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Kurzfassung 

Diese Bachelorarbeit untersucht den Einfluss der Windenergieanlagenauslegungs-

parameter Rotordurchmesser, spezifische Nennleistung und Nabenhöhe auf die 

Ökonomie von Stromversorgungssystemen. Die hierbei variierenden Konstellationen 

der Windenergieanlage werden in das Stromversorgungssystem integriert und 

anschließend simuliert. Das Ziel des Simulationsalgorithmus ist es, die 

Zusammensetzung des Stromversorgungssystems mit den geringsten Strom-

gestehungskosten zu ermitteln. Abschließend wird die Wirtschaftlichkeit der 

Windenergieanlage mit den für das System geringsten Stromgestehungskosten 

berechnet. 

Für die Simulation wird der Verbrauchsverlauf der Stadt Schwabach verwendet. Die 

Daten der Leistungsverläufe von Wind und Sonne werden durch die Wetterdatenbank 

der NASA bereitgestellt. Die Winddaten werden mithilfe eines Korrekturfaktors an den 

Referenzstandort angepasst. Als Basis der Daten dient der Zeitraum zwischen den 

Jahren 2014 bis einschließlich 2018.  

Die Windenergieanlage mit dem Rotordurchmesser 160 m, der spezifischen 

Nennleistung 120 W/m2 und der Nabenhöhe 130 m erzeugt für das simulierte 

Stromversorgungssystem der Region Schwabach die geringsten Stromgestehungs-

kosten mit 14,81 ct/kWh. Bei der Analyse der Ergebnisse der verschiedenen 

Stromversorgungssysteme zeigt sich, dass große Windenergieanlagen mit einer 

geringen spezifischen Nennleistung geringere Stromgestehungskosten generieren als 

Windenergieanlagen mit hohen spezifischen Nennleistungen.  

Die Wirtschaftlichkeitsberechnung erfolgt für die Vergütungsmodelle nach dem 

EEG 2017 und nach den Preisen der EPEXspot-Strombörse. Die Ergebnisse zeigen, 

dass die Windenergieanlage, mit den geringsten Stromgestehungskosten und einer 

Lebensdauer von 20 Jahren unter den angenommenen Rahmenbedingungen nur bei 

dem Vergütungsmodell nach dem EEG 2017 für die untersuchte Region wirtschaftlich 

ist.  
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UV Umwandlungsvermögen 
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1. Einleitung und Motivation 

Im Jahr 2015 fand die Pariser-Klimakonferenz statt. Diese hat sich das Ziel gesetzt, 

die globale Erwärmung auf zwei Grad Celsius gegenüber dem vorindustriellen 

Temperaturniveau zu begrenzen (Europäische Kommission, 2015). Eine Bedingung 

für das Erreichen dieses Zieles ist es, die Menge an ausgestoßenen Treibhausgasen 

deutlich zu reduzieren (EUA, 2015, Abs. 1). In dem Zeitraum zwischen 1990 und 2017 

ist der Kohlendioxid-Äquivalente Ausstoß von Treibhausgasen in Deutschland von 

100 % auf 72,5 % gesunken (Umwelt Bundesamt, 2019). 

Für eine erhöhte Einsparung an Emissionen hat sich Deutschland unter anderem die 

Ziele gesetzt die Strom-, Wärme- und Kältenachfrage aus Kraftwerken der öffentlichen 

Versorgung durch Steigerung der Energieeffizienz zu senken und erneuerbare 

Energien auszubauen (BMUB, 2014, S.19). Ein massiver Ausbau der Windenergie-

anlagen (WEA) in Deutschland wurde zwischen den Jahren 2000 und 2017 

verzeichnet. Die kumulierte installierte Nennleistung von 6.076 MW im Jahr 2000 stieg 

auf 56.316 MW im Jahr 2017 (Fraunhofer IEE, 2019). Basierend auf diesem Ausbau 

stieg auch die erzeugte Strommenge durch Windenergie. Der Anstieg beträgt vom 

Jahr 2000 auf das Jahr 2017 96,1 TWh (AGEB, 2018). Dies entspricht einen Anstieg 

von 1.112 %.  

Im Jahr 2017 betrug der Nettostromverbrauch 530 TWh in Deutschland (BDEW e. V., 

2018). Die WEA haben in demselben Jahr 105,7 TWh Bruttostrom in Deutschland 

erzeugt (BMWi, 2019). Hierdurch zeigt sich, dass 20 % des Nettostromverbrauchs 

Deutschlands der Bruttostromerzeugung von Windenergieanlagen entspricht. Die 

nachfolgende Abbildung 1 zeigt einen Überblick der absoluten und der prozentualen 

Werte der Nettostromerzeugung von etablierten Stromerzeugungsanlagentypen.  
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Abbildung 1: Nettostromerzeugung zur öffentlichen Stromerzeugung  

in Deutschland (Burger, 2018) 

In Abbildung 1 ist ersichtlich, dass der größte Anteil der bereitgestellten Strommenge 

durch Braunkohle generiert wird. Zudem kann der Abbildung entnommen werden, 

dass sich WEA in Deutschland etabliert haben, da sie mit der Erzeugung von 104 TWh 

Nettostrom, der zweitgrößte Stromerzeuger Deutschlands sind. 72 TWh Strom werden 

im Jahr 2017 trotz des bevorstehenden Atomausstiegs im Jahre 2022 mit Hilfe der 

Kernenergie bereitgestellt.  

Die Bundesrepublik Deutschland will, dass bis zum Jahr 2022 alle Atomkraftwerke 

heruntergefahren werden (bmu, Abs. 1). Durch dieses Vorhaben wird das Ziel der 

Emissionseinsparung erschwert. Grund hierfür ist, dass durch das Abschalten der 

Atomkraftwerke 72 TWh Strom pro Jahr entfallen, welche bei der Umwandlung kein 

Kohlenstoffdioxid (CO2) emittieren. Dieser Strom muss anderweitig bereitgestellt oder 

eingespart werden. Falls die Kompensation durch Kohlekraftwerke durchgeführt wird, 

wird der Emissionsausstoß durch diese zusätzlich steigen und die Einhaltung der 

Klimaziele wird erschwert.  

Durch diese Problematik ist die Aufgabenstellung entstanden, Regionen auf ihre 

Selbstversorgungsfähigkeit zu untersuchen. Bei dieser Untersuchung sollen die 

Regionen selbstständig und durch erneuerbare Energiequellen versorgt werden. Das 

Problem der inkonstanten Stromproduktion aus erneuerbaren Quellen wird durch die 

Integration von Stromspeichern gelöst. Dadurch wird die Stromversorgung für die 
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Region zu jedem Zeitpunkt sichergestellt. Zusätzlich soll das System, welches die 

Region mit Strom versorgt, möglichst geringe Stromgestehungskosten (SGKVS) 

aufweisen. 

Für die Simulation der Regionen wird ein Programm weiterentwickelt, welches deren 

Verbrauch, das bereitzustellende regenerative Energieumwandlungsvermögen und 

die Speichergröße analysiert. Bei der Untersuchung werden unterschiedliche 

Windenergieanlagenkonfigurationen betrachtet. Ziel des Programms ist es, die 

Konfiguration der WEA zu finden, welche unter den Bedingungen der Versorgung aus 

erneuerbaren Quellen und einer sicheren Stromversorgung die geringsten 

Stromgestehungskosten für das System aufweist.  

Eine Untersuchung der wirtschaftlichen Umsetzbarkeit, für den Ausbau dieser WEA, 

erfolgt, indem die Konfiguration in ein System zur Kosten- und Umsatzberechnung 

implementiert und analysiert wird.  
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2. Grundlegende Einflussfaktoren auf das simulierte System 

Für die Simulation eines Stromversorgungssystems, welches den Strom aus 

erneuerbaren Quellen gewinnt, sind unterschiedliche Daten zu erheben. In den 

Unterkapiteln 2.1 bis 2.4 wird auf die Kosten von Windenergieanlagenkonfigurationen 

eingegangen und die Erhebung der Datensätze von Wind, Sonne und Verbrauch wird 

geschildert.  

2.1  Windenergieanlagen 

In Deutschland sind WEA der zweitgrößte Stromerzeuger (Burger, 2018). Bei der 

Realisierung einer Stromversorgung aus erneuerbaren Energien, gelten die WEA als 

ein wichtiger zu beachtender Faktor. WEA generieren Strom aus Luftbewegungen. Die 

wichtigste Ursache für die Bewegung der Luft ist die Erwärmung der Erde durch die 

Sonne. Die Energie der Sonnenstrahlung wird von der Oberfläche der Erde 

aufgenommen und an die Atmosphäre weitergegeben. Durch die Inhomogenität der 

Erdoberfläche und die orts- und zeitabhängigen Einstrahlungsverhältnisse ist die 

Sonnenenergieaufnahme unterschiedlich. Dieses Phänomen führt dazu, dass eine 

Asymmetrie in der Atmosphären hinsichtlich deren Temperatur, Dichte und Druck 

entsteht. Die dadurch entstehenden Kräfte führen zu einer Bewegung der Luftmassen. 

(Hau, 2016, S. 558)  

Die sich bewegende Luftmasse besitzt somit eine kinetische Energie (𝐸𝑘𝑖𝑛). Diese lässt 

sich durch die Formel 1 ausdrücken. 

𝐸𝑘𝑖𝑛 =
1

2
∗ 𝑚 ∗ 𝑣2 Formel 1 

𝑚̇ = 𝜌 ∗ 𝑉̇ = 𝜌 ∗ 𝐴 ∗ 𝑣 Formel 2 

Durch die Betrachtung der Formel der kinetischen Energie (Formel 1), der Formel des 

Volumenstroms und der Formel des Massenstroms (Formel 2) ergibt sich die Formel 

für die Energie pro Zeit (P), welche eine Fläche (𝐴) durchdringt.  
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P =
1

2
∗ 𝜌 ∗ 𝑣3 ∗ 𝐴 Formel 3 

Aus der Formel 3 wird die Leistung des Windes ersichtlich. Für eine Umwandlung 

dieser Leistung in Strom wird die Luftmasse verlangsamt. Der 

Verlangsamungsprozess ist in Abbildung 2 dargestellt.  

 
Abbildung 2: Strömungsverhältnis bei der Entnahme von  

mechanischer Leistung (Hau, 2016, S. 86) 

Dieser Abbildung ist der Verlauf der Windströmungslinien zu entnehmen. Für die 

Entnahme der mechanischen Leistung ist die Luftmasse zu verlangsamen. Der 

Massenstrom muss zudem konstant sein. Dadurch muss die von der Luft durchströmte 

Fläche zunehmen. Aus diesen Zusammenhängen folgen Formel 4 und Formel 5. 

P =
1

2
∗ 𝜌 ∗ 𝑣1

3 ∗ 𝐴1 −
1

2
∗ 𝜌 ∗ 𝑣2

3 ∗ 𝐴2 Formel 4 

P =
1

2
∗ 𝑚̇ ∗ (𝑣1

2 −  𝑣2
2) Formel 5 

Aus der Formel 4 und der Formel 5 wird ersichtlich, dass sobald 𝑣2  minimal ist, die 

Leistung maximal wäre. Durch die Voraussetzung, dass der Massenstrom konstant 

sein muss und dadurch 𝑣1  auch zu null werden würde, muss ein Verhältnis der beiden 

Geschwindigkeiten gefunden werden, welches eine maximale Leistung aufweist. 

Hierzu wird die Leistung, bei der die Kraft mit der Windgeschwindigkeit multipliziert 

wird, durch die Formel 6 beschrieben (Hau, 2016, S. 87). Dabei wird die Kraft mithilfe 

des Impulssatzes berechnet. 
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P = 𝑚̇ ∗ (𝑣1 − 𝑣2) ∗ 𝑣′ Formel 6 

Der Betrag der Windgeschwindigkeit an der Rotorfläche (𝑣′ ) ergibt sich aus der 

Gegenüberstellung von Formel 5 und Formel 6. Wird die Windgeschwindigkeit an der 

Rotorfläche in die Formel des Massenstroms (Formel 2) eingefügt und anschließend 

in die Formel 5 eingesetzt, ergibt sich mit dem optimalen Windgeschwindigkeits-

verhältnis von eins zu drei die Leistungsformel nach Betz (𝑃𝐵𝑒𝑡𝑧).  

𝑃𝐵𝑒𝑡𝑧 =
16

27
∗ 0,5 ∗ 𝜌𝑁𝑎𝑏𝑒𝑛ℎöℎ𝑒 ∗ 𝐴𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 ∗ 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑

3  Formel 7 

Diese gibt die Leistung an, welche durch eine verlustfrei arbeitende WEA umgesetzt 

werden kann. (Hau, 2016, S. 85 - 90)  

Der Turm, der Rotor und das Maschinenhaus sind die Hauptkomponenten einer WEA, 

welche für die Umwandlung der Windenergie benötigt werden. Das Maschinenhaus 

beinhaltet mechanische Übertragungselemente, einen Generator, Horizontalachsen-

anlagen und ein Windrichtungsnachführungssystem. (Heier, 2018, S. 2) 

 

Abbildung 3: Wirkprinzip einer WEA (Heier, 2018, S. 2) 

In Abbildung 3 sind die Wirkprinzipien einer konventionellen Anlage (a) und einer 

WEA (b) aufgezeigt. Bei der konventionellen Variante a wird die Energie in Form von 

Brennstoff hinzugefügt, wodurch die Turbine angetrieben wird. Diese treibt ihrerseits 
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den Generator an, welcher aus der zugeführten Energie Strom erzeugt. Das 

Wirkprinzip b entspricht dem Wirkprinzip einer WEA und ist sehr ähnlich zu dem einer 

konventionellen Anlage. Der Unterschied besteht darin, dass die Energiezufuhr durch 

die Bewegung von Luftmassen zur Verfügung gestellt wird.  

