weiterentwickeln

Vor dem Hintergrund der physikalischen und systemischen Befunde erscheint es sinnvoll, die Ausbauziele fiir Offshore-Windenergie starker
an erzielbarer Jahresarbeit (TWh), Systemdienlichkeit und Netzintegration auszurichten. Hierbei sind die Kriterien des Zieldreiecks aus Ver-
sorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit und Umweltvertraglichkeit ausgewogen zu berticksichtigen.

) Verhiltnis von tatsdchlich netzeingespeisten zu der bei Auslegungswindbedingungen lieferbaren elektrischen Energie.
®) Wake-Effekte (Nachlaufeffekte) bezeichnen die Abschattung und Verwirbelung des Windes im Windschatten nachfolgender Anlagen.
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KapitelUbersicht

Die vorliegende Studie untersucht die Einspeisedynamik der Onshore- und Offshore-Windenergie in
Deutschland mit dem Ziel, ihre Bedeutung fiir Versorgungssicherheit, Netzstabilitdt und mechanische
Belastungen der Anlagen fundiert zu bewerten.

Ausgangspunkt ist die Beobachtung, dass Windenergie zunehmend eine tragende Rolle im Stromver-
sorgungssystem libernimmt, wahrend stark fluktuierende und intermittierende Einspeiseleistungen
aus Windenergie neue Anforderungen an Planung, Betrieb und Risikobewertungen stellen.

Vor diesem Hintergrund werden betriebscharakteristische Kennzahlen der Windenergienutzung und
detaillierte statistische Eigenschaften der ins Netz eingespeisten Summenleistungen aus Windenergie
analysiert und in einen energiewirtschaftlichen Kontext gestellt.

Kapitel 2 beschreibt den methodischen Rahmen der Untersuchung. Dort werden verwendete Daten,
insbesondere viertelstiindliche Zeitreihen der Summenleistung des deutschen Onshore-Windparks
und des deutschen Offshore-Windparks, die Aufbereitung dieser Zeitreihen sowie die eingesetzten
mathematisch-statistischen Verfahren eingefiihrt. Hierzu zdhlen neben klassischen KenngréRen wie
dem Mittelwert und der Standardabweichung auch mathematische Methoden, die in der modernen
Turbulenzphysik angewandt werden, wie zum Beispiel Leistungsdichtespektren, Hurst-Exponenten,
Strukturfunktionen, Intermittenzparameter, Kurtosis und Extremwertstatistiken. Dieses Methodenka-
pitel bildet die Grundlage fiir die anschlielende Ergebnisanalyse.

Die Ergebnisse der Studie werden im Kapitel 3 dargestellt und diskutiert. Inhaltlich lasst sich dieses
Kapitel in zwei eng miteinander verknipfte Teile gliedern: Im ersten Teil (Kapitel 3.1 bis 3.7) werden
betriebscharakteristische Merkmale der inldndischen Onshore- und Offshore-Windparks untersucht.
Dazu gehoren Ausbau und zeitliche Entwicklung der Nennleistung von 2010 bis 2024, Unterschiede der
jahrlichen Ausnutzungen der On- und Offshore-Windturbinenflotten, die zeitliche Entwicklung der
Ausfallarbeiten sowie wesentliche physikalische EinflussgroRen wie Nachldaufe bzw. Wake-Effekte und
deren betriebliche Konsequenzen. Dieser erste Teil dieses Kapitels fiihrt in die Thematik ein, indem er
die Offshore-Windenergie im Kontext des gesamten Windenergiesystems verortet und zentrale Rah-
menbedingungen fir die anschlieBende Fluktuationsanalyse bereitstellt.

Im zweiten Teil (Kapitel 3.8 bis 3.14) stehen vertiefte Fluktuationsanalysen von Zeitreihen kumulierter
Einspeiseleistungen im Mittelpunkt. Hier wird gezeigt, dass klassische statistische KenngréRen wie der
Mittelwert und die Varianz zwar einen ersten Uberblick liefern, fiir eine belastbare Risikobewertung
der hochvolatilen Windstromproduktion jedoch nicht ausreichen.

Stattdessen werden in diesem Teil skalenabhangige Eigenschaften der Einspeiseleistungszeitreihen un-
tersucht: Leistungsdichtespektren und Hurst-Exponenten charakterisieren die Langzeitkorrelation und
Persistenz. Strukturfunktionen und Intermittenzparameter erfassen ferner die intermittierende, mul-
tifraktale Struktur der Fluktuationen. Kurtosis und Extremwertstatistiken helfen dariiber hinaus bei der
Quantifizierung der Haufigkeit und Héhe extremer Leistungsdnderungen.

Ein besonderer Fokus liegt auf den Unterschieden zwischen Onshore- und Offshore-Windenergie und
der Frage, wie sich die Intermittenz mit dem starken Nennleistungsausbau der Offshore-Windenergie
im Betrachtungszeitraum verandert hat.

Kapitel 4 biindelt die wichtigsten Ergebnisse und leitet energiewirtschaftliche und systemtechnische
Konsequenzen ab. Diskutiert werden unter anderem Grenzen geographischer Glattung, Bedeutung
von Dunkelflauten, Bedarf an Kurz- und Langzeitspeichern, Anforderungen an Netzfiihrung und Reser-
vebereitstellung sowie Implikationen fiir die mechanische Belastung von Windenergieanlagen.
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AbschlieBend werden weiterer Forschungsbedarf und mogliche Folgestudien skizziert, insbesondere
hinsichtlich des weiteren Ausbaus der Offshore-Windenergie, der Rolle von Flexibilitatsoptionen (Spei-
cher, Power-to-X, Lastmanagement) und der Notwendigkeit einer besseren Datenverfiigbarkeit fir sy-
stematische Analysen.

Im Kapitel 5 werden Losungsansatze fiir ein robustes landesweites Windenergiesystem diskutiert, und
das Kapitel 6 fasst die Arbeit mit wesentlichen Schlussfolgerungen in knapper Form zusammen.

Insgesamt ist dieser Bericht als naturwissenschaftlich-technischer Fachbeitrag zu verstehen, der be-
triebliche Erfahrungen mit modernen Methoden der Fluktuations- und Turbulenzanalyse verkniipft. Er
soll damit sowohl zur wissenschaftlichen Diskussion Uber intermittierende Energieeinspeisungen bei-
tragen als auch praktische Hinweise flr Planung und Betrieb sowie Weiterentwicklungen eines zuneh-
mend durch Windenergie gepragten Stromversorgungssystems liefern.
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1 Einleitung

Mit dem Projekt , Offshore-Windenergienutzung in Deutschland: Status quo, Herausforderungen und
Zukunftsperspektiven” hat der Fachverband vgbe energy e.V. — ein Zusammenschluss internationaler
Kraftwerksbetreiber mit Sitz in Essen — Analysen zur Performance der Offshore-Windenergieanlagen
in der Nordsee und Ostsee gefoérdert. Die Studie mit einjahriger Laufzeit startete im April 2025.

Das Projekt ist als Fortsetzung der zweiteiligen Vorlauferstudie zur Windenergienutzung in Deutsch-
land und in Europa zu verstehen: Der erste Teil der Vorlauferstudie behandelte 2017 den Status quo
sowie Potenziale und Herausforderungen in der Grundversorgung Deutschlands mit Elektrizitat [1, 2].
Der zweite Teil ging der Frage nach, ob die Aussage ,irgendwo weht immer Wind” fir Europa zutrifft
und inwieweit in den betrachteten 18 Landern, d.h. Deutschland und 17 benachbarten Landern, die
Windenergie nutzen, ein landeriibergreifender Ausgleich der Windstromproduktion unter spirbarem
Verzicht auf konventionelle Kraftwerksleistung bei einem auch weiterhin unverandert hohen Niveau
der Versorgungssicherheit moglich ist [3, 4]. Das Ergebnis war, dass selbst unter der idealisierenden
Annahme einer Kupferplatte Gber Europa (d.h. keine Netzverluste und Transportbeschrankungen) ein
Backup-System fiir Schwachwindphasen vorzuhalten ist, das jederzeit — und im Extremfall auch den
gesamten — Strombedarf decken kann. Dies bedeutet, eine doppelte Kraftwerksinfrastruktur zur Ver-
sorgungssicherheit vorhalten zu missen.

Angesichts der energiepolitisch angestrebten Elektrifizierung der Energieversorgung kommt volatilen
Leistungseinspeisungen aus Windenergie auf dem Meer und an Land eine zentrale Bedeutung fur die
Netzsystemstabilitdt und Versorgungssicherheit zu. Die kumulierte Nennleistung des landesweiten
Windenergieanlagenkollektivs hat heute einen hohen Anteil an der verfiigbaren Kraftwerksleistung
erreicht und betrug zum Jahresende 2024 knapp 72,8 Gigawatt (GW). Davon entfielen 12,7 % oder
rund 9,2 GW auf Offshore-Windenergie.

Zum Jahresende 2024 waren in 31 Offshore-Windparks rund 1.640 Windenergieanlagen in Betrieb. Bei
einer jahresdurchschnittlichen ) Nennleistung von 8,8 GW [5 bis 7] und einer Einspeiseleistung von
jahresdurchschnittlich rund 2,9 GW —dies entspricht einer Ausnutzung von etwa 33 % —ist fiir das Jahr
2024 eine Stromproduktion von rund 25,6 Terawattstunden (TWh) verzeichnet.

Das energiepolitische Ausbauziel in Deutschland ist dufRerst anspruchsvoll: Gigantische Windparks in
der Nord- und Ostsee sollen in absehbarer Zukunft das Rickgrat der Energiewende bilden. Mit dem
Gesetz zur Entwicklung und Férderung der Windenergie auf See vom 13. Oktober 2016 und dessen
spateren Novellen hat die Bundesregierung das Ziel verankert, die Offshore-Windenergienutzung in
der Nordsee und Ostsee in den nachsten 20 Jahren auf bis zu 70 GW Nennleistung auszubauen [8]. Mit
diesem ambitionierten Ausbauziel riicken die raumzeitlichen Fluktuationen der Offshore-Windstrom-
produktion in den Fokus, da sie Lastflisse, den Bedarf an Energie- und Leistungsreserven sowie die
Dimensionierung von Speicher- und Netziibertragungskapazitaten mafligeblich beeinflussen.

Bereits im heutigen Ausbauzustand treten Nebenwirkungen bei der Offshore-Windenergienutzung
auf, die hinsichtlich ihres AusmaRes und ihrer systemischer Folgen teilweise unterschatzt wurden:
groRraumige, langlebige Nachldufe (auch als Wakes bezeichnet) in dicht belegten Windpark-Clustern,
deutliche Riickgange erzielbarer Volllaststunden in abgeschatteten Bereichen sowie zunehmende sy-
stem- und marktbedingte Ausfallarbeit. Wake-Effekte sind seit langem bekannt und werden bei der
Projektierung von Windparks grundsatzlich beriicksichtigt.

%) Die aus dem Jahresanfangswert und dem Jahresendwert arithmetisch gemittelte Nennleistung dient unter anderem als EingangsgréRe
zur Berechnung viertelstiindlicher und jahrlicher Ausnutzungen des deutschen Offshore-Windparks. Die bendtigten Datenpunkte sind
einschlagigen Veroffentlichungen zur Energiestatistik Deutschlands zu entnehmen.
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Neu ist jedoch, wie stark sich diese Effekte im realen GroRsystem mit hohen Leistungsdichten, cluster-
weiser ErschlieBung und (noch) unzureichendem Netzausbau auf die kollektive Ausnutzung und auf
das Fluktuations- und Risikoprofil der Offshore-Windstromproduktion auswirken. In rdumlich dicht an-
geordneten Offshore-Windparks tberlagern sich solche Wake-Strukturen, so dass selbst bei grof3rau-
mig betrachtet wenig turbulenten GroRwetterlagen lokal hochdynamische Turbulenzfelder im Lee der
atmospharischen Stromung entstehen, die sich ertragsmindernd auswirken.

Systembedingtes Abregeln flhrt zu weiteren Betriebseinschrankungen: Abhangig von der Nachfrage
der Verbraucher missen bei zu hohen Leistungseinspeisungen Windparks netzengpassbedingt durch
Netzbetreiber gedrosselt werden, und bei negativen Strompreisen kdnnen zusatzlich Abregelungen
aus wirtschaftlichen Griinden durch Windparkbetreiber veranlasst sein. Im Ergebnis beeintrachtigen
Nachlaufeffekte und Abregelungen die Ausnutzung der Windenergie und die Systemeffizienz bereits
im heutigen Ausbauzustand deutlich.

Wahrend die kleinskalige Dynamik atmospharischer Stromungen in der Turbulenzphysik seit Langem
intensiv untersucht wird [9 bis 11], liegen bislang nur wenige Forschungsarbeiten vor, in denen die
Werkzeuge der modernen Turbulenzanalyse systematisch auf aggregierte Leistungszeitreihen von lan-
desweiten Windparks angewandt werden. Bisherige Studien konzentrieren sich lberwiegend auf
Windgeschwindigkeitsmessungen sowie Einspeiseleistungen einzelner Windturbinen und kleinerer
Windparks mit Abtastraten im Sekundenbereich, um Intermittenzen und multifraktale Eigenschaften
turbulenter Luftstromungen zu charakterisieren [9 bis 11].

Das Ziel der Studie ist eine integrierte Analyse der kumulierten Einspeiseleistungen der inldndischen
Onshore- und Offshore-Windturbinenflotten auf Basis viertelstiindlicher ENTSO-E-Zeitreihen sowie
Verknlipfung turbulenzphysikalischer Skalierungs- und Intermittenzeigenschaften mit betrieblichen
Kennzahlen wie der installierten Nennleistung, Ausnutzung, Ausfallarbeit und Tagesmaximalwerten
von Leistungsanderungen. Der Turbulenzbegriff wird dabei in einem erweiterten Sinne verwendet: Un-
tersucht werden effektive Skalierungs- und Intermittenzeigenschaften der kumulierten Einspeiselei-
stungen, die neben atmospharischer Turbulenz auch mesoskalige Wetterlagen mit rdumlichen Aus-
dehnungen von einigen Dutzend bis hundert Kilometern und Langzeitkorrelationen von bis zu vier Ta-
gen widerspiegeln. Die fluktuierenden Eigenschaften der viertelstlindlichen Einspeiseleistungen resul-
tieren ferner aus der geografischen Verteilung und Anordnung der Windparks sowie aus windpark- und
anlagenspezifischer Regelung, Netzengpassen, Abregelungen und Redispatch-MaRnahmen.

Da die integrierte Analyse dieser Studie keine eindeutige Trennung dieser einzelnen Beitrage erlaubt,
erfassen die Ergebnisse notwendigerweise die kombinierte Systemdynamik. Die Ergebnisse sind nicht
als technologiespezifische Eigenschaft der Onshore-Windenergie gegeniiber Offshore-Windenergie zu
interpretieren, sondern als Ausdruck der Einspeisedynamik im Gesamtsystem. Diese erweiterte Inter-
pretation des Turbulenzbegriffes ist fiir die Einordnung der Ergebnisse wesentlich und bildet den kon-
zeptionellen Rahmen fir die nachfolgenden Analysen.

2 Datengrundlage und mathematische Methoden

2.1 Datengrundlage

Die Untersuchungen basieren auf viertelstiindlichen Zeitreihen kumulierter Einspeiseleistungen aus
Windenergie in Deutschland von 2015 bis 2024, die (iber die ENTSO-E-Transparenzplattform abrufbar
sind [12]. Fur ein Normaljahr stehen jeweils 35.040 Viertelstundenwerte zur Verfiigung, und fiir ein
Schaltjahr sind es 35.136 Viertelstundenwerte.
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Jeder Datenpunkt spiegelt die Summenleistung landesweit betriebener Windenergieanlagen wider,
deren Leistungen am Netzanschlusspunkt Gber eine Viertelstunde gemittelt tatsachlich ins Stromnetz
eingespeist werden. Dies bedeutet: Abgeregelte und damit nicht eingespeiste Leistung ist in diesen
Datenpunkten nicht enthalten. Bei Bedarf muss die jahrliche Ausfallarbeit Giber zusatzliche Quellen wie
Monitoringberichte der Ubertragungsnetzbetreiber oder andere Berichte und Redispatch-Daten re-
konstruiert werden.

Eine Qualitatstberprifung der ENTSO-E-Zeitreihen im Rahmen der aktuellen Studie ergab, dass diese
Datenpunkte vollstandig sind und keine Fehlstellen aufweisen. Da die ENTSO-E-Zeitreihen jeweils nur
eine kollektive Betrachtung landesweiter Onshore-Windparks oder Offshore-Windparks ermdoglichen,
wurde mit jahrlichen EEG-Bewegungsdaten eine weitere Datenbasis punktuell mit einbezogen [13].

Anlagenbetreiber, die nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) eine Verglitung fiir ihren netzein-
gespeisten Strom erhalten, haben fiir die EEG-Jahresabrechnung unter anderem die jahrliche Strom-
produktion, Vergitungszahlungen und die Verglitungskategorie fiir jede geférderte Anlage zu melden.
Mit weiteren Angaben wie Marktstammdaten-Nummer und Anlagenschliissel lassen sich aus EEG-Be-
wegungsdaten iber das Markstammdatenregister der Bundesnetzagentur Informationen wie Standort
der geforderten Einzelanlage, Nennleistung und Inbetriebnahmedatum ermitteln [14].

Die EEG-Bewegungsdaten ergédnzen die viertelstiindlichen ENTSO-E-Zeitreihen zur Einspeiseleistung,
indem sie Auswertungen zur jadhrlichen Ausnutzung einzelner Meereswindparks und Windturbinen er-
moglichen. Sie helfen dabei, betriebliche Besonderheiten im Kontext der aggregierten Gesamtsicht
besser einzuordnen. Der Vergleich jahrlich aggregierter ENTSO-E-Zeitreihen mit jahrlich aggregierten
EEG-Bewegungsdaten samtlicher Offshore-Windparks von 2015 bis 2024 zeigt geringe Abweichungen
von weniger als 1 % bei den Jahresenergiemengen und stellt damit einen wichtigen Konsistenz- und
Plausibilitdtscheck der beiden Datenquellen dar.

Dieser Jahresvergleich erlaubt indes keine Bewertung des dynamischen Verhaltens viertelstliindlicher
Einspeisezeitreihen. Die aus EEG-Bewegungsdaten abgeleiteten Jahreswerte sind fir Betrachtungen
der Flottenausnutzung sowie skalenabhangiger Fluktuationseigenschaften der kumulierten Einspeise-
leistung gut geeignet. Flr Fragen, die hohere zeitliche Auflésungen oder eine detaillierte Trennung
physikalischer von netzbedingten Effekten erfordern, sind ergdnzende Daten erforderlich, wie zum
Beispiel Windturbinen- oder Windparkmessdaten mit hoherer zeitlicher Auflésung. Zur Analyse der
zeitlichen Entwicklung der Jahresausfallarbeit von Offshore-Windenergie und Onshore-Windenergie
wurden amtliche Daten der Bundesnetzagentur genutzt, die diese in jahrlichen Monitorberichten ver-
offentlicht [15].

2.2 Spektrale Leistungsdichten und Hurst-Exponenten

Zur Untersuchung der Energiekaskade wird fiir jedes Jahr im Zeitraum 2015 bis 2024 die zugehoérige
Jahreszeitreihe der kumulierten Einspeiseleistung P;(t,,) des deutschen Offshore-Windparks und des
deutschen Onshore-Windparks betrachtet. Das Jahr wird durch den Index j gekennzeichnet, und die
Zuordnung kann beispielsweise als j = 1, 2, ..., 10 fiir die Jahre 2015 bis 2024 verstanden werden. Die
kumulierte Einspeiseleistung liegt als zeitlich aufgeldste Messreihe mit einer zeitlichen Auflésung von
At = 15 Minuten vor. Die diskreten Zeitpunkte werden durch den Index m beschrieben, so dass t,,
den m-ten 15-Minuten-Wert innerhalb des jeweiligen Jahres bezeichnet. Fiir jedes Jahr j ergibt sich so
eine diskret abgetastete Jahreszeitreihe der kumulierten Einspeiseleistung:

Z(tm .
Pi(tm) = %, " Pi(ty) mit m=1,2,..,N (1)
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In der Gleichung ist P; ;(t,,) die Einspeiseleistung der i-ten Windturbine im Jahr j zum Zeitpunkt ¢,
und z(t,,) die Anzahl der Windturbinen, die zum Zeitpunkt t,, im Betrieb sind. Die GroRe N gibt die
Anzahl der 15-Minuten-Intervalle im betrachteten Jahr an (N = 35.040 Werte in einem Normaljahr
und N = 35.136 Werte in einem Schaltjahr). Die Zeitreihen P;(t,,) werden zunéchst trendbereinigt,
um langsame saisonale Variationen zu entfernen. Anschliefend wird fir jedes Jahr j eine diskrete Fou-
rier-Transformation der zuvor trendbereinigten Zeitreihe durchgefiihrt. Die mit Hilfe der Fourier-
Transformation berechneten Fourier-Koeffizienten F;(fy) beschreiben die mathematische Zerlegung
der Zeitreihe P;(ty,) in ihre Frequenzkomponenten f;. Die spektrale Leistungsdichte S;(f) ist — bis
auf einen Normierungsfaktor — durch das Betragsquadrat der Fourier-Koeffizienten gegeben:

5i(fi) o« |F(fo|” (2

In einem Frequenzintervall, das hinreichend weit von sehr niedrigen (saisonalen) und sehr hohen
(rauschdominierten) Frequenzen entfernt ist, wird — in Analogie zum Inertialbereich turbulenter Stro-
mungen — fiir die ideale, kontinuierliche Spektralform als Funktion der Frequenz fdas folgende Po-
tenzgesetz angenommen [9, 16, 17]:

Si(f) o< f7Fi (3)

Fur jedes Jahr j wird das Spektrum S;(f) in doppelt-logarithmischer Darstellung analysiert, das heift,
der Exponent f3; wird fiir jedes Jahr j durch lineare Regression der GroRen log [Sj(f)] gegen log [f]
im jeweiligen Inertialbereich bestimmt:

log [S;(f)] < —B; - log [f] (4)

Unter der Annahme, dass die kumulierten Leistungszeitreihen Pj(tm) durch einen fraktionellen
Brownschen Bewegungsprozess beschrieben werden kdnnen, besteht zwischen dem Spektralexpo-
nenten ; und dem Hurst-Exponenten H; die Beziehung [9, 17]:

Bi=1+2-H (5)
Daraus ergibt sich fiur jedes Jahr j der effektive Hurst-Exponent [18]
Bi—1
Hy=——, (6)

der Langzeitabhangigkeit und ,,Rauigkeit” der entsprechenden kumulierten Leistungszeitreihe Pj(tm)
charakterisiert. Mit Gleichung (6) wird fir jedes Jahr j ein effektiver Hurst-Exponent H; bestimmt. Da-
nach wird der Verlauf der effektiven Hurst-Exponenten Uber die Jahre analysiert, um mogliche syste-
matische Veranderungen der Langzeitkorrelationen im Zeitverlauf zu identifizieren.

2.3 Leistungsinkremente, Haufigkeitsverteilungen, Kurtosis, Strukturfunktionen

Leistungsinkremente

Zur Charakterisierung von kurz- und mittelfristigen Fluktuationen werden Leistungsinkremente der ku-
mulierten Einspeiseleistung betrachtet. Die kumulierte Einspeiseleistung Pj(tm) liegt — wie zuvor be-
schrieben — als Zeitreihe mit einer Auflésung von At = 15 Minuten vor.
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Um die Notation zu vereinfachen, wird in den folgenden Formeln auf Jahres- und Zeitindizes verzichtet.
Die Leistungsinkremente fiir verschiedene Zeitversatze t sind unter dieser Pramisse wie folgt definiert:

AP.(t) =P(t+ 1) — P(¢t) (7)

Der Zeitversatz T entspricht hier ganzzahligen Vielfachen der Viertelstunde At und beschreibt somit
den Abstand zwischen zwei Messpunkten in der jeweils betrachteten Zeitreihe. Dieser Abstand wird
verwendet, um die Dynamik und Charakteristik der Leistungsanderungen von Windenergieanlagen,
bzw. von landesweiten Windparks auf unterschiedlichen Zeitskalen zu analysieren. Durch die Analyse
von AP, (t) fur unterschiedliche Zeitversatze T lassen sich Hiufigkeitsverteilungen, die Kurtosis sowie
Strukturfunktionen der Leistungsdnderungen auf unterschiedlichen kurz- bis mittelfristigen Zeitskalen
bestimmen. Fiir die betriebliche Praxis sind Leistungsdanderungen auf sehr kurzen Zeitskalen mit Zeit-
versatzen im Sekundenbereich von besonderer Bedeutung, da sie entscheidenden Einfluss auf mecha-
nische Belastungen der Anlagenkomponenten (z.B. Getriebe oder Rotorblatter) und auch gleichzeitig
auf die Stabilitat des Stromnetzes haben.

Haufigkeitsverteilungen

Aus der Zeitreihe der kumulierten Einspeiseleistung — zum Beispiel flr das Jahr 2024 — wird zunachst
die Zeitreihe der 15-miniitigen Leistungsdnderungen (d.h. Leistungsinkremente) gebildet:

AP(t) = P(t + 15 Minuten) — P(t) (8)

Auf dieser Basis wird die Haufigkeitsverteilung der normierten 15-minitigen Leistungsdnderungen
AP(t)/o bestimmt, wobei ¢ die Standardabweichung der Leistungsinkremente AP (t) bezeichnet, so
dass alle Leistungsdanderungen von den kleinsten bis zu den groRten Werten erfasst werden. Ziel ist zu
prifen, ob die Haufigkeitsverteilung der Leistungsdnderungen mit einer Normalverteilung vereinbar
ist oder systematisch davon abweicht. Bei der (standardisierten) Normalverteilung ist die Haufigkeits-
verteilung glockenférmig, symmetrisch und wird vollstédndig durch den Mittelwert 4 und die Standard-
abweichung g charakterisiert.