2.1.1 Investitionskosten  

Die Abschätzung der Kosten der WEA und deren Komponenten erfolgt auf Grundlage 

der veröffentlichten Dissertation von Herrn Peter Engel (Engel, 2014) mit dem Titel 

„Berechnung der optimalen Auslegung von Offshore-Windkraftanlagen zur Erhöhung 

der Versorgungssicherheit“ und der darauf basierenden Bachelorarbeit von Herrn 

Bernhard Römisch (Römisch, 2016) mit dem Titel „Berechnungstool für die 

standortbezogene, zeitreihenbasierte, ökonomische Optimierung von 

Windenergieanlagen“. 

2.1.1.1 Kosten der Rotorblätter 

Die Kosten der Rotorblätter (𝑐𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒) sind abhängig von deren Masse (𝑚𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒). Diese ist 

ein Faktor, der von dem Rotorradius (𝑟𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟) abhängig ist.  

Die Masse der Rotorblätter wird durch die Formel 8 ermittelt (Engel, 2014, S. 42). 

𝑚𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 = 2,52 𝑘𝑔 ∗ (
𝑟𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟

1𝑚
)

2,13

 Formel 8 

Formel 8 zeigt, dass die Masse der Rotorblätter im direkten Zusammenhang zu dem 

Rotordurchmesser steht. Die folgende Abbildung 4 stellt den Zusammenhang 

zwischen der Masse und dem Rotordurchmesser (𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟) graphisch dar.  
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Abbildung 4: Masse Rotorblatt über den Rotordurchmesser 

Die Abbildung 4 zeigt hierbei einen exponentiellen Zusammenhang zwischen den 

dargestellten Parametern.  

Die Formel 9 beschreibt die Abhängigkeit zwischen den Rotorblattkosten und deren 

Masse (Engel, 2014, S. 42). Diese Formel ist in Abhängigkeit des Rotordurchmessers 

in der Abbildung 5 graphisch veranschaulicht.  

𝑐𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 = 𝑚𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 ∗ 17,5 
€

𝑘𝑔
 Formel 9 

 

Abbildung 5: Kosten Rotorblatt über den Rotordurchmesser 

In der Abbildung 5 werden die Kosten der Variierung des Rotordurchmessers 

aufgezeigt. Diese sind direkt proportional zu dessen Masse. Anhand der Analyse der 
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Formel 9 und dem Vergleich der Abbildung 4 und der Abbildung 5 wird dieser 

Zusammenhang aufgezeigt.  

2.1.1.2 Kosten der Nabe 

Die Masse der Nabe ( 𝑚ℎ𝑢𝑏 ), welche die Rotorblattlager und die Pitchantriebe 

beinhaltet, steht im Verhältnis zu ihren Kosten (𝑐ℎ𝑢𝑏) und kann durch die Formel 10 

beschrieben werden (Engel, 2014, S. 44). 

𝑚ℎ𝑢𝑏 = 15,1 
𝑘𝑔

𝑘𝑁𝑚
∗ 𝑀𝑁 Formel 10 

Das Drehmoment (𝑀𝑁) ergibt sich aus Formel 11 (Römisch, 2016, S. 18).  

𝑀𝑁 =
𝑃𝑁

𝑁
=

𝑃𝑁

𝑣𝐵𝑙𝑎𝑡𝑡𝑠𝑝𝑖𝑡𝑧𝑒

𝑟𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟

 Formel 11 

Im Rahmen dieser Bachelorarbeit wird die Geschwindigkeit der Blattspitze für jede 

Anlagenkonstellation als konstant angesehen. Dieser wird der Wert 80 m/s 

zugewiesen. Grund hierfür ist, dass die typische Geschwindigkeit der Blattspitze eines 

Dreiblattrotors 60 m/s bis 80 m/s beträgt (Hau, 2016, S. 676). Durch die Formel 10 und 

die Formel 11 wird ersichtlich, dass die Masse der Windenergieanlagennabe von der 

Nennleistung (𝑃𝑁) und dem Radius des Rotors abhängig ist. 

Das Verhalten der Kosten einer Windenergieanlagennabe bei Variation der 

Anlagenparameter wird durch die Formel 12 beschrieben (Engel, 2014, S. 44). 

𝑐ℎ𝑢𝑏 = 𝑚ℎ𝑢𝑏 ∗ 8,7 
€

𝑘𝑔
 Formel 12 

Durch die Formel 12 ist erkennbar, dass ein direkt proportionaler Zusammenhang 

zwischen den Kosten der Nabe und deren Masse besteht. Dadurch lässt sich 

schlussfolgern, dass die Kosten abhängig von der Nennleistung und den 

Abmessungen des Rotors sind.  

2.1.1.3 Kosten des doppelt gespeisten Asynchrongenerators 

Die WEA wird im weiteren Verlauf dieser Arbeit unter der Prämisse analysiert, dass 

ein doppelt gespeister Asynchrongenerator verwendet wird. Die Masse des 



2. Grundlegende Einflussfaktoren auf das simulierte     
     System 

 

 

 
 

 

 Tobias Weldi Seite 10 von 75 

Generators (𝑚𝐷𝐹𝐼𝐺) ergibt sich aus dem Zusammenhang, welcher in der Formel 13 

beschrieben ist (Engel, 2014, S. 46). 

𝑚𝐷𝐹𝐼𝐺 = 𝑚𝑔𝑒𝑛 = 3,022 
𝑘𝑔

𝑘𝑊
∗ 𝑃𝑁 + 1393 𝑘𝑔 Formel 13 

Durch diese Formel wird ersichtlich, dass die Masse des doppelt gespeisten 

Asynchrongenerators von dessen Leistung abhängig ist.  

Das Verhalten der parameterabhängigen Kosten für den Elektromotor (𝑐𝐷𝐹𝐼𝐺) wird mit 

Hilfe der Formel 14 beschrieben (Engel, 2014, S.46). 

𝑐𝐷𝐹𝐼𝐺 = 𝑐𝑔𝑒𝑛 = 𝑃𝑁 ∗ 38,78 
€

𝑘𝑊
+ 1335 € Formel 14 

Die Formel 14 zeigt ebenfalls eine Abhängigkeit der Kosten zu der Nennleistung.  

2.1.1.4 Kosten des Getriebes 

Durch die Verwendung eines doppelt gespeisten Asynchrongenerators wird ein 

Getriebe benötigt. 

Die Getriebekosten (𝑐𝑔𝑒𝑎𝑟) stehen im Zusammenhang zu seiner Masse (𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟). Die 

Masse des Getriebes, welches bei dieser Konstellation verwendet wird, lässt sich 

durch die Formel 15 beschreiben (Engel, 2014, S. 46). 

𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟 = 3755 𝑘𝑔 + 10,6 
𝑘𝑔

𝑘𝑁𝑚
∗ 𝑀𝑁 Formel 15 

Die entstehenden Kosten für das Getriebe lassen sich durch die Formel 16 

beschreiben (Engel, 2014, S. 46). 

𝑐𝑔𝑒𝑎𝑟 = 𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟 ∗ 10 
€

𝑘𝑔
 Formel 16 

Durch die Formel 15 und Formel 16 wird ersichtlich, dass die Kosten von der Masse 

des Getriebes und somit vom Drehmoment abhängig sind. Dieses zeigt seinerseits 

eine Abhängigkeit von der Nennleistung und den Abmessungen des Rotors.  
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2.1.1.5 Kosten für einen Umrichter 

Der Umrichter wird als masselos betrachtet und wird in der Massenbilanz nicht weiter 

berücksichtigt (Engel, 2014, S.47). Die Kosten für den Teilumrichter (𝑐𝑐𝑜𝑛,𝑝𝑎𝑟𝑡) werden 

durch die Formel 17 beschrieben (Engel, 2014, S. 48). 

𝑐𝑐𝑜𝑛,𝑝𝑎𝑟𝑡 = 50 
€

𝑘𝑊
∗ 𝑃𝑁 Formel 17 

Durch die Formel 17 wird ersichtlich, dass die Kosten des Umrichters ausschließlich 

von der Nennleistung der Windenergieanlage abhängig sind.  

2.1.1.6 Kosten der Gondel  

Die Masse der Gondel (𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒) lässt sich durch die Formel 18 abschätzen (Engel, 

2014, S. 48).  

𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 = 40,6 
𝑘𝑔

𝑘𝑁𝑚
∗ 𝑀𝑁 Formel 18 

Die Gondelmasse ist direkt proportional zum Drehmoment und dadurch abhängig von 

der Nennleistung und den Rotorabmessungen. 

Die Kosten der Gondel ( 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 ) lassen sich mit der Formel 19 beschreiben  

(Engel, 2014, S. 48).  

𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 = 291 
€

𝑘𝑊
∗ 𝑃𝑁 Formel 19 

Die Kosten sind hierbei direkt proportional zu der Nennleistung.  

Die Gondelmasse wird im weiteren Verlauf mit der Masse des Antriebsstranges 

zusammengeführt und wird mit 𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡  gekennzeichnet. Diese wird mit der  

Formel 20 beschrieben (Engel, 2014, S. 48). 

𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 = 𝑚𝑔𝑒𝑛 + 𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟 + 𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 Formel 20 

Des Weiteren werden die Kosten des Umrichters und des Azimuthantriebs (𝑐𝑎𝑧) unter 

den Kosten der Gondel ( 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 ) durch die Formel 21 zusammengefasst  

(Engel, 2014, S.48).  
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𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 = 𝑐𝑔𝑒𝑛 + 𝑐𝑔𝑒𝑎𝑟 + 𝑐𝑎𝑧 + 𝑐𝑐𝑜𝑛,𝑝𝑎𝑟𝑡 + 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 Formel 21 

Die Formel 22 beschreibt die Kosten des Azimuthantriebs über die Variation der 

Auslegungsparameter (Römisch, 2016, S. 22). 

𝑐𝑎𝑧 = 0,0529 
€

𝑚3
∗ 𝐷𝑟𝑜𝑡𝑜𝑟

3  Formel 22 

Die Formel 22 zeigt auf, dass die Kosten für den Azimuthantrieb abhängig vom 

Durchmesser des Rotors sind.  

Durch das Einsetzten der Formel 14, Formel 16, Formel 17, Formel 19 und Formel 22 

in die Formel 21 ergibt sich die Formel 23, welche aufzeigt von welchen Parametern 

die zusammengefassten Kosten der Gondel abhängig sind. 

𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 = 𝑃𝑁 ∗ 379,78
€

𝑘𝑊
+ 106

€

𝑘𝑁𝑚
∗ 𝑀𝑁 + 

0,0529
€

𝑚3
∗ 𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟

3 + 38.885 € 

Formel 23 

Aus der resultierenden Formel 23 wird ersichtlich, dass die zusammengefassten 

Kosten der Gondel abhängig von der Nennleistung, dem Betrag des Drehmoments 

und von den Abmessungen des Rotors sind.  

2.1.1.7 Kosten des Turms 

Die Kosten des Turms (𝑐𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟) können durch dessen Masse (𝑚𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟) abgeschätzt 

werden. Das Gewicht des Turms wird durch die Formel 24 berechnet  

(Engel, 2014, S. 50).  

𝑚𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟 = 2,89 ∗ 10−4𝑘𝑔−0,6 ∗ 𝑚ℎ𝑒𝑎𝑑
1,6 + 5,04

𝑘𝑔

𝑚2,3
∗ 𝐻2,3 Formel 24 

Hierbei ist zu erkennen, dass das Gewicht des Turmes von der Kopfmasse (𝑚ℎ𝑒𝑎𝑑) 

und der Höhe der Nabe ( 𝐻 ) abhängt. Die Masse des Kopfs lässt sich durch  

Formel 25 beschreiben.  

𝑚ℎ𝑒𝑎𝑑 = 3 ∗ 𝑚𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 + 𝑚ℎ𝑢𝑏 + 𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟 + 𝑚𝑔𝑒𝑛 + 𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 Formel 25 
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Die Turmkosten ergeben sich für Onshore-Windenergieanlagen durch die Formel 26 

(Engel, 2014, S. 50).  

𝑐𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟 = 2,5 
€

𝑘𝑔
∗ 𝑚𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟 Formel 26 

Diese zeigt auf, dass die Masse des Turms und dessen Kosten in einem proportionalen 

Zusammenhang stehen.  

2.1.1.8 Kosten des Fundamentes 

Im Rahmen dieser Arbeit wird für das Fundament eine Tiefgründung durchgeführt. 

Diese ist tendenziell um 30 % bis 50 % teurer, ermöglicht aber eine 

standortunabhängigere Auslegung. Durch die Pfähle, die in diesem Verfahren 

verwendet werden, ist es möglich die Lasten in tragfähigere Bodenschichten 

abzuleiten. Ein Beispiel zu diesem Konzept ist in Abbildung 6 abgebildet. (Hau, 2016, 

S. 551) 

 

Abbildung 6: Pfahlgründung (Hau, 2016, S. 551) 

In Abbildung 6 ist ersichtlich, dass die verwendeten Pfähle tief in das Erdreich reichen 

und somit eher in tragfähigere Bodenschichten vorstoßen.  

Die Kosten für eine Tiefgründung (𝑐𝑑𝑒𝑒𝑝 ) werden mit der Formel 27 beschrieben  

(Engel, 2014, S. 51).  

𝑐𝑑𝑒𝑒𝑝 = 7,3 ∗ 10−9  
€

𝑊2
∗ 𝑃𝑁

2 + 5,42 ∗ 10−2
€

𝑊
∗ 𝑃𝑁 Formel 27 

Durch die verwendete Formel für das Fundament wird ersichtlich, dass die Kosten für 

das Fundament von der Nennleistung der WEA abhängig sind. 



2. Grundlegende Einflussfaktoren auf das simulierte     
     System 

 

 

 
 

 

 Tobias Weldi Seite 14 von 75 

2.1.1.9 Kosten der Netzanbindung 

Die Kosten für die Netzanbindung ( 𝑐𝑔𝑟𝑖𝑑,𝑒𝑥𝑡𝑒𝑟𝑛𝑎𝑙 ) der WEA ergeben sich durch  

Formel 28 (Engel, 2014, S. 54). 