Die grafische Darstellung von AP(t) /o erlaubt eine direkte visuelle und statistische Priifung, ob kleine
und grole Leistungsdanderungen mit einer GauB-Verteilung konsistent sind oder ob Schiefe, schwere
Rander (Heavy tails) oder andere Abweichungen auftreten. Die Normierung der 15-miniitigen
Leistungsanderungen auf ihre zugehorige Standardabweichung o ermoglicht einen direkten Vergleich
der Haufigkeitsverteilungen fiir Offshore-Windenergie und Onshore-Windenergie.

Werden Haufigkeiten im Bereich |AP(t)/o| > 3 bzw. deutlich oberhalb der Erwartungswerte einer
Normalverteilung beobachtet, weist dies auf ausgepragte Heavy tails in der Haufigkeitsverteilung hin.
In der Praxis bedeutet |AP(t)/a| > 3, dass extreme Leistungsanderungen innerhalb von 15 Minuten
gehauft auftreten. Die parallelen Striche |... | in dieser Gleichung stehen fiir den Absolutbetrag.

Kurtosis

Die Kurtosis K; der Leistungsinkremente AP, (t) wird berechnet, um Abweichungen von normalverteil-
ten Werten und das Auftreten von Extremfluktuationen |AP.(t)/o| > 3 zu identifizieren. Sie ist ein
MaR fir die Gewichtung der Randbereiche der Haufigkeitsverteilung der Leistungsinkremente AP, (t)
im Vergleich zur Normalverteilung nach Gauf8 [19, 20]:

_{4ar?)

= 9
(AP,%)? ®)

T
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Dabei bezeichnet (... ) den arithmetischen Mittelwert Gber die Leistungsinkremente bei einem festen
Zeitversatz 7. Der Zahler misst auf der Grundlage der Leistungsinkremente AP, (t) die Intensitat und
Haufigkeit starker Auslenkungen (AusreiRer, extreme Ereignisse), wihrend der Nenner die typische
Breite der Streuung beziehungsweise Fluktuationsstarke reprasentiert. Nimmt der zeitliche Verlauf der
Kurtosis K als Funktion des Zeitversatzes T den Wert K; = 3 an, so entspricht dieser Wert dem Erwar-
tungswert flir normalverteilte Daten.

Eine gegenuber diesem Normalverteilungswert K, = 3 erhohte Kurtosis weist auf eine Dominanz von
Extremereignissen gegeniber ,normalen” Fluktuationen und auf eine ausgepragte Intermittenz der
Leistungsanderungen AP, (t) des betrachteten Windparks hin.

Strukturfunktionen

Fur die Intermittenzanalyse turbulenter Stromungen sind Strukturfunktionen S,, der Ordnung n von
zentraler Bedeutung. Im K62-Modell erweiterte Andrey Nikolaevich Kolmogorov sein urspriingliches
K41-Modell, indem er das Konzept multifraktaler Skalenexponenten £(n) zur Charakterisierung inter-
mittierender Fluktuationen in turbulenten Stromungen einfiihrte [16].

Die Strukturfunktionen n-ter Ordnung, S,,, die bereits im K41-Modell als zentrales Analysewerkzeug
dienten, erhalten im erweiterten K62-Modell durch Bericksichtigung von Intermittenzeffekten eine
modifizierte Bedeutung. Im Mittelpunkt der Uberlegungen Kolmogorovs steht die Analyse von Struk-
turfunktionen hinsichtlich intermittierender Fluktuationen. Im Detail besagt die erweiterte Theorie des
K62-Modells, dass die Strukturfunktion n-ter Ordnung gemaf}

Sp(0) = (|AR|™) (10)

ein Potenzgesetz der Form [11]

$,(r) o 75 (1)

erfullt, wenn die zugrundeliegende Turbulenz eine universelle Energiekaskade im Inertialbereich des
Leistungsdichtespektrums aufweist und Intermittenz beriicksichtigt wird. Die spitze Klammer (...} in
der Gleichung (10) steht fir den arithmetischen Mittelwert, die parallelen Striche |...| stehen fir den
Absolutbetrag der Leistungsdanderungen AP,. Die Skalenexponenten &(n) werden fiur mehrere Ord-
nungen n durch folgende Funktion bestimmt:

log[Sn(T)] o §(n) - log]7] (12)

Mit einer Strukturfunktionsanalyse lasst sich die Skalenabhangigkeit der Fluktuationen systematisch
untersuchen. Allgemein formuliert liefert die Strukturfunktion S,,(7) Hinweise auf zugrundeliegende
physikalische Prozesse, wie die Turbulenzstruktur eines Windfeldes, die Einspeiseleistung eines Wind-
parks oder die Turbulenzstruktur meteorologischer Muster.

Der Ordnung n der Strukturfunktion kommt sowohl aus statistischer als auch physikalischer Sicht eine
entscheidende Rolle und Bedeutung zu:

— Statistisch betrachtet reprasentiert die Ordnung n das statistische Moment. Beispiele: Fir die erste
Ordnung (n = 1) erhélt man den mittleren Differenzbetrag bzw. die mittlere Absolutabweichung,
und die zweite Ordnung (n = 2) beschreibt das mittlere Differenzquadrat {|AP,|?) bzw. die Varianz
zwischen zwei Zeitpunkten im Abstand 7 (Zeitversatz).
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- Physikalisch betrachtet werden die Strukturfunktionen mit zunehmender Ordnung n empfindlicher
gegeniiber grolRen Fluktuationen (,,AusreiBern“) — hohere Ordnungen erfassen also die Haufigkeit
und Intensitat seltener, extrem starker Schwankungen. Auf diese Weise liefern Strukturfunktionen
hoherer Ordnung einen tieferen Einblick in die Intermittenz und Nicht-GauRianitat turbulenter Pro-
zesse.

2.4 Intermittenzparameter im Rahmen des K62-Modells

Die Anwendung von Strukturfunktionsanalysen und K62-Intermittenzparametern auf Zeitreihen der
elektrischen Leistung aus Windenergie ist in der Fachliteratur etabliert. Milan et al. [10] zeigen, dass
nicht nur Windgeschwindigkeiten, sondern auch Leistungszeitreihen von einzelnen Windturbinen und
von Windparks eine stark intermittierende, multifraktale Struktur im Sinne des K62-Formalismus auf-
weisen. In dieser Studie werden die Intermittenzparameter aus dem K62-Modell auf landesweit aggre-
gierte Leistungszeitreihen der inldndischen Onshore- und Offshore-Windparks angewandt.

Dabei ist zu beachten, dass es sich nicht um direkte Stromungsdaten (z.B. Windgeschwindigkeiten),
sondern um Summeneinspeiseleistungen handelt, in denen sich neben meteorologischen Turbulen-
zeffekten auch Betriebs- und Systemeinfliisse wie Abregelungen (Curtailment), Redispatch, Turbinen-
stillstdnde, Regelstrategien sowie indirekt Nachfrage- und Markteffekte widerspiegeln. Die Aufléosung
der ENTSO-E-Daten ist auf Viertelstundenwerte begrenzt.

Vor diesem Hintergrund quantifizieren die im Folgenden ausgewerteten Intermittenzparameter p die
skalenabhangige Intermittenz der Windstromproduktion als SystemgroRe; hierbei charakterisiert der
Parameter u die Abweichung der Strukturfunktionsskalierung von der klassischen Kolmogorov-Form
und damit die Auspragung der Heavy-Tail-Eigenschaften der Leistungsinkremente lber verschiedene
Zeitversatze. Die Parameter sind somit als effektive SkalierungsgroBen einer stark intermittierenden,
aggregierten Einspeisezeitreihe im Energiesystemkontext zu betrachten.

Nach den Vorstellungen von Kolmogorov ist bei intermittierenden turbulenten Stromungen die lokale
Energielibertragungsrate im Inertialbereich der Energiekaskade — ein schrittweiser Zerfall groRer Wir-
bel in kleinere Wirbel bis zur Dissipation — raumlich und zeitlich ungleichmaRig verteilt und selbst eine
fluktuierende GroRe, die zu Intermittenzen fiihrt (Windboen).

Kolmogorov nahm an, dass der Logarithmus dieser Energielibertragungsrate im Inertialbereich der
Energiekaskade naherungsweise normalverteilt ist. Mit dieser Annahme ergibt sich fiir die Struktur-
funktion S,,(7) ein nichtlinearer Skalenexponent é(n) der Form [11]

£(n) = +—f%-(3n-n2) (13)

w| 3

In der obigen Gleichung quantifiziert der Intermittenzparameter u die Starke der Abweichung von der
klassischen K41-Theorie: u = 0 bedeutet homogene, isotrope, somit intermittenzfreie Turbulenz [16].
Der Intermittenzparameter p lasst sich experimentell aus den Zeitreihen der Leistungsinkremente AP,
bestimmen. Bei der Ordnung n = 6 der Strukturfunktion S, (t) wird die optimale Balance zwischen
ausreichender Sensitivitat fur Intermittenzen und experimenteller Handhabbarkeit erreicht, und die
obige Gleichung nimmt eine besonders einfache Form an:

u=2-¢&(6) (14)

Typische Werte des Intermittenzparameters u im Bereich von 0,1 bis 0,3 sind aus Studien bekannt, die
sich mit Zeitreihenanalysen der Windgeschwindigkeit befassen [21, 22].
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3 Ergebnisse

3.1 Betriebscharakteristik

Im Rahmen dieser Arbeit wurde zunachst die aus der Vorlduferstudie bekannte Betriebscharakteristik
der Windenergienutzung in Deutschland seit 2010 [1 bis 4] aktualisiert, siehe Abbildung 1.

Nind

nshore & Offshore

90.000
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70.000
Nennleistung Py
60.000
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40.000

Leistung in MW

30.000 o 2691

M Mitiehwert P,

20.000

10.000 |
Minimalwert Py,
- 8 115 11 24 9 115 76 213 380 121 139 221 139 42

2010 2012 2014 2016 2018 2020 2022 2024
Quellen: Deutsche WindGuard, ENTSO-E Jahr

Abbildung 1: Kennzahlen zur Windenergienutzung in Deutschland mit der Anlagenanzahl (Jahresende gerundet),
dem Jahresendwert der Nennleistung Py, dem Maximalwert Py, dem Minimalwert Py, und
dem Mittelwert B, der viertelstiindlichen Summenleistungen (ENTSO-E-Zeitreihen).

Aus diesen Kennzahlen geht unter anderem hervor, dass der aus Windturbinen an Land (Onshore) und
auf dem Meer (Offshore) bestehende Windpark zum Jahresende 2024 Gber eine Nennleistung Py von
72.785 MW verfigte. Von dieser Nennleistung entfielen 88 % auf Onshore-Windenergie und 12 % auf
Offshore-Windenergie.

Die Nennleistung des deutschen Windparks hat sich damit seit 2010 um das 2,7-Fache erhoht. Die
Anzahl der Windturbinen erhdhte sich um 41 % auf rund 30.400 Einheiten, und die durchschnittliche
Windturbinen-Nennleistung als Mal fiir AnlagengrofRe und technischen Fortschritt verdoppelte sich
auf knapp 2,4 MW.

Der Maximalwert Py, der ENTSO-E-Zeitreihen aggregierter viertelstiindlicher Einspeiseleistungen ”)
hat sich seit 2010 sogar mehr als verdoppelt. Gleichzeitig hat sich der Abstand zwischen Nennleistung
und Maximalwert vergréRert. Das heiRt: Die gleichzeitig nutzbare Summenleistung liegt in jedem Jahr
deutlich unter der Nennleistung des deutschen Windparks, und der Abstand zwischen beiden hat sich
seit 2010 von einem Funftel der Nennleistung auf ein Drittel der Nennleistung im Jahr 2024 erhoht.

) In dieser Studie wird fiir die viertelstiindlich netzeingespeiste Leistung der landesweiten Windturbinenflotte (d.h. Windenergie gesamt,
Onshore- und Offshore-Windenergie) der Begriff Einspeiseleistung oder Summenleistung verwendet.
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Die Nennleistung des deutschen Windparks wurde damit seit 2010 zu keinem Zeitpunkt gleichzeitig
komplett ausgeschopft. Daraus folgt jedoch nicht, dass ein bestimmter Windturbinenanteil ,,nie” zur
Windstromproduktion beigetragen hatte; der Abstand zwischen Maximalwert und Nennleistung ist
vielmehr eine statistische Eigenschaft und Ausdruck des Zusammenspiels aus Witterungseffekten, Ab-
regelungen und technischen Begrenzungen im Gesamtsystem.

Generell erreichen alle inlandischen Windturbinen niemals gleichzeitig ihre Nennleistung, denn dafiir
missten landesweit an samtlichen Standorten zeitgleich optimale Windbedingungen herrschen. Das
Stromnetz miisste die eingespeiste Summenleistung vollstandig aufnehmen und weiterverteilen kdn-
nen, und die Marktbedingungen missten so attraktiv sein, dass sich die Windstromproduktion fiir Be-
treiber von Windenergieanlagen lohnt.

Der Mittelwert P, hat sich seit 2010 fast vervierfacht. Er ist ein MaR fiir die Windstromproduktion, die
von 36 Terawattstunden (TWh) im Jahr 2010 auf 138 TWh im Jahr 2024 angestiegen ist, und auch eine
wichtige EingangsgroRe fir die Berechnung der Ausnutzung des deutschen Windparks darstellt.

Der Minimalwert Py, markierte mit 42 MW den zweitgeringsten Wert seit 2010 und lag zusatzlich in
jedem Jahr unterhalb von 1 % der Nennleistung. Die Erwartung, dass der Minimalwert beim Ausbau
landesweit verteilter Windturbinen ansteigt und Windenergie damit in einem zunehmenden MaRe
konventionelle Kraftwerksleistung substituieren kann, wird durch die beobachteten Minimalwerte in
der Betriebscharakteristik nicht bestatigt.

Dies bedeutet: Trotz weiteren Ausbaus der Nennleistung um das 2,7-Fache seit 2010 ist Windenergie
allein nicht in der Lage, eine gesicherte Stromversorgung zu gewahrleisten und praktisch ganzjahrig
auf regelfahige Backup-Leistung bis zur Letztverbraucher-Nachfrage angewiesen. Auch die Volatilitat
der Summenleistung ist trotz landesweit verteilter Windturbinen weiterhin hoch. Damit ist ein zentra-
les Ergebnis der zweiteiligen Vorlauferstudie [1 bis 4] erneut bestatigt.

An dieser Stelle lieRe sich argumentieren, dass der Minimalwert einen einzigen Viertelstundenwert im
Jahr markiert und sich Fragen nach einem sicher verfligbaren Backup-System fiir diese Zeitspanne er-
Ubrigen. Die Leistungszeitreihen von ENTSO-E belegen indes, dass in jedem Jahr viele Werte in unmit-
telbarer Nahe des Minimalwertes auftreten: 2024 unterschritten 293 Viertelstundenwerte die Marke
von 1 % der Nennleistung (728 MW). Dies entspricht rechnerisch einer Dauer von drei Tagen. Bei 5 %
der Nennleistung (3.639 MW) erhoht sich diese Dauer auf 44 Tage.

In Abbildung 2 ist diese betriebliche Beobachtung anhand relativer und kumulierter Haufigkeiten der
normierten Leistung P/Py im Jahr 2024 verdeutlicht. Diese Leistung entspricht dem Verhaltnis der
viertelstiindlichen Summenleistung P zur viertelstiindlichen Nennleistung Py. Das Verhaltnis spiegelt
die viertelstiindliche Ausnutzung wider. Die viertelstlindliche Nennleistung wird vom Jahresanfangs-
wert ausgehend unter Voraussetzung eines linearen Zuwachses bis zum Jahresende interpoliert ). Die
resultierenden Verteilungen basieren auf einer Klassenbreite der normierten Leistungen von 2 %. Aus
der Verteilung der relativen Haufigkeiten (linke y-Achse) folgt, dass keine Normalverteilung mit einem
Mittelwert von 22 % vorliegt, sondern eine rechtsschiefe Verteilung, bei der Werte unterhalb des Mit-
telwertes ofter auftreten als oberhalb. Flir normierte Leistungen im Intervall von 0 % bis 22 % (Mittel-
wert) ergibt sich dementsprechend eine kumulierte Haufigkeit von 57 % (rechte y-Achse). Dies bedeu-
tet, dass 20.167 der insgesamt 35.136 Viertelstundenwerte im Schaltjahr 2024 ein Flinftel der Nenn-
leistung unterschreiten, wahrend sich die verbleibenden 14.969 Viertelstundenwerte auf die restli-
chen vier Flinftel der Nennleistung verteilen.

8) Dieses Vorgehen ist eine praktikable Ndherung, ersetzt fiir vertiefte Analysen jedoch keine detaillierte Abbildung der tatsichlichen Inbe-
triebnahmeprofile groBer Windparks, deren Bau und sukzessive Inbetriebnahme tiblicherweise mehrere Monate beansprucht.
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Windenergie 2024 (Onshore plus Offshore)
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Abbildung 2:

CDF: Cumulative distribution function

Normierte Leistung P/P,

Relative Haufigkeiten (linke y-Achse) und kumulierte Haufigkeiten (rechte Y-Achse) der normierten Leistung

P /Py des deutschen Windparks 2024 (Onhore plus Offshore) bei 2 % Klassenbreite. Die normierte Leistung
spiegelt die viertelstiindliche Ausnutzung wider, die jahrliche Ausnutzung n4 betragt 22 % (Mittelwert).

Die Betriebscharakteristik fiir den deutschen Onshore-Windpark mit denselben Kennzahlen wie zuvor

ist in Abbildung 3 dargestellt.
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Abbildung 3:

Jahr

Kennzahlen zur Onshore-Windenergienutzung in Deutschland mit der Anlagenanzahl am Jahresende

(gerundet), dem Jahresendwert der Nennleistung Py, dem Maximalwert Py;,,, dem Minimalwert Py,
und dem Mittelwert F, der viertelstiindlichen Summenleistungen (ENTSO-E-Zeitreihen).
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Zur Onshore-Windenergie lassen sich vergleichbare Aussagen treffen wie fir Windenergie insgesamt,
die durch den grofRen Hebel der Onshore-Nennleistung (2024: 88 %) gepragt ist: Mit dem Ausbau ab
2010 ist ebenfalls ein wachsender Abstand zwischen dem Jahresendwert der Nennleistung und dem
Jahresmaximalwert viertelstiindlicher Leistungen zu beobachten. Offenkundig nimmt auch hier mit zu-
nehmender Anzahl landesweit verteilter Standorte die Wahrscheinlichkeit ab, dass an samtlichen
Standorten zeitgleich maximal mégliche Summenleistungen auftreten und weder systemseitige noch
marktbedingte Abregelungen eine Rolle spielen.

Im Vergleich zu den Kennzahlen fiir Windenergie, in denen Beitrage aus Onshore-Windenergie und
Offshore-Windenergie enthalten sind, zeigen die betrieblichen Kennzahlen fiir Onshore-Windenergie
flachere Verldufe. Und seit 2010 sind immer Minimalwerte unterhalb von 1 % der Nennleistung zu
verzeichnen. Die Verlaufe relativer Haufigkeiten fiir den deutschen Onshore-Windpark sind durch die
grolRe Hebelwirkung seiner Nennleistung (88 %) mit denen des deutschen Windparks (Abbildung 2)
vergleichbar [1 bis 4].

Die Betriebscharakteristik fir den landesweiten Offshore-Windpark mit denselben Kennzahlen wie zu-
vor zeigt teilweise steilere Verlaufe einiger Kennzahlen, wie Abbildung 4 zu ersehen ist.
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Quellen: Deutsche WindGuard, ENTSO-E Jahr

Abbildung 4: Kennzahlen zur Offshore-Windenergienutzung in Deutschland mit der Anlagenanzahl am Jahresende
(gerundet), dem Jahresendwert der Nennleistung Py, dem Maximalwert Py;,,, dem Minimalwert Py,
und dem Mittelwert B, der viertelstiindlichen Summenleistungen (ENTSO-E-Zeitreihen).

Nach Inbetriebnahme des Nordsee-Windparks Alpha Ventus im April 2010 mit zwolf Windturbinen der
5 MW-Nennleistungsklasse und des Ostsee-Windparks Baltic 1 im Mai 2011 mit 21 Windturbinen der
2,3 MW-Nennleistungsklasse sind die Entwicklungen zunachst durch eine Anlaufphase gepragt.

Daran schlieBt sich von 2015 bis 2019 eine Phase steil ansteigender Kennzahlenverlaufe an — ein Indiz
fir den zligigen Ausbau, gefolgt von einer Phase der Seitwartsbewegungen bis 2021. Danach nimmt
der Ausbau wieder Fahrt auf. Mit den Meereswindparks Borkum Riffgrund 3 und He Dreiht werden im
Jahresverlauf 2026 moderne Windturbinen ihren Betrieb in der Nordsee aufnehmen und mit Nennlei-
stungen von jeweils 11 MW bzw. 15 MW weitere technologische Meilensteine markieren.

Seite 18



VL Analytix

vgbe-Projekt 468 » Abschlussbericht

Borkum Riffgrund 3 ist mit seinen 83 Windturbinen auf eine Nennleistung von insgesamt 913 MW aus-
gelegt, bei He Dreiht mit seinen 64 Windturbinen sind es 960 MW.

Aus der Abbildung 4 ist ersichtlich, dass der deutsche Offshore-Windpark zum Jahresende 2024 eine
Nennleistung von 9.215 MW erreicht hatte und insgesamt 1.640 Windturbinen in Betrieb waren, da-
von 1.332 in der Nordsee und 308 in der Ostsee °). Der Maximalwert lag mit 7.473 MW bei etwas mehr
als vier Funftel der Nennleistung, wahrend der Minimalwert weiterhin unverdndert bei 0 MW ver-
harrte. Im Jahr 2024 traten 53 Nullwerte in zusammenhadngenden halb- bis viereinhalbstiindigen Pha-
sen auf, davon neun im Juli und sieben im Oktober sowie 37 im November.

Fiir Offshore-Windenergie ist bislang erst ein einziger Minimalwert oberhalb von 0 MW verzeichnet:
2018 erreichte der Minimalwert mit 2 MW sein Allzeithoch. Aus den Zeitreihen der viertelstlindlichen
Summenleistung des deutschen Offshore-Windparks geht hervor, dass Jahr fiir Jahr zahlreiche Werte
in der Nahe des Minimalwertes auftreten. In der Abbildung 5 ist diese Beobachtung anhand relativer
und kumulierter Haufigkeiten normierter Leistungen P /Py im Jahr 2024 verdeutlicht.
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Abbildung 5: Relative Haufigkeiten (linke y-Achse) und kumulierte Haufigkeiten (rechte Y-Achse) der normierten Leistung
P /Py des landesweiten Offshore-Windparks 2024 bei 2 % Klassenbreite. Die normierte Summenleistung
spiegelt die viertelstiindliche Ausnutzung wider. Die jdhrliche Ausnutzung 4 betragt 33 % (Mittelwert).

Im Jahr 2024 unterschritten 822 Viertelstundenwerte die Marke von 1 % der Nennleistung (92 MW),
was zusammengerechnet neun Tagen entspricht. Bei 5 % Nennleistung (461 MW) sind es 36 Tage. Aus
der Verteilung der relativen Haufigkeiten (linke y-Achse) folgt, dass keine Normalverteilung mit einem
Mittelwert von 33 % vorliegt, sondern eine rechtsschiefe Verteilung, bei der geringe Werte haufiger

°) In Abbildung 4 ist die Nennleistung des deutschen Offshore-Windparks dargestellt, d.h. die Summe der Nennleistungen aller jeweils in
Betrieb befindlicher Windparks in der deutschen Nord- und Ostsee. Wenn Offshore-Windparks fiir eine hohere Nennleistung ausgelegt
sind als der Netzanschlusspunkt aufnehmen kann (Overplanting), konnen diese selbst bei 100 % Verfligbarkeit und bestmoglichem Wind
ihre Nennleistung nicht zu 100 % ausnutzen: Im Jahr 2023 waren dadurch knapp 4 % der Nennleistung nicht nutzbar. Laut ENTSO-E-Daten
entspricht diese Kappung einer um weniger als 0,01 % reduzierten Windstromjahresproduktion. Fur vertiefte Analysen kann es dennoch
sinnvoll sein, die Netzanschlussleistung als weitere ReferenzgroBe mit heranzuziehen. Die hier gewahlte windturbinenseitige Referenz-
groRe dient einer einheitlichen Systembetrachtung und ist mit den verwendeten energiestatistischen Kennzahlen konsistent.
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auftreten als hohe Werte: Fiir normierte Leistungen zwischen 0 % und 33 % (Mittelwert) ergibt sich
eine kumulierte Haufigkeit leicht oberhalb von als 50 % (rechte y-Achse).

Die relativen Haufigkeiten sind zudem (iber weite Bereiche der normierten Leistungen anndhernd
gleichverteilt und fallen bei viertelstiindlichen Ausnutzungen von mehr als 70 % bis zur maximalen
viertelstindlichen Ausnutzung oberhalb von 80 % schnell ab.

Zurick zu Abbildung 4: In der Aufbauphase des Offshore-Windparks bis 2015 mit zeitweise hohen Zu-
bauraten schwankten die Maximalwerte in einer groBen Bandbreite von etwa der Halfte bis zu drei
Vierteln der Nennleistung. Danach Uberschritten sie die 90 %-Nennleistungsmarke und lagen in den
Folgejahren zwischen 80 % und mehr als 90 % der Nennleistung.

Offenkundig nimmt der Abstand zwischen Jahresendwert der Nennleistung und Maximalwert mit dem
Ausbau der Offshore-Windenergie ebenfalls zu. Ein Grund kénnten system- oder marktbedingte Abre-
gelungen der Windstromproduktion sein, wenn sehr gilinstige Windbedingungen mit hoher Wind-
stromproduktion auf eine geringe Nachfrage oder unattraktiv geringe Marktpreise treffen.