𝑐𝑔𝑟𝑖𝑑,𝑒𝑥𝑡𝑒𝑟𝑛𝑎𝑙 = 𝑃𝑁 ∗ 110
€

𝑘𝑊
 Formel 28 

Der lineare Zusammenhang zwischen der Nennleistung und den Kosten der 

Netzanbindung wird mit Hilfe der Formel 28 aufgezeigt. 

2.1.1.10 Kosten des Transportes 

Der Transport einer WEA vom Werk zum Aufstellungsort ist eine komplexe Aufgabe 

und ist preislich stark variabel. Die Kosten dafür werden im Rahmen dieser Arbeit mit 

3 % der Turmkosten abgeschätzt. 

2.1.1.11 Kosten der gesamten Anlage 

Die Kosten für die gesamte Anlage (𝑐𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡) ergeben sich aus der Formel 29. 

𝑐𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡 = 3 ∗ 𝑐𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 + 𝑐ℎ𝑢𝑏 + 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 + 𝑐𝑇𝑟𝑎𝑛𝑠𝑝𝑜𝑟𝑡 + 𝑐𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟

+ 𝑐𝑑𝑒𝑒𝑝 + 𝑐𝑔𝑟𝑖𝑑,𝑒𝑥𝑡𝑒𝑟𝑛𝑎𝑙 
Formel 29 

In der nachfolgenden Tabelle ist ein Beispiel für die Berechnung der Kosten für eine 

WEA dargestellt. 
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Tabelle 1: Beispiel für eine Berechnung der Anlagenkosten 

Rotordurchmesser: 𝐷𝑟𝑜𝑡𝑜𝑟 80 m 
 

Nabenhöhe: 𝐻 100 m 
 

Nennleistung: 𝑃𝑁 1,206 MW 
 

Rotorblätter: 
 𝑚𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 6.513,11 kg/Flügel Formel 8 

 𝑐𝑏𝑙𝑎𝑑𝑒 113.979,40 €/Flügel Formel 9 

Nabe: 

 𝑀𝑁 603.185,79 Nm Formel 11 

 𝑚ℎ𝑢𝑏 9.108,11 kg Formel 10 

 𝑐ℎ𝑢𝑏 79.240,52 € Formel 12 

Getriebe: 
 𝑚𝑔𝑒𝑎𝑟 10.148,77 kg Formel 15 

 𝑐𝑔𝑒𝑎𝑟 101.487,69 € Formel 16 

Asynchrongenerator: 
 𝑚𝑔𝑒𝑛 5.038,65 kg Formel 13 

 𝑐𝑔𝑒𝑛 48.118,09 € Formel 14 

Teilumrichter:  𝑐𝑐𝑜𝑛,𝑝𝑎𝑟𝑡 60.318,58 € Formel 17 

Gondel: 
 𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 24.489,34 kg Formel 18 

 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒 351.054,13 € Formel 19 

Gondel 

zusammengefasst: 

 𝑚𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 39.676,77 kg Formel 20 

 𝑐𝑛𝑎𝑐𝑒𝑙𝑙𝑒,𝑡𝑜𝑡 588.063,29 € Formel 21 

Azimuthantrieb:  𝑐𝑎𝑧 27.084,80 € Formel 22 

Turm: 

 𝑚𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟 216.357,49 kg Formel 24 

 𝑚ℎ𝑒𝑎𝑑 68.324,20 kg Formel 25 

 𝑐𝑡𝑜𝑤𝑒𝑟 540.893,74 € Formel 26 

Fundament:  𝑐𝑑𝑒𝑒𝑝 76.009,27 € Formel 27 

Netzanbindung:  𝑐𝑔𝑟𝑖𝑑,𝑒𝑥𝑡𝑒𝑟𝑛𝑎𝑙 132.700,87 € Formel 28 

Transportkosten: 𝑐𝑇𝑟𝑎𝑛𝑠𝑝𝑜𝑟𝑡 16.226,81 € 
Kapitel 

2.1.1.10 

Gesamtkosten:  𝑐𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡 1.775.072,70 € Formel 29 

Durch eine Variation der Anlagenparameter Nabenhöhe, Rotordurchmesser und 

Nennleistung verändern sich die Gesamtkosten der WEA. Die Veränderung der 

Kosten bei der Variation der Nabenhöhe ist in Abbildung 7 aufgezeigt.  
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Abbildung 7: Kosten einer WEA in Abhängigkeit der Nabenhöhe bei einem 

Rotordurchmesser von 100 m und einer Nennleistung von 2 MW 

Die Abbildung 7 zeigt einen Anstieg der Kosten bzw. der spez. Kosten einer WEA in 

Abhängigkeit der Nabenhöhe auf. Die spez. Kosten beschreiben die Kosten einer WEA 

pro installierter Leistung. Die Nabenhöhe wird in zehn Meter Schrittweiten von 40 m 

auf 170 m erhöht. Die grundlegende Berechnung der Kosten der WEA erfolgt mit den 

Werten 2 MW für die Nennleistung und 100 m für den Rotordurchmesser.  

Die Kosten einer WEA bei einem variierenden Rotordurchmesser sind in Abbildung 8 

abgebildet. 

 

Abbildung 8: Kosten einer WEA in Abhängigkeit des Rotordurchmessers bei einer 

Nabenhöhe von 100 m und einer Nennleistung von 2 MW 
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In Abbildung 8 ist ein Anstieg der Kosten bzw. der spez. Kosten einer WEA über die 

Zunahme des Rotordurchmessers aufgezeigt. Der Rotordurchmesser wird dabei von 

40 m auf 170 m mit einer Schrittweite von 10 m erhöht. Die Werte werden für diese 

Kalkulation auf 2 MW für die Nennleistung und auf 100 m für die Nabenhöhe 

festgelegt. 

Die Kosten einer WEA bei verschiedenen Nennleistungen sind in Abbildung 9 

abgebildet. 

 

Abbildung 9: Kosten einer WEA in Abhängigkeit der Nennleistung bei einem 

Rotordurchmesser von 100 m und einer Nabenhöhe von 100 m 

In Abbildung 9 ist der Anstieg der Kosten einer WEA durch Zunahme der Nennleistung 

aufgezeigt, was das Absinken der spez. Kosten bewirkt. Dieses Verhalten lässt sich 

durch die Zunahme der Nennleistung erklären. Die Nennleistung wurde bei einer 

0,5 MW Schrittweite von 1 MW auf 6 MW erhöht. Die Berechnung der Kosten erfolgt 

für die konstante Nabenhöhe 100 m und den konstanten Rotordurchmesser 100 m.  

2.1.2 Betriebskosten einer Windenergieanlage 

Die laufenden Kosten einer WEA teilen sich in die Kapitalkosten (KK) und die 

Betriebskosten (BK) auf. Die Betriebskosten setzen sich aus den Kosten für die 

Wartung und die Instandhaltung einer WEA, den Reparaturrücklagen, den Kosten für 

die Pacht, die Versicherungen, den Steuern und den Verwaltungskosten zusammen 
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(Hau, 2016, S. 918 - 920). In dem nachfolgenden Unterkapiteln wird beschrieben, 

warum sich die Betriebskosten auf 4,0 % bis 5,3 % des Windenergieanlagenpreises 

belaufen (Hau, 2016, S.920).  

2.1.2.1 Wartungsverträge 

Die Wartungsverträge lassen sich in zwei Kategorien einteilen. Hierbei werden 

Wartungsverträge für routinierte Wartungen und Vollwartungsverträge, welche dem 

Betreiber eine Verfügbarkeitsgarantie versichern, unterschieden. (Hau, 2016, S. 917) 

Die Kosten für einen Routinewartungsvertrag lagen im Jahr 2015 zwischen 5.000 € 

und 30.000 €. Diese Kosten sind abhängig von der Windenergieanlagennennleistung. 

Die Kosten sind in Tabelle 2 in Abhängigkeit der Nennleistung aufgezeigt. 

Tabelle 2: Wartungsvertragskosten (Hau, 2016, S.917) 

Nennleistung [kW] Kosten des Wartungsvertrages [
€

𝑎
] 

500 5.000 - 8.000 

1.500 10.000- 15.000 

3.000 20.000 - 30.000 

Die Kosten eines Vollwartungsvertrags sind meistens an die erzeugten 

Kilowattstunden einer WEA gekoppelt. Für diesen Typus von Vertag lagen die Kosten 

im Jahr 2015 zwischen 1 ct/kWh bis 1,5 ct/kWh. Der Vorteil dieses Vertrages ist es, 

dass der Betreiber der WEA kein Reparaturrisiko mehr tragen muss. (Hau, 2016,  

S. 917) 

2.1.2.2 Reparaturrücklagen 

Falls kein Vollwartungsvertrag abgeschlossen wurde, oder nicht alle Schadensrisiken 

durch den Vertrag abgedeckt sind, empfiehlt es sich eine Rücklage für 

Reparaturarbeiten aufzubauen. Für die Wahl der Höhe der Rücklage ist die gewählte 

Versicherung zu berücksichtigen, sowie versicherte Risiken und welche 

Bauteilversagen diese abdeckt. Eine jährliche Reparaturrücklage von circa einem 

Prozent des Ab-Werk-Preises wird von kommerziellen Betreibern einer WEA gebildet. 

(Hau, 2016, S. 917) 
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2.1.2.3 Versicherungen  

Versicherungen, die die entstehenden Risiken einer sich im Betrieb befindlichen WEA 

üblicherweise abdecken, sind die Haftpflichtversicherung, die Maschinenversicherung 

und die Betriebsunterbrechungsversicherung. (Hau, 2016, S. 918) 

Vor den Schadensansprüchen Dritter, welche durch eine WEA entstehen könnten, 

schützt den Betreiber einer WEA die Haftpflichtversicherung. Die Höhe der Kosten der 

Haftpflichtversicherung liegt bei einer mittelgroßen Anlage zwischen 100 €/a und 

150 €/a. (Hau, 2016, S. 918) 

Die Maschinenversicherung schützt vor anfallenden Kosten einer Reparatur der WEA. 

Dabei gibt es aber Ausnahmen. Ein Beispiel hierfür sind „Serienschäden“, welche die 

Versicherung nicht abdeckt. 0,5 % des Windenergieanlagenpreises entsprechen den 

jährlichen Kosten, welche für eine Maschinenversicherung veranschlagt werden. (Hau, 

2016, S. 918) 

Die Einnahmenausfälle, welche durch Stillstände einer WEA entstehen, können durch 

Betriebsunterbrechungsversicherungen abgedeckt werden. 0,5 % der Jahres-

einnahmen durch den Stromverkauf können für die jährlichen Kosten der 

Betriebsunterbrechungsversicherung veranschlagt werden. (Hau, 2016, S. 918) 

2.1.2.4 Pacht 

Die Kosten für die Pachtung eines Bereichs zum Aufstellen einer WEA, in einem 

mittleren Standort im Binnenland im Jahr 2015, sind in Tabelle 3 aufgezeigt.  

Tabelle 3: Kosten der Pacht für eine WEA in  

Abhängigkeit der Nennleistung (Hau, 2016, S. 917) 

Nennleistung [kW] Kosten der Pacht [
€

𝑎
] 

500 - 1000 5.000 - 8.000 

1.000 - 2.000 10.000 - 15.000 

3.000 30.000 - 50.000 

Die Standorte die tendenziell bessere Windverhältnisse aufweisen, können auch 

höhere Kosten für die Pacht verursachen. Eine andere Variante ist es, die Vergütung 

für die Pacht an den Erlös der WEA zu koppeln. Circa 6 % – 7 % des Erlöses sind 

hierfür zu veranschlagen. (Hau, 2016, S.919).  
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2.1.2.5 Steuern 

Falls WEA gewerblich betrieben werden, muss auf den Gewinn, welcher durch die 

WEA entsteht, eine Gewerbesteuer bezahlt werden. Falls der Betreiber der WEA eine 

private Person ist, wird das zusätzliche Einkommen versteuert. (Hau, 2016, S.920)  

2.1.2.6 Verwaltung 

Durch das Betreiben von WEA und Windparks entsteht ein Verwaltungsaufwand. 

Dieser Aufwand verursacht jährliche Kosten und kann für die Verwaltung eines 

Windparks mit 1 % – 2 % der Investitionssumme veranschlagt werden (Hau, 2016, 

S.920).  

2.1.2.7 Zusammenfassung 

In Kapitel 2.1.2 wurde festgestellt, dass die Betriebskosten selbst bei baugleichen 

WEA sehr unterschiedlich ausfallen können. Ein Beispiel hierfür sind die Pachtkosten 

einer 2 MW WEA. Diese können von 30.000 €/a bis 50.000 €/a variieren. Dadurch 

würde bei einer Lebensdauer von 20 Jahren ein Unterschied von 400.000 € entstehen. 

Im Allgemeinen zeigt sich, dass die ungefähren Betriebskosten einer WEA zwischen  

4,0 % – 5,3 % des Windenergieanlagenpreises liegen (Hau, 2016, S. 920).  

Die Ermittlung eines Windenergieanlagenpreises ist nur bedingt möglich. Aus diesem 

Grund werden für die Simulation die beschriebenen Kosten einer WEA und der Preis 

einer WEA gleichgesetzt. Damit ein annähernder Ausgleich zwischen Preis und 

Kosten generiert werden kann, wird ein hoher Betriebskostenfaktor von 5 % 

angenommen. 

2.2   Winddaten 

Die Windenergieanlagen, welche in dem Kapitel 2.1 beschrieben sind, weisen starke 

Abhängigkeiten von den vorliegenden Winddaten auf. Für die Simulation des 

Stromversorgungssystems wird der Windgeschwindigkeitsverlauf eines 

Referenzstandortes festgelegt. 
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2.2.1 Festlegung des Referenzstandortes 

Für die Bestimmung eines Referenzstandortes, wird ein Standort im Energie-Atlas 

Bayern ausgewählt, welcher eine hohe durchschnittliche Windgeschwindigkeit 

aufweist. Durch die Verwendung des Energie-Atlas Bayern ist das Auffinden von 

potenziellen Windenergieanlagenstandorten mit hohen durchschnittlichen 

Windgeschwindigkeiten möglich. Ein Beispiel ist in Abbildung 10 dargestellt, welche 

die mittleren Windgeschwindigkeiten des Zeitraums 1981 bis 2010 aufzeigt (StMWi, 

2019, S.27).  

 
 

Abbildung 10: Wetterdaten des Energie-Atlasses Bayern (Energie-Atlas Bayern) 

Durch Abbildung 10 wird ersichtlich, dass die Analysefunktion des Energie-Atlas 

Bayern eine hohe Auflösung besitzt. Dies wird durch die Miteinbeziehung der 

topologischen Eigenschaften des Standortes realisiert (StMWi, 2019, S.34). 

Für diese Bachelorarbeit wird ein Standort in der Nähe von Traunfeld ausgewählt. 

Dieser besitzt für die Region Bayern eine verhältnismäßig hohe mittlere 

Windgeschwindigkeit (Tabelle 4). Das ausgewählte Gebiet wird in Abbildung 11 

aufgezeigt und ist mit einem roten Kreuz markiert.  
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Abbildung 11: Standortwahl für die Bestimmung der  

Windgeschwindigkeit (Energie-Atlas Bayern) 

Der in Abbildung 11 aufgezeigte Standort wird im Laufe dieser Bachelorarbeit als 

Referenzstandort für die Simulation verwendet. Das bedeutet, dass die benötigten 

WEA mit den Windverhältnissen des Standorts nahe Traunfeld berechnet werden. Die 

in grün hervorgehobenen Bereiche zeigen die Aufstellungsorte von WEA, welche laut 

dem Energie-Atlas Bayern als günstig einzustufen sind. 

2.2.2 Bestimmung Windgeschwindigkeitsverlauf 

Die Bestimmung der mittleren Windgeschwindigkeiten für den Standort Traunfeld 

erfolgt durch das Vergleichen der Werte zwischen den Jahren 1981 und 2010 (StMWi, 

2019, S.27). Die mittleren Windgeschwindigkeiten in Abhängigkeit der Höhe sind in 

Tabelle 4 aufgezeigt. 

Tabelle 4: Windgeschwindigkeiten für die Region Traunfeld (Energie-Atlas Bayern) 

Höhe [m] Windgeschwindigkeit [
𝑚

𝑠
] 

100 5,8 

130 6,1 

160 6,3 

Durch den Energie-Atlas Bayern kann der zeitliche Verlauf der Windgeschwindigkeit 

nicht ermittelt werden. Der Windgeschwindigkeitsverlauf wird mit Hilfe der MERRA-2 
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Datenbank der NASA ermittelt. Hierfür wird zuerst der Referenzstandort dem 

zugehörigen Rastergebiet zugeteilt. Traunfeld befindet sich in dem Rastergebiet mit 

dem Mittelpunkt 011.250E 49.5N. Die zeitliche Einteilung der Windgeschwindigkeiten, 

welche in der MERRA-2 Datenbank hinterlegt ist, ist die Grundlage für die Bestimmung 

der potenziell zur Verfügung stehenden und durch WEA umwandelbaren Energie.  

Die standortbezogene Auflösung der MERRA-2 Datenbank ist im Vergleich zu der 

Auflösung des Energie-Atlas Bayern geringer. Hierdurch ergibt sich eine Problematik. 

Ein Beispiel verschiedener Rastergebiete der MERRA-2 Daten ist in Abbildung 12 

dargestellt. 

 

Abbildung 12: Rastergebiete der MERRA-2 Datenbank (Google Earth) 
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Die in der Abbildung zu erkennenden Linien wurden durch Herrn Prof. Dr.-Ing. Popp 

für die Veranschaulichung der Rastergebiete eingefügt. Durch die in Abbildung 12 

dargestellten relativ großen Rastergebiete können keine lokalen Einflüsse betrachtet 

werden. Die lokalen Einflüsse können für die Auslegung von WEA endscheidende 

Kriterien sein. Durch den Abgleich und den Bezug auf die Daten des Energie-Atlas 

Bayern wird dieses Problem behoben. In diesen Datensätzen sind die 

standortspezifischen Beeinflussungen Topografie, Landnutzung und Bewuchs 

berücksichtigt (StMWi, 2019, S.34).  

Die mittleren Windgeschwindigkeiten die für den Zeitraum vom Jahr 2014 bis 

einschließlich dem Jahr 2018 durch die MERRA-2 Daten erhoben wurden, sind in 

Tabelle 5 aufgezeigt.  

 

Tabelle 5: mittlere Windgeschwindigkeiten der MERRA-2 Daten 

Höhe [m] Windgeschwindigkeit [
𝑚

𝑠
] 

100 6,62 

130 6,97 

160 7,23 

Der Abgleich beider Datenbanken wird in dem weiterzuentwickelnden Programm 

durch einen Korrekturfaktor durchgeführt. Dieser Faktor basiert auf Erfahrungswerten 

von früheren Projekten und einem Abgleich mit den mittleren Windgeschwindigkeiten 

der Daten des Energie-Atlas Bayern. Der Korrekturfaktor wurde mit dem Wert 0,85 

festgelegt. Dieser mindert die Qualität des Standortes ab und ermöglicht eine 

allgemeinere Auslegung vieler WEA in einem Stromversorgungssystem. Die Tabelle 6 

zeigt die mittleren Windgeschwindigkeiten des Energie-Atlas Bayern, den MERRA-2 

Daten und den verwendeten mittleren Windgeschwindigkeiten.  

Tabelle 6: Vergleich der Windgeschwindigkeiten 

Höhe [m] 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑,   𝐸𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒𝑎𝑡𝑙𝑎𝑠 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑,   𝑀𝑒𝑟𝑟𝑎−2 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑,   𝑘𝑜𝑟𝑟𝑖𝑔𝑖𝑒𝑟𝑡 

100 5,8 6,62 5,63 

130 6,1 6,97 5,92 

160 6,3 7,23 6,15 

In Tabelle 6 sind die verschiedenen Windgeschwindigkeiten der Datensätze 

aufgezeigt. Zu erkennen ist, dass durch den Korrekturfaktor die korrigierten 

Windgeschwindigkeiten niedriger sind als die der MERRA-2 Datenbank sowie die des 
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Energie-Atlas Bayern. Anzumerken ist hierbei, dass die Daten nicht für den gleichen 

Zeitraum erhoben wurden und deshalb nur bedingt miteinander vergleichbar sind. Aus 

diesem Grund werden die gemessenen Windgeschwindigkeiten durch den 

Korrekturfaktor deutlich vermindert. Ein weiterer Grund für den niedrigen 

Korrekturfaktor von 0,85 ist, dass viele Windenergieanlagen für die Versorgung 

benötigt werden und deshalb auch mehrere Standorte mit unterschiedlichen mittleren 

Windgeschwindigkeiten verwendet werden. Basierend auf diesen Gründen wird ein 

relativ niedriger Korrekturfaktor verwendet. 

2.3   Solardaten 

Das zu simulierende Stromversorgungssystem wird aus großen Teilen mit Strom durch 

WEA und Solarenergieanlagen versorgt. Die Umwandlung der Strahlungsenergie der 

Sonne in Strom wird durch eine Solarenergieanlage durchgeführt. Die Daten der 

Strahlungsenergie werden von der MERRA-2 Datenbank erhoben und analysiert. Für 

die Erhebung der Daten wird das Rastergebiet mit dem Mittelpunkt 011.250E 49.5N, 

das den Referenzstandort Traunfeld beinhaltet, verwendet. Der Zeitraum, für den die 

Daten erhoben werden, ist vom Jahr 2014 bis zum Jahr 2018 festgelegt. 

Die Solarleistung wird ähnlich der Windleistung durch einen Korrekturfaktor 

vermindert. Für diese Simulation beträgt der Korrekturfaktor 0,85 und verringert 

dadurch den direkten Strahlungsanteil der Sonnenenergie. Der Grund für die 

Verwendung des Korrekturfaktors ist, dass die Werte der MERRA-2 Daten im 

Vergleich zu anderen Datenbanken tendenziell höhere Werte aufweisen (Popp, 2019). 

Für die Simulation des Energiesystems werden die Betriebskosten der Solarzellen mit 

2 % angesetzt und für die spez. Herstellungskosten (sHK) werden 900 €/kW 

angenommen.  

2.4   Verbrauch 

In das System wird der Verbrauch der untersuchten Region eingefügt. Der Verbrauch 

ist eine wichtige Kenngröße, welcher einen großen Einfluss auf die zuverlässige 

Versorgung des Stromversorgungssystems besitzt. Für diese Arbeit werden die 

Verbrauchsdaten der Stadtwerke Schwabach als Referenzwerte verwendet. Der 

untersuchte Zeitraum liegt zwischen den Jahren 2014 und 2018. 



2. Grundlegende Einflussfaktoren auf das simulierte     
     System 

 

 

 
 

 

 Tobias Weldi Seite 26 von 75 

2.5   Zusammenfassung 

WEA zeigen abhängig von deren Ausführung unterschiedliche Gesamtkosten auf. 

Durch die Variation der einzelnen Parameter Nabenhöhe, Rotordurchmesser und 

Generatorleistung entstehen unterschiedliche Verläufe der Kosten einer WEA. Die 

Kosten durch eine Erhöhung der Generatorleistung von einer WEA weisen einen 

linearen Anstieg auf. Der Anstieg durch die Erhöhung des Rotordurchmessers und der 

Nabenhöhe ist exponentiell. 

Die Betriebskosten setzen sich aus den Kosten für die Wartung und die Instandhaltung 

einer WEA, den Reparaturrücklagen, den Kosten für die Pacht, die Versicherungen, 

den Steuern und den Verwaltungskosten zusammen. Die Betriebskosten können 

selbst bei baugleichen WEA sehr unterschiedlich ausfallen. Im Allgemeinen gilt, dass 

die ungefähren Betriebskosten einer WEA zwischen 4,0 % und 5,3 % des 

Windenergieanlagenpreises liegen. (Hau, 2016, S. 920) 

Bei der Betrachtung der Betriebskosten ist der festgelegte Korrekturfaktor aus dem 

Unterkapitel 2.1.2.7 hinsichtlich des Unterschieds von Kosten (Kapitel 2.1.1.11) und 

Preis zu beachten.  

Das simulierte Stromversorgungssystem benötigt drei wichtige Leistungsverläufe aus 

externen Quellen. Die Winddaten werden durch eine Kombination aus der Datenbank  

MERRA-2 und dem Energie-Atlas Bayern erhoben. Hierfür wird zuerst ein 

Referenzstandort durch den Energie-Atlas Bayern ermittelt und anschließend wird der 

zeitliche Verlauf der MERRA-2 Daten mit den aufgezeichneten mittleren 

Windgeschwindigkeiten des Energie-Atlas Bayern verglichen. Der für die Simulation 

verwendete Standort befindet sich in der Nähe von Traunfeld und ist im Rastergebiet 

mit dem Mittelpunkt 011.250E 49.5N der MERRA-2 Datenbank enthalten. Die 

Solardaten werden ebenfalls durch die Datenbank MERRA-2 erhoben. Der Verlauf des 

Verbrauchs wird von den Stadtwerken Schwabach zur Verfügung gestellt. Die 

Zeitreihe des Verbrauchs entspricht bei der Simulation dem Verbrauch von 

Schwabach.
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3. Programmvorstellung 

Das Programm läuft nach einem Suchprinzip ab. In einem Durchlauf berechnet das 

Simulationsprogramm mit festgelegten Parametern die Stromgestehungskosten für 

das Versorgungssystem. Anschließend werden die Systemparameter variiert und der 

Ablauf solange wiederholt, bis die minimalen Stromgestehungskosten gefunden sind. 

Dabei berücksichtigt die Simulation die stabile und zuverlässige Stromversorgung. 

3.1   Systemanlaysenablauf 

Der detaillierte Ablauf des Programms ist im elektronischen Anhang graphisch 

angefügt. Hierfür ist die folgende Reihenfolge definiert: 

1. Festlegung der Windenergieanlagenparameter 

2. Bestimmung der Kosten einer WEA 

3. Bestimmung der Leistungsverläufe (Verbrauch, Sonne und Wind) 

4. Festlegung des Mischfaktors im Versorgungssystem 

5. Festlegung des Umwandlungsvermögens 

6. Festlegung der Speicherladeleistung 

7. Kontrolle der Bedarfsdeckungsreserve 

8. Berechnung der Stromgestehungskosten 

Die aufgeführten Parameter des Stromversorgungssystems werden in den nach-

folgenden Unterkapiteln detailliert erläutert. 

3.1.1 Festlegung der Windenergieanlagenparameter 

Die Windenergieanlagenparameter, welche in dieser Simulation betrachtet werden, 

sind: 

 Rotordurchmesser (80 m, 120 m, 160 m) 

 spezifische Generatorleistung (120 W/m2, 240 W/m2, 480 W/m2) und 

 Nabenhöhe (100 m, 130 m, 160 m). 

Die energetischen Einflüsse der Parameter werden in den folgenden Unterkapiteln 

genauer erörtert.  
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3.1.1.1 Energetischer Einfluss des Rotordurchmessers 

Der Rotordurchmesser gibt durch die Formel hinsichtlich eines Kreises die Rotorfläche 

vor. Die Wichtigkeit der Einflussgröße Rotorfläche zeigt die Formel nach Betz  

(Formel 7). Durch die Betrachtung dieser Formel wird ersichtlich, dass die Rotorfläche 

der WEA eine direkte Proportionalität zu der optimal erreichbaren 

Windenergieanlagenleistung aufzeigt. 