Ein weiterer Grund konnten mit fortschreitendem Ausbau auf hierzulande begrenzten Meeresflachen
in der Nord- und Ostsee Phanomene wie Turbulenz und Nachlaufeffekte sein, so dass fiir einige Wind-
parks ungunstigere Windverhéltnisse als Gblich auftreten — mit Auswirkungen auf die Windstrompro-
duktion und die jahrlichen Ausnutzungen.

Fazit: Die Betriebscharakteristik auf Jahresbasis mit Kennzahlen wie dem Minimalwert, Mittelwert und
Maximalwert liefert grundlegende Erkenntnisse lber die Performance des deutschen Windparks, Ons-
hore-Windparks und Offshore-Windparks. Die als Verhaltnis aus jahresmittlerer Einspeiseleistung und
Nennleistung definierte jahrliche Ausnutzung ist auf See deutlich hoher als an Land und spiegelt die
hoheren mittleren Windgeschwindigkeiten auf dem Meer wider. Wachsende Abstande zwischen Ma-
ximalwerten und Nennleistungen sind auch ein Ausdruck der rdumlichen Windturbinenverteilung:
Diese reduziert die Wahrscheinlichkeit zeitweiliger 100 %-Ausnutzungen des Windturbinenkollektivs,
tragt Uber Ausgleichseffekte gleichzeitig jedoch auch zur Dampfung von Leistungsschwankungen bei.
Die in diesem Kapitel formulierten Schlussfolgerungen sind als erste Einordnung zu verstehen. Eine
detailliertere Ursachenanalyse fiir sinkende jahrliche Ausnutzungen und Intermittenzeigenschaften
folgt in den nachgeordneten Abschnitten.

3.2 Ausnutzung

Fir die folgenden Betrachtungen ist zuerst ein gemeinsames Verstandnis zur Ausnutzung 74 hilfreich.
Ausnutzung 1°) bezeichnet das Verhiltnis der in einem Betrachtungszeitraum At (z.B. einem Jahr) ge-
lieferten elektrischen Energie E zu der unter Auslegungsrandbedingungen theoretisch lieferbaren
Energie Eyy und spiegelt im Falle zeitlich konstanter Werte das Verhdltnis des Mittelwertes F, der Sum-
menleistung zur mittleren Nennleistung (Py) wider:

L AU R B (15)
4T Ey (Py)-At T (Py) Yo (Pya+Pyg)

Wie der Gleichung (15) zu ersehen ist, wird die mittlere Nennleistung des Betrachtungszeitraums aus
ihrem Anfangswert Py 4 und ihrem Endwert Py g arithmetisch gemittelt. Diese Werte liegen meist gut
dokumentiert als langjahrige Zeitreihen nach systematischem Vorgehen einheitlich erhoben vor und
sind einschlagigen energiestatistischen Publikationen zu entnehmen [5 bis 7].

%) Unter Ausnutzung ist hier die jahrliche Ausnutzung zu verstehen. Abweichende Bezugszeitraume werden explizit genannt.
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Die Ausnutzung wird hier als physikalisch-technische KenngrofRe auf der Flotten- bzw. Systemebene
verwendet, da sie sich nicht nur fiir die Beschreibung der real eingespeisten Jahresarbeit pro Einheit
Nennleistung eignet, sondern auch fir detaillierte Analysen zum Einfluss system- und marktbedingter
Abregelungen sowie clusterbedingter Wake-Strukturen 11).

Die Ausnutzung hangt nicht nur von Windbedingungen und Netzintegration ab, sondern auch von der
Windturbinenauslegung, zum Beispiel hinsichtlich Rotordurchmesser und spezifischer Nennleistung:
Bei vergleichbaren Standort- und Betriebsbedingungen kann ein vergréoRerter Rotordurchmesser bei
derselben Nennleistung zu héheren Volllaststunden fiihren. Eine héhere Nennleistung bei derselben
Rotorflache kann dagegen — ceteris paribus — geringere Volllaststunden bewirken. Die im Folgenden
diskutierten Trends der Flottenausnutzung sind primar als systemische Indikatoren (Netzrestriktionen,
Ausfallarbeit, Wake-Effekte) zu verstehen und ersetzen keine Detailanalysen zur Okonomie einzelner
Windturbinen oder Windparkprojekte.

Zu Beginn des Offshore-Windenergieausbaus in Deutschland war die Ausnutzung 714 zunachst durch
technische Probleme mit neuen Windturbinen der 5 MW-Nennleistungsklasse, zeitweise reduzierte
Verflgbarkeiten und Verzogerungen bei den Netzanbindungen der neuen Meereswindparks gepragt.
Dies geht aus der Abbildung 6 (links) hervor.
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Abbildung 6:  Ausnutzung des deutschen Offshore-Windparks (links) und jahrliche Zuwéachse der Nennleistung
in Megawatt sowie in Prozent des Jahresanfangsbestandes (rechts). Die Werte reprasentieren
eine libergeordnete Sicht auf die Offshore-Windturbinenflotte (Adlerperspektive).

In dieser Anlaufphase, die von 2010 bis 2015 andauerte, zeigen die berechneten Ausnutzungswerte
des deutschen Offshore-Windparks starke Schwankungen in einer Bandbreite von rund 16 % bis 44 %.

1) Fir konomische Bewertungen unterschiedlicher Kraftwerkstechnologien sind Stromgestehungskosten (Levelized Cost of Energy, LCOE)
ein etabliertes Hilfsmittel. Sie setzen Investitions-, Betriebs- und Brennstoffkosten einer Anlage mit der Gber ihre Lebensdauer erzeugten
elektrischen Arbeit ins Verhaltnis. Flr dargebotsabhédngige regenerative Energien wie Windenergie und Photovoltaik werden indes seit
einiger Zeit vermehrt System-Stromgestehungskosten (System-LCOE) als weiterentwickelte Hilfsmittel diskutiert. Denn anders als bei den
LCOE, die den 6konomischen Benefit einer Anlage von den Zusatzkosten flir weitere benoétigte Versorgungsinfrastruktur losgeldst be-
trachten, berticksichtigen System-LCOE zusatzlich Integrations- und Systemkosten, zum Beispiel fir Speicherung, Netzausbau und Backup-
Leistungen, und bilden die tatsdchlichen Kosten fiir Versorgungssicherheit daher realistischer ab [23, 24].
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Diese lassen sich mit dem schnellen unterjahrigen Nennleistungsausbau und auch mit der Berechnung
der Ausnutzung Uber die arithmetisch gemittelte, jahresdurchschnittliche Nennleistung (Py) erklaren.
Wie in der Abbildung 6 rechts zu erkennen ist, sind fiir die Anlaufphase in der Zeit von 2010 bis 2015
Nennleistungszuwachse in einer Bandbreite von 40 MW bis knapp 2.300 MW verzeichnet. Bezogen auf
den Jahresanfangsbestand der Nennleistung entspricht dies einer Bandbreite von 42 % bis 230 %.

Da der unterjdhrige Zubau von Windturbinen und damit der Nennleistungszuwachs APy in der Regel
nicht gleichmaRig linear Gber den Jahresverlauf stattfindet, wird die tber die jahresdurchschnittliche
Nennleistung (Py) berechnete Ausnutzung 14 bei gegebener Jahresarbeit unterschatzt, wenn neue
Nennleistung im spaten Jahresverlauf hinzugefiigt wird, und Uberschatzt, wenn neue Nennleistung im
friihen Jahresverlauf hinzugefiigt wird. Zur Abschatzung der relativen Unterschatzung der Ausnutzung
N4 gemaR Gleichung (15) gegeniiber der Ausnutzung 7174 x mit vereinfachter zeitlicher Korrektur des
Nennleistungszuwachses gilt:

- Py 4+ a- AP,
Nak —MNa —1_na N (16)
Nak Pya+ % APy
Darin bezeichnet a den Zeitanteil des betrachteten Jahres (0 < a < 1), in dem die unterjahrig neu
zugebaute Nennleistung APy vollstandig in Betrieb ist.

Fiir typische Nennleistungszuwachse von 10 % des Jahresanfangsbestands, die gemal Abbildung 6
(rechts) fiir den deutschen Offshore-Windpark ab 2020 verzeichnet sind, wiirde die Ausnutzung 77,4
unter Voraussetzung eines willkiirlich gewdhlten Betriebszeitanteils & von 8 % (einmonatiger Betrieb)
und identischer Jahresarbeit um knapp 4 % unterschatzt. Ein Nennleistungszuwachs von 50 % wirde
bei identischen Betriebszeitanteil zu einer Unterschatzung um 16 % fuhren.

Fiir Nennleistungszuwadchse von maximal 30 % des Jahresanfangsbestandes, die fiir den deutschen
Offshore-Windpark seit 2016 verzeichnet sind, weicht die Ausnutzung 14 bei identischer Jahresarbeit
um maximal 4 % von der Gber zwdlf Monatsmittelwerte von Arbeit und Nennleistung berechnete Aus-
nutzung ab. Vor diesem Hintergrund bietet es sich an, hier die vereinfachte Berechnungsmethode
nach Gleichung (15) mit einschldgigen energiestatistischen Nennleistungswerten zu verwenden.

Zurtick zur Abbildung 6 (links): Nach der Anlaufphase von 2010 bis 2015 sind ab 2016 Ausnutzungen
deutlich oberhalb von 40 % fiir den deutschen Offshore-Windpark verzeichnet, die trotz weiterer tech-
nischer Fortschritte zugebauter Windturbinen in den Folgejahren durch einen Abwartstrend gekenn-
zeichnet sind *2). Angesichts dieses Abwirtstrends drangt sich die Frage auf, ob der deutsche Onshore-
Windpark eine vergleichbare Entwicklung durchlaufen hat. In der Abbildung 7 (links) ist der Verlauf
der Ausnutzung fir den deutschen Onshore-Windpark seit 2005 dargestellt. Die von einem Jahr auf
das andere Jahr zufallsbedingt schwankenden Windbedingungen der letzten zwanzig Jahre sind deut-
lich zu erkennen. Die wechselnden Windjahre haben unmittelbaren Einfluss auf die jahrliche Wind-
stromproduktion und pragen die Hohe der Ausnutzung.

Die Anteile der jahrlichen Nennleistungszuwdchse am Jahresanfangsbestand sind fiir den deutschen
Onshore-Windpark seit 2010 immer geringer als 14 % und ab 2018 sogar immer geringer als 5 %, siehe
Abbildung 7 rechts. Hier wirkt sich der groRe Hebel der Bestandsanlagen aus.

12) Die dargestellten Trendlinien beschreiben den historischen Verlauf jahrlicher Ausnutzungen des deutschen Offshore-Windparks von 2015
bis 2024 auf der Basis der tatsachlich eingespeisten Jahresarbeit. Sie sind nicht als Prognose kiinftiger Entwicklungen zu verstehen. Der
Negativtrend fallt flacher aus, wenn systembedingte Abregelungen (Ausfallarbeit) hinzugerechnet werden. Der kiinftige Netzausbau in
Verbindung mit verbesserter Netzintegration konnen diesen Verlauf ebenfalls weiter beeinflussen. Die Trendlinien dienen hier primar
der Illustration der bisherigen Entwicklungen und der systemischen Herausforderungen, nicht jedoch der Aussage, die Ausnutzung der
Offshore-Windenergie sinke dauerhaft ab und kénne sogar unter das Onshore-Niveau abfallen.
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Abbildung 7:  Ausnutzung des Offshore-Windparks (links oben) und des Onshore-Windparks (links unten) mit zugehdorigen
Regressionsgeraden ab 2015 (Offshore: rot, Onshore: griin). Die Werte reprasentieren eine Ubergeordnete
Sicht auf die Windturbinenflotten (Adlerperspektive). Auf der rechten Seite sind die jahrlichen Zuwéachse
der Onshore-Nennleistung in Megawatt sowie in Prozent des Jahresanfangsbestandes dargestellt.

Die liber den Jahresmittelwert der Nennleistung berechneten Ausnutzungen weichen bei identischer
Jahresarbeit (ENTSO-E) nur um wenige Prozente von den Uber Monatsmittelwerten der Nennleistung
berechneten Ausnutzungen ab. Daher wird ebenfalls die jahresdurchschnittliche Nennleistung (Py)
auf Basis des Jahresanfangswertes und Jahresendwertes verwendet, siehe Gleichung (15).

Die Regressionsgerade fiir Onshore-Windenergie (gestrichelte griine Linie) zeigt einen ansteigenden
Ausnutzungstrend von 19 % im Jahr 2015 auf 21 % im Jahr 2024. Mit dem Ausnutzungswert ftr 2025
von 18 % verschwindet dieser ansteigende Ausnutzungstrend. Demnach ist die jahrliche Schwankung
groRer als ein moglicher Trend aufgrund von technischem Fortschritt bei zugebauten Windturbinen
mit gréBeren Nabenhohen und turbulenzarmeren Windverhéltnissen in groReren Hohen.

Fiir Offshore-Windenergie zeigt die Regressionsgerade (gestrichelte rote Linie) einen riicklaufigen Aus-
nutzungstrend von 42 % im Jahr 2015 auf 33 % im Jahr 2024 (2025: 32 %). Damit bleibt der bisher
realisierte Flottendurchschnittswert gegeniliber dem fiir einzelne Offshore-Windparks mit besonders
glinstigen Standortbedingungen vermeldeten Erwartungshorizont von 48 bis 51 % [25, 26] zuriick 3).

Mogliche Ursachen fiir den riicklaufigen Ausnutzungstrend des deutschen Offshore-Windparks lassen
sich wie folgt kategorisieren: Windturbinen und Windparks, System- und Netzintegration, Markt- und
Betriebsbedingungen.

Auf der Ebene der Windturbinen- und Windparks geht es um technische Unverfligbarkeiten, Lage und
Position einzelner Windturbinen sowie Nachlaufeffekte (Wake-Effekte) innerhalb und auRerhalb der
Windparks (Cluster-Effekte).

13) In der dena-Netzstudie Il von 2010 wurden mittlere Ausnutzungen von 48 % angesetzt, und im VDE-Hintergrundpapier zur Windenergie
von 2025 wird fir kiistenferne Nordsee-Standorte eine Spanne bis 51 % genannt [25, 26]. In Branchenunterlagen werden bis heute Werte
»von bis zu 4.500 Volllaststunden” genannt — diese Aussage geht im Kern schon auf die Pionierphase vor 2010 zuriick.
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Auf der Ebene der System- und Netzintegration spielen systembedingte Abregelungen im Rahmen des
Engpassmanagements eine Rolle, die zur sinkenden Ausnutzung beitragen kénnen. Und auf der Ebene
der Markt- und Betriebsbedingungen geht es um marktbedingte Abregelungen bei negativen Strom-
preisen und Nachfrageschwankungen, bei Netzbetreiberanforderungen zur Bereitstellung von Sy-
stemdienstleistungen und bei regulatorischen Vorgaben.

Fazit: Der dargestellte Negativtrend der jahrlichen Ausnutzung des deutschen Offshore-Windparks von
2015 bis 2024 ist vor dem Hintergrund der fir einzelne Offshore-Windparks erwarteten, deutlich h6-
heren Volllaststunden und der nachfolgend diskutierten Zunahme der Ausfallarbeit zu verstehen. Die
Ubergeordnete Analyse kann auf Basis der hier verwendeten Daten keine eindeutige quantitative Ge-
wichtung aller Ursachen liefern, verdeutlicht jedoch, dass vor allem systembedingte Abregelungen
durch Netzrestriktionen maRgeblich zur beobachteten Entwicklung beitragen. Daraus resultierende
Ausfallarbeit wirkt zwar unmittelbar mindernd auf die ausgewiesene Ausnutzung, ist allerdings keine
inhdrente Eigenschaft der Offshore-Windenergie als Technologie, sondern Ausdruck der begrenzten
Netzfahigkeit, erzeugten Windstrom maoglichst vollstandig und effizient bis zum Endverbraucher zu
transportieren. Sowohl mit einem konsequent synchronisierten Netzausbau als auch mit geeigneten
Flexibilitatsoptionen kann dieser Anteil perspektivisch deutlich reduziert werden.

Selbst ohne Korrektur um system- und marktbedingtes Abregeln (Ausfallarbeit) ist die Ausnutzung des
deutschen Offshore-Windparks von 2015 bis 2024 durchschnittlich 1,8-fach héher als die des deut-
schen Onshore-Windparks, was den grundséatzlichen Standortvorteil der héheren mittleren Windge-
schwindigkeiten auf See widerspiegelt.

In den folgenden Kapiteln wird Fragen nachgegangen, inwieweit dieser Vorteil durch Abregelungen,
Wake-Effekte innerhalb und aulRerhalb von Offshore-Windparks zunehmend unter Druck gerat.

3.3 Systembedingte Ausfallarbeit

Abgeregelte Energie im Rahmen des Einspeise- und Engpassmanagements der Netzbetreiber wird als
Ausfallarbeit bezeichnet und hat sich insbesondere fiir volatile erneuerbare Energien seit 2012 vom
dreistelligen GWh-Bereich in den zweistelligen TWh-Bereich erhoht [27]. In der Abbildung 8 ist die
zeitliche Entwicklung der Ausfallarbeit erneuerbarer Energien dargestellt.

Im Jahr 2024 summierte sich die Ausfallarbeit erneuerbarer Energien auf fast 9,4 TWh, was etwa der
Jahresstromproduktion eines der letzten drei stillgelegten deutschen Konvoi-Kernkraftwerke und ei-
nem Anteil von 1,9 % an der inlandischen Bruttostromerzeugung 2024 entspricht [28]. 85 % der Aus-
fallarbeit erneuerbarer Energien entfielen auf Onshore- und Offshore-Windenergie. Ohne diese sy-
stembedingten Abregelungen im Rahmen des Engpassmanagements der Netzbetreiber ware die
Windstromproduktion mit 146 TWh hierzulande um rund 6 % hoher ausgefallen.

Wahrend fur den deutschen Offshore-Windpark vor dem Jahr 2015 keine Ausfallarbeit verzeichnet ist,
hat diese sich von 14 GWh im Jahr 2015 bis zum Jahr 2024 um das 319-Fache auf 4,6 TWh erhoht, mit
einem Allzeithoch von 5,7 TWh im Gberdurchschnittlichen Windjahr 2023.

Die Ausfallarbeit von Onshore-Windenergie hat sich seit 2012 verzehnfacht. lhr Allzeithoch von 5,1
TWh ist fiir das Jahr 2019 verzeichnet.

Auch die Ausfallarbeit von Photovoltaik hat sich seit 2012 erhoht. Lag ihr Anteil an der Ausfallarbeit
erneuerbarer Energien 2012 noch bei 4 %, so hat dieser zuletzt die Marke von 15 % Uberschritten.

Bis zum Jahr 2015 erreichte die Ausfallarbeit von Biomasse, Laufwasser, Deponiegas und KWK-Strom,
die in der Abbildung 8 unter Sonstige subsummiert ist, Anteile von 2 bis 8 % an der Ausfallarbeit von
erneuerbaren Energien. Seit 2016 liegt dieser Anteil durchweg unter der 1,4 %-Marke.
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Abbildung 8: Zeitliche Entwicklung der Ausfallarbeit erneuerbarer Energien.

Auch konventionelle Kraftwerke sind vom Einspeisemanagement betroffen: Im Jahr 2024 betrug die
Ausfallarbeit braunkohle-, steinkohle- und erdgasbefeuerter Kraftwerke 2,2 TWh, von denen 56 % auf
Braunkohlekraftwerke entfielen, 19 % auf Steinkohlekraftwerke und 25 % auf Erdgaskraftwerke.

Besonders auffallig ist die sehr starke Erhéhung der Ausfallarbeit von Offshore-Windenergie seit 2015.
Gleichzeitig zeigen die Werte ab 2016, dass der Anteil der Offshore-Windenergie an der Ausfallarbeit
erneuerbarer Energien dauerhaft auf hohem Niveau verbleibt. Dies weist auf strukturelle Defizite bei
Netzausbau und Systemintegration hin.

In Abbildung 9 sind die Entwicklungen der Ausfallarbeit E4 von 2015 bis 2024 und der potentiellen
Windstromproduktion E; jahrlich zugebauter Windturbinen fiir den deutschen Offshore-Windpark
(links) und den deutschen Onshore-Windpark (rechts) dargestellt.

Aus den Datenpunkten der Ausfallarbeit E4 fiir den deutschen Offshore-Windpark (Kreuze) ergibt sich
Uiber eine polynomische Regression zweiten Grades eine Trendlinie (BestimmungsmaR: 0,9), die der
Augenfiihrung dient und den starken Anstieg der Ausfallarbeit zeitgleich mit dem starken Zubau der
Nennleistung ab dem Jahr 2015 verdeutlicht. Zum Vergleich sind Abschatzungen zur potentiellen
Windstromproduktion bzw. zur Jahresarbeit E; jahrlich zugebauter Offshore-Windturbinen mit drei
Trendlinien dargestellt: eine untere und obere Trendlinie (gestrichelt) fir die Bandbreite der Abschat-
zungen und eine Trendlinie (durchgezogen) der bestmoglichen Schatzwerte.

Zur Berechnung der Untergrenze E;,,,;, der Jahresarbeit wird konservativ abschatzend unterstellt,
dass die erste Halfte der jahrlich zugebauten Nennleistung APy jeweils ab dem 1. Januar eines Jahres
vollstandig betrieblich nutzbar ist und die zweite Halfte jeweils ab dem 1. Juli. Aus der tatsachlichen
Ausnutzung 714 des deutschen Offshore-Windparks wird konservativ abschatzend unter Addition der
Ausfallarbeit E, die Untergrenze 14, der Ausnutzung in Volllaststunden bestimmt. Dann gilt fiir die
Untergrenze der Jahresarbeit zugebauter Offshore-Windturbinen fir jedes Jahr:

1 3

1 1
EZ,min = E “APy - Namin T E “APy - 5 *Namin = Z “APy - Namin (17)

Seite 25



VL Analytix

vgbe-Projekt 468 » Abschlussbericht

10000 7 10.000

9.000 9.000

8.000 8.000

7.000 7.000

Allzeithoch

; 5.729 Alizeithoch
3 6.000 i 6.000 5085
£
@ 5.000 5.000 +
o Ausfallarbeit E 4
S 4000 4,000 p\
w $ -

3.000 ‘ 3.000 Ausfallarbeit £,

2.000 2.000

1.000 1.000

Ineffizienzbereich
0+ y T T T T T T T T T J [ T T T T T T T T T T 1
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025
Jahr Jahr

Abbildung 9: Entwicklung der Ausfallarbeit E, und der potentiellen Windstromproduktion E; neuer Windturbinen von
2015 bis 2024 fiir Offshore-Windenergie (links) und Onshore-Windenergie (rechts).

Aus den jahrlichen Datenpunkten ergibt sich abschlieBend liber eine polynomische Regression zweiten
Grades die im Abbildung 9 (links) eingezeichnete Trendlinie fiir die Untergrenze E; ,;,, der Jahresar-
beit. Fir die Obergrenze Ez ., der Jahresarbeit wird konservativ abschatzend unterstellt, dass die
neu zugebaute Nennleistung APy stets ab dem 1. Januar vollstdndig nutzbar ist, und dass die zugebau-
ten Offshore-Windturbinen eine maximale Ausnutzung 74 ymqa, von 4.500 Volllaststunden erreichen:

EZ,max = APy - Namax (18)

Aus den jahrlichen Datenpunkten ergibt sich Gber eine polynomische Regression zweiten Grades die
im Abbildung 9 (links) eingezeichnete Trendlinie flir die Obergrenze der potenziellen Jahresarbeit. Flr
die Berechnung der Trendlinie der bestmdoglichen Schatzwerte dient Gleichung (17) in Verbindung mit
einer unterstellten bestmoglichen Ausnutzung von 4.000 Volllaststunden fir Nord- und Ostsee.

Im Ergebnis verdeutlicht der Verlauf der Trendlinien der Ausfallarbeit E4 von Offshore-Windenergie
und der Jahresarbeit zugebauter Windturbinen E; in der Abbildung 9 (links), dass sich die Ausfallarbeit
seit 2015 von einem niedrigen Niveau zu einem GroéRenordnungsproblem entwickelt hat. Spatestens
ab 2019 schneiden sich beide Trendlinien. Dies bedeutet, dass in jedem Jahr seit 2020 im Mittel mehr
Windstrom des bestehenden deutschen Offshore-Windparks abgeregelt wird, als im jeweiligen Jahr
zugebaute Windturbinen bei reprasentativer Ausnutzung erzeugen kdnnten 4).

Im Jahr 2023 ist fiir die Ausfallarbeit des deutschen Offshore-Windparks mit 5,7 TWh das bisherige
Allzeithoch zu verzeichnen. Dies entspricht der achtfachen potenziellen Stromproduktion zugebauter
Offshore-Windturbinen. Im Jahr 2024 war es immer noch das etwa 2,3 Fache.

%) Der Zeitraum ab 2020 markiert einen Ineffizienzbereich, in dem zusatzlicher Zubau von Offshore-Nennleistung ohne flankierenden Netz-

ausbau und angepasste Flachenplanung zunehmend von Abregelung betroffen ist. Die Abregelung ist nicht monokausal auf den Zubau
von Offshore-Windturbinen zuriickzufiihren, sondern spiegelt das Zusammenwirken mehrerer Faktoren wider — insbesondere Netzaus-
bau, Netzengpdsse, Einspeisung anderer Erzeugungsarten, regionale Konzentration der Einspeisepunkte und Stromnachfrage. Die Aus-
sage zielt nicht auf einen Ausbaustopp der Offshore-Windenergie, sondern betont die Notwendigkeit eines systemdienlichen Ausbaus
mit rechtzeitigem Netzausbau, um Abregelungen und damit verbundene Ineffizienzen zu begrenzen.
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Abbildung 9 (links) unterstreicht damit, dass der Ausbau der Offshore-Windenergie ohne konsequent
synchronisierten Ausbau der Ubertragungsnetze zu einem strukturellen Missverhéltnis gefiihrt hat:
Wahrend die Nennleistung der Offshore-Windenergie zunahm, blieb spatestens ab dem Jahr 2020 ein
wachsender Produktionsanteil des bestehenden Offshore-Windparks ungenutzt und verursachte Sy-
stemkosten.

Im Gegensatz zur zeitlichen Entwicklung der Ausfallarbeit des deutschen Offshore-Windparks stellt sich
die Situation beim deutschen Onshore-Windpark anders dar: Fir diesen lasst sich festhalten, siehe
Abbildung 9 (rechts), dass die Datenpunkte fir die aus polynomischer Regression zweiten Grades ab-
geleitete Trendline (Bestimmungsmal: 0,3) der jahrlichen Ausfallarbeit E, durchweg unter der Trend-
linie der bestmdglichen Schatzwerte fir die potentielle Windstromproduktion zugebauter Windturbi-
nen liegt. Ferner ist ein riicklaufiger Trend der Ausfallarbeit ab dem Jahr 2020 erkennbar. Damit ist fiir
Onshore-Windenergie festzuhalten, dass zugebaute Windturbinen bei Voraussetzung reprasentativer
Ausnutzungen in jedem Jahr seit 2015 mehr Windstrom hatten erzeugen kdénnen als tatsachlich abge-
regelt worden ist.

3.4 Konsequenzen systembedingter Ausfallarbeit

Mit diesen Informationen zur systembedingten Ausfallarbeit lassen sich Ausnutzungen des deutschen
Offshore-Windparks und des deutschen Onshore-Windparks fiir ein Szenario ohne Netzengpasse be-
rechnen, d.h. flr ein optimal ausgebautes Stromnetz, das den produzierten Windstrom komplett auf-
nehmen kann. Die Ausnutzungen unter Hinzurechnung der jeweils zugehorigen Ausfallarbeit und Re-
gressionsgeraden fir den Zeitraum von 2015 bis 2024 sind in Abbildung 10 dargestellt.
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Abbildung 10: Ausnutzung des deutschen Offshore-Windparks mit hinzugerechneter Ausfallarbeit seit 2015 (links oben)
und des deutschen Onshore-Windparks mit hinzugerechneter Ausfallarbeit seit 2005 (links unten). Auf der
rechten Seite sind Ausfallarbeiten und ihr Anteil an der eingespeisten Jahresarbeit in Prozent abgebildet.

Fiir den deutschen Onshore-Windpark sind die Datenpunkte fiir die Ausnutzung ab dem Jahr 2015 und
die Regressionsgerade entlang der y-Achse annahernd gleichmaRig nach oben verschoben und zeigen
einen ansteigenden Ausnutzungstrend von 20 % im Jahr 2015 auf 22 % im Jahr 2024.
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Grund fur die anndhernd parallele Verschiebung in positiver y-Richtung: Im Betrachtungszeitraum
2015 bis 2024 liegt die Ausfallarbeit zwischen 3,4 TWh und 5,1 TWh, so dass alle Datenpunkte und die
Trendlinie entsprechend den Jahreswerten der Ausfallarbeit nach oben verschoben sind.

Beim deutschen Offshore-Windpark ist die Regressionsgerade indes nicht gleichméaRig verschoben.
Hier wirkt der Datenpunkt 2015 wie ein Dreh- und Angelpunkt, um den die Regressionsgerade fir die
Folgejahre in positiver y-Richtung verschoben wird. Die Ausfallarbeit hat sich von 0,014 TWh im Jahr
2015 ausgehend bis zum Jahr 2019 auf 5,1 TWh (Allzeithoch) erhéht und schwankt danach zwischen
3,4 und 4,2 TWh. Dies bedeutet: Selbst mit Hinzurechnung der Ausfallarbeit bleibt fiir den deutschen
Offshore-Windpark ein Abwartstrend der Ausnutzung erhalten — allerdings mit geringerer Steigung
bzw. flacherem Verlauf. Ein Grund, warum die Ausfallarbeit sich beim Onshore-Windpark weniger stark
auswirkt als beim Offshore-Windpark, dirfte ihr Anteil an der Windstromproduktion sein. Der Anteil
ist von 6 % im Jahr 2015 auf 3 % im Jahr 2024 abgesunken, siehe Abbildung 10 rechts unten. Eine
Erklarung dafiir kdnnten vielfdltigere Moglichkeiten der Netzanbindung an Land und eine im Vergleich
zu Meeresbedingungen einfachere Aufnahme der Windstromproduktion sein.

Beim deutschen Offshore-Windpark hat sich der Anteil an der Jahresarbeit von 0,2 % im Jahr 2015 um
das 122-Fache auf 24 % im Jahr 2023 erhoht (bisheriges Allzeithoch der Ausfallarbeit) und ist danach
um etwas mehr als ein Viertel auf 18 % abgesunken (Abbildung 10 rechts oben). Damit ist die Hebel-
wirkung von einem Finftel der jahrlichen Windstromproduktion beim Offshore-Windpark viel grofRer
als beim Onshore-Windpark (Abbildung 10 rechts unten).

Die Kosten flr nicht eingespeisten Offshore-Windstrom haben nicht privilegierte Letztverbraucher laut
Energiewirtschafts- und Energiefinanzierungsgesetz tber die Offshore-Netzumlage zu tragen. Diese
deckt seit dem 1. Januar 2019 gemaR Regelungen des Netzentgeltmodernisierungsgesetzes die Kosten
fiir die Netzanbindung der Offshore-Windparks und auch die Entschadigungszahlungen fir nicht ein-
speisbaren Offshore-Windstrom. Die Offshore-Netzumlage hat sich von 0,416 Ct/kWh (2019) auf 0,656
Ct/kWh (2024) um knapp 58 % erhoht. Bis 2026 ist sie auf 0,941 Ct/kWh angestiegen, was einer Erho-
hung um 43 % gegenliber dem Stand von 2024 entspricht [29]. Mit Berlicksichtigung eines nicht-privi-
legierten Letztverbrauchs von 324 TWh fielen 2024 fiir nicht-privilegierte Letztverbraucher Kosten fiir
die Netzanbindung von Offshore-Windparks und Entschadigungen fir nicht einspeisbaren Offshore-
Windstrom in niedriger einstelliger Milliardenhdhe an. Fiir nicht einspeisbare Lieferungen aus Win-
denergie und Photovoltaik haben alle nicht-privilegierten Letztverbraucher nach Angaben der Bundes-
netzagentur im Jahr 2024 Entschadigungszahlungen von knapp 0,6 Mrd. € geleistet.

3.5 Marktbedingte Ausfallarbeit am Beispiel der Offshore-Windenergie

Zur Frage, welche Auswirkungen marktbedingte Abregelungen der Windstromproduktion im eigenen
Interesse des Windparkbetreibers bei anhaltenden negativen Strompreisen auf die Ausnutzung des
deutschen Offshore-Windparks haben kdnnten, bietet sich ein integraler Blick auf die Entwicklung der
jahrlichen Stundenanzahl mit negativen Strompreisen von 2015 bis 2024 an. Darilber hinaus wird fir
jedes Jahr der prozentuale Anteil dieser Stunden an den Jahresstunden betrachtet sowie die in Zeiten
negativer Strompreise jeweils eingespeiste elektrische Energie, fir die bislang in keinem Jahr seit 2015
ein Nullwert verzeichnet ist (Tabelle 1). Demnach markiert das Jahr 2024 mit 457 Stunden negativer
Strompreise und einem Anteil negativer Strompreisstunden von 5,2 % der 8.784 Gesamtjahresstunden
den bisherigen Hochststand (Allzeithoch). Von den 457 negativen Strompreisstunden entfielen vier
Flinftel auf die Monate April bis September bzw. auf das Sommerhalbjahr mit einer typischerweise
hohen Stromproduktion aus Photovoltaik und relativ niedriger Windstromproduktion.
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Tabelle 1: Jahrliche Stunden mit negativen Strompreisen von 2015 bis 2024, prozentualer Anteil der Stunden an den
gesamten Jahresstunden in Prozent und wahrend negativer Strompreise eingespeister Offshore-Windstrom.

| 2015| 2016 2017| 2018| 2019 2020 2021| 2022| 2023 2024

Stunden negativer Strompreise 110 97 147 133 211 298 139 70 300 457
Anteil an Jahresstunden in % 1,3 1,1 1,7 1,5 2,4 3,4 1,6 0,8 3,4 5,2
Zeitgleich eingespeist in GWh 156 232 471 396 844 | 1.187 545 287 954| 1.200

Auf Basis unterschiedlicher Abschatzungsvarianten ergibt sich eine marktbedingte Ausfallarbeit der
Offshore-Windenergie in einer Bandbreite von 0,1 bis 0,2 TWh. Im Vergleich zur systembedingten Aus-
fallarbeit von 4,6 TWh im Jahr 2024 ist der bezifferte Einfluss marktbedingter Ausfallarbeit mit einem
vereinfachend abgeschatzten Anteil von 4 % vergleichsweise gering. Da regenerative Energien wie
Windenergie und Photovoltaik hierzulande weiter ausgebaut werden, kénnten marktbedingte Abre-
gelungen in Zeiten hoher Stromproduktion bei geringer Nachfrage zukinftig splirbar zunehmen.

3.6 EEG-Bewegungsdaten: Ausnutzungen einzelner Offshore-Windparks

Damit bleibt die Frage unbeantwortet, warum der deutsche Offshore-Windpark trotz gleichermaRen
groRer technischer Fortschritte bei zugebauten Windturbinen und selbst mit Addition der jahrlichen
Ausfallarbeit keinen ansteigenden Ausnutzungstrend zeigt, sondern einen weiter absinkenden Trend.
Es muss daher weitere Einflussfaktoren geben *°). Vor diesem Hintergrund bietet sich zunéchst ein
Blick auf bisherige Offshore-Windpark-Projekte und Flachenplanungen des Bundesamtes fiir Seeschiff-
fahrt und Hydrographie fiir den zukiinftigen Ausbau in der ausschlieRlichen Wirtschaftszone ) von
Nord- und Ostsee an (Abbildung 11). Mit Stand von Méarz 2025 waren 31 Offshore-Windparks in Be-
trieb, davon 25 in der Nordsee und sechs in der Ostsee. Es handelt sich um einen grofRskaligen und
konzentrierten Verbund aus Meereswindparks mit durchschnittlich 53 Windturbinen *’) und zugehé-
rigen Netzanbindungen. Der deutsche Offshore-Windpark besteht aus 1.640 Windturbinen mit Nenn-
leistungen zwischen 2,3 MW (Baltic 1) und 11,6 MW (Gode Wind 3). Im Jahresverlauf 2026 wird dieser
Verbund durch Inbetriebnahmen der Nordsee-Windparks Borkum Riffgrund 3 mit einer Nennleistung
von 913 MW (83 Windturbinen) und He Dreiht (960 MW, 64 Windturbinen) weiter ausgebaut. Der
ricklaufige Ausnutzungstrend des deutschen Offshore-Windparks seit 2015 bezieht sich jeweils auf
das Kollektiv aller Offshore-Windturbinen und spiegelt gewissermalRen eine Adlerperspektive wider,
ohne die Performance einzelnen Windparks oder Windturbinen detailliert zu betrachten.

Wahrend ENTSO-E-Zeitreihen viertelstiindlicher Summenleistungen zeitlich hoch aufgeloste Analysen
des kollektiven Betriebsverhaltens von Windturbinen in der Nord- und Ostsee ermdglichen, lassen sich
Jahreswerte der eingespeisten elektrischen Arbeit einzelner Windparks und Windturbinen, die in den
EEG-Bewegungsdaten dokumentiert und offentlich zuganglich sind, fiir Analysen zur Ausnutzung der
einzelnen Windparks nutzen.

%) Ausnutzung bzw. Volllaststunden sind primire Eigenschaften von Standort- und Windparkdesign, entscheiden jedoch nicht allein tGber
Wirtschaftlichkeit: Entscheidungen zugunsten groBerer Rotordurchmesser und geringerer spezifischer Leistungen kénnen bewusst zu
niedrigeren Volllaststunden bei gleichzeitig sinkenden Stromgestehungskosten fiihren. Die vorliegende Analyse nutzt die Ausnutzung
nicht als alleinige KenngroRe fir eine ,,gute” oder ,,schlechte” Offshore-Windenergienutzung, sondern als systemische Kennzahl fir Res-
sourcenausnutzung und Belastungen des Energiesystems, die gemeinsam mit weiteren Kennzahlen (z.B. Stromgestehungskosten, Flexi-
bilitatsbedarf, Netzausbau) zu bewerten ist.

=
@

Die ausschlieRliche Wirtschaftszone bezeichnet das Meeresgebiet auerhalb vom Kistenmeer und jenseits der Zwolf-Seemeilen-Zone,
erstreckt sich maximal 200 Seemeilen weit seewdrts und ist nicht Teil des Staatsgebietes. In dieser Zone hat der Kiistenstaat souverane
Rechte zur wirtschaftlichen Nutzung und Erforschung der natirlichen Ressourcen (Fischerei, Bodenschatze, Energiegewinnung).

) Zum Vergleich: Onshore-Windparks in Deutschland umfassen durchschnittlich weniger als 20 Windturbinen.
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Abbildung 11: In Betrieb (gelb) und in Bau (rot) befindliche Offshore-Windparks in der Nordsee (links) und Ostsee (rechts)
sowie Flachenplanungen fiir Windparks, fiir die schon ein Bauzuschlag erteilt wurde (turkis) oder fiir die bis
zum Jahr 2029 eine Ausschreibung geplant ist (violett) mit Stand von Mérz 2025.

Ergebnisse solcher Analysen bestétigen lGiberwiegend den lbergeordnet beobachteten rickldufigen
Ausnutzungstrend — zum Beispiel der Nordsee-Windpark Amrumbank West, der ab Oktober 2015 erst-
mals Windstrom aus allen 80 Windturbinen ins Netz einspeiste und flr den das erste vollstandige Be-
triebsjahr mithin fiir 2016 verbucht ist. In der Performance-Karte dieses Windparks (Abbildung 12)
sind fur jedes Betriebsjahr Kennzahlen ausgewiesen, darunter maximale und minimale Ausnutzung,
Mittelwert und Median der Ausnutzung der 80 Windturbinen sowie eingespeiste Jahresarbeit.

A bank West 80 Turbinen Nord: Ausnutzung n in Volll d
Erstes iges Betriebs; 2016 | 2016 bis 2024 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024
Nennlei Pyin MW 302 302 302 302 302 302 302 302 302 302
Maxi Namac N h/a 4433 4.113 4.309 4.116 4433 4.237 3.577 3.848 3.369 2.585
Median n, in h/a 3321 3.698 3.749 3715 3.902 3.765 3.209 3433 2.354 2.585
Betriebsdaten Mittelwert na , in h/a 3353 3.687 3.783 3.720 3.910 3.788 3.219 3.449 2.374 2.585
Trendlinie na,, in h/a 3308 4.048 3.884 3.719 3.555 3.391 3.226 3.062 2.897 2733
fi Namin i hfa 1.759 2881 3332 3.363 3.624 3.350 2753 3011 1.759 2585
it Exin GWh 1.014 1.115 1.144 1.125 1.182 1.146 973 1.043 718 782
» Minimum 7,6410
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Abbildung 12: Performance-Karte des Nordsee-Windparks Amrumbank West, erstellt auf Basis von EEG-Bewegungsdaten.
Mit Kaskasi (KSK), seit 2023 in Betrieb, Nordsee Ost (NSO, 2015) und Meerwind Stidost (MEW, 2015) sind
Amrumbank West in den Hauptwindrichtungen Sid bis Stidwest drei Windparks vorgelagert.
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Die Performance-Karte verdeutlicht: Betrug die jahrliche Ausnutzung von Amrumbank West anfangs
3.687 Volllaststunden (42 %), so ist sie bis zum Jahr 2024 auf 2.585 Volllaststunden (30 %) gefallen. Der
ricklaufige Ausnutzungstrend ist am Verlauf der Regressionsgeraden mit deutlich negativem Stei-
gungsfaktor m unschwer erkennbar. Der langjahrige Durchschnittswert der Ausnutzung betragt 3.353
Volllaststunden (38 %). Gegeniiber den zu Projektbeginn kommunizierten Erwartungen, mit dem
Windpark durchschnittliche Ausnutzungen von 4.200 Volllaststunden (48 %) zu erreichen [30], fallt der
aus Betriebsergebnissen abgeleitete langjdhrige Durchschnittswert der Ausnutzung um ein Finftel ge-
ringer aus 18).

Die aus dem Minimal- und Maximalwert aufgespannte Bandbreite sowie Mittelwert und Median der
Jahres-Ausnutzungen der 80 Windturbinen charakterisieren die Streuung der anlagenspezifischen Per-
formance. Deutlich abweichende Werte kénnen auf technische Unverfligbarkeiten, Abregelung, stand-
ort- oder layoutbedingte Unterschiede hinweisen. Bei stark ausgepragter Hauptwindrichtung kénnen
innerhalb eines Windparks systematische Unterschiede entstehen: Stromaufwarts gelegene, fiir diese
Windrichtung weitgehend frei angestromte Windturbinen erreichen lblicherweise hohere mittlere
Windgeschwindigkeiten und Ausnutzungen als stromabwarts gelegene Anlagen im Nachlauf. In deren
Lee fihren Wake-Effekte zu reduzierter Anstromgeschwindigkeit und erhéhter Turbulenz. Welche An-
lagen betroffen sind, ist jedoch windrichtungsabhangig; die beobachtete Streuung sollte daher mit
Windrichtungsdaten, Parklayout, Verfligbarkeitsdaten und gegebenenfalls Informationen zur Abre-
gelung gepriift werden. Der relativ geringe Minimalwert des Windparks Amrumbank West von 1.759
Volllaststunden im Jahr 2023 konnte auf solche Effekte hindeuten.

Aus dem Verlauf der Mittelwerte lber die Betriebsjahre lassen sich gegebenenfalls Riickschlisse auf
Nachlaufeffekte nachtriglich vorgelagerter Windparks ziehen *°). Ein Beispiel dafiir ist der Windpark
Kaskasi, dessen zuletzt errichtete Windturbine im Dezember 2022 erstmals Windstrom ins Stromnetz
einspeiste. Als erstes vollstandiges Betriebsjahr des aus 38 Windturbinen mit 9 MW Nennleistung be-
stehenden Windparks ist das Jahr 2023 verzeichnet.

Der Ausnutzungsrickgang des Windparks Amrumbank West von 3.449 Volllaststunden (39 %) im Jahr
2022 auf 2.374 Volllaststunden (27 %) im Jahr 2023 konnte ein Hinweis auf die Nachlaufeffekte des
nachtraglich vorgelagerten Windparks Kaskasi sein. Der Windpark Kaskasi erreichte in seinem ersten
vollstandigen Betriebsjahr 2023 rund 2.050 Volllaststunden (23 %) und im Folgejahr 2.300 Volllaststun-
den (26 %) und durfte seinerseits durch die bereits vorgelagerten Windparks Nordsee Ost und Meer-
wind Stidost beeinflusst sein.

3.7 Experimentelle Nachweise fiir Nachlaufeffekte (Wake-Effekte)

Eindrucksvolle Beobachtungen zu sichtbaren Nachlaufeffekten bei einem Meereswindpark stammen
aus dem Jahr 2008: Wihrend eines Uberflugs des Nordsee-Windparks Horns Rev 1 unter speziellen

%) Die in Abbildung 12 dargestellte Trendlinie fasst den Verlauf der Volllaststunden des Nordsee-Windparks Ambrumbank West auf Basis
der EEG-Bewegungsdaten im Betrachtungszeitraum 2015 bis 2024 zusammen. Diese spiegeln die realisierte Betriebsperformance im be-
stehenden Energiesystem ab. Eine hypothetische Ausnutzung unter Annahme restriktionsfreier Netzinfrastruktur ohne Abregelung ware
hoher und wiirde eine gesonderte Betrachtung mit korrigierten Ertragswerten unter Hinzurechnung der Ausfallarbeit erfordern. Die Aus-
nutzung kann sich in einzelnen Betriebsjahren durch mehrere sich tiberlagernde Einflisse verdndern, zum Beispiel durch ein windschwa-
ches Jahr, voriubergehend niedrigere Windturbinenverfugbarkeiten, zusatzliche Wake-Effekte aufgrund neuer benachbarter Mee-
reswindparks oder hohere Abregelungen im Cluster. Einige Effekte konnen sich spater wieder abschwéachen oder auch stabilisieren. Die
Trendlinie ist daher nicht als Prognose einer kiinftigen Entwicklung, sondern als Momentaufnahme und lllustration des realisierten Nut-
zungsverlaufes und der moglichen Wirkung technologischer, betrieblicher und systemischer Einflussfaktoren zu interpretieren.

-
o}

Veranderte Ausnutzungswerte einzelner Jahre missen nicht ausschlieflich auf Nachlaufeffekte zuriickzufiihren sein. Sie kénnen auch
durch veranderte Windbedingungen, technische Verfligbarkeiten oder erhohte Abregelungen im jeweiligen Cluster beeinflusst sein. Die
aus EEG-Bewegungsdaten ableitbaren Ausnutzungszeitreihen sind als Uberlagerung der genannten Effekte zu verstehen und erlauben
nur in Kombination mit erganzenden Informationen eine detaillierte ursachliche Zuordnung.
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atmospharischen Bedingungen wurden spektakuldre Fotos aufgenommen. Auf diesen Fotos sind aus-
gepragte, stromungsbedingt stets vorhandene Nachlaufeffekte besonders deutlich sichtbar. Der Wind-
park ist rund 30 Kilometer vor Ddnemarks Kiiste westlich von Esbjerg auf der Sandbank Horns Rev
gelegen. Weitere Aufnahmen liegen seit dem Jahr 2016 auch fir die zweite Ausbaustufe von Horns
Rev 2 vor. Eine Fotoauswabhl dieser Luftaufnahmen ist in der Abbildung 13 dargestellt [31].

Offshore-Windpark Homs Rev 2 im Jahr 2016

Abbildung 13: Flugzeugaufnahmen der Windparks Horns Rev 1 (links oben, 2008) und Horns Rev 2 (links unten, 2016)
mit Nachlaufeffekten, die durch besondere atmosphérische Bedingungen sehr gut sichtbar waren. Die
Positionen einzelner Windturbinen in den drei Ausbaustufen des Windparks Horns Rev verdeutlichen
nennleistungs- und nachlaufeffektbedingte Weiterentwicklungen der Windpark-Layouts [31].

In den Luftaufnahmen sind mehrere typische Stromungsbereiche erkennbar: Wirbel direkt hinter den
Rotoren und gut sichtbare Nachlaufeffekte stromabwaérts entlang der einzelnen Windturbinenreihen,
die zu abnehmenden Windgeschwindigkeiten und stark turbulenten Stromungsverhaltnissen fihren.
Stromabwarts sind die Bereiche zwischen den einzelnen Windturbinenreihen zuerst unbeeinflusst. Da-
nach breiten sich die Nachlaufeffekte entlang der Windturbinenreihen seitlich immer weiter aus, bis
sie sich vermischen und miteinander interagieren. Nachlaufeffekte (Wake-Effekte) sind nicht nur als
lokal begrenzte Turbulenz zu verstehen, sondern grof3skalige, kohdrente Strukturen, die sich liber dut-
zende Kilometer erstrecken und raumzeitlich intermittierende Summenleistungen verursachen. We-
sentliche Faktoren, die Nachldufe bestimmen, sind die Positionierung einzelner Windturbinen und die
Flachendichte der Nennleistung (MW/km?) bzw. die rdumliche Windparkanordnung (Layout). Die Lage
und rdaumliche Anordnung einzelner Windturbinen des Windpark-Clusters Horns Rev sind in Abbildung
13 rechts inklusive der Netzanbindungen an das Festland illustriert.

Die Ausbaustufe Horns Rev 1 besteht aus 80 Windturbinen der 2 MW-Nennleistungsklasse und ist seit
2002 in Betrieb. In dieser Ausbaustufe sind die Windturbinen in einem schachbrettdhnlichen Raster
angeordnet, das aus zehn ost-westlich ausgerichteten Reihen mit jeweils acht nord-stdlich angeord-
neten Windturbinen besteht. Die ndchste Ausbaustufe Horns Rev 2 ist seit 2008 in Betrieb und besteht
aus 91 Windturbinen der 2,3 MW-Nennleistungsklasse mit dreizehn Reihen und sieben Windturbinen
pro Reihe, die auf einer siid-nordlich gekriimmten Bahn mit vergroRerten Abstdnden zwischen den
einzelnen Windturbinen angeordnet sind. Die dritte Ausbaustufe, Horns Rev 3, ist seit 2018 in Betrieb.
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Diese jungste Erganzung des Windparks Horns Rev besteht aus 49 nennleistungsstarken Windturbinen
der 8,3 MW-Klasse. In dieser dritten Ausbaustufe wurden nicht nur einzelne Windturbinen deutlich
anders angeordnet, sondern auch die Abstdande zwischen den Einzelanlagen nochmals vergroRert. Der
Erkenntnisgewinn wissenschaftlicher Untersuchungen zu Wake-Effekten ist unschwer erkennbar.

In der Abbildung 14 sind Ergebnisse von Flugzeugmessungen der Windgeschwindigkeiten nérdlich vom
Windpark Amrumbank West (schwarze Punkte) mit Positionen der stromaufwarts vorgelagerten
Windparks Nordsee Ost und Meerwind Stidost dargestellt (graue Punkte) [32]. Der heute ebenfalls
vorgelagerte Windpark Kaskasi war zum Zeitpunkt dieser Flugzeugmessungen noch nicht errichtet.

95

"0 90
30 8,5
80

75

7.0

fy 6.5

40 6.0

-20

B«
g
Amrumbank West 1 \.K“

‘9

&
i
\

y-Koordinate in km

Windgeschwindigkeit in m/s

<A Amrumbank West
(YRS ab 2015 in Belrieb
38 Turbinen

Nordsee Ost
295 MW

48 Turbinen

x-Koordinate in km

v

Blaue Farbungen: Geringste Windgeschwindigkeiten Radarbild des Sentinel-1A-Satelliten, das Nact f hinter

g P 5 3 den Offshore-Windparks in der Deutschen Bucht eigt D\c atmospharischen
Nachweis fiir Nachlaufeffekte mit 70 km Reichweite g nlich Nachlaufeffekt
Verstarkt turbulente Verwirbelungen im Windfeld

v

v

Abbildung 14: Flugzeugmessungen der Windgeschwindigkeiten nordlich vom Offshore-Windpark Amrumbank West [32].