3.1.1.2 Energetischer Einfluss der spezifischen Generatorleistung 

Die spezifische Generatorleistung (𝑝𝑁) setzt sich aus dem Verhältnis der Generator-

leistung zu der Rotorfläche zusammen. Sie gibt an, welche maximale Leistung pro 

Fläche die Windenergieanlagenkonfiguration umwandeln kann.  

𝑝𝑁 =
𝑃𝑁

𝐴𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟
 Formel 30 

Der Einfluss der spezifischen Anlagenleistung ist in Abbildung 13 aufgezeigt. 

 

Abbildung 13: spezifische Windleistung 

In der Abbildung 13 ist zu erkennen, dass die Leistung nach Betz deutliche 

Leistungsspitzten aufweist. Diese können nur schwer technisch abgegriffen werden 

und werden durch die Generatorleistung begrenzt. Eine Möglichkeit die erhöhten 
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Leistungsspitzten umzuwandeln, ist es, die spezifische Generatorleistung zu erhöhen. 

Durch eine Variation der spezifischen Generatorleistung auf 480 W/m2 können die 

Leistungsspitzten bis 480 W/m2 ausgenutzt werden. Dadurch muss aber entweder die 

Rotorfläche verkleinert werden oder die Generatorleistung erhöht werden. 

3.1.1.3 Energetischer Einfluss der Nabenhöhe 

Die Berechnung der Windgeschwindigkeit erfolgt durch ein Berechnungstool von Herrn 

Prof. Dr.-Ing. Popp. Diese erfolgt auf der Basis der MERRA-2 Daten in Kombination 

mit den Daten des Energie-Atlas Bayern und dem Korrekturfaktor (Unterkapitel 2.2). 

Die Windgeschwindigkeiten nehmen in der Höhe zu. Die Formel von Betz (Formel 7) 

zeigt die Steigerung der umsetzbaren Leistung durch die Erhöhung der 

Windgeschwindigkeit. Der Zusammenhang ist in Formel 31 aufgezeigt. 

𝑃𝐵𝑒𝑡𝑧 ~ 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑
3  Formel 31 

Aus der Formel 31 folgt, dass je höher die verfügbare Windgeschwindigkeit ist, desto 

höher ist die potentielle Leistung. Für den gewählten Standort Traunfeld sind in der 

Tabelle 7 die unterschiedlichen korrigierten mittleren Windgeschwindigkeiten in 

Abhängigkeit der Höhe aufgezeigt.  

Tabelle 7: Windgeschwindigkeiten in Abhängigkeit der Höhe 

Höhe [m] 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑 [
𝑚

𝑠
] 

100 5,63 

130 5,92 

160 6,15 

In der Tabelle 7 wird der Anstieg der mittleren Windgeschwindigkeit durch die 

Steigerung der Höhe deutlich. Nach Formel 7 wird somit auch die optimale Leistung 

einer WEA verändert. 

3.1.2 Bestimmung der Kosten einer Windenergieanlage 

Die Formeln für die Berechnung der Kosten einer WEA sind in dem Unterkapitel 2.1.1 

beschrieben. Für die Simulation des Stromversorgungssystems wird ein 

Berechnungstool verwendet, welchem die Formeln aus dem Unterkapitel 2.1.1 

zugrunde liegen. Dadurch wird es möglich, dass die spezifischen Herstellungskosten 
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der zu untersuchenden WEA variiert werden können und somit eine differenziertere 

Betrachtung der Windenergieanlagenkonfigurationen durchgeführt werden kann. 

Hierbei werden die Windenergieanlagenkosten durch die Parameter 

Rotordurchmesser, spezifische Generatorleistung und Nabenhöhe vorgegeben.  

3.1.3 Bestimmung der Leistungsverläufe  

Für die Bestimmung der Leistungsverläufe werden die beschriebenen Datensätze aus 

dem Kapitel 2 analysiert. Dabei werden die Eigenschaften der Solarenergieanlagen 

und der WEA miteinbezogen. 

3.1.3.1 Bestimmung des Leistungsverlaufs des Windes 

Für die Bestimmung des Leistungsverlaufs aus der zur Verfügung gestellten Leistung 

des Windes, werden in das System die Wetterdaten der MERRA-2 Datenbank 

implementiert. Diese werden wiederum korrigiert. Die Durchführung der Korrekturen ist 

in Kapitel 2.2 beschrieben.  

Durch die eingefügten Parameter der WEA wird eine Leistungskennlinie für die Anlage 

kalkuliert. Durch diese Kennlinie ist es möglich, dass wichtige Kenngrößen wie zum 

Beispiel der windgeschwindigkeitsabhängige Leistungsbeiwert ( 𝑐𝑝 ) sowie die 

Einschalt- und Abregelungswindgeschwindigkeit ermittelt werden können. Durch diese 

Daten wird das zu erreichende Potenzial einer WEA bestimmt. Die Leistung einer WEA 

(𝑃𝑊𝐸𝐴) kann durch die Formel 32 berechnet werden. 

𝑃𝑊𝐸𝐴 = 𝑃𝑇𝑜𝑡 ∗ 𝑐𝑝 Formel 32 

Die totale Windleistung (𝑃𝑇𝑜𝑡) ergibt sich aus der Windgeschwindigkeit und der Dichte 

der Luft, siehe hierzu die Formel 33. 

𝑃𝑇𝑜𝑡 = 𝑣𝑊𝑖𝑛𝑑
3 ∗ 𝜌 ∗ 0,5 Formel 33 

Durch die Verwendung der in stündlichen Durchschnittswerten verfügbaren Wind-

geschwindigkeitsverlaufsdaten, die den Zeitraum vom 01.01.2014 bis zum 31.12.2018 

beinhalten und den Windenergieanlagenparametern, ist es möglich, eine stündliche 

durchschnittliche Windenergieanlagenleistung zu berechnen.  
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Die durchschnittliche Windenergieanlagenleistung (𝑃𝑊𝐸𝐴,𝐷𝑢𝑟𝑐ℎ𝑠𝑐ℎ𝑛𝑖𝑡𝑡) im Verhältnis zu 

der Nennleistung der WEA ergibt den Benutzungsgrad (𝐵𝐺).  

𝐵𝐺 =
𝑃𝑊𝐸𝐴,𝐷𝑢𝑟𝑐ℎ𝑠𝑐ℎ𝑛𝑖𝑡𝑡

𝑃𝑁
 Formel 34 

Zudem berechnet das Programm, inwieweit sich die technisch umsetzbare Leistung 

von der optimal umsetzbaren Leistung nach Betz (Formel 7) unterscheidet. Der 

Unterschied ist in Abbildung 13 dargestellt.  

3.1.3.2 Bestimmung des Leistungsverlaufs der Sonne 

Die Grundlage für die Bestimmung des Leistungsverlaufes ist die MERRA-2 

Datenbank, welche es ermöglicht, die Solardaten in stündlicher Auflösung abzurufen. 

Die Solardaten des Zeitraums vom 01.01.2014 bis zum 31.12.2018 werden in das 

System implementiert und analysiert. Der technisch nutzbare Leistungsverlauf der 

Solarstrahlung (𝑃𝑆𝐸𝐴) ergibt sich aus der folgenden Formel 35. 

𝑃𝑆𝐸𝐴 = 𝐸𝑔𝑙𝑜𝑏,𝑔𝑒𝑛 ∗ ɳ𝑆𝑜𝑙𝑎𝑟𝑧𝑒𝑙𝑙𝑒 Formel 35 

Für die Untersuchung des Stromversorgungssystems wird eine Solarzelle mit dem 

Wirkungsgrad von 0,15 (ɳ𝑆𝑜𝑙𝑎𝑟𝑧𝑒𝑙𝑙𝑒) verwendet. Die maximale Leistung der Solarzelle 

wird mit 125 W/m2 festgelegt. Das bedeutet, falls die Leistung der Solarzelle laut 

Berechnung größer als 125 W/m2 ist, wird die Leistung gedrosselt und nur 125 W/m2 

werden dem Stromsystem zugeführt. Bei der Simulation wird eine Ausrichtung nach 

Süden verwendet und eine Neigung von 35° wird angenommen. 

3.1.3.3 Bestimmung des Leistungsverlaufs des Verbrauchs 

Der Leistungsverlauf des Verbrauchs der untersuchten Region benötigt keine 

Betrachtung von einzelnen Beschränkungen durch Anlagenkenngrößen. In der 

durchgeführten Simulation wird die Region Schwabach als Referenz für den Verbrauch 

herangezogen. Die Werte des Leistungsverlaufs werden unverändert in das System 

implementiert und als zeitlicher Lastverlauf übernommen.  
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3.1.4 Festlegung des Mischfaktors im Versorgungsystem 

Das Stromversorgungssystem wird von vier verschiedenen Arten der Stromerzeugung 

versorgt. Diese sind Solar, Wind, Laufwasser und Biomasse. Das Laufwasser und die 

Biomasse zeigen keine großen Schwankungen bei der Betrachtung innerhalb eines 

Jahres und werden deshalb in der Simulation als konstant angenommen. Das 

bedeutet, dass der Wind und der Sonnenanteil die fluktuierenden Bestandteile des 

Systems sind. Die Leistungsverläufe von Wind und Sonne besitzen stark 

unterschiedliche Verläufe. 

 

Abbildung 14: Leistungsverlauf von Sonne und Wind 

Die Abbildung 14 zeigt die Leistungsverläufe von Wind und Sonne in einer stündlichen 

Auflösung innerhalb eines zweiwöchigen Zeitraums. Hierbei beziehen sich die 

prozentualen Werte auf den Mittelwert der Leistungen [W/m2] von einem Jahr, welcher 

gleich 100 % gesetzt wird. Der Leistungsverlauf der Sonne ist sehr inkonstant und stark 

abhängig von der Tages- und Nachtzeit. Der Leistungsverlauf des Windes ist im 

betrachteten Zeitraum stetiger als die Leistung der Sonne. Auch bei der jährlichen 

Betrachtung der Leistungsverläufe entstehen gravierende Unterschiede. Diese werden 

in der Abbildung 15, mit Hilfe des Mischfaktors, veranschaulicht. Der Mischfaktor ist 

das Verhältnis von Windanteil zu Solaranteil und wird im weiteren Verlauf auf Basis 

des Skripts „Energiewirtschaft und Energiespeicherung“ von Prof. Dr.- Ing. Popp 

genauer erläutert. (Popp, 2018) 
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Abbildung 15: Kombination aus Wind- und Solarleistung 

Die prozentualen Werte in der Abbildung 15 beziehen sich auf den Mittelwert der 

Leistungen [W/m2] von einem Jahr, welcher gleich 100 % gesetzt wird. Wird ein 

Mischfaktor verwendet, wird die gesamte Leistung von 100 % aufgeteilt. Ein Beispiel 

für die Stromversorgungskombination für die Zeitdauer von einem Jahr ist in Abbildung 

15 mit einen Mischfaktor (m) von 0,6 aufgezeigt. Dies entspricht einer Kombination aus 

60 % Wind und 40 % Sonne. Das bedeutet, dass 60 % des Energieumwandlungs-

vermögens durch Windenergieanlagen und die verbleibenden 40 % durch 

Solarenergieanlagen bereitgestellt werden. Für die Darstellung in Abbildung 15 werden 

die jeweiligen Mittelwerte von sieben Tagen verwendet und ein Umwandlungs-

vermögen (UV; Unterkapitel 3.1.5) von 100 % wird festgelegt. Zu erkennen ist, dass 

die Zeiträume mit hohen durchschnittlichen Sonnenleistungen tendenziell in der Mitte 

des Jahres vorliegen. Die Zeiträume mit hohen durchschnittlichen Windleistungen sind 

tendenziell am Anfang und am Ende des Jahres zu verzeichnen. Ersichtlich ist, dass 

die Zeiträume mit hohen durchschnittlichen Leistungen von Sonne und Wind zeitlich 

zueinander versetzt sind. 

In dem Beispiel der Abbildung 15 sind keine konstanten Leistungsbereitstellungen 

durch Biogasanlagen oder Laufwasserkraftwerke berücksichtig. Durch die Erkenntnis, 

dass die Leistung der Sonne und des Windes zeitlich unterschiedlich verlaufen und der 

Mischfaktor die Zusammensetzung bestimmt, ist es möglich Zeiträume zu konstruieren 

in denen eine hohe durchschnittliche Leistung zur Verfügung steht. Ein Beispiel dafür 

ist in Abbildung 16 aufgezeigt. 
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Abbildung 16: Vergleich von verschiedenen Mischverhältnissen 

In Abbildung 16 sind vier Stromerzeugungsleistungslinien und eine 

Verbrauchsleistungslinie dargestellt. Die Stromerzeugungsleistungslinien zeigen 

Systeme auf, welche zu einem variablen Maß durch Sonne und Wind versorgt werden 

und ein Umwandlungsvermögen von 100 % besitzen. Für die Veranschaulichung des 

Mischfaktors wurde bei dieser Darstellung auf die konstanten Leistungsbereitsteller 

(Laufwasseranteil und Biomasseanteil) verzichtet. 