Die Daten wurden im Zeitraum von September 2016 bis Oktober 2017 mit dem Messflugzeug DO-128
der Universitdt Braunschweig in 41 Fligen erhoben. Das Windgeschwindigkeitsfeld basiert auf den
entlang des Flugpfades (schwarze Linie) gemessenen Windgeschwindigkeiten. Fiir die Bereiche neben
dem Flugpfad wurde in den Messwertanalysen senkrecht zur Hauptwindrichtung %) interpoliert
(schwarzer Pfeil). Bei Auswertungen zur Windgeschwindigkeit und Untersuchungen zur Turbulenz
zeigte sich, dass vor allem bei stabiler atmosphérischer Schichtung, wenn warme Luft vom Festland
Uber die kalte Nordsee stromt, Nachldaufe stromabwarts hinter dem Windpark Amrumbank West ent-
stehen. In solchen Fallen wurde das Windfeld im Vergleich zur ungestérten Stromung merklich abge-
bremst, und es traten verstarkt turbulente Verwirbelungen und erhéhte Turbulenzintensitat im wirk-
samen Nachlaufbereich auf. Die gemessenen Windgeschwindigkeiten waren gegeniiber der ungestor-
ten Stromung Uber groRe Strecken von bis zu 70 Kilometern reduziert (um maximal 40 %) [32].

Das Radarbild (Abbildung 14 rechts), aufgenommen im Jahr 2020 unter speziellen atmosphérischen
Bedingungen, verdeutlicht, dass zeitweise sogar noch gréRBere Nachldaufe von 150 bis 200 Kilometer
Reichweite in der deutschen Bucht auftreten kénnen.

Ergebnisse aus Detailanalysen zu Betriebsdaten des Windparks Amrumbank West und begleitende
Strémungssimulationen, von RWE Renewables UK und Det Norske Veritas in einem gemeinsamen Pro-
jekt durchgefiihrt, zeigen, dass Nachlaufeffekte in Hauptwindrichtung vorgelagerter Windparks und

2) In der Nordsee herrschen Windrichtungen von West (18 %), Stiidwest (19 %) und Siid (14 %) vor.
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auf engem Raum angeordneter Windturbinen spirbare Ertragseinbufen verursachen, die sich mit
strémungsmechanischen Modellen vorhersagen lassen [33]. Ergebnisse der Messkampagnen und
Multi-Fidelity-Wake-Modellierungen ?!) sind in Abbildung 15 dargestellt.

bezogen auf die Durchschnittisleistung der 80 Windturbinen des Windparks Amrumbank West

17
fiir P
16 chen 6,5 und s
- i / er Windparks in Betrieb
f=2 !
£ 15 S O
2 S O <>
‘> o
% 14 o
o <
=
£ 13 Lo
<A Amrumbank West |5
CIMZZ b 2015 in Betrieb 14 = B: der Berechnur ]
2 A I =
342 MW - Ao 2 t 12 sieben unterschiedlicher numerischer
2 Tubon Dk Ay I G -] Strsmungsmechanik-Modelle
A = | 12 E
295 MW A,: Ao "2 S
SR A 10 o X
09 1,0 Belriebsdaten (S
08
Betriebsdaten 07 09

Am AIS A?ﬁ ACH Adﬂ A.‘:S AIO AH AI? AIS AM A/b AIS AN AIB AIQ AHO
Bezeichnung ausgewahlter Turbinen

Abbildung 15: Ergebnisse von Betriebsdatenauswertungen und Strémungssimulationen fir den Windpark Amrumbank
West: Bei einer Hauptwindrichtung von 210° und 230°, einer Windgeschwindigkeit von 6,5 bis 8,5 m/s und
zu 100 % in Betrieb befindlichen Windturbinen wird die Windstromproduktion durch Nachlaufeffekte der
vorgelagerten Windparks Nordsee Ost und Meerwind Stidost bestimmt. Nicht im Windschatten stehende
Turbinen liefern auf die Durchschnittsleistung bezogen 1,3- bis 1,5-fache hohere Leistungen [33].

Das RWE-Team verfolgte mit diesem Projekt das Ziel, die Prognosemodelle fiir den Energieertrag von
Offshore-Windparks zu verbessern, indem die Reichweite und Starke von groRskaligen Wake-Effekten
quantifiziert und die vorlaufigen Modellergebnisse durch unabhéngige DNV-Analysen (Datenprifung
und CFD-Simulation) validiert werden. Demnach erzielen Windturbinen, die nicht im Windschatten an-
derer Windturbinen stehen, auf die durchschnittliche Leistung aller 80 Windturbinen bezogen eine 1,3-
bis 1,5-fach héhere Leistung. Die Ergebnisse dieses Gemeinschaftsprojekts sind ein Indiz fiir den tber-
geordnet beobachteten Trend abnehmender Ausnutzungen der inlandischen Offshore-Windturbinen-
flotte von 2015 bis 2024 ).

Das Bundesamt fiir Seeschifffahrt und Hydrographie hat im Jahr 2025 Ergebnisse einer Untersuchung
des Fraunhofer-Instituts fir Windenergiesysteme [34] veréffentlicht, in der Nachlaufeffekte ebenfalls
stromungsmechanisch modelliert und Auswirkungen der zukinftig geplanten Windenergienutzung in
der zentralen Nordsee bis 2050 untersucht wurden. Die Ergebnisse zeigen, dass der geplante Ausbau
der Offshore-Windenergie in Belgien, Danemark, Deutschland, GroRbritannien, den Niederlanden und
Norwegen hohe Nennleistungen mit sich bringt, die auf engen Meeresflachen nicht proportional zu
héheren Jahresstromertragen fiihren. In dicht belegten Meeresgebieten fiihren die Nachlaufeffekte zu
intermittierenden Fluktuationen und Effizienzverlusten.

21) Darunter sind Modellierungen zu verstehen, die mehrere Genauigkeitsstufen von schnellen, vereinfachten Engineering-Modellen bis zu
komplexen Computermodellen zur Berechnung zwei- bzw. dreidimensionaler Luftstrémungen kombinieren.

2) Die Auswertungen von Betriebsdaten von Amrumbank West und begleitende Nachrechnungen dienten der quantitativen Untersuchung
und Validierung aktueller Wake-Modelle, die der Ertragsprognose zugrunde liegen. Die dort nachgewiesenen Leistungsunterschiede zwi-
schen im Nachlauf stehenden und frei angestromten Windturbinen sind ein Indiz fiir einen Mechanismus, der den beobachteten ricklau-
figen Ausnutzungstrends der Offshore-Windturbinenflotte von 2015 bis 2024 plausibel erkldren kénnte.
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Die Ergebnisse zeigen dariber hinaus lokale Windgeschwindigkeitsabnahmen um mehr als 30 % ge-
geniber der ungestorten Anstromung durch Nachlaufeffekte innerhalb von Windparks und auRerhalb
stromaufwarts vorgelagert positionierter Windparks.

Fir die in diesen Simulationen verwendeten Nennleistungen des deutschen Offshore-Windparks von
14 GW im Jahr 2030 und 68 GW im Jahr 2050 ergibt sich ein berechneter Ausnutzungsriickgang von
3.900 Volllaststunden (44 %) auf 3.300 Volllaststunden (38 %). Entsprechend waéren realistisch eher
Jahresertrage von 220 bis 224 TWh statt der urspriinglich erhofften 270 TWh zu erwarten.

Zu dhnlichen Ergebnissen gelangen Ferreira et al. [35]. Die Autoren berichten liber ein analytisches
Modell, das sie mit Betriebsdaten von 72 Offshore-Windparks und 420 Betriebsjahren validieren. Das
Modell beschreibt eine physikalische Obergrenze des Windstromertrags von Meereswindparks und
zeigt, dass reale Windparks inklusive aller Verluste und Wake-Effekte bereits nahe an diesem Limit
arbeiten. Bei dichter Flachennutzung sind den Modellrechnungen zufolge eher Ausnutzungen von 30
bis 40 % als deutlich darliber erreichbar. Ein Vergleich mit den nationalen Ausbaupldnen in Europa
und den USA zeigt, dass teilweise um bis zu 50 % hohere flichenspezifische Stromertrage angenom-
men werden, als physikalisch Gberhaupt erzielbar sind, wodurch Kosten, Variabilitdt sowie Netz- und
Speicherbedarf systematisch unterschitzt werden ).

Neben solchen Nachweisen fiir den ibergeordnet beobachteten Trend riicklaufiger Ausnutzungen gibt
es vereinzelte Windparks in der Nord- und Ostsee mit einem ansteigenden Ausnutzungstrend. Ein Bei-
spiel dafir ist der Nordsee-Windpark Hohe See (Abbildung 16).

Hohe See 71 Turbinen Nordsee A nain d
Erstes vollstandiges Betriebsjahr | 2020 | 2020 bis 2024 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024
Nennleistung Py in MW 522 522 522 522 522 522
Maximum n wac in h/a 3.318 3221 321 3.304 3.032 3.318
Betriebsdaten | Mittelwert n, , in h/a 3.199 3221 3121 3.304 3.032 3318
Minimum ng i, in h/a 3.221 3121 3.304 3.032 3.318
| Jahresarbeit E5in GWh 1.669 1.681 1.629 1.724 1.582 1.732
B S 5000 ¢
4500 +
4.000 +
3318
-+ 3221 3.304
>00 °7,7 3 f‘ * 3032 ¥
£ 3304 * 3318
3.000 3221 5 el

2500 +
2.000 +
1.500 +
1.000 +

500 £
} 0

Ausnutzung in Volllaststunden
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Abbildung 16: Performance-Karte des Nordsee-Windparks Hohe See. Mit Albatros (ALB), seit 2019 vollstéandig in Betrieb,
und Global Tech 1 (GT1, 2015) liegen nordwestlich und nérdlich (jeweils stromabwarts) direkt benachbarte
Windparks. In den Hauptwindrichtungen Sid bis Stidwest befindet sich vorgelagert der Windpark Bard 1
(BD1, 2013), und im Jahresverlauf 2026 wird He Dreiht (HDT) in Betrieb gehen.

) Die Uberlegungen von Ferreira et al. zu theoretischen Obergrenzen der Offshore-Windenergienutzung werden aktuell in der Fachwelt
diskutiert. So weist etwa eine Kommentierung zur Veré6ffentlichung (WES-Preprint wes-2026-59) auf Unsicherheiten und Sensitivitaten
einzelner Modellannahmen hin. Fir die hier vorliegende Arbeit wird die Veroffentlichung von Ferreira et al. bewusst nicht zur Ableitung
quantitativer Ausbaugrenzen herangezogen, sondern nur als qualitatives Indiz, dass aus groRskalig-physikalischer Sicht Obergrenzen der
entziehbaren Windenergie existieren. Die empirisch basierten Kernaussagen zu Ausfallarbeit, Wake-Effekten und Intermittenz bleiben
von der laufenden wissenschaftlichen Diskussion um die exakte Hohe solcher theoretischer Obergrenzen unberihrt.
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Der moderat ansteigende Ausnutzungstrend ist am Verlauf der Regressionsgeraden mit positivem Stei-
gungsfaktor m unschwer erkennbar. Aus der Performance-Karte fiir den Windpark Hohe See ergibt
sich ein langjahriger Mittelwert der Ausnutzung von 3.199 Volllaststunden (37 %).

Auch hier bleibt die aus Betriebsergebnissen abgeleitete jahrliche Ausnutzung deutlich hinter den ur-
spriinglich erwarteten 4.000 Volllaststunden (46 %) zuriick. Immerhin ist hier tber die bisherige Be-
triebsdauer hinweg kein Riickgang der Ausnutzung zu verzeichnen.

Damit bleibt zu kldaren, welche Offshore-Windparks von den zuvor beschriebenen Effekten im Detail
betroffen sind und wie stark.

Fazit: Mit den Ausfiihrungen der vorangegangenen Kapitel endet hier der erste Teil der Studie, in dem
die Betriebsdaten des deutschen Onshore-Windparks und des deutschen Offshore-Windparks umfas-
send dargestellt und diskutiert wurden. Die Analyse umfasste den Ausbau der Nennleistung von
2010 bis 2024, eine Diskussion lber die unterschiedlichen Ausnutzungen der deutschlandweiten Ons-
hore- und Offshore-Windturbinenflotten sowie Effekte der Ausfallarbeit und behandelte zudem we-
sentliche physikalische EinflussgroBen wie Wake-Effekte und deren betriebliche Konsequenzen. Dabei
zeigte sich, dass klassische KenngrofRen wie Mittelwert und Standardabweichung bzw. Varianz zwar
einen ersten fundierten Uberblick und eine erste Orientierung erméglichen, jedoch fiir eine belastbare
energiewirtschaftliche Risikobewertung nicht ausreichen.

Aufbauend auf diesen Befunden widmet sich der zweite Teil dieser Studie einer vertieften Analyse der
kumulierten Einspeiseleistungen. Mit Hilfe von mathematischen Methoden, die in der modernen Tur-
bulenzphysik etabliert sind, insbesondere Leistungsdichtespektren 2%), Strukturfunktionen, héhere sta-
tistische Momente (Kurtosis) sowie aus Strukturfunktionen abgeleitete Intermittenzparameter, wird
das statistische Verhalten der Windleistungsdynamik detailliert untersucht. Die entsprechenden ma-
thematischen Methoden wurden im Kapitel 2 eingefiihrt.

Diese vertiefte Analyse erlaubt eine physikalisch fundierte Charakterisierung der intermittierenden
Natur der Einspeiseleistungen aus Windenergie und bietet damit eine Grundlage fiir verbesserte Risi-
koabschatzungen im Zusammenhang mit dem energiepolitisch angestrebten weiteren massiven Aus-
bau der Windenergie.

Unterschiede zwischen Onshore- und Offshore-Windenergie werden systematisch herausgearbeitet.
Diese Unterschiede haben sowohl fiir den Betrieb der jeweiligen deutschlandweiten Windparks als
auch fir die Systemstabilitat Konsequenzen und werden im Kapitel 4 abschlieBend diskutiert.

3.8 Spektrale Leistungsdichten und Hurst-Exponenten

In der Abbildung 17 sind normierte Summenleistungen 2024 fiir Windenergie an Land (blau) und auf
See (orange) und daraus abgeleitete spektrale Leistungsdichten dargestellt.

Die Zeitreihen P(t) gemal Gleichungen (1) bis (4) fiir Onshore- und Offshore-Windenergie werden
detrended und Uber eine Fast-Fourier-Transformation in die Frequenzdomane f Uberfihrt. Aus dem
Betragsquadrat der Fourier-Koeffizienten lassen sich die spektralen Leistungsdichten S(f) fur Win-
denergie an Land (blau) und auf See (orange) ableiten und doppelt logarithmisch darstellen.

Die spektralen Leistungsdichten zeigen fir Offshore-Windenergie und fir Onshore-Windenergie Gber
mehrere Frequenz-Dekaden - den Inertialbereich — ein Potenzverhalten, das auf eine effektive Ener-
giekaskade hinweist.

%) PSD: Power spectral density
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Abbildung 17: Normierte Summenleistungen 2024 aus Onshore- (links oben) und Offshore-Windenergie (rechts oben).
Die Zeitreihen P(t) werden detrended und liber eine Fast-Fourier-Transformation in die Frequenzdomane
Uberfiihrt. Aus dem Betragsquadrat der Fourier-Koeffizienten abgeleitete spektrale Leistungsdichten S (f)
werden in doppelt logarithmischer Darstellung analysiert (unten). Zusatzlich sind Regressionsgeraden fiir
Onshore-Windenergie (blau) und Offshore-Windenergie (orange) eingezeichnet.

Die Spektren fiir Offshore-Windenergie liegen in weiten Bereichen der Frequenz deutlich (iber denen
flir Onshore-Windenergie, was auf héhere Varianz und starkere Fluktuationen auf entsprechenden
Zeitskalen hinweist. Somit liegt auch die Regressionsgerade fiir Offshore-Windenergie (orange) immer
Uber der fiir Onshore-Windenergie (blau).

Abbildung 17 verdeutlicht, dass die spektrale Leistungsdichte der kumulierten Einspeiseleistung von
Offshore-Windenergie in Deutschland bei der héchsten mit 15-Minuten-Daten auflosbaren Frequenz
von = 5,6 - 107* Hz (log [f] = —3,255, entsprechend Zeitskalen von rund 30 Minuten und damit der
Nyquist-Grenze fiir die vorliegende Abtastrate) um etwa den Faktor 31 hoher ist als beim deutschen
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Onshore-Windpark. Diese Differenz ist als Eigenschaft des gesamten real betriebenen Systems zu ver-
stehen und umfasst neben atmospharischen Windeigenschaften auch Effekte aus Parklayout,
Cluster-Bildung, Wake-Einfliissen sowie netz- und marktbedingten Abregelungen, die in den Daten von
ENTSO-E enthalten sind.

Insbesondere synchron umgesetzte Abschaltungen in Offshore-Clustern kénnen zu starken Spriingen
zwischen aufeinanderfolgenden 15-Minuten-Intervallen und damit zu erhéhten spektralen Leistungs-
anteilen im hochfrequenten Bereich beitragen. Fir eine kausale Interpretation der Unterschiede zwi-
schen der Windstromproduktion an Land und auf dem Meer ist eine weitergehende Trennung der Bei-
trage aus Windfeld, Wake-Effekten und Abschaltungen erforderlich.

Ein in der Turbulenzphysik wichtiges MaR zur Beschreibung turbulenten Verhaltens von Zeitreihen ist
der nach dem britischen Hydrologen Harald Edwin Hurst benannte Hurst-Exponent H [18]. Mit dieser
KenngrolRe lassen sich die Langzeitabhdngigkeit, Skalierungseigenschaft und Rauigkeit von Zeitreihen
quantifizieren. Der Hurst-Exponent nimmt fiir typische Grenzfalle folgende Werte an:

e Ein Hurst-Exponent von H = 0,5 zeigt an, dass ein Prozess zufallig ohne innere Korrelation verlauft.
Das bedeutet, dass friilhere Werte keinerlei Einfluss auf spdtere Werte haben. Typische Beispiele
fiir solche Zeitreihen sind weilRes Rauschen, Random Walks und Brownsche Bewegung [36]. Weilles
Rauschen besteht aus zufalligen, voneinander unabhdngigen Werten, deren Mittelwert meist null
ist. Ein Random Walk beschreibt die aufaddierte Folge solcher Zufallswerte — dahnlich wie bei einem
Zufallsspaziergang, bei dem jeder Schritt unabhangig vom vorherigen gewahlt wird.

e Hurst-Exponenten von H < 0,5 deuten auf zufillige, negativ autokorrelierte bzw. anti-persistente
Prozesse hin. Sie sind durch haufige Wechsel von hohen zu niedrigen Werten gekennzeichnet und
umgekehrt, eine typische Eigenschaft stark schwankender Summenleistungen von Windturbinen,
die zum Beispiel durch Windbden verursacht werden.

e Hurst-Exponenten von H > 0,5 deuten auf linger anhaltende Trends hin, bei denen hohe Werte
dazu neigen, weiter anzusteigen, und niedrige Werte, weiter abzusinken. Diese als Persistenz oder
Langzeitkorrelation bezeichnete Eigenschaft begiinstigt die Genauigkeit von Prognosen.

Wie in der Abbildung 18 skizziert, ist der Hurst-Exponent H ein Schliisselmal} fiir die Rauigkeit von
Zeitreihen.

Abbildung 18: Hurst-Exponent H als Schliisselmal fiir die Rauigkeit von Zeitreihen.

Ausgehend von kleinen Werten des Hurst-Exponenten mit raueren, starker oszillierenden Verlaufen
und zackigem Kurvenverlauf (viele Wechsel bei H = 0,1) verdndert sich die geometrische Struktur bis
zu einem extrem glatten, fast monotonen Verlauf, somit gut vorhersagbaren Trends (H = 1).

Aus den spektralen Leistungsdichten des Offshore-Windparks und des Onshore-Windparks von 2015
bis 2024 lassen sich iber den Steigungsfaktor § der Regressionsgeraden gemaR den Gleichungen (5)
und (6) die effektiven Hurst-Exponenten der Summenleistungen bestimmen.
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Fiir Onshore-Windenergie liegen die effektiven Hurst-Exponenten der Jahre 2015 bis 2024 in einem
Bereich zwischen 0,7 und 0,85 (Abbildung 19, Kreuze in blau). Die Regressionsgerade fiir Onshore-
Windenergie (blau) deutet auf einen fast konstanten bis minimal steigenden Verlauf von 0,74 auf 0,76
(+3 %) hin. Dies lasst auf eine bereits weitgehend ausgeschopfte geografische Glattung der Summen-
leistungen schlielen.

1,0
0,9 Onshore

0,8
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Hurst-Exponent
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Abbildung 19: Hurst-Exponenten als MaR fiir die Volatilitdt der Summenleistungen von Onshore-Windenergie (blau) und
Offshore-Windenergie (orange) von 2015 bis 2024, berechnet tiber zwei Methoden: Erstens lber spektrale
Leistungsdichten und zweitens auf Basis von Strukturfunktionen. Dariber hinaus sind jeweils aus linearer
Regression abgeleitete Trendlinien eingezeichnet.

Da alle Werte des Hurst-Exponenten deutlich iber 0,5 liegen, handelt es sich um ein persistierendes
Verhalten: Phasen mit erhdhter Einspeiseleistung tendieren dazu, dass weitere Phasen mit erhohter
Einspeisung folgen und Phasen fallender Einspeiseleistung gehen typischerweise in weitere Phasen mit
abnehmender Einspeisung Uber.

Wahrend die Regressionsgerade der Hurst-Exponenten fiir Onshore-Windenergie nahezu unverandert
bleibt, liegt bei Offshore-Windenergie (Abbildung 19, Kreuze in orange) ein abnehmender Trend vor.
Eine vergleichbare Auswertung wie fiir Onshore-Windenergie fiihrt zu einem abfallenden Verlauf der
Regressionsgeraden von 0,66 auf 0,58 (-12 %). Auch hier liegen die Werte des Hurst-Exponenten zwar
noch im persistierenden Bereich (H > 0,5), allerdings mit einer deutlich geringeren Persistenz als fiir
Onshore-Windenergie.

Die Hurst-Exponenten fiir Offshore-Windenergie sind in allen hier betrachteten Jahren niedriger als
die fiir Onshore-Windenergie. Innerhalb der Unsicherheiten deutet dies auf die zunehmende Rauigkeit
und geringere Glattung der Summenleistungen des deutschen Offshore-Windparks hin.

Dies bedeutet: Die Summenleistungen der Windparks in der Nord- und Ostsee weisen durchgehend
starkere Fluktuationen auf als ihre landbasierten Pendants. Dies ldsst sich mit dem rasanten Ausbau
des deutschen Offshore-Windparks bzw. der kumulierten Nennleistung sowie zunehmend groRReren
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Windparks und beobachteten Wechselwirkungen zwischen nahe beieinander liegenden Windparks
(Cluster-Effekte) erklaren, die stromabwarts zu abgeschwéachten turbulenten Strémungen fiihren und
dortige Windturbinen in ihrer Performance beeinflussen kdnnen (Nachlauf- oder Wake-Effekte).

Fazit: Die aus Messungen an einzelnen Windturbinen und kleineren Onshore-Windparks bekannten
Eigenschaften turbulent-volatiler Summenleistungen mit kurzzeitig extremen Leistungsdanderungen
[10] finden sich in Summenleistungen groRer bis sehr groRer und landesweiter Windparks wieder.

Damit folgen die Summenleistungszeitreihen des deutschen Offshore-Windparks ebenso wie die des
deutschen Onshore-Windparks jeweils einer Energiekaskade, die laut K62-Theorie von Kolmogorov
durch eine kaskadierte Ubertragung der Energie beim mehrstufigen Zerfall gréRerer Wirbel in kleinere
Wirbel bis zur vollstandigen Dissipation beschrieben wird [9, 16, 37]. Dieser Nachweis rechtfertigt den
Einsatz moderner Zeitreihenanalysen und eine Anwendung von modernen mathematischen Metho-
den der Turbulenzphysik auf Summenleistungen landesweiter Windparks.

Die spektralen Leistungsdichten der Summenleistungen (Abbildung 17) liefern ein weiteres Ergebnis:
Die Beobachtungen zum volatilen Verhalten der Windenergie stehen im Einklang mit Erkenntnissen
von Bandi [38], der die maximal mogliche Glattung der Summenleistungen von Windparks ermittelte
und herausfand, dass eine geografische Verteilung von Windparks an Land Leistungsschwankungen
reduzieren, jedoch nicht vollstandig eliminieren kann.

Bandi spricht von geografischer Glattung. Seinen Ergebnissen zufolge scheint im Vergleich zum Aus-
baustand der Onshore-Windenergie die maximal mogliche Glattung bereits bei deutlich kleineren
Nennleistungen erreicht worden zu sein. Bandi weist nach, dass es eine natiirliche Grenze fiir geogra-
fische Glattungseffekte gibt und dass diese Grenze bei Hurst-Exponenten von H = 0,67 liegt (Abbil-
dung 18). Diese Grenze entspricht den unteren Werten unserer Analysen fiir den deutschen Onshore-
Windpark (Abbildung 19, blaue Kreuze).

Technisch betrachtet ist die geografische Glattung durch Randbedingungen wie Anlaufgeschwindigkeit
der Windturbine, mechanische Rotortragheit und das zeitliche Verhalten von Steuereinrichtungen zur
Gondelverdrehung in Windrichtung (Yaw) oder zur Winkelverstellung der Rotorblatter (Pitch) gepragt.
Integral betrachtet wirkt der deutsche Onshore-Windpark wie ein Tiefpassfilter: Sehr hohe Frequenzen
(starke kurzzeitige Boen) werden vom Windturbinenkollektiv eher gedampft und somit ausgefiltert.