Der Unterschied der Stromerzeugungsleistungslinien beruht auf dem Mischfaktor. Die 

orangene Linie besitzt einen Mischfaktor von 0,4 und die grüne Linie besitzt einen 

Mischfaktor von 0,8. Für die exemplarische Betrachtung sind in Abbildung 16 die 

Mischfaktoren 1 (grau) und 0 (gelb) dargestellt. Die blaue Leistungslinie zeigt den 

Verbrauch der untersuchten Region. Die Leistungslinien mit einem Mischfaktor von 0 

und 0,4 zeigen, dass im Sommer tendenziell eine höhere mittlere Leistung zur 

Verfügung steht als im Winter und, dass diese höher ist als der mittlere Verbrauch in 

den Sommermonaten. In den Wintermonaten ist der Verbrauch tendenziell höher als 

die zur Verfügung gestellte Leistung. Der Verlauf mit dem Mischfaktor 0 ähnelt dem 

Verlauf der Leistungslinie mit einem Mischfaktor von 0,4. Bei dem Mischfaktor 0 ist der 

jahreszeitabhängige Trend deutlicher zu erkennen. Bei den Mischfaktoren 0,8 und 1 

ist das Verhalten umgekehrt. Die Defizite liegen vermehrt in der Mitte des Jahres und 

die Überschüsse in den Wintermonaten. Durch den Vergleich der beiden 
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Mischfaktoren 0,8 und 1 wird deutlich das der jahreszeitabhängige Trend einen 

höheren Einfluss auf die Leistungslinie mit dem Mischfaktor 1 besitzt. 

Zu den Zeitpunkten, in denen mehr Strom generiert als verbraucht wird, können die 

entstehenden Überschüsse gespeichert werden. Der gespeicherte Strom wird für die 

Deckung von Leistungsdefiziten verwendet.  

In dem Programm wird der Mischfaktor solange verändert, bis die minimalen 

Stromgestehungskosten für das Versorgungssystem und für die festgelegten 

Windenergieanlagenparameter gefunden werden. 

3.1.5 Festlegung des Umwandlungsvermögens 

Das Umwandlungsvermögen ist ein Parameter, welcher angibt, wieviel Strom im 

Vergleich zum Verbrauch umgewandelt werden könnte. In dem folgenden Unterkapitel 

wird auf Basis des Skripts „Energiewirtschaft und Energiespeicherung“ von Prof. Dr.- 

Ing. Popp das Umwandlungsvermögen genauer erläutert. (Popp, 2018) 

Aus der Bedingung, dass es bei einem regenerativen Stromversorgungssystem 

unvermeidbar ist, Strom zu speichern, ist es nötig mehr regenerativen Strom zu 

generieren als zu verbrauchen. Dafür verantwortlich ist das verlustbehaftete Speichern 

von Strom. Dieses kann durch die begrenzte Speicherladeleistung (SLL), den 

Speichersystemwirkungsgrad oder die maximal verfügbare Speicherkapazität 

verursacht werden. Das Umwandlungsvermögen setzt sich aus dem zum jeweiligen 

Betrachtungszeitpunkt abrufbaren und anstehenden Leistungsangebot zur 

Stromproduktion aus Wind, Sonne, Laufwasser und Biomasse zusammen und wird mit 

der Formel 36 beschrieben. Für die Simulation wird der Laufwasseranteil auf 0,5 % 

und der Biomasseanteil wird auf 1,5 % festgelegt. Der Anteil der Biomasse beinhaltet 

die restlichen Stromerzeuger. Hierbei ist zu beachten, dass die tatsächlichen Anteile 

für die Region Schwabach viermal höher als die verwendeten Werte sind.1 

 

                                                 
1  Diese Unstimmigkeit wurde festgestellt, nachdem die gesamte Auswertung bereits durchgeführt  
   worden ist. Basierend auf den zeitlichen Gegebenheiten der Bachelorarbeit war eine erneute  
   Berechnung nicht möglich. Eine Vergleichbarkeit der Versorgungssysteme aufgrund von konstanten  
   Laufwasser- und Biomasseanteilen ist gegeben.   
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𝑈𝑉 = 𝑊𝐴 + 𝑆𝐴 + 𝐿𝐴 + 𝐵𝐴 Formel 36 

𝑈𝑉 Umwandlungsvermögen  

𝑊𝐴 Windanteil  

𝑆𝐴 Solaranteil  

𝐿𝐴 Laufwasseranteil  

𝐵𝐴 Biomasseanteil  

Die Umwandlungsreserve (UR) ergibt sich aus der Formel 37. 

𝑈𝑅 = 𝑈𝑉 − 100 % Formel 37 

Die Umwandlungsreserve lässt sich auch aus den Größen 

Residualleistungsüberschüsse (RÜ) und Residualleistungsdefizite (RD) bestimmen 

(Formel 38). Die Residualleistung beschreibt die Differenz der zur Verfügung 

stehenden Strommenge und dem Verbrauch. 

𝑈𝑅 = 𝑅Ü − 𝑅𝐷 Formel 38 

Aus Formel 38 wird ersichtlich, dass die Umwandlungsreserve das Maß an Strom ist, 

welche zur Deckung der Verluste maximal verwendet werden kann.  

Das Umwandlungsvermögen und die Umwandlungsreserve haben einen erheblichen 

Einfluss auf das simulierte Stromversorgungssystem. Deshalb wird das 

Umwandlungsvermögen bei der Simulation solange variiert, bis die minimalen 

Stromgestehungskosten für die festgelegten Windenergieanlagenparameter und den 

festgelegten Mischfaktor gefunden werden. Die Variation erfolgt hierbei durch die 

Veränderung der Summe des zusammengefassten frei ausbaubaren 

Umwandlungsvermögens aus dem Windanteil und dem Solaranteil (Formel 36). 

Hierbei wird der zu untersuchende Mischfaktor nicht geändert. 

3.1.6 Festlegung der Speicherladeleistung 

Die Speicherladeleistung beschreibt die maximale Leistung, die in den Speicher 

gespeist werden kann. In dem folgenden Unterkapitel wird auf Basis des Skripts 

„Energiewirtschaft und Energiespeicherung“ von Prof. Dr.- Ing. Popp die 

Speicherladeleistung genauer erläutert. (Popp, 2018) 
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Ist die zur Verfügung stehende speicherbare Leistung größer als die 

Speicherladeleistung kann die Differenz nicht gespeichert werden. Werden die 

Leistungsüberschüsse und die Leistungsdefizite nach ihrer Größe geordnet, ergibt sich 

eine Residualleistungsdauerlinie. Ein Beispiel hierfür ist in Abbildung 17 aufgezeigt 

 

Abbildung 17: Residualleistungsdauerlinie 

In Abbildung 17 ist eine Residualleistungsdauerlinie einmal mit und einmal ohne 

Speicherladeleistung aufgezeichnet. Die Fläche über den Residualleistungs-

dauerlinien und unterhalb der x-Achse, welche mit einer (1) gekennzeichnet ist, 

beschreibt die Residualleistungsdefizite. Der zweite Bereich schließt die Fläche 

zwischen der blauen Residualleistungsdauerlinie und der x-Achse ein. Diese Fläche 

beschreibt die Residualleistungsüberschüsse. Die Speicherladeleistung wird durch die 

Ziffer Drei markiert. Sie legt die Größe der Begrenzung für die Fläche der 

Ladeleistungsüberschreitung (LLÜ) fest. Die Fläche der Ladeleistungsüberschreitung 

ist mit der Ziffer Vier markiert. Diese befindet sich unter der blauen 

Residualleistungsdauerlinie und über der orangenen Residualleistungsdauerlinie mit 

Speicherladeleistung. Das Aufladevermögen (ALV) ergibt sich durch den Abzug von 

der Ladeleistungsüberschreitung von den Residualleistungsüberschüssen, also eine 

Subtraktion der Flächen Zwei minus Vier. (Formel 39) 
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𝐴𝐿𝑉 = 𝑅Ü − 𝐿𝐿Ü Formel 39 

Das dadurch erhaltene Aufladevermögen beschreibt die verfügbare Strommenge, die 

für die Speicheraufladung in dem betrachteten Zeitraum zu Verfügung steht. 

Durch diesen Zusammenhang lässt sich folgern, dass die Speicherladeleistung einen 

signifikanten Einfluss auf das Stromversorgungssystem ausübt. Durch Variation der 

Größe Speicherladeleistung ergibt sich folglich auch eine Änderung der 

Stromgestehungskosten. Aus diesem Grund wird die Speicherladeleistung variiert und 

das Stromgestehungskostenminimum für die festgelegten Windenergieanlagen-

parameter, den Mischfaktor und das Umwandlungsvermögen gesucht.  

3.1.7 Kontrolle der Bedarfsdeckungsreserve 

Die Bedarfsdeckungsreserve (BDR) ist ein Merkmal für die Zuverlässigkeit eines 

regenerativen Versorgungssystems. In dem folgenden Unterkapitel wird auf Basis des 

Skripts „Energiewirtschaft und Energiespeicherung“ von Prof. Dr.- Ing. Popp die 

Bedarfsdeckungsreserve genauer erläutert. (Popp, 2018) 

Die Bedarfsdeckungsreserve beschreibt die Größe der Reserve, welche effektiv für die 

Defizitdeckung zu Verfügung steht. Sie wird mit dem minimal zu erreichendem Wert 

von 10 % festgelegt. Die Bedarfsdeckungsreserve wird mit der Formel 40 berechnet.  

𝐵𝐷𝑅 =
𝑉𝑅

𝐵𝑆𝐵
∗ 100% Formel 40 

𝑉𝑅 Versorgungsreserve  

𝐵𝑆𝐵 Bereitstellungsbedarf  

𝐵𝐷𝑅 Bedarfsdeckungsreserve  
 

 

Die Versorgungsreserve (VR) beschreibt das Umwandlungsvermögen, welches nicht 

für den Speicherdurchsatz (SD) benötigt wird. Die Formel 42 zeigt, dass der Speicher-

durchsatz die benötigte Energiemenge beschreibt, die für das Aufladen des Speichers 

für die Kompensierung der Residualleistungsdefizite nötig ist. Die Versorgungsreserve 

ist durch die Formel 41 und der Speicherdurchsatz ist durch die Formel 42 vorgegeben.  

𝑉𝑅 = 𝐴𝐿𝑉 − 𝑆𝐷 Formel 41 
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𝑆𝐷 =
𝑅𝐷

𝜂𝑆𝑝𝑒𝑖𝑐ℎ𝑒𝑟
 Formel 42 

Daraus folgt, dass die Versorgungsreserve als Sicherheitsfaktor für das Versorgungs-

system angesehen werden kann.  

Der Bereitstellungsbedarf (BSB) gibt die Menge der Energie an, die für die Versorgung 

des Systems benötigt wird. Dieser wird mit der Formel 43 beschrieben.  

𝐵𝑆𝐵 = 100% − 𝑅𝐷 +
𝑅𝐷

𝜂𝑆𝑝𝑒𝑖𝑐ℎ𝑒𝑟
 Formel 43 

Dieser ist abhängig von dem Residualleistungsdefizit und dem Speicherdurchsatz 

(Formel 42).  

Sobald die ausgerechnete Bedarfsdeckungsreserve größer oder gleich dem 

festgelegten minimalen Betrag der Bedarfsdeckungsreserve mit 10 % ist, werden 

anschließend die Stromgestehungskosten bestimmt.  

3.1.8 Berechnung der Stromgestehungskosten 

Die Stromgestehungskosten setzen sich in der Simulation des Stromversorgungs-

systems aus den zwei Kategorien Kapitalkosten und Betriebskosten der einzelnen 

Systemkomponenten zusammen. In dem folgenden Unterkapitel werden auf Basis des 

Skripts „Energiewirtschaft und Energiespeicherung“ von Prof. Dr.- Ing. Popp die 

Stromgestehungskosten genauer erläutert. (Popp, 2018) 

Die Kosten für die Herstellung der einzelnen Systembestandteile lassen sich mit der 

Formel 44 bestimmen.  

𝐻𝐾 = 𝑃𝑁 ∗ 𝑠𝐻𝐾 Formel 44 

𝐻𝐾 Herstellungskosten  

𝑃𝑁 Nennleistung [kWN/kWVD] 

𝑠𝐻𝐾 spez. Herstellungskosten [€/kW] 

Bei der Formel 44 ist zu beachten, dass die Variable PN in der Einheit kWN/kWVD zu 

verwenden ist. Die Variable PN in der Einheit % bezieht sich auf das Verhältnis von der 

installierten Nennleistung zu dem durchschnittlichen Verbrauch des untersuchten 
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Systems. Bei der Umrechnung von der Einheit % auf die Einheit kWN/kWVD ist aufgrund 

dessen der Umrechnungsfaktor 100 zu beachten.  

Die Systembestandteile und deren spezifische Kosten sind in Tabelle 8 aufgezeigt.  

Tabelle 8: spez. Herstellkosten der Systembestandteile 

Systembestandteile spez. Herstellkosten [
€

𝑘𝑊
] 

Windenergieanlage Variabler Wert 

Solarenergieanlage 900 

Laufwasserkraftwerk 4000 

Biomasseleistungsanlage 3000 

Speicherladeanlage 150 

Speicherentnahmeanlage 150 

Maximalleistungsanlage 200 

Für die Berechnung der Herstellungskosten werden nach Formel 44 die 

Nennleistungen der Systemparameter und die spez. Herstellkosten, welche in  

Tabelle 8 aufgeführt sind, benötigt. Die Nennleistung der Speicherentnahmeanlage 

ergibt sich aus dem maximalen Wert des Residualleistungsdefizits. Durch die 

Entnahmeanlage muss eine Leistung zur Verfügung gestellt werden, die mindestens 

der Größe des maximalen Defizites entspricht. Für die Sicherstellung eines 

zuverlässigen Systems wird hierbei der Faktor Entnahmeleistungsreserve verwendet, 

welcher mit 10 % festgelegt ist und der gleichzeitig die maximale Entnahmeleistung 

des Systems erhöht. Die Nennleistungen von Sonnen- und Windenergieanlagen sind 

von den zu untersuchenden Windenergieanlagenparameter (Unterkapitel 3.1.1), 

Mischfaktor (Unterkapitel 3.1.3), Speicherladeleistung (Unterkapitel 3.1.6) und dem 

Umwandlungsvermögen (Unterkapitel 3.1.5) abhängig. Die Nennleistungen der 

Laufwasserkraftwerke und der Biomasseleistungsanlagen sind in der Berechnung 

konstant.  

Die Kosten für die Kapazität des Speichers werden mit der Formel 45 berechnet.  

𝑆𝐾𝐾 = 𝐾𝑉 ∗ 𝑠𝐻𝐾 Formel 45 

𝑆𝐾𝐾 Speicherkapazitätskosten  

𝐾𝑉 vorzuhaltende Kapazität  

𝑠𝐻𝐾 spez. Herstellungskosten [€/kWh] 
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Die vorzuhaltende Kapazität (KV) wird mit Hilfe der Kapazitätsreserve (KR) und dem 

Kapazitätsbedarf (KB) bestimmt. Ein weiteres Merkmal der Zuverlässigkeit eines 

Versorgungssystems ist die Kapazitätsreserve. Die Kapazitätsreserve wird in der 

Simulation mit 10 % angenommen. Durch die Erhöhung des Kapazitätsbedarfs durch 

die Kapazitätsreserve wird das Speichervermögen festgelegt. Für die Simulation wird 

ein Stülpmembranspeicher verwendet. Dieser kann nach der Aussage von Hr. Prof. 

Dr.-Ing. Popp (Persönliche Kommunikation, 2019) einen spezifischen Kostenwert von 

30 €/kWh aufweisen. Die spez. Kosten sind stark von konstruktiven Rahmenbedingung 

abhängig. Aus diesem Grund werden für die Simulation die spez. Kosten mit 35 €/kWh 

festgelegt. Die zu deckenden Herstellungskosten (HK) sind die Summe aller 

Herstellungskosten der Bestandteile des Stromversorgungssystems.  

Die jährlichen Kapitalkosten der Bestandteile des Stromversorgungssystems lassen 

sich als Annuität mit der Formel 46 berechnen. 

𝐾𝐾 = 𝐻𝐾 ∗
(1 + 𝑧)𝐴𝑆𝐷 ∗ 𝑧

(1 + 𝑧)𝐴𝑆𝐷 − 1
 Formel 46 

𝐾𝐾 Kapitalkosten  

𝐻𝐾 Herstellungskosten  

𝑧 Zinsfaktor 

𝐴𝑆𝐷 Abschreibungsdauer  

Die in der Simulation verwendeten Werte sind in Tabelle 9 abgebildet.  

Tabelle 9: Kapitalkostenparameter 

Systembestandteile Abschreibungsdauer [a] Zins [%] 

Windenergieanlage 20 5 

Solarenergieanlage 20 5 

Laufwasserkraftwerk 50 5 

Biomasseleistungsanlage 20 5 

Speicherladeanlage 20 2 5 

Speicherentnahmeanlage 25 2 5 

Maximalleistungsanlage 40 2 5 

Speicherkapazität 40 5 

                                                 
2 Diese Abschreibungsdauern repräsentieren eine konservative Betrachtung. Diese Unstimmigkeiten  
   besitzen keine Auswirkung auf den relativen Vergleich zueinander. Basierend auf dem zeitlichen  
   Rahmen dieser Bachelorarbeit war eine erneute Berechnung mit Erfahrungswerten nicht möglich. 
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Die Herstellungskosten der einzelnen Systembestandteile werden durch die Formel 44 

bestimmt. Die einzelnen Kapitalkosten die aus der Formel 46 entstehen, ergeben 

aufsummiert die Kapitalkosten die das System (𝐾𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚) verursacht.  

Für das Betreiben von den untersuchten Anlagen fallen Kosten an. Diese unterteilen 

sich in verschiedene Kategorien. Eine nähere Erläuterung der Betriebskosten für WEA 

ist in dem Unterkapitel 2.1.2 gegeben. Die jährlich entstehenden Kosten werden durch 

die Formel 47 berechnet. 

𝐵𝐾 = 𝐻𝐾 ∗ 𝐵𝐾𝐹 Formel 47 

𝐵𝐾 Betriebskosten  

𝐻𝐾 Herstellungskosten  

𝐵𝐾𝐹 Betriebskostenfaktor  

Für einen Ansatz für die Bestimmung der Betriebskosten der einzelnen System-

bestandteile werden die in Tabelle 10 aufgeführten Betriebskostenfaktoren verwendet.  

Tabelle 10: Betriebskostenfaktoren 

Systembestandteile Betriebskostenfaktor [%] 

Windenergieanlage 5 

Solarenergieanlage 2 

Laufwasserkraftwerk 1 

Biomasseleistungsanlage 20 

Speicherladeanlage 2 

Speicherentnahmeanlage 2 

Maximalleistungsanlage 2 

Speicherkapazität 2 

Die jährlichen Betriebskosten des Systems ( 𝐵𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚 ) sind die Summe der 

Betriebskosten der Systembestandteile. Die jährlichen Gesamtkosten des Systems 

(𝐺𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚) ergeben sich aus der Formel 48.  

𝐺𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚 = 𝐵𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚 + 𝐾𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚 = ∑ 𝐵𝐾 +  ∑ 𝐾𝐾  Formel 48 

Die Berechnung der Stromgestehungskosten bezieht sich zum einen auf den 

Verbrauch (VD) in Abhängigkeit des Bezugszeitraums (𝑡𝐵𝑒𝑧𝑢𝑔) und zum anderen auf 
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die Gesamtkosten des Systems. Die Stromgestehungskosten sind mit Hilfe der Formel 

49 zu berechnen.  

𝑆𝐺𝐾𝑉𝑆 =
𝐺𝐾𝑆𝑦𝑠𝑡𝑒𝑚

𝑉𝐷 ∗ 𝑡𝐵𝑒𝑧𝑢𝑔
∗ 100

𝑐𝑡

€
  Formel 49 

Die Stromgestehungskosten sind in der Simulation der entscheidende 

Vergleichsparameter. Das Optimieren des Stromversorgungssystems hat das Ziel, 

unter Berücksichtigung der Systemsicherheit und Zuverlässigkeit, möglichst geringe 

Stromgestehungskosten aufzuweisen.  

3.2   Programmablauf 

Durch die Erkenntnisse aus Kapitel 3.1 wird die Abhängigkeit der Stromgestehungs-

kosten von vielen Parametern erkennbar. Für die Bestimmung der geringsten Strom-

gestehungskosten ist es nötig, die Parameter Nabenhöhe, spez. Generatorleistung, 

Rotordurchmesser, Mischfaktor, Umwandlungsvermögen und Speicherladeleistung zu 

verändern und die zugehörigen Stromgestehungskosten zu vergleichen. Dieser 

Prozess wird in zwei Programme aufgeteilt. 

3.2.1 Berechnung der minimalen Stromgestehungskosten für eine 

Windenergieanlagenkonfiguration 

Im ersten Programm werden die Stromgestehungskosten für eine feste 

Anlagenkonfiguration nach dem Unterkapitel 3.1 bestimmt. Die Ermittlung der 

Stromgestehungskosten für eine vorgeschriebene WEA, erfolgt mit der Hilfe eines 

Programms von Herrn Prof. Dr.-Ing. Popp. In dieser Bachelorarbeit wird in dieses 

Programm die Berechnung der variablen Windenergieanlagenauslegung 

implementiert. Die Suche nach den geringsten Stromgestehungskosten erfolgt durch 

die Veränderung der Parameter Mischfaktor, Umwandlungsvermögen und 

Speicherladeleistung. Das Programm berechnet dafür zunächst die 

Leistungskennlinien für die Faktoren Wind, Solar und Verbrauch. Durch die 

Erweiterung des Programms und durch die festgelegten Parameter Nabenhöhe, spez. 

Generatorleistung und Rotordurchmesser werden die spez. Herstellungskosten einer 

WEA berechnet. Für die Bestimmung der Stromgestehungskosten wird der Ablauf, 

welcher in dem Unterkapitel 3.1 beschrieben ist, verwendet. Durch die Veränderung 
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der Windenergieanlagenparameter, der Speicherladeleistung, dem Umwandlungs-

vermögen und dem Mischfaktor variieren die Stromgestehungskosten. Für ein 

Auffinden der minimal möglichen Stromgestehungskosten, bei einer festen 

Windenergieanlagenkonfiguration, werden die Parameter Speicherladeleistung, 

Umwandlungsvermögen und Mischfaktor verändert.  

Die Suche nach den minimalen Stromgestehungskosten erfolgt durch die Festlegung 

des Mischfaktors, des Umwandlungsvermögens und der Speicherladeleistung. Durch 

diese Parameter werden erstmalig die Stromgestehungskosten berechnet. Daraufhin 

wird die Speicherladeleistung in großen Schritten variiert und die dazugehörigen 

Stromgestehungskosten werden ausgerechnet. Nachdem der erste Berechnungs-

durchlauf abgeschlossen ist, wird der Bereich analysiert, indem sich das 

Kostenminimum abgezeichnet hat. Hierfür wird der Vorgang mit einer kleiner 

werdenden Schrittweite wiederholt, bis die gewünschte Genauigkeit erreicht ist. Der 

dadurch ermittelte Stromgestehungskostenwert ist der minimale Kostenwert für die 

vorgegebene Kombination aus Mischfaktor und Umwandlungsvermögen, bei einer 

vorgegebenen WEA. Ein Beispiel eines Suchprozesses der Stromgestehungskosten 

in Abhängigkeit der Speicherladeleistung ist in Abbildung 18 dargestellt. 

 

Abbildung 18: SGKVS in Abhängigkeit der SLL 

Die in Abbildung 18 aufgezeigte Untersuchung visualisiert die Suche nach den 

geringsten Stromgestehungskosten in Abhängigkeit der Variable 

Speicherladeleistung. Das System besteht aus mehreren WEA mit einem 

Rotordurchmesser von 120 m, einer spez. Nennleistung von 120 W/m2, einer 

Nabenhöhe von 130 m, einem Mischfaktor von 0,59 und einem Umwandlungs-
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vermögen von 168 %. Das Kostenminimum wird bei einer Speicherladeleistung von 

166 % erreicht und beträgt 15,26 ct/kWh.  

Diese Untersuchungsergebnisse werden anschließend für die Berechnung des 

optimalen Umwandlungsvermögens in Abhängigkeit der WEA und des Mischfaktors 

verwendet. Hierbei wird das Umwandlungsvermögen in großen Schritten variiert und 

die dazugehörigen Parameter optimale Speicherladeleistung und Stromgestehungs-

kosten werden berechnet. Daraufhin wird der Bereich bestimmt, indem sich das 

Kostenminimum befindet. Dieser wird nach demselben Ablauf und mit kleiner 

werdenden Schrittweiten untersucht. Ergebnis dieser Untersuchung ist das optimale 

Umwandlungsvermögen, für die fixierten Anlagenparameter und den vorgegebenen 

Mischfaktor. Die Stromgestehungskostenentwicklung ist in Abhängigkeit vom 

Umwandlungsvermögen in Abbildung 19 aufgezeigt.  

 

Abbildung 19: SGKVS in Abhängigkeit der Variable UV 

Die Untersuchung, welche in Abbildung 19 dargestellt ist, zeigt die Suche nach den 

geringsten Stromgestehungskosten in Abhängigkeit der Variable Umwandlungs-

vermögen. Bei dieser Berechnung haben die als fixiert angenommenen Werte im 

System und in der Berechnung der optimalen Speicherladeleistung denselben Betrag. 

Das Berechnen der Variable Umwandlungsvermögen wird mit vorgegebenen Werten 

für Mischfaktor und Windenergieanlagenkonfiguration durchgeführt. Das kosten-

optimierte Umwandlungsvermögen entspricht in diesem Beispiel 167 %. Die 

dazugehörige Speicherladeleistung beträgt 180 % und die Stromgestehungskosten 

von 15,25 ct/kWh entstehen. 
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Das Untersuchungsergebnis wird anschließend für die Berechnung des optimalen 

Mischfaktors in Abhängigkeit der WEA verwendet. Für die Suche nach dem 

stromgestehungskostenoptimierten Mischfaktor wird dieser in großen Schritten variiert, 

die zugehörigen optimalen Werte für die Speicherladeleistung und für das 

Umwandlungsvermögen werden bestimmt und die Stromgestehungskosten werden 

berechnet. Daraufhin wird der Bereich bestimmt, indem sich das Kostenminimum 

abzeichnet. Dieser Bereich wird mit immer feineren Schrittweiten analysiert. Ein 

Beispiel für die Stromgestehungskostenanalyse in Abhängigkeit des Mischfaktors ist 

in Abbildung 20 abgebildet.  

 

Abbildung 20: SGKVS in Abhängigkeit des Mischfaktors 

In Abbildung 20 ist das Untersuchungsergebnis dargestellt, welches die Suche nach 

den geringsten Stromgestehungskosten in Abhängigkeit der Variable Mischfaktor 

zeigt. Die für das System als fixiert angenommenen Werte und die der Berechnung der 

optimalen Speicherladeleistung besitzen denselben Betrag. Der kostenoptimierte 

Mischfaktor beträgt in diesem Beispiel 0,59. Die dazugehörigen Parameter betragen 

167 % für das Umwandlungsvermögen, 180 % für die Speicherladeleistung und 

15,25 ct/kWh für die Stromgestehungskosten. 

Diese Analyse gibt die optimale Systemauslegung für eine Windenergieanlagen-

konstellation vor. Das ist die Aufgabe des ersten Programms.  
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3.2.2 Bestimmung des Stromversorgungssystems mit minimalen 

Stromgestehungskosten  

Das zweite Programm vergleicht die optimierten Systeme mit ihren zugehörigen 

Windenergieanlagenkonstellationen und ermittelt das Stromversorgungssystem, 

welches die geringsten Stromgestehungskosten aufweist. Dieser Vergleich erfolgt 

unter gleichen Bedingungen für jedes System. Für den Abgleich der 

Stromversorgungssysteme werden die Parameter Rotordurchmesser, spez. 