Beim deutschen Offshore-Windpark sind geografische Glattungseffekte bisher nicht zu beobachten.
Im Gegenteil: Das zunehmende intermittierende Verhalten bei Offshore-Windenergie weist darauf hin,
dass vermutlich andere Faktoren wie Nachlaufeffekte oder die spezifischen Windverhaltnisse auf See
eine dominante Rolle spielen und der geografischen Glattung (H = 0,7) entgegenwirken.

3.9 Inkrementstatistik: Intermittierende Dynamik der Leistungsanderungen

Zur vertieften Analyse der kurzzeitigen Fluktuationen der On- und Offshore-Windstromproduktion
werden in diesem Kapitel viertelstiindliche Leistungsinkremente der deutschlandweit aggregierten
Einspeiseleistung betrachtet. Grundlage sind die in Kapitel 2 eingefiihrten ENTSO-E-Zeitreihen der real
in Stromnetz eingespeisten Summenleistungen aus Offshore-Windenergie und Onshore-Windenergie
mit einer zeitlichen Auflésung von 15 Minuten. Die Untersuchungen kniipfen damit unmittelbar an die
methodische Definition der Leistungsinkremente aus dem Kapitel 2.3 an, siehe Gleichung (8), wonach
fiir einen Zeitversatz von 15 Minuten gilt:

AP(t) = P(t + 15 Minuten) — P(t)
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Die GroRe AP(t) beschreibt die Anderung der in Stromnetz eingespeisten, landesweit aggregierten
Einspeiseleistung zwischen zwei aufeinanderfolgenden Viertelstunden, also eine SystemgréRe, in der
sich meteorologische Einflisse, raumliche Glattungseffekte, Wake- und Clustereffekte, netzbedingte
Eingriffe sowie markt- und betriebsbedingte Einfliisse iberlagern kénnen.

Um die statistischen Eigenschaften dieser viertelstiindlichen Leistungsdanderungen unabhangig von
den unterschiedlichen absoluten Leistungsniveaus der Onshore- und Offshore- Windstromproduktion
vergleichen zu kdnnen, werden die Leistungsinkremente — wie bereits in Kapitel 2 beschrieben — auf
ihre jeweilige Standardabweichung o normiert.

Die dimensionslose GréRe AP /o gibt an, um wie viele typische Streuungsbreiten eine beobachtete
Leistungsanderung vom charakteristischen Schwankungsniveau der zugrunde liegenden Zeitreihe ab-
weicht. Dadurch lasst sich untersuchen, ob die Verteilungen der Leistungsanderungen mit einer GauR-
Verteilung vereinbar sind oder ob systematische Abweichungen wie Schiefe, schwere Verteilungsran-
der oder eine erhohte Haufung extremer Ereignisse auftreten.

In Abbildung 20 sind normierte Leistungsanderungen AP /o fir den deutschen Onshore-Windpark
(blau) und Offshore-Windpark (violett) im Jahr 2024 dargestellt.
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Abbildung 20: Normierte viertelstiindliche Leistungsanderungen AP /o des deutschen Onshore-Windparks (links) und des
deutschen Offshore-Windparks (rechts) im Jahr 2024. Die griin gestrichelten Linien markieren das Intervall
von jeweils drei Standardabweichungen um den Mittelwert (AP /o = 0) nach unten und nach oben, in
dem bei einer Normalverteilung 99,73 % aller Werte liegen.

Die Leistungsanderungen AP werden gemal Gleichung (8) berechnet und die Standardabweichung o
auf Basis der 35.135 AP-Werte fiir das Jahr 2024. Die Verlaufe zeigen fir beide Windparks ausgepragte
Fluktuationen mit haufigen extremen Werten der normierten Leistungsanderung binnen 15 Minuten.
Diese extremen Leistungsanderungen tiberschreiten das durch jeweils drei Standardabweichungen um
den Mittelwert (AP /o = 0) nach unten und oben aufgespannte Intervall, in dem bei einer Normalver-
teilung 99,73 % samtlicher Werte liegen, deutlich (griin gestrichelte Linien). Dies weist auf eine im
Vergleich zu einer Normalverteilung deutlich erhohte Haufigkeit extremer Leistungsdnderungen hin.
Unter intermittierender Fluktuation — kurz Intermittenz —ist in der Turbulenzphysik das Auftreten von
seltenen, sehr starken Ausschlagen inmitten eines ansonsten vergleichsweise ,normal fluktuierenden”
Verlaufes zu verstehen. Bei einer normalverteilten GréRe sind extreme Ereignisse mit |AP/a| > 3 sehr
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selten. Solche Ereignisse treten nur mit sehr geringer Wahrscheinlichkeit auf. Bei Zeitreihen mit inter-
mittierender Dynamik, wie sie fir Windgeschwindigkeiten und die Windstromproduktion beschrieben
wurde, treten solche Extremereignisse deutlich haufiger auf, als es die Normalverteilung vorhersagt.
Zur Veranschaulichung ein Beispiel aus dem taglichen Leben: Es kommt vor, dass sich die Windge-
schwindigkeit v binnen vier Sekunden um Av = 5,6 m/s dndert. Ware die Windgeschwindigkeit nor-
malverteilt, so trate dieses Ereignis gemaR Normalverteilung nur alle zwei Jahre einmal auf. Tatsachlich
wird eine solche Windgeschwindigkeitsanderung jedoch alle paar Minuten beobachtet.

Intermittierende Fluktuationen flihren dazu, dass die Zeitreihen der Windgeschwindigkeit und die der
Einspeiseleistung einerseits Phasen relativ geringer Schwankungen aufweisen, andererseits jedoch im-
mer wieder plotzliche, sehr grofRe Spriinge zeigen. Genau diese Haufung extremer Fluktuationen wird
in dieser Studie als Ausdruck der intermittierenden Dynamik der Windstromproduktion interpretiert.

Beim deutschen Onshore-Windpark mit einer jahresdurchschnittlichen installierten Nennleistung von
63 GW sind minimale und maximale Leistungsanderungen von rund -2.400 MW bis +2.700 MW inner-
halb einer Viertelstunde verzeichnet. Der Minimalwert entspricht einem viertelstiindlichen Leistungs-
sprung um 7,3 Standardabweichungen, beim Maximalwert sind es rund 8,1 Standardabweichungen.

Die untere 30-Grenze einer Standardnormalverteilung von AP/o < —3 haben 220 der insgesamt
35.135 normierten Leistungsdnderungen im Jahr 2024 unterschritten, die Obergrenze von AP/ > +3
haben 324 Leistungsdanderungen Uberschritten.

Beim deutschen Offshore-Windpark mit einer jahresdurchschnittlichen Nennleistung von 9 GW sind
minimale und maximale Leistungsdanderungen von rund -2.100 MW bis +2.000 MW innerhalb einer
Viertelstunde verzeichnet. Der Minimalwert entspricht einem Sprung um 12,6 Standardabweichungen,
beim Maximalwert sind es 12,0 Standardabweichungen.

Waren die viertelstiindlichen Leistungsdanderungen normalverteilt, so ware zu erwarten, dass 0,27 %
aller Viertelstundenwerte aulRerhalb eines Intervalls von +30 um den Mittelwert liegen. Bei 35.135
Leistungsinkrementen im Schaltjahr 2024 entspricht dies insgesamt 35.135 - 0,0027 = 95 Ereignissen,
ndherungsweise etwa 47 bis 48 Ereignisse auf jeder Seite der Verteilung.

Tatséchlich treten 307 Unterschreitungen der Untergrenze und 350 Uberschreitungen der Obergrenze
auf. Unter Verwendung der aufgerundeten Erwartung von jeweils 48 Ereignissen je Verteilungsseite
liegen die beobachteten Haufigkeiten auf der negativen Seite beim 6,4-Fachen und auf der positiven
Seite beim 7,3-Fachen der Erwartungswerte einer Normalverteilung.

3.10 Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen, Kurtosis und Langzeitkorrelation

Aufbauend auf der im letzten Kapitel diskutierten Inkrementstatistik werden im Folgenden die aus
normierten Leistungsinderungen AP /o abgeleiteten Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen %) fiir den
deutschen Offshore-Windpark und fiir den deutschen Onshore-Windpark untersucht. Abbildung 21
zeigt die entsprechenden Verteilungen der normierten viertelstiindlichen Leistungsinkremente fiir
Offshore-Windenergie und Onshore-Windenergie im Jahre 2024. Beide Verteilungen weisen eine stark
ausgepragte Abweichung vom gaullschen Verhalten auf. Besonders auffillig sind deutlich verstarkte
Verteilungsenden (Heavy tails) gegeniliber der Normalverteilung. Bei der Windstromproduktion an
Land und auf See treten demnach grof3e Leistungsdanderungen viel hiufiger auf, als es eine Normalver-
teilung mit identischer Varianz erlauben wirde. Dies ist ein direktes statistisches Abbild der zuvor be-
schriebenen intermittierenden Dynamik der Leistungsanderungen.

%) PDF: Probability density function
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Abbildung 21: Wahrscheinlichkeitsdichteverteilungen normierter Leistungsanderungen AP /o fiir den deutschen
Offshore-Windpark (violett) und Onshore-Windparks (blau) im Jahr 2024 im Vergleich zu einer
Normalverteilung (griin).

Die Form der Heavy tails unterscheidet sich signifikant zwischen der Offshore-Windstromproduktion
und der Onshore-Windstromproduktion. Die Wahrscheinlichkeitsdichte fir die Stromproduktion aus
Offshore-Windenergie (Datenpunkte und Trendlinie in violett) zeigt im Vergleich zur Wahrscheinlich-
keitsdichte der Stromproduktion aus Onshore-Windenergie (blau) héhere Wahrscheinlichkeiten fiir
sehr groRe positive und negative Leistungsanderungen.

Dies heildt, dass Extremereignisse bei der aggregierten Offshore-Windstromproduktion somit nicht nur
haufiger, sondern in der Tendenz auch starker ausgepragt auftreten. Die ausgeprdgteren Heavy tails
bei der Offshore-Windstromproduktion sind insbesondere deshalb bemerkenswert, weil Windturbi-
nen auf dem Meer bei typischen Nabenhdhen von etwa 100 Metern und Rotordurchmessern zwischen
etwa 120 und 240 Metern in der atmosphérischen Ekman-Schicht betrieben werden. Diese Schicht ist
groRskalig durch relativ gleichférmige mittlere und somit turbulenzarme Windstrémungen charakteri-
siert. Extremereignisse, wie in der Abbildung 21 erkennbar, sind demzufolge eher nicht zu erwarten.

Doch das Gegenteil ist der Fall: Die in der Abbildung 21 dargestellten Heavy-Tail-Verteilungen der
Leistungsanderungen spiegeln wider, dass seltene, aber ausgepragte Einspeiseleistungsdanderungen
auf 15-Minuten-Skalen ein charakteristisches Merkmal der hier untersuchten, real betriebenen und
aggregierten Windstromproduktion sind. Ahnliche Heavy-Tail- und Intermittenzeigenschaften von
Windgeschwindigkeits- und Leistungsinkrementen sind in der Literatur beschrieben [10, 11, 39].

Unsere Ergebnisse deuten darauf hin, dass kleinskalige turbulente Prozesse, Wake- und Cluster-Effekte
sowie hohe Installationsdichten (MW/km?) auf Meeresflachen einen wesentlichen Beitrag zu dieser
stark intermittierenden Dynamik leisten. Ein eindeutiger kausaler Nachweis zu den dominierenden
Einflussfaktoren ist auf Basis der hier verwendeten aggregierten Daten nicht moglich; vielmehr handelt
es sich um eine konsistente Interpretation im Lichte der in Kapitel 3.14 diskutierten Mechanismen.
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Zu berticksichtigen ist ferner, dass system- und marktbedingte Abregelungen und Abschaltungen pri-
mar Instrumente zur Sicherung von Frequenz- und Spannungshaltung sowie des Engpassmanagements
sind. Sie kdnnen, insbesondere wenn sie rdumlich oder zeitlich korreliert erfolgen, zwar zu sprunghaf-
ten Leistungsanderungen beitragen und damit das Intermittenzprofil verstarken, sind aber in erster
Linie als Teil des Systembetriebs zur Stabilisierung des Verbundnetzes zu verstehen.

Mit anderen Worten: Aus den Leistungsinkrementen der landesweit aggregierten Einspeiseleistung
kann nicht unmittelbar auf mechanische Lasten einzelner Windturbinen geschlossen werden. Die Zeit-
reihen erfassen vielmehr das kollektive Verhalten des Gesamtsystems am Netzanschlusspunkt und
enthalten nur die tatsachlich eingespeiste Leistung. Fiir Aussagen zu Lastkollektiven einzelner Anlagen
oder zu subviertelstiindlichen dynamischen Belastungen sind hoher aufgeloste Daten auf Windpark-
bis Windturbinenebene erforderlich.

Gleichwohl sind groRe Anderungen der aggregierten Einspeiseleistung energiewirtschaftlich und sy-
stemtechnisch relevant. Sie erhdhen die Anforderungen an Netzfiihrung, Regelenergie, Reservebereit-
stellung und Flexibilitatsoptionen, weil starke Leistungsanstiege oder Leistungsabfalle innerhalb kurzer
Zeitraume im Stromversorgungssystem ausgeglichen werden missen.

Fazit: Zusammen mit den Ergebnissen aus den Hurst-Exponenten und der Inkrementstatistik liefern
die Ergebnisse der PDF-Analysen ein konsistentes Bild einer ausgepragt intermittierenden Windstrom-
produktion, insbesondere auf dem Meer. Die nachweisliche Uberschreitung der 30-Grenzen ist indes
nicht als alleiniger Nachweis von Intermittenz zu verstehen. Sie liefert jedoch einen anschaulichen und
unmittelbar interpretierbaren Hinweis auf die gegenliber der Normalverteilung deutlich erhéhte Hau-
figkeit extremer Leistungsdanderungen. Die weitergehende statistische Einordnung erfolgt in den fol-
genden Abschnitten durch die Analyse von Kurtosis, Strukturfunktionen und Intermittenzparametern.
Erst die Gesamtschau dieser KenngroRen erlaubt eine belastbare Beurteilung der skalenabhéngigen
intermittierenden Dynamik der aggregierten Windstromproduktion.

Die in Abbildung 21 beobachteten Heavy-tails-Eigenschaften der Leistungsinkremente, die sich auch in
erhohten Kurtosis-Werten widerspiegeln, ergdnzen aus den Hurst-Exponenten abgeleitete Aussagen
zur Langzeitkorrelation der Summeneinspeiseleistung. Zusammen ermaéglichen diese KenngrofRen eine
umfassende Charakterisierung der Einspeisedynamik, worauf nachfolgend ndher eingegangen wird.
Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen der Leistungsinkremente beschreiben die Verteilungsform und
damit die Haufigkeit kleiner und groBer Fluktuationen. Der Verlauf der nach Gleichung (9) berechneten
Kurtosis K; in Abhdngigkeit vom Zeitversatz T zeigt hingegen, auf welchen Zeitskalen die Inkremente
besonders starke Abweichungen von einer Normalverteilung aufweisen. Dies bedeutet konkret: Uber
die skalenabhangige Kurtosis lassen sich in den Zeitreihen der Leistungsinkremente von Offshore- und
Onshore-Windenergie insbesondere diejenigen Zeitskalen erkennen, auf denen impulsartige kurzzei-
tige Schwankungen das Geschehen bestimmen, sowie die Zeitskalen, auf denen starker persistente
Muster das Fluktuationsverhalten pragen (Abbildung 22).

Der Verlauf der Kurtosis zeigt, dass die Leistungsinkremente liber weite Skalen deutlich von einer
Gaul3-Statistik abweichen und ein ausgepragt intermittierendes Verhalten aufweisen. Fir kleine Zeit-
versatze im Bereich von 15 bis 30 Minuten nimmt die Kurtosis Werte an, die deutlich Gber dem Wert
der Normalverteilung (K; = 3, griin gestrichelte Linie) liegen. Dies weist auf eine liberproportionale
Haufigkeit starker Leistungsanderungen im Vergleich zur Normalverteilung hin.

Mit wachsendem Zeitversatz fallen die Kurtosis-Werte fiir Offshore- und Onshore-Windenergie von
sehr hohen Anfangswerten ausgehend anndhernd exponentiell ab. Beim kleinsten Zeitversatz mit der
geringstmoglichen zeitlichen Auflésung der Zeitreihen von 15 Minuten liegen die Kurtosis-Werte fiir
Offshore-Windenergie bei K; = 19 und K; = 6 fir Onshore-Windenergie (Abbildung 22).
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Abbildung 22: Verlaufe der Kurtosis K, der Leistungsanderunen AP fir den deutschen Offshore-Windpark (violett) und fir
den deutschen Onshore-Windpark (blau) fiir ein typisches Windjahr liber einen Zeitversatz T in einem Inter-
vall von 15 Minuten bis vier Tagen.

Diese hohen Anfangswerte belegen die starke Intermittenz netzeingespeister Summenleistungen. Der
deutsche Offshore-Windpark weist demnach auf kleinen Zeitskalen eine rund dreifach hohere Kurtosis
auf als der deutsche Onshore-Windpark. Dies bedeutet, dass auf See eine deutlich stiarkere Dynamik
herrscht: Es treten hadufiger schnelle, extreme Anderungen der Einspeiseleistungen auf.

Fiir groBere Zeitskalen bzw. bei Zeitversdtzen von mehr als 0,5 Tagen nahern sich die Kurtosis-Werte
dem Wert einer Normalverteilung an, und die Leistungsinkremente verhalten sich naherungsweise
normalverteilt.

Im Vergleich zum deutschen Onshore-Windpark bleibt die Kurtosis der Leistungsinkremente des deut-
schen Offshore-Windparks liber einen groReren Bereich von Zeitversatzen erhoht. Dies weist auf star-
kere intermittierende Fluktuationen und eine erhdhte Wahrscheinlichkeit ausgepragter kurzfristiger
Leistungsanderungen hin. Die beobachteten Heavy Tails sind jedoch nicht einer einzelnen Ursache zu-
zuordnen, sondern spiegeln die Gberlagerte Wirkung mehrerer Prozesse wider: atmospharische Varia-
bilitat, Windparkinteraktionen (Wake- und Cluster-Effekte), netz- und marktbasierte Eingriffe wie Ab-
regelung und Redispatch.

Da die zugrunde liegenden Zeitreihen keine eindeutige Trennung dieser Beitrdage erlauben, erfassen
die Extremwerte notwendigerweise die kombinierte Systemdynamik. Fiir die Bewertung von Netzan-
forderungen und Reservebedarf ist diese integrierte Betrachtung mafgeblich, unabhangig davon, ob
einzelne Spriinge primar meteorologisch oder systemseitig induziert sind. Die Ergebnisse sind daher
nicht als technologiespezifische Eigenschaft von Offshore-Wind zu interpretieren, sondern als Aus-
druck der realen Einspeisedynamik im Gesamtsystem.

Wahrend die Kurtosis-Werte fiir Offshore-Windenergie ab Zeitversdtzen von etwa einem Tag auf den
Wert der Normalverteilung abfallen, was auf eine statistische Unabhéangigkeit und Homogenisierung
fiir langere Zeitskalen hindeutet, bleiben die Kurtosis-Werte fiir Onshore Windenergie Gber deutlich
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langere Zeitversdtze erhdht und erreichen erst nach etwa zweieinhalb bis dreieinhalb Tagen das Ni-
veau einer Normalverteilung. Dies deutet im Vergleich zur Offshore-Windenergie auf eine starkere
Persistenz der Onshore-Windstromproduktion hin und steht im Einklang mit Analysen der spektralen
Leistungsdichten und Hurst-Exponenten (Abbildung 19). Die Langzeitkorrelation der Onshore- und
Offshore-Windenergie tragt dazu bei, dass die Zeitreihen der Summenleistungen die vertraute zeitliche
Struktur aufweisen, wie in Abbildung 23 fiir Onshore-Windenergie dargestellt.
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Abbildung 23: Die volatile Struktur der Windstromproduktion aus Onshore-Windenergie (oben links) ist ein Resultat der
Langzeitkorrelation. Wird die zeitliche Abfolge der Summenleistungen durch Mischen zerstort (unten links),
so verschwindet bei unverdnderter Verteilung derselben Zeitreihe die Langzeitkorrelation, wie die Kurtosis-
Verlaufe der unverdnderten Leistungsanderungen (oben rechts) und der gemischten Leistungsanderungen
(unten rechts) verdeutlichen.

Das stark volatile Verhalten der Summenleistung lasst sich im Wesentlichen auf drei mogliche Eigen-
schaften der Windenergie zurlickfiihren: Langzeitkorrelation bzw. Persistenz der Einspeiseleistungen
(H > 0,5), Heavy-tails-Verteilungen der Leistungsinkremente AP und mégliche Uberlagerungen der
beiden Effekte, verstarkt durch Nichtlinearitdten und Instationaritat.

Um zu prifen, welche dieser Eigenschaften malRgebend ist, wurde eine Summenleistungszeitreihe des
deutschen Onshore-Windparks flr ein typisches Windjahr statistisch gemischt (,,geshuffelt“). Dieses
Mischen ist in der Turbulenzphysik etabliert und zerstért die in Zeitreihen vorhandene Langzeitkorre-
lation, wahrend die Form der Verteilung und die Zeitreihe selbst vollstdndig erhalten bleiben. Die
Kurtosis als Funktion des Zeitversatzes gibt Hinweise darauf, ob und in welchem AusmaR Langzeitkor-
relation gegeniiber den anderen genannten Eigenschaften von Bedeutung ist.
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Die Kurtosis der geshuffelten Zeitreihe zeigt ab dem kleinsten Zeitversatz von T = 15 Minuten leicht
fluktuierende Werte um den Wert einer Normalverteilung (K; = 3). Ahnlich wie ein Rauschsignal
bleibt dieser Kurtosis-Wert fiir alle Zeitversatze im gesamten Betrachtungszeitraum im Mittel erhalten:
(K;) = 3.

Fazit: Hohe Kurtosis-Werte bei geringen Zeitversatzen werden primar durch Langzeitkorrelation bzw.
Persistenz verursacht. Andere physikalische Eigenschaften spielen eine untergeordnete Rolle.

Persistenz und Langzeitkorrelation sind somit zentrale, naturgesetzlich determinierte Merkmale der
Windstromproduktion: Sie pragen die volatile Struktur der Einspeiseleistungen, bestimmen die Dauer
von Windflauten und begrenzen das Potenzial zur Glattung der Einspeiseleistungen —mit direkten Kon-
sequenzen fiir die Dimensionierung von Speichern, Back-up-Systemen und Reservekraftwerken.

Insbesondere fiir den deutschen Offshore-Windpark fiihrt die Kombination aus hohen mittleren Wind-
geschwindigkeiten und ausgepragter intermittierender Fluktuation zur deutlich erhéhten Haufigkeit
schneller, extremer Anderungen der Summenleistungen im Vergleich zur Onshore- Windenergie, so
dass die Einspeisedynamik auf See insgesamt wesentlich ausgepragter ist.

3.11 Strukturfunktionen

Die Analysen der Strukturfunktionen n-ter Ordnung gemaR Gleichung (10) erfolgen auf der Basis der
K-62-Theorie von Andrey N. Kolmogorov, nach der die Intermittenz von turbulenten Stromungen durch
einen Skalenexponenten &(n) und einen Intermittenzparameter p € [0,1] charakterisiert wird. Beim
unteren Grenzwert des Intermittenzparameters (1 = 0) liegt eine homogene, intermittenzfreie turbu-
lente Stromung gemaR Kolmogorovs K41-Theorie vor [16], und beim oberen Grenzwert (p = 1) tritt
maximal sprunghafte Intermittenz auf.

Der Intermittenzparameter u > 0 kann somit gemaR Kolmogorovs K62-Modell als kompaktes MaR fir
die Starke von intermittierenden Fluktuationen verstanden werden, das mit einer gehduften Auftre-
tenswahrscheinlichkeit plotzlicher, groRer Leistungsdanderungen bei der Windstromproduktion einher-
geht. Voraussetzung fiir die Anwendung des Strukturfunktionsformalismus ist eine effektive Energie-
kaskade von groBen zu kleinen Skalen, die in dieser Studie fiir landesweite Windparks mit entspre-
chend groRen Nennleistungen bestatigt wurde (vgl. Abbildung 17). Daher ist eine Anwendung von
Strukturfunktionsanalysen nicht nur auf den deutschen Onshore-Windpark, sondern auch auf den
deutschen Offshore-Windpark gerechtfertigt.

In der Abbildung 24 sind die aus Zeitreihen der Onshore- und Offshore-Windstromproduktion in
Deutschland experimentell bestimmten Skalenexponenten £(n) = f(AP,) dargestellt. Diese werden
mit dem im anfdnglichen Kapitel zu mathematischen Methoden eingefiihrten theoretischen Modell
&(n) = f(n, p) verglichen (Best Fit, gestrichelte Kurvenverldufe in Abbildung 24). Angewendet wurden
diesbeziglich die Gleichungen (10) bis (12).

Die experimentellen Werte des Skalenexponenten &(n) weisen eine sehr gute Ubereinstimmung mit
den modellierten Kurven é(n) = f(n, 1) auf; die GréRe der Datenpunkte in Abbildung 24 kann als MaR
fiir die Unsicherheit der Schatzung interpretiert werden. Die graue Gerade reprasentiert ferner den
homogenen, intermittenzfreien monofraktalen Fall der Kolmogorov-K41-Theorie (i1 = 0), bei dem
&(n) = n/3 gilt. Diese mit Monofraktal bezeichnete graue Gerade in Abbildung 24 dient als Referenz,
um die Abweichung des intermittierenden Charakters der Einspeiseleistungen von diesem ldealfall zu
beurteilen. Die Verlaufe der Skalenexponenten fiir Onshore-Windenergie und Offshore-Windenergie
weisen mit wachsender Ordnung n deutlich unterschiedliche Krimmungen auf. Dies deutet auf unter-
schiedliche Grade der Intermittenz und eine multifraktalen Struktur der Summenleistungen hin [10].

Seite 47

N

o m ¥

/I /|

\. —
(



VL Analytix  (

vgbe-Projekt 468 » Abschlussbericht

2,0 -4, 1aenerg
J _.a
. A
1 a8
1,5 - e
| -
-
- E ’,;’H
< /’:E'
s | >
S ' P
s 1,0 - P g
5
5 ¥
X 1 77
n 4 ’,,E}" @ Onshore
g H,;/ === Onshore (Best fit)
0,5 4 -z m  Offshore
4 B’/ === Offshore (Best fit)
J ,,,,’a Monofraktal
2
_ /,B’
0,0 Er T T T T T 1
0 1 2 3 4 5 6
Ordnung

Abbildung 24: Berechnete Skalenexponenten &(n) fir Summenleistungen des deutschen Onshore-Windparks (blau)
und Offshore-Windparks (violett) in Abhadngigkeit von der Ordnung n mit Best-fit-Kurven (gestrichelt)
flr ein typisches Windjahr im Vergleich zu intermittenzfreier homogener Fluktuation (graue Gerade,
Monofraktal).

Multifraktilitdt bedeutet, dass die statistischen Eigenschaften der Fluktuationen nicht auf allen Skalen
gleich sind, sondern sich je nach GréRenordnung der Leistungsdnderung unterscheiden: Kleine, mitt-
lere und sehr grofRe Leistungsinkremente AP, folgen jeweils unterschiedlichen Skalierungsgesetzen. In
dieser Interpretation zeigen kleine bis mittlere Leistungsanderungen ein persistierendes Verhalten,
wahrend groRe und sehr grolRe Leistungsanderungen eher antipersistierend sind, und damit ein Ver-
halten zeigen, wie es von kurzzeitigen Windbden bekannt ist.

Strukturfunktionen héherer Ordnung (groRRes n) reagieren besonders empfindlich auf groRe Fluktua-
tionen und sind daher ein MaR fiir die Haufigkeit und Intensitat starker Leistungsanderungen — etwa
infolge kurzzeitiger, heftiger Windbden oder kollektiver Windparkeffekte.

Die zunehmende Abweichung der £(n)-Kurven von der grauen Geraden mit wachsender Ordnung n
spiegelt somit die Nicht-GauRianitdt und die stark intermittierende Natur der Windstromproduktion
wider. Wesentlich fur die Interpretation der Kurvenverldufe £(n) ist: Je starker die Krimmung von
&(n) mit wachsender Ordnung n, desto ausgepragter das intermittierende Verhalten.

Wahrend die Skalenexponenten fiir Onshore-Windenergie relativ nahe an der Monofraktal-Geraden
des Kolmogorov-K41-Modells liegen, was auf einen moderaten Grad von Intermittenz hinweist, wei-
chen die Skalenexponenten fiir Offshore-Windenergie mit zunehmender Ordnung deutlich starker von
dieser Referenzgeraden ab — das bedeutet, die Krimmung der Kurve fir Offshore-Windenergie ist aus-
gepragter. Diese Ergebnisse belegen, dass auf dem Meer deutlich turbulentere und starker intermit-
tierende Prozesse als an Land vorherrschen.

Fazit: Die Strukturfunktionen und Skalenexponenten erganzen damit konsistent die Befunde aus
Hurst-Exponenten, Heavy-tails-Verteilungen und Kurtosis und bestatigen das Bild einer besonders aus-
gepragt intermittierenden Einspeisedynamik im Offshore-Bereich.
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Zahlreiche Arbeiten zu kurzzeitigen Fluktuationen der Einspeiseleistung aus Windenergie zeigen, dass
auch bei nicht abgeregelten Einzelanlagen und Windparks auf Sekunden-Skalen bis Minuten-Skalen
Kolmogorov-dhnliche Spektren, ausgepragte Heavy-Tail-Verteilungen und multifraktale Skalierung der
Leistungsinkremente auftreten [10, 11, 39]. Die in unserer Studie bestimmten Skalenexponenten &(n)
(Abbildung 24) weisen eine vergleichbare, von der monofraktalen Referenz abweichende Krimmung
auf und belegen damit, dass sich diese multifraktalen Intermittenzeigenschaften auch in den auf
15-Minuten-Intervalle und Landesebene aggregierten Einspeisezeitreihen fortsetzen.

Abregelungen bzw. Redispatch und rasches Wiederzuschalten tberlagern diese turbulenzgetriebene
Struktur und kénnen insbesondere die Haufigkeit und Asymmetrie extremer negativer und positiver
Spriinge der Einspeiseleistung beeinflussen; sie erkldren die beobachtete multifraktale Intermittenz
der Offshore- und Onshore-Summenleistung jedoch nicht allein, sondern wirken zusatzlich zu den
durch die atmosphérische Energiekaskade und Windpark-/Clustereffekte bestimmten Fluktuationen.
Unsere Ubertragung turbulenztheoretischer Werkzeuge (Kolmogorov-Spektrum, Strukturfunktionen,
K62-Modell) auf aggregierte Leistungszeitreihen der Onshore- und Offshore-Windstromproduktion
knlipft somit an eine etablierte Forschungstradition an.

Im Ergebnis ist nach dem aktuellen Forschungsstand festzustellen: Die resultierenden multifraktalen
und kurzzeitig stark korrelierten Fluktuationen stellen eine relevante Quelle dynamischer Instabilitat
in Stromnetzen dar und missen bei der Auslegung von Netzen, Regelung, Speichern und Flexibilitats-
optionen explizit beriicksichtigt werden.

Wie aber hat sich das intermittierende Verhalten der Summenleistung im Laufe der Jahre mit dem
weiteren, teils massiven Ausbau der Windenergie an Land und auf See entwickelt? Eine Antwort auf
diese Frage liefern die folgenden zwei Kapitel, in denen die Intermittenzparameter y und die Tages-
maximalwerte der Leistungsanderungen fiir die Jahre 2015 bis 2024 bestimmt und diskutiert werden.

3.12 Intermittenzparameter

Neben dem Strukturfunktionsformalismus lasst sich auch der Intermittenzparameter y nutzen, um
Aussagen zur Intermittenz von Zeitreihen der Windstromproduktion zu treffen, und gemal Gleichung
(14) aus dem Skalenexponenten der Strukturfunktion sechster Ordnung bestimmen: u = 2 — é(6).

In der Abbildung 25 sind auf Basis der Summenleistungen des deutschen Offshore-Windparks und des
deutschen Onshore-Windparks berechnete Intermittenzparameter u fiir den Zeitraum 2015 bis 2024
dargestellt. Da ENTSO-E-Zeitreihen mit einer Auflésung von 15 Minuten sehr kurzzeitige Fluktuationen
nicht vollstandig erfassen konnen, sind die hier ermittelten Werte des Intermittenzparameters u als
untere Abschatzungen zu verstehen; diese Unsicherheit ist bei etwaigen kiinftigen Intermittenzanaly-
sen zu berlcksichtigen.

Beim deutschen Onshore-Windpark (blau) liegt die Regressionsgerade des Intermittenzparameters u
nahezu konstant bei u = 0,18 und ohne erkennbaren Trend trotz eines betrachtlichen Anstiegs der
installierten Nennleistung von rund 41 GW im Jahr 2015 auf 63 GW im Jahr 2024. Dies deutet auf eine
vergleichsweise geringe und liber die Jahre bemerkenswert stabile Intermittenz hin und legt nahe, dass
durch den weiteren Ausbau keine zusatzliche Glattung der Windstromproduktion durch geographische
Standortverteilung an Land zu erwarten ist.

Der deutsche Offshore-Windpark (violett) weist hingegen deutlich héhere Intermittenzparameter u in
einer Bandbreite zwischen p = 0,37 und p = 0,48 auf. Die zugehdrige Regressionsgerade zeigt liber
den Betrachtungszeitraum einen signifikanten Aufwartstrend, der mit dem Ausbau der Nennleistung
von etwa 3 GW im Jahr 2015 auf etwa 9 GW im Jahr 2024 einhergeht.
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Abbildung 25: Zeitliche Entwicklung des Intermittenzparameters u fir den deutschen Onshore-Windpark (Kreuze in blau)
und den deutschen Offshore-Windpark (Kreuze in violett). Die Regressionsgeraden verdeutlichen den Trend.

Der signifikante Anstieg der Intermittenzparameter des deutschen Offshore-Windparks im Zeitraum
von 2015 bis 2024 zeigt, dass die Intermittenzeigenschaften der eingespeisten Summenleistungen aus
Offshore-Windenergie unter den im Beobachtungszeitraum realisierten Ausbau- und Systembedin-
gungen zunehmen. Parallel dazu ist ein deutlicher Anstieg der systembedingten Ausfallarbeit bei Offs-
hore-Windenergie zu verzeichnen, wahrend die Intermittenzparameter fiir Onshore-Windenergie
weitgehend konstant bleiben und deren Ausfallarbeit ricklaufig ist (Kapitel 3.4, Abbildung 10). Dies
deutet darauf hin, dass sowohl die starkere Clusterung und der Offshore-Nennleistungsausbau als auch
vermehrte netzbedingte Abregelungen zur beobachteten Zunahme der Offshore-Intermittenz einen
gewissen Beitrag leisten 2°).

Unter den derzeitigen Rahmenbedingungen ist bei weiterem Ausbau der Offshore-Windenergie daher
von einer anhaltend hohen Intermittenz der Einspeiseleistungen auszugehen und daraus resultierend
mit wachsenden Anforderungen an Netzflihrung, Regelung, Speicherbedarf und Flexibilitdtsoptionen.
Zugleich ist zu betonen, dass die beobachteten Zusammenhéange historischer Natur sind: Anderungen
der Randbedingungen — etwa ein verstarkter Netzausbau, eine breitere rdaumliche Verteilung der
Parks, modifizierte Cluster-Geometrien oder neue Betriebs- und Regelstrategien — kdnnen kiinftige
Entwicklungen der Intermittenzparameter beeinflussen. Die aus Abbildung 25 abgeleiteten Aussagen
sind daher als fundierte Risiko- und Prufthesen fiir die Systemauslegung zu verstehen, nicht als

%) Mittlerweile liegen die Intermittenzparameter der Windstromproduktion 2025 vor, so dass sich ein Vergleich der Jahre 2024 und 2025
anbietet: Fiir Offshore-Windenergie sind Intermittenzparameter von p = 0,41 im Jahr 2024 und p = 0,43 im Jahr 2025 verzeichnet, und
fir Onshore-Windenergie Werte von p = 0,19 (2024) und p = 0,20 (2025). Die Hurst-Exponenten fir Offshore-Windenergie lagen bei
H = 0,59 (2024) und H = 0,57 (2025). Die systembedingte Ausfallarbeit von Offshore-Windenergie ist von 4,6 TWh im Jahr 2024 auf 3,4
TWh (2025) gesunken. Ein Zusammenhang nach dem Motto ,je mehr Ausfallarbeit, desto héhere Intermittenzparameter bei Offshore-
Windenergie” besteht damit nicht.
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deterministische Prognose. Ein konsequenter, mit dem Erzeugungsausbau synchronisierter Netzaus-
bau sowie der verstirkte Einsatz von Flexibilitditsoptionen (z.B. Speichern, Lastmanagement,
Power-to-X) konnen systembedingte Abregelungen perspektivisch verringern und damit auch den
Trend einer hohen Intermittenz der Offshore-Einspeiseleistung abmildern.

Die in dieser Arbeit ausgewerteten viertelstiindlichen Einspeisezeitreihen (ENTSO-E-Daten) erlauben
Aussagen (ber skalenabhdngige Intermittenz und groRe Leistungsdnderungen auf der 15-Minuten-
Ebene. Diese GroRen sind relevant fir Systemfihrung, Reservebedarf und die Haufigkeit kollektiver
Leistungs- und Lastwechsel von Windparks.

Wie in Kapitel 2.3 hervorgehoben, treten fir einzelne Anlagen relevante mechanische Lastspitzen auf
deutlich kiirzeren Zeitskalen im Sekundenbereich auf und werden durch die 15-Minuten-Mittelung
nicht aufgeldst. Fir die konstruktive Auslegung der Windturbinen sind diese kurzzeitigen Béen und
Lastspitzen maRgeblich, die mit der hier verwendeten Datenauflésung nicht direkt erfasst werden kon-
nen. Die im Folgenden diskutierten Ergebnisse zu Extremwerten und Intermittenz sind daher als Indi-
katoren fir systemische Betriebsbeanspruchungen und Regelanforderungen zu verstehen und erset-
zen keine detaillierte kurzzeitige Lastanalyse auf Anlagenebene.

3.13 Extremwertstatistik: Tagesmaximalwerte der Leistungsdanderungen

Die Intermittenzanalysen haben gezeigt, dass die Summenleistungen aus Offshore-Windenergie nicht
nur héhere, sondern mit dem Nennleistungszuwachs auch ansteigende Intermittenzparameter auf-
weisen. Aus Systemsicht ist entscheidend, ob sich solche kleinskaligen Fluktuationen der Leistungsan-
derungen im Tagesverlauf kumulieren und auf gréBeren Zeitskalen hohe Leistungsanderungen verur-
sachen. Dies ware fur den Windturbinen- und Netzbetrieb unmittelbar relevant.

Vor diesem Hintergrund erganzt die nachfolgende Extremwertanalyse viertelstiindlicher Leistungsan-
derungen die Intermittenzanalyse um eine praxisnahe BetriebskenngréRe: Sie Gberflihrt die statistisch
beschriebene kleinskalige Struktur (Intermittenz 2 hohe Kurtosis-Werte bei sehr kleinen Zeitversat-
zen) in Absolutwerte tagesmaximaler Leistungsanderungen |AP| 4, fur Offshore- und Offshore-Win-
denergie. Beide Ansatze erfassen unterschiedliche, jedoch zugleich konsistente Ebenen desselben Pha-
nomens: Wahrend die Intermittenzanalyse die Skalenabhangigkeit der Fluktuationen charakterisiert,
zeigt die Extremwertstatistik, wie sich diese Dynamik in Extremereignissen auf betrieblich relevanten
Zeitskalen nennleistungsabhangig manifestiert. Die leitende Hypothese lautet, dass ausgepragt inter-
mittierende Fluktuationen viertelstiindlicher Summenleistungen mit haufigeren und starkeren Extre-
mereignissen in Form erhdhter Tagesmaximalwerte einhergehen.

Fir die Extremwertanalyse werden aus den viertelstliindlichen Summenleistungszeitreihen zunachst
Tagesmaximalwerte |AP| 4, ermittelt und deren Trends Uber die Jahre 2015 bis 2024 mittels linearer
Regression bestimmt. Aufgrund unterschiedlicher Ausbauzustiande werden die Tagesmaximalwerte in
einem Folgeschritt auf die jahresdurchschnittlichen Nennleistungen der beiden landesweiten Wind-
parks normiert, d.h. die Tagesmaximalwerte viertelstiindlicher Leistungsanderungen in MW werden
auf die jeweils zugehorige jahresdurchschnittliche Nennleistung in GW bezogen.

Die Auswertung der Tagesmaximalwerte zeigt ab 2015 eine ausgepragte Diskrepanz zwischen Offs-
hore- und Onshore-Windenergie, siehe Abbildung 26, konsistent mit zuvor gefundenen Unterschieden
bei den Intermittenzparametern der Windstromproduktion aus Offshore- und Onshore-Windenergie.

Im jingsten Ausbauzustand des deutschen Offshore-Windparks mit einer jahresdurchschnittlichen
Nennleistung von 8,8 GW (2024) treten maximale Absolutwerte viertelstlindlicher Leistungsspriinge
von knapp 2.300 MW auf (Abbildung 26 links oben).
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Abbildung 26: Absolute Tagesmaximalwerte viertelstindlicher Leistungsanderungen |AP|yq, flr Offshore-Windenergie
(oben links in violett) und Onshore-Windenergie (oben rechts in blau) von 2015 bis 2024 in Deutschland mit
Regressionsgeraden, die den Trend der Erwartungswerte (rot) verdeutlichen. In den unteren Darstellungen
sind die absoluten Tagesmaxima |AP| 4, auf die jahresdurchschnittlichen Nennleistungen (Py) normiert.

Aus der zugehorigen Regressionsgeraden ergibt sich fir den deutschen Offshore-Windpark ein Erwar-
tungswert der absoluten tagesmaximalen viertelstlindlichen Leistungsdanderung von 600 MW (Daten-
punkt zum Jahresende 2024).

Fiir den deutschen Onshore-Windpark wird anndahernd derselbe Erwartungswert von 600 MW erst bei
deutlich hdherem Ausbauzustand mit einer jahresdurchschnittlichen Nennleistung von 40 GW erreicht
(Abbildung 26 rechts oben, Datenpunkt zum Jahresanfang 2015).

Bei Normierung auf die jahresdurchschnittliche Nennleistung des betreffenden Jahres erreichen die
Absolutwerte tagesmaximaler viertelstiindlicher Leistungsanderungen fir Onshore-Windenergie im
Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2024 vereinzelt Extremwerte bis 64 MW pro GW (Abbildung 26
rechts unten, Kreuze in blau).
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Beim deutschen Offshore-Windpark fallen die Extremwerte im selben Betrachtungszeitraum mit bis zu
304 MW pro GW etwa finfmal héher aus (Abbildung 26 links unten, Kreuze in violett). Die bis zu flinf-
fach erhéhten absoluten viertelstiindlichen Tagesmaximalwerte verdeutlichen das ausgepragte Fluk-
tuationspotenzial der Summenleistungen aus Offshore-Windenergie.

Die im Vergleich zur Onshore-Windstromproduktion ausgepragteren kurzfristigen Leistungsschwan-
kungen der Offshore-Windstromproduktion sind zum Teil eine direkte Folge der im Mittel hoheren
Windgeschwindigkeiten und Auslastungen: Offshore-Windparks operieren haufiger in Bereichen der
Leistungskennlinie, in denen die elektrische Leistung ndherungsweise mit der dritten Potenz der Wind-
geschwindigkeit skaliert, so dass gegebene Schwankungen der Windgeschwindigkeit dort Gberpropor-
tional in Leistungsschwankungen lbersetzt werden.

Diese erhohte Intermittenz ist damit auch eine Begleiterscheinung eines grundsatzlich positiven Merk-
mals der Offshore-Windenergie, namlich héherer Volllaststunden. Ergdnzend ist zu bericksichtigen,
dass starke, haufig clusterweit synchron umgesetzte Abregelungen in Offshore-Parks ebenfalls zu
sprunghaften Anderungen der kumulierten Einspeiseleistung beitragen und das beobachtete Intermit-
tenzprofil mitpragen.

Die Extremwertanalyse von Tagesmaximalwerten viertelstiindlicher Leistungsdanderungen erganzt die
Ergebnisse der Fluktuations- und Intermittenzanalysen, indem sie die Haufigkeit und GroéfRenordnung
groRer Leistungsspriinge im deutschen Offshore-Windpark lber die Zeit hinweg sichtbar macht.

Die Tagesmaximalwerte sind mit den zuvor dargestellten Detailergebnissen der Fluktuationsanalysen
konsistent und deuten darauf hin, dass die normierten Extremwerte der absoluten viertelstiindlichen
Leistungsanderungen als Ergebnis eines Zusammenwirkens aus turbulenzgetriebener Variabilitat der
Windgeschwindigkeiten, hoher mittlerer Auslastung der Offshore-Windparks und systembedingten
Eingriffen in die Windstromproduktion zu interpretieren sind.

Angesichts des geplanten Ausbaus der Offshore-Windenergie auf 70 GW Nennleistung bis zum Jahr
2045 erscheint eine vertiefende Folgestudie sinnvoll. Eine darauf aufbauende Extremwertanalyse
kiinftiger Tagesmaximalwerte konnte Hinweise zu mechanischen Belastungen der Windturbinen (In-
standhaltung, Reparatur) und zusatzlichen Anforderungen an Netzfiihrung, Flexibilitdtsoptionen und
Reservebereitstellung liefern.

Dabei sollte angestrebt werden, die relevanten Einflussfaktoren — Windfeld und Turbulenzstruktur,
Parklayout und Clusterung sowie Abregelungs- und Redispatch-Muster — soweit moéglich voneinander
zu trennen, um ihren jeweiligen Beitrag zu den beobachteten Extremwerten und Intermittenzparame-
tern quantitativ zu erfassen.

3.14 Einflussfaktoren auf die Intermittenz der aggregierten Windstromproduktion

Die in Kapitel 3.8 ff. dargestellten Unterschiede der skalenabhdngigen Fluktuationseigenschaften der
deutschlandweiten Summenleistung aus Onshore- und Offshore-Windenergie (z.B. in Spektren,
Hurst-Exponenten, Intermittenzparametern) sind empirisch gut belegt. Mogliche Ursachen — etwa fla-
chendichterer Offshore-Zubau, groRere Windpark- und Clusterstrukturen in Verbindung mit ausge-
pragteren Wake-Effekten, geringerer geografischer Glattung und erhohter Ausfallarbeit bei der Offs-
hore-Windenergie — sind als physikalisch und systemisch plausibel begriindete Erklarungsansatze zu
verstehen, nicht als vollstdndig kausal aufgeloste Beweise.

Eine tiefergehende quantitative Trennung der Beitrage von Windbedingungen, Windparklayout und
Wake-Einflissen sowie technischer Verfiigbarkeit und Abregelungen erfordert weiterfiihrende Analy-
sen auf Windpark- und Cluster-Ebene und wird daher als Forschungsbedarf ausgewiesen.
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Dies gilt insbesondere fiir die in Kapitel 3.9 bis Kapitel 3.13 dargestellten Intermittenz-, Hurst- und
Extremwertkennzahlen der viertelstiindlichen Summenleistungen. Die Ergebnisse deuten damit nicht
auf ,grundlegend andere” Turbulenzeigenschaften der Offshore-Windenergie im physikalischen Sinne
hin, sondern spiegeln vor allem die aktuellen Ausbau-, Layout- und Netzintegrationsstrategien wider.
Eine Ubersicht méglicher Einflussfaktoren, die zu intermittierender Windstromproduktion beitragen
kénnen, gibt Abbildung 27.

Nachlaufeffekte Technische und betriebliche Faktoren

— Wesentlicher beitragender Faktor fiir turbulent intermittierende Leistungen
aus Windenergienutzung an Land und auf dem Meer

— Ausgepragtere Intermittenzen bei Offshore-Windenergie im Vergleich zur
Onshore-Windenergie trotz generell stabilerer Windverhaltnisse auf See

Windparkauslegung bzw. Anordnung von Turbinen im Windpark
Regelungs- und Steuerungsverhalten der Windenergieanlage
Anlaufcharakteristik und Tragheitsverhalten der Rotorblatter
Alterungseffekte an Rotorblattern, Getriebe und Generator

— Schéden an aerodynamischen Hilfsmitteln der Rotoblatter

Grenzflacheneffekte —  Erosion an Rotobléttern (Grenzflacheneffekt)
— Auswirkungen von Windenergieanlagen auf Umgebung bzw. Luftstromungen — Verschmutzungen der Rotoblétter
Beispiele

Energiewirtschaftliche Faktoren

selwirkung der Rotoroberflache mit vorbeistrémender Luft — Anforderungen aus dem Strommarkt

— Netzengpassmanagement (Abregelung & Wiederinbetriebnahme)

Physikalische Faktoren

ISR WAt i S iy — Nichtlineare Ubertragung der Energie des Windes in elektrische Energie

— Intrinsisch unbekannte zufallsbedingte Eigenschaft der Energietransferrate bei —  WindparkgroRe bzw. iberlagerte Nachlaufeffekte mehrerer Windturbinen
der Weitergabe der Energie von zerfallenden groRen Wirbeln auf kleine Wirbel ~ Unterschiediiche Stramungen (Wetter-Regimes) in einem Windpark

— Saisonal variierende Sonnenenergie als Einflulfaktor auf das Wettergeschehen — Beeinflussung benachbarter Windparks durch Flachenplanung

Abbildung 27: Mogliche Ursachen intermittierender Windstromproduktion.

In Kapitel 3.8 bis Kapitel 3.14 standen Fluktuationsanalysen mehrjahriger Zeitreihen zu kumulierten
Einspeiseleistungen aus Onshore- und Offshore-Windenergie im Mittelpunkt der Diskussion. Hierbei
wurde deutlich, dass statistische KenngrofRen wie Mittelwert und Varianz zwar erste Einblicke liefern,
fir belastbare Bewertungen hochvolatiler Windstromproduktion aber nicht ausreichen. Im folgenden
Kapitel werden daraus ableitbare Konsequenzen und Herausforderungen diskutiert.

4 Diskussion » Konsequenzen und Herausforderungen

Aus den Ergebnissen der vorherigen Kapitel lassen sich Konsequenzen fiir die Planung, den Betrieb und
die Weiterentwicklung des Energiesystems ableiten, die nachstehend gegliedert dargestellt sind.

4.1 Interpretation der Skalierungseigenschaften

Als zentrales Ergebnis der hier durchgefiihrten Fluktuationsanalysen ist zunachst festzuhalten, dass die
Summenleistungen des Onshore-Windparks und des Offshore-Windparks sich im heute vorliegenden
landesweiten Mafistab von 73 GW Nennleistung mit dem Modell einer Energiekaskade beschreiben
lassen. Das Modell der Energiekaskade fiir turbulente Stromungen geht auf den Naturwissenschaftler
Lewis Fry Richardson zurlick, der 1922 die Grundidee formulierte, dass die Energie von grofen Wirbeln
zu immer kleineren Skalen weitergereicht und schliefRlich dissipiert wird. Der russische Mathematiker
Andrey N. Kolmogorov griff diese Modellvorstellung auf und entwickelte Richardsons Theorie ab 1941
theoretisch-statistisch weiter. Spater erganzte und verfeinerte er dieses Modell in seiner K-62-Theorie.

Mit anderen Worten: Selbst grol3e Verbundsysteme von rund 1.640 Windturbinen auf dem Meer und
rund 28.700 Windturbinen an Land zeigen in ihren zeitlichen Leistungsdanderungen charakteristische
Merkmale der erweiterten Kolmogorov-K62-Theorie, wie sie in anderen turbulenten Stromungen
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beobachtet werden. Der hohe und weitgehend konstante Hurst-Exponent fiir Onshore-Windenergie
(vgl. Abbildung 19) deutet darauf hin, dass die geografische Verteilung von Windturbinen bzw. Wind-
turbinenstandorten hierzulande bereits eine natirliche Obergrenze fiir die angestrebte Summenlei-
stungsglattung erreicht hat, wahrend eine entsprechende Glattung fiir Offshore-Windenergie bislang
nicht zu beobachten ist.

Die meteorologisch induzierte groRraumige Langzeitkorrelation (Persistenz) der Windgeschwindigkeit
erweist sich als zentrales, naturgesetzlich determiniertes Merkmal der Windstromproduktion, welches
extreme Leistungsspriinge in kurzen Zeitraumen ebenso begilinstigt wie Raum-Zeit-Korrelationen tber
mehrere hundert Kilometer im Sinne groRskaliger Wetterlagen liber ganz Europa. Die langreichweitige
Korrelation bedeutet, dass anhaltende Phasen von Unter- und Uberproduktion groRrdumig synchron
auftreten und sich durch rdumliche Glattung nur begrenzt kompensieren lassen. Fiir das Energiesystem
hat dies Konsequenzen: Speicherkapazitaten missen ebenso wie schnell regelfahige Backup-Systeme
so ausgelegt sein, dass bei kollektiv wirksamen Ereignissen Versorgungssicherheit gewahrleistet bleibt.
Auswirkungen der weitreichenden Raum-Zeit-Korrelation sind im zweiten Teil unserer Vorlauferstudie
ausfihrlich beschrieben [3, 4].

4.2 Flexibilitdtsbedarf

Die beobachteten Skalierungseigenschaften deuten darauf hin, dass Windenergie aus physikalischen
Griinden konventionelle, bedarfsgerecht regelfahige Kraftwerksleistung nicht vollwertig substituieren
kann. Auch beim weiteren ambitionierten Ausbau der Windenergie liegt daher die Notwendigkeit ei-
nes umfangreichen Backup-Systems bis in die Nahe der Jahreshdchstlast nahe. Dieses System muss die
Nachfrage rund um die Uhr bedarfsgerecht decken und die intermittierenden Fluktuationen der lan-
desweiten Windstromerzeugung ausgleichen. Der Grund: Photovoltaik verfligt als weiterer zentraler
Baustein der Energiewende in Deutschland liber keine gesicherte Leistung (nachts immer null) und
steht im Winter in deutlich geringerem Umfang als im Sommer zur Verfiigung. Daraus ergibt sich bei
unverandert hohem Versorgungssicherheitsniveau die Notwendigkeit, eine weitgehend redundante
Kraftwerksinfrastruktur vorzuhalten, was mit zusatzlichem Aufwand verbunden ist.

Die vorliegenden Ergebnisse weisen darauf hin ?7), dass sich die grundlegende Situation gegeniiber
dem in der Vorlauferstudie analysierten Zeitraum von 2010 bis 2017 im Hinblick auf Minimalleistungen
und Flexibilitatsbedarf nicht grundlegend verdndert hat: Der Minimalwert viertelstiindlicher Summen-
leistungen des deutschen Onshore-Windparks lag im Jahr 2024 bei 42 MW (vgl. Abbildung 3) und dies
trotz der seit 2017 um ein Drittel weiter erhdhten kumulierten Nennleistung und trotz der technisch
weiterentwickelten Windturbinen, die inzwischen Nennleistungen von bis zu 6 MW erreicht haben
(Offshore: 15 MW). Bei einer jahresdurchschnittlichen Nennleistung von 64 GW im Jahr 2024 betrug
die Ausnutzung des deutschen Onshore-Windparks 21 % (vgl. Abbildung 7).

Der deutsche Offshore-Windpark verzeichnete mit 9 GW jahresdurchschnittlicher Nennleistung eine
Minimalleistung von 0 MW (vgl. Abbildung 4), und seine Ausnutzung betrug 33 % vgl. (Abbildung 7).

Die Kombination aus hoher Volatilitat, ausgepragter Langzeitkorrelation (Persistenz) und niedrigen
Jahresminimalleistungen impliziert auch fir Offshore-Windenergie, dass bedarfsgerecht regelfahige
Kraftwerksleistung sowie ausreichende Reserven in Form von Regelenergie und von Regelleistung auf
absehbare Zeit erforderlich bleiben. Alternative Flexibilisierungsoptionen wie Stromspeicher (Batterie)
oder Demand-Side-Management stehen derzeit weder in ausreichendem Umfang (saisonale Speicher)
noch in breiter Marktdurchdringung zur Verfiigung.

) Zur Bewertung von Konsequenzen fiir Versorgungssicherheit, Backup-Bedarf und Netzausbau sind weitere Systemanalysen erforderlich.
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4.3 Zunehmende Belastungen fir das Energiesystem

Mit dem weiteren Ausbau der Offshore-Windenergie erhéhen sich bedingt durch stark schwankende,
turbulente Summenleistungen die Anforderungen an Windturbinen, Windparks und Stromnetze. Aus
dem beobachteten Trend zeitgleich mit dem Ausbau der Nennleistung wachsender Intermittenzen
(vgl. Abbildung 25) ergeben sich héhere mechanische Belastungen, potentiell gréRere Anforderungen
an die Wartung von Windturbinen auf See und geringere Glattungseffekte fiir die Summenleistungen
aus Offshore-Windenergie. Diese Auswirkungen lassen sich mit der raumlichen Anordnung von Wind-
turbinen und Windparks, mit Wake-Effekten, mit spezifischen Grenzschichtbedingungen sowie dem
Steuerungs- und Regelverhalten der Windturbinen in Verbindung bringen.

Ergebnisse unserer Fluktuationsanalysen zu Betriebsergebnissen des deutschen Offshore-Windparks
im Zeitraum von 2015 bis 2024 weisen darauf hin, dass mit dem Ausbau von Offshore-Nennleistung
und daraus resultierend mit einer ansteigenden flachenbezogenen Windparkdichte intermittierende
Fluktuationen der Summenleistungen weiter zunehmen dirften.

Auf groReren Zeitskalen ist mit einem weiteren Anstieg der Tagesmaximalwerte viertelstiindlicher
Leistungsdanderungen zu rechnen. Diese Ergebnisse stimmen mit Untersuchungen zu Wake-Effekten
von Meereswindparks (iberein (vgl. Abbildung 13 bis Abbildung 15). Diese fiihren stromabwarts zu
reduzierten Windgeschwindigkeiten, erhohter Turbulenz, Stromertragsverlusten und zu erhohten Er-
midungsbelastungen der Windturbinen und markieren damit physikalische Grenzen der aus Offs-
hore-Windenergie erzielbaren Ertrage in dicht belegten Meeresregionen.

4.4  Ausfallarbeit und Grenzen der Netzinfrastruktur

Die Uber Jahre angestiegene systembedingte Ausfallarbeit der Offshore-Windstromproduktion weist
darauf hin, dass im bestehenden Stromversorgungssystem lokale Kapazitatsgrenzen fiir die Nutzung
der Ressource Wind erreicht wurden. Bereits heute Ubersteigt die systembedingte Ausfallarbeit von
Offshore-Windstrom den zusatzlichen Stromertrag zugebauter Windturbinen (vgl. Abbildung 9), so
dass weitere Zuwdchse der Nennleistung ohne flankierenden Netzausbau zu wachsender Ineffizienz
und perspektivisch sinkender Ausnutzung fiihren. Diese Aussage gilt fir den Offshore-Windpark als
Ganzes: Anhand von EEG-Bewegungsdaten lasst sich zeigen, dass vereinzelte Windparks, die nicht
abgeschattet sind, Ausnutzungen auf einem stabilen Niveau erzielen (vgl. Abbildung 16), wahrend
Windparks mit ausgepragten Wake-Effekten und hoher Flachendichte schlechtere Ausnutzungen auf
niedrigerem Niveau und mit riicklaufigem Ausnutzungstrend aufweisen (vgl. Abbildung 12).

Stark intermittierende Einspeiseleistungen erhohen den Bedarf an flexiblen Ausgleichsmechanismen,
wahrend der bisherige Netzausbau nach unseren Auswertungen mit einem Anstieg der Ausfallarbeit
einhergeht, was aus volkswirtschaftlicher Perspektive auf eine begrenzte Nutzung der Ressource Wind
hindeutet. Dauerhaft hohe Kompensationszahlungen fiir potentiell zwar lieferbaren, jedoch netzbe-
dingt nicht abtransportierbaren Windstrom kénnen die Wahrnehmung der Kostenstruktur in der Of-
fentlichkeit beeinflussen und sich auf die Akzeptanz der Energiewende auswirken.

Ohne gezielten Ausbau von Netzkapazitdten sowie Regelreserven und Speichersystemen steigen Risi-
ken von Spannungsschwankungen, Frequenzabweichungen und einer erhéhten Anfalligkeit gegenliber
systemischen Storungen; im Extremfall erh6hen diese Mechanismen das Risiko regionaler oder liber-
regionaler Versorgungsstorungen bis hin zu Brown- oder Blackouts, falls keine entsprechenden Gegen-
maflnahmen ergriffen werden.

Damit wird deutlich, dass Planung und Genehmigung neuer Erzeugungskapazitdten enger mit dem
Ausbau der Ubertragungsnetze und der Verteilnetze sowie mit der Bereitstellung geeigneter Flexibili-
tatsoptionen verzahnt werden missen, um Netzengpdasse, Ausfallarbeit und Kosten zu begrenzen.
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4.5 Dunkelflauten, Langzeitspeicher und europdische Vernetzung

Die langreichweitigen Raum-Zeit-Korrelationen der Windgeschwindigkeit bedingen, dass zwar seltene,
jedoch extreme Dunkelflauten groRrdaumig auftreten und sich durch rdumliche Glattung allein nicht
kompensieren lassen. Das Autorenteam Kittel et al. [40] hat analysiert, wie ein weitgehend regenera-
tives europdisches Stromsystem mit seltenen, aber extremen Wind- und Solar-Flauten umgehen
kann. Grundlage fiir diese Veroffentlichung bilden Wetterdaten 33 europdischer Lander (iber einen
langen Zeitraum von 35 Jahren, aus denen langere Phasen von Tagen oder Wochen mit sehr geringer
Stromproduktion identifiziert wurden — besonders erwdhnenswert ist die Dunkelflaute im Win-
ter 1996/97, eine der schwersten Dunkelflauten im Datensatz.

Mit einem Energiesystemmodell ermittelten die Autoren, welche Kombination aus Wind- und Solar-
kapazitaten, Netzverbindungen und Speichern nétig ist, um auch in solchen Extremsituationen die
Versorgung zu sichern. Entscheidend ist: Die Systemauslegung muss an den extremsten historischen
Flauten orientiert sein.

Die Ergebnisse sind fiir die Energiewende-Debatte bemerkenswert klar: Bei einem realistischen Netz-
ausbau ohne Abregelungen ware fir ein regeneratives Stromsystem in den 33 EU-Ldndern eine Lang-
zeitspeicherkapazitat von etwa 351 TWh erforderlich. Dies entspricht 7 % des europaischen Jah-
resstrombedarfes (5.000 TWh).

Selbst fiir das idealisierte Szenario einer Kupferplatte Gber Europa ohne Netzverluste wiirde der Be-
darf auf lediglich 159 TWh bzw. rund 3 % des europiischen Jahresstromverbrauchs absinken 28).

Fazit: Dunkelflauten sind keine Randerscheinungen, die sich mit ,ein bisschen mehr Vernetzung” 16-
sen lieRen. Aufgrund groRrdumiger, lang anhaltender Raum-Zeit-Korrelationen der Stromerzeugung
aus Windenergie und Photovoltaik treten solche Schwachwindphasen haufig gleichzeitig Gber weite
Teile Europas auf. Daher bleiben umfangreiche saisonale Speicherlésungen unverzichtbar, wenn die
Versorgungssicherheit auf heutigem Niveau ohne fossile Kraftwerke zu gewahrleisten ist.

4.6 Systemische Herausforderungen

Die beschriebenen physikalischen und systemtechnischen Eigenschaften der Windstromproduktion
ziehen Ubergreifende Herausforderungen an die Ausgestaltung der Energiewende nach sich:

e Erstens erfordert die Integration fluktuierender Leistungseinspeisungen aus Windenergie eine ko-
ordinierte, systemibergreifende Strategie mit gleichzeitig synchronem Ausbau der Stromnetze und
flexiblen Systemen zur anforderungsgerechten Lieferung und Speicherung von elektrischer Leistung
und Energie in Kombination mit geeigneten Steuer- und Regelalgorithmen sowie einer sektoriber-
greifenden Systemplanung.

e Zweitens ist angesichts fluktuierender Leistungseinspeisungen aus Windenergie und Photovoltaik,
die beide jeweils zu vergleichbaren Risiken flihren, eine koordinierte und ganzheitlich-systemische
Betrachtung und Steuerung auf Verbundnetzebene nétig, um regionale Leistungsfluktuationen zu
beherrschen.

Dauerhafte Kompensationszahlungen fiir potentiell zwar lieferbaren, jedoch mangels hinreichendem
Netzausbau nicht abtransportierbaren Windstrom kdnnen die 6ffentliche Akzeptanz beeinflussen. Ne-
ben den Kriterien des aus Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit und Umweltvertraglichkeit

28) Zur Einordnung: Im Vergleich zur groRziigig abgeschitzten Backup-Energie europaweit installierter Batteriespeicher (einige hundert GWh)
und Pumpspeicherkraftwerke (zwei bis drei TWh) wére selbst der unter stark vereinfachender Annahme einer Kupferplatte tiber Europa

reduzierte Bedarf von 159 TWh immer noch um das 53-Fache hoher.
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aufgespannten energiewirtschaftlichen Zieldreiecks gewinnt auch &ffentliche Akzeptanz zunehmend
an Bedeutung und wird mitunter als viertes Zielkriterium betrachtet. Die Geschichte der Kernenergie
in Deutschland hat gezeigt, dass der Einsatz von Kraftwerkstechnologien langfristig maRgeblich von
gesellschaftlicher Akzeptanz abhangt. Bei Planung und Umsetzung der Energiewende gilt es daher, die
offentliche Wahrnehmung von Kosten und Nutzen im Blick zu halten.

5 Losungsansatze fur ein robustes Windenergiesystem

In diesem Kapitel stellen wir verschiedene Losungsansatze fir ein robustes Windenergiesystem zur
Diskussion, die aus technischer, systemischer und politisch-regulatorischer Sicht zu betrachten sind.
Im Zentrum stehen dabei der weitere Ausbau der Windenergienutzung unter Berlicksichtigung von
aktuellen wissenschaftlich-technischen Erkenntnissen, eine verbesserte Netzintegration, die Nutzung
von Flexibilitdtsoptionen, intelligente Betriebsfiihrung, MaRnahmen zur Erhéhung der Zuverlassigkeit
und geeignete Rahmenbedingungen.

Ausbauziele und Flachenplanung: Kontinuierliche Aktualisierungen der Flachennutzungspldne an den
Stand von Wissenschaft und Technik sind ebenso von Bedeutung wie die Beriicksichtigung von Wake-
Effekten (Nachlaufeffekten) zur Vermeidung tberoptimistischer Ertragserwartungen oder die Beach-
tung der verfligbaren Netzkapazitaten bei der Formulierung von Ausbauzielen, um system- und markt-
bedingte Abregelungen zu minimieren. Zudem sollten realistischere Windstromjahresertrage zu-
grunde gelegt werden, um kosteneffiziente und systemdienliche Ausbaupfade zu erméglichen.

In der Abbildung 28 sind Ergebnisse von Ertragsmodellierungen nach Erreichen der Ausbauziele 2045
fir den deutschen Nordsee-Windpark mit 70 GW Nennleistung flir reprasentative Windverhaltnisse
dargestellt [41, 42]. In diesen Ertragsmodellierungen ist fiir die zu bebauenden Meeresflachen unter-
stellt, dass durchweg moderne Windturbinen der 22 MW-Nennleistungsklasse zum Einsatz kommen.

Grafik: EnergieWinde, Benedikt Grotjahn, https //energiewinde.orsted.de nachbearbeitet & erganzt
Quelle: Volker Kahn: Windkraft auf See. Im Windschatten zu 70 GW. Energiewinde vom 08.052024
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Abbildung 28: Windverhiltnisse in der deutschen Nordsee und erwartete Ausnutzungen nach Erreichen des politischen
Ausbauziels von 70 GW Nennleistung im Jahr 2045 auf Basis von Ertragsmodellierungen [41, 42].

Die Ergebnisse der Berechnungen zeigen, wie stark die jahrliche Ausnutzung der Windparkflachen bei
enger Bebauung mit Offshore-Windparks unter die erhofften 4.000 bis 4.500 Volllaststunden sinkt.
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Wichtige Erkenntnis: Die Leistungsdichte in der Nordsee ist mit 10 bis 15 MW Nennleistung pro km?
gegeniber anderen Lindern — wie Ddnemark mit 5 MW Nennleistung pro km? — hoch [42].

Im August 2025 gab die Bundesnetzagentur bekannt, dass in der Ausschreibung der voruntersuchten
Flachen N-10.1 und N-10.2 mit Ausschreibungsvolumina von 2.000 bzw. 500 MW Nennleistung keine
Gebote abgegeben wurden. Die Abschatzungen der erwartbaren Ausnutzungen von 2.600 bis 2.700
Volllaststunden im Endausbau aller Flachen inklusive N-10.1 und N-10.2 kdnnte dies erklaren 2°).

Nach Einschdtzung des Branchenverbandes BDEW haben Risiken fiir Offshore-Windpark-Projektierer
in den letzten Jahren erheblich zugenommen. Als Griinde nennt der Branchenverband gestiegene Pro-
jekt- und Kapitalkosten durch geopolitische Spannungen und Lieferkettenengpasse. Ferner fiihre die
bisher geplante Bebauungsdichte dazu, dass die Volllaststunden auf den ausgeschriebenen Flachen
durch Verschattungseffekte signifikant reduziert wiirden.

Der Branchenverband empfiehlt vor diesem Hintergrund eine Reduktion der Nennleistungsflachen-
dichte auf weniger als 10 MW/km?, um Abschattungseffekte in und zwischen Windparks zu reduzieren
und hohere Volllaststunden zu erreichen. Dariiber hinaus regt der Verband eine Umstellung der nenn-
leistungsbasierten Ausbauziele auf ertragsbasierte Ausbauziele im Rahmen der Reform des Wind-auf-
See-Gesetzes an 30).

Verbesserte Netzintegration: Mit solchen anforderungsgerechten Ausbauzielen ist eine verbesserte
Netzintegration der Windenergie eng verbunden. Hierzu werden Instrumente wie eine ,,Netzampel”
gefordert, die fir mehr Transparenz Uber die aktuelle Netzauslastung und drohende Engpéasse sorgt.
Ein kosteneffizienter, synchron zum Windenergieausbau erfolgender Netzausbau ist notwendig, um
die Akzeptanz der Bevdlkerung zu erhalten und gleichzeitig Systemstabilitat und Versorgungssicherheit
zu starken. Der Netzausbau sollte konsequent an den Zielen ,,Forderung erneuerbarer Energien und
Sicherung der o6ffentlichen Akzeptanz” ausgerichtet werden.

Integration von Flexibilitatsoptionen: Fiir eine Integration intermittierender Leistungseinspeisungen
aus Windenergie in das landesweite Energiesystem sind Flexibilitdtsoptionen erforderlich. Beispiele
dafir sind Kurz- und Langzeitspeicher, etwa in Form von Batterien oder Power-to-Gas-Systemen, mit
denen sich fluktuierende Leistungseinspeisungen aus Windenergie abfedern und damit die Resilienz
des Energiesystems insgesamt erhdhen lassen. Offshore-Elektrolyseure zur Wasserstoffproduktion
kénnen die Systemflexibilitdt verbessern: Durch die zeitliche Entkopplung von Erzeugung und Nutzung
kénnen sie zur Verminderung von Netzbelastungen beitragen.

Intelligente Betriebsfiihrung: Ein weiterer Losungsansatz liegt in der intelligenten Betriebsfiihrung von
Windenergieanlagen. Dazu zahlt eine optimierte Gondelausrichtung, bei der die Windturbinen schrag
zur Hauptwindrichtung gestellt werden, um Nachlaufeffekte und damit Ertragsverluste stromabwarts
gelegener Anlagen zu verringern. Ergdnzend kdnnen Kl-gestiitzte Algorithmen den Betrieb effizienter
und ertragsoptimal gestalten, indem sie Strategien fiir bedarfsgerechte Wartung, praventive Instand-
haltung sowie verbesserte Kurzzeit-Prognosen der Einspeiseleistung bereitstellen.

2) |n einer Pressemitteilung zur diesjahrigen 14. Nationalen Maritimen Konferenz vom 29. bis 30. April 2026 in Emden wird Karina Wiirtz,
Geschéftsfuhrerin der Stiftung Offshore-Windenergie, mit der Aussage zitiert, es sei entscheidend, die Reform des Windenergie-auf-See-
Gesetzes konsequent darauf auszurichten, dass Projekte nicht nur bezuschlagt, sondern auch tatsachlich realisiert wiirden. Voraussetzung
dafir sei eine umfassend Uberarbeitete Flachenplanung, die es Meereswindparks ermégliche, mindestens 3.500 Volllaststunden zu er-

reichen. Auf dieser Grundlage werde eine wirtschaftlich tragfahige Refinanzierung tiberhaupt erst moglich.

w
S

Im BDEW-Positionspapier vom 25. Juni 2026 heiRt es, die Nennleistungsdichte (MW/km?) fiir zukiinftig auszuschreibende Flichen sei auf
ein sinnvolles MaR regulatorisch zu begrenzen, um Abschattungseffekte moglichst gering zu halten und erzielbare Volllaststunden sowie
Kosteneffizienz zu steigern. Eine Reduktion der Nennleistungsdichte von durchschnittlich 10 MW/km? (derzeitige Planung) auf 7 MW/km?
in Verbindung mit einer grenziiberschreitenden Netzanbindung dédnischer und schwedischer Nord- und Ostseeflachen kénne die Ertrage
des Offshore-Windenergie-Ausbaus (70 GW) um bis zu 13 % steigern und die Gesamtkosten um bis zu 11 % senken.
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Zuverldssigkeits- und Ereignisdatenbank: Fiir eine erfahrungsbasiert robuste und zugleich lernfahige
Windenergienutzung im Sinne von Weiterentwicklungen nach aktuellem Stand von Wissenschaft und
Technik ist eine umfassende Zuverlassigkeits- und Ereignisdatenbank erforderlich. Eine systematische
Erfassung technischer Defekte, wetterbedingter Betriebsbeeintrachtigungen, mechanischer sowie
elektrischer Uberlastungen bis hin zu Windturbinen-Branden erméglicht Ursachenanalysen und eine
Ableitung von praventiven Instandhaltungsstrategien. Auf dieser Grundlage lassen sich Konzepte zur
Erhohung der Betriebssicherheit und zur Verbesserung des Alterungsmanagements entwickeln, wo-
durch Ausfallzeiten reduziert werden kdnnen. Darliber hinaus sollten staatlich geférderte Anlagen und
Betreiber deutlich mehr Transparenz zeigen und mehr Betriebsdaten — zum Beispiel Zeitreihen gemes-
sener Windgeschwindigkeiten und der eingespeisten Leistung — offenlegen; diese Offenheit ist heute
nicht gegeben und hemmt systematische Auswertungen zu Betriebsdaten von Windparks.

Politisch-regulatorische Rahmenbedingungen: Energiepolitische Ausbauziele sollten auf erzielbare
Jahresarbeit (TWh), Zeitverfligbarkeit, Versorgungssicherheit und einen stabilen Stromnetzbetrieb
ausgerichtet werden und fokussiert sein — statt wie bisher ausschliefRlich Nennleistungszuwachse bis
zum Jahr ,x“ auszurufen. Dariiber hinaus sind Ausbauziele konstruktiv-kritisch zu hinterfragen und
gemal dem Stand von Wissenschaft und Technik anzupassen, um Fehlanreize zu vermeiden und ei-
nen gleichermaRen effizienten wie systemdienlichen Ausbau der Windenergie sicherzustellen.

6 Schlussfolgerungen

Die vorliegenden Ergebnisse zeigen, dass der deutsche Offshore-Windpark ebenso wie der deutsche
Onshore-Windpark als Gesamtsystem eindeutig den Fingerabdruck turbulenter Energiekaskaden tragt
und Intermittenz, Wake- und Cluster-Effekte sowie system- und marktbedingte Abregelungen die phy-
sikalisch erreichbaren jahrlichen Ausnutzungen bereits heute splirbar begrenzen.

Die Offshore-Windstromproduktion ist dabei dauerhaft sprunghafter und weniger geglattet als die
Onshore-Windstromproduktion und verliert mit weiterem Ausbau systembedingt an Volllaststunden,
selbst wenn einige glinstig gelegene Offshore-Windparks jahrliche Ausnutzungen auf unverandertem
oder leicht ansteigendem Niveau erzielen.

Soll Windenergie kiinftig das Riickgrat eines versorgungssicheren und weitestgehend klimaneutralen
Stromsystems werden, so sind die energiepolitischen Ausbauziele, Flachenplanung, Windparklayout,
Netz- und Speicherinfrastruktur auf dem Fundament des energiewirtschaftlichen Zieldreiecks aus den
drei gleichrangig auszutarierenden Kriterien der Versorgungssicherheit, der Wirtschaftlichkeit und der
Umweltvertraglichkeit konsequenter an den physikalischen Grenzen auszurichten.

Hinweis
Die Studie wurde mit Mitteln des Fachverbandes vgbe energy e.V. aus Essen gefordert.
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