Nennleistung, Nabenhöhe und minimale Stromgestehungskosten von der Auswertung 

des ersten Programms, in das zweite Programm übernommen. Das Programm erstellt 

eine Auswertung bezüglich der Stromgestehungskosten und dem Verhalten bei 

Variation verschiedener Windenergieanlagenparameter. Dadurch wird ersichtlich, 

inwieweit sich die Stromgestehungskosten in Abhängigkeit von Rotordurchmesser, 

spez. Generatorleistung und Nabenhöhe verhalten. 
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4. Ergebnisse 

Die Stromgestehungskosten, welche in Abhängigkeit der Windenergieanlagen-

konfigurationen entstehen, sind stark unterschiedlich. In den folgenden Unterkapiteln 

sind die Veränderungen der Stromgestehungskosten über die Variation der Parameter 

Rotordurchmesser, spez. Nennleistung und Nabenhöhe aufgezeigt. Die Tabelle 11, 

Tabelle 12 und Tabelle 13 beinhalten dieselben Ergebnisse. Die Darstellung 

unterscheidet sich in der Sortierung der Parameter. Die ausführlichen 

Untersuchungsergebnisse befinden sich im elektronischen Anhang.  

4.1   Stromgestehungskostenverlauf nach Rotordurchmesser 

Durch die Ergebnisse des ersten Programms (Unterkapitel 3.2.1) und des zweiten 

Programms (Unterkapitel 3.2.2) lässt sich der Stromgestehungskostenverlauf über die 

Variationen der Windenergieanlagenparameter tabellarisch aufzeigen. Diese sind in 

der Tabelle 11 dargestellt und nach dem Rotordurchmesser gegliedert. 
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Tabelle 11: Entstehende SGKVS durch Variation des Rotordurchmessers 

𝑫𝑹𝒐𝒕𝒐𝒓 = 80 m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐻  

[m] 
100 130 160 100 130 160 100 130 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
16,45 17,47 19,09 18,68 18,77 19,60 23,15 22,00 21,94 

𝑫𝑹𝒐𝒕𝒐𝒓 = 120 m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐻  

[m] 
100 130 160 100 130 160 100 130 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
15,23 15,25 15,80 18,05 17,31 17,22 23,40 21,50 20,79 

𝑫𝑹𝒐𝒕𝒐𝒓 = 160 m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐻  

[m] 
100 130 160 100 130 160 100 130 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
15,22 14,81 14,88 18,52 17,38 16,87 24,89 22,36 21,22 

Bei einer spez. Nennleistung von 120 W/m2 zeigt sich unabhängig von der Nabenhöhe, 

dass mit steigendem Rotordurchmesser die Stromgestehungskosten sinken. Ab einer 

spez. Nennleistung von 240 W/m2 zeigt sich unabhängig von der Nabenhöhe in den 

meisten Variationen, dass zuerst mit steigendem Rotordurchmesser von 80 m auf 

120 m die Stromgestehungskosten sinken und anschließend mit einer weiteren 

Erhöhung des Rotordurchmessers von 120 m auf 160 m wieder ansteigen. Die 

Konstellationen, welche hierzu eine Ausnahme bilden, sind in der Tabelle 11 grau 

hinterlegt.  

4.2   Stromgestehungskostenverlauf nach spez. Nennleistung 

Durch die Ergebnisse des ersten Programms (Unterkapitel 3.2.1) und des zweiten 

Programms (Unterkapitel 3.2.2) lässt sich der Stromgestehungskostenverlauf über die 
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Variationen der Windenergieanlagenparameter tabellarisch aufzeigen. Diese sind in 

der Tabelle 12 dargestellt und nach der spez. Nennleistung gegliedert. 

Tabelle 12: Entstehende SGKVS durch Variation der spez. Nennleistung 

𝒑𝑵= 120 
𝑾

𝒎𝟐 

𝐻  

[m] 
100 100 100 130 130 130 160 160 160 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
16,45 15,23 15,22 17,47 15,25 14,81 19,09 15,80 14,88 

𝒑𝑵= 240 
𝑾

𝒎𝟐
 

𝐻  

[m] 
100 100 100 130 130 130 160 160 160 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
18,68 18,05 18,52 18,77 17,31 17,38 19,60 17,22 16,87 

𝒑𝑵= 480 
𝑾

𝒎𝟐 

𝐻  

[m] 
100 100 100 130 130 130 160 160 160 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
23,15 23,40 24,89 22,00 21,50 22,36 21,94 20,79 21,22 

Tabelle 12 zeigt bei Steigerung der spez. Nennleistung, unabhängig von der 

Nabenhöhe und dem Rotordurchmesser, einen Anstieg der Stromgestehungskosten.  

4.3   Stromgestehungskostenverlauf nach Nabenhöhe 

Durch die Ergebnisse des ersten Programms (Unterkapitel 3.2.1) und des zweiten 

Programms (Unterkapitel 3.2.2) lässt sich der Stromgestehungskostenverlauf über die 

Variationen der Windenergieanlagenparameter tabellarisch aufzeigen. Diese sind in 

der Tabelle 13 dargestellt und nach der Nabenhöhe gegliedert. 

 

 



  

 

4. Ergebnisse  
  

 

 Tobias Weldi Seite 51 von 75 

Tabelle 13: Entstehende SGKVS durch Variation der Nabenhöhe 

𝑯 = 100m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
16,45 15,23 15,22 18,68 18,05 18,52 23,15 23,40 24,89 

𝑯 = 130m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
17,47 15,25 14,81 18,77 17,31 17,38 22,00 21,50 22,36 

𝑯 = 160m 

𝑝𝑁  

[W/m2] 
120 120 120 240 240 240 480 480 480 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
80 120 160 80 120 160 80 120 160 

SGKV 

[ct/kWh] 
19,09 15,80 14,88 19,60 17,22 16,87 21,94 20,79 21,22 

Bei einer spez. Nennleistung von 120 W/m2 zeigt sich bei dem Rotordurchmesser 80 m 

und 120 m, dass mit steigender Nabenhöhe die Stromgestehungskosten steigen. Alle 

anderen Konstellationen zeigen bei den meisten Variationen, dass mit steigender 

Nabenhöhe die Stromgestehungskosten sinken. Die Konstellationen, welche hierzu 

eine Ausnahme bilden, sind in der Tabelle 13 grau hinterlegt.  

4.4   Minimale Stromgestehungskosten  

Basierend auf der Simulation der 27 verschiedenen Windenergieanlagen-

konfigurationen, welche sich aus der Variation der drei Windenergieanlagenparameter 

ergeben, werden unterschiedliche Stromversorgungssysteme generiert, wodurch sich 

wiederum unterschiedliche Ergebnisse erzielen lassen. Die sechs Systeme, welche 

den geringsten Stromgestehungskosten aufweisen sind in Tabelle 14 dargestellt. 
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Tabelle 14: minimal entstehende SGKVS 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 

[m] 
160 160 160 120 120 120 

𝑝𝑁 

[W/m2] 
120 120 120 120 120 120 

𝐻  

[m] 
130 160 100 100 130 160 

SGKVS 

[ct/kWh] 
14,81 14,88 15,22 15,23 15,25 15,80 

 

4.5   Einfluss des Laufwasseranteils und Biomassenanteils  

Für die Simulation wird der Laufwasseranteil auf 0,5 % und der Biomasseanteil wird 

auf 1,5 % festgelegt. Hierbei ist zu beachten, dass die tatsächlichen Anteile für die 

Region Schwabach viermal höher als die verwendeten Werte sind. Für Analyse der 

hierdurch entstehenden Differenz wird das Stromversorgungssystem mit den 

geringsten Stromgestehungskosten noch einmal mit den korrigierten Werten simuliert. 

Für die modifizierte Simulation wird der Laufwasseranteil auf 2 % und der 

Biomasseanteil wird auf 6 % festgelegt. Durch die Verwendung der WEA mit einem 

Rotordurchmesser von 160 m, einer spez. Nennleistung von 120 W/m2 und einer 

Nabenhöhe von 130 m ergeben sich Stromgestehungskosten von 14,46 ct/kWh. 

Hierbei ergibt sich ein Unterschied von 0,35 ct/kWh. Gründe für die Abnahme der 

Kosten sind zum Beispiel, dass durch die erhöhte konstante Leistung, die 

Speicherladeleistung von 180 % auf 174 % und die vorzuhaltende Kapazität von 

121,1 kWh/kW auf 113,3 kWh/kW sinken. 
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5. Berechnung der WEA in einem Wirtschaftssystem 

Das System mit der Windenergieanlagenkonfiguration Rotordurchmesser 160 m, 

spez. Nennleistung 120 W/m2 und der Nabenhöhe 130 m führt zu den geringsten 

Stromgestehungskosten für die Region Schwabach. Dieses Stromversorgungssystem 

wird nicht innerhalb eines kurzen Zeitraums errichtet, sondern benötigt Jahre des 

Aufbaus. Die Geschwindigkeit des Ausbaus der einzelnen Systembestandteile ist von 

deren Ökonomie außerhalb des Systems abhängig.  

Aus diesem Grund wird in den Unterkapiteln 5.1 und 5.2 die Wirtschaftlichkeit einer 

einzelnen WEA außerhalb des Stromversorgungssystems untersucht. Hierfür wird eine 

dynamische Berechnung der Wirtschaftlichkeit einer WEA nach dem Erneuerbaren-

Energien-Gesetz (EEG) und nach den Preisen der Strombörse berechnet. Bei der 

Berechnung wird die Kapitalwertmethode nach Formel 50 verwendet.  

𝑐0 = ∑
𝐸𝑖 − 𝐾𝑖

𝑞𝑖

𝑛

𝑖=1

−
𝑅𝑙

𝑞𝑙
+

𝑆𝑛

𝑞𝑛
− 𝐼0 Formel 50 

𝑐0 Kapitalwert 

𝑛 wirtschaftliche Lebensdauer der Investition in Jahren 

𝐸𝑖 Erlös im Jahr i  

𝐾𝑖 Kosten im Jahr i 

𝑞 (1+p) mit dem Diskontierungszinssatz p 

𝑅𝑙 Erneuerungsinvestition im Jahr l 

𝑆𝑛 Restwert der Anlage 

𝐼0 anfängliche Investition 

Die Formel 50 beschreibt die Kapitalwertmethode, welche es ermöglicht den 

Kapitalwert zu jedem Zeitpunkt zu berechnen. Des Weiteren ist hierdurch auch eine 

Aussage über die Wirtschaftlichkeit möglich. Sobald der Kapitalwert nach Ablauf der 

Lebensdauer negativ ist, ist die Investition in die WEA unwirtschaftlich. Ist der 

Kapitalwert am Ende der Lebensdauer positiv, ist die Investition wirtschaftlich. (Hau, 

2016, S. 944 f.)  

Für die Betrachtung der Wirtschaftlichkeit wird angenommen, dass keine 

Erneuerungsinvestitionen benötigt werden und kein Restwert der Anlage besteht.  



  

 

5. Berechnung der WEA in einem Wirtschaftssystem  
  

 

 Tobias Weldi Seite 54 von 75 

5.1   Wirtschaftlichkeit nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz  

Nach § 1 Absatz 1 EEG 2017 hat das EEG mehrere Intentionen. Diese setzen sich aus 

der nachhaltigen Entwicklung der Energieversorgung, der Reduktion der 

volkswirtschaftlichen Kosten und der Förderung von Technologien im Bereich 

erneuerbare Energien zusammen.  

Die Ziele dieses Gesetzes sind für die Entwicklung und Umsetzung des simulierten 

Stromversorgungssystems eine gute Voraussetzung. Aus diesem Grund wird die 

Ökonomie der Windenergieanlage mit den Parametern Rotordurchmesser 160 m, 

spez. Nennleistung 120 W/m2 und der Nabenhöhe 130 m in diesem Kapitel hinsichtlich 

ihrer Ökonomie nach dem EEG untersucht.  

Die Förderung nach dem EEG 2017 ist nicht mehr aktuell und somit für zukünftige 

WEA unerheblich. Trotzdem wird untersucht, in wieweit eine wirtschaftliche Betreibung 

der WEA nach dem EEG 2017 möglich gewesen wäre.  

Nach § 46 Absatz 2 EEG 2017 ist der vorgegebene Wert der Vergütung im 

Förderzeitraum 8,38 ct/kWh. Der Förderzeitraum beträgt fünf Jahre, ab der 

Inbetriebnahme der Anlage.  

Eine Verlängerung der Frist entsteht, wenn der Ertrag der Anlage 130 % des 

Referenzertrages unterschreitet. Dabei entsteht eine Verlängerung von 0,36 % pro 

Monat in Abhängigkeit der Differenz zwischen der Anlage und 130 % des 

Referenzertrags. Zusätzlich ergibt sich eine Verlängerung der Frist, wenn der Ertrag 

der Anlage 100 % des Referenzertrages unterschreitet. Dabei entsteht eine 

Verlängerung von 0,48 % pro Monat in Abhängigkeit der Differenz zwischen der 

Anlage und 100 % des Referenzertrags. 

Nach § 46 Absatz 1 EEG 2017 erhalten WEA die vor dem 01. Januar 2019 in Betrieb 

genommen wurden eine Vergütung von 4,66 ct/kWh.  

Für die Bestimmung des Förderzeitraums ist der Referenzertrag ein entscheidender 

Parameter.  

Nach EEG 2017 Anlage 2 Absatz 4 ist der Referenzstandort ein Standort, welcher 

durch eine Rayleigh-Verteilung beschrieben werden kann. Hierbei sind verschiedene 
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festgelegte Parameter zu beachten. Die mittlere Jahresgeschwindigkeit muss 6,45 m/s 

in einer Höhe von 100 m über dem Grund betragen. Zudem wird ein Hellmann 

Exponent () von 0,25 vorgegeben. Eine Rauhigkeitslänge von 0,1 m ist anzunehmen.  

Für die Bestimmung der mittleren Windgeschwindigkeit in der Referenzhöhe wird die 

Formel 51 verwendet.  

𝑣𝑁𝐴 = 𝑣𝑟𝑒𝑓 ∗ (
𝐻

𝐻𝑟𝑒𝑓
)

𝛼

 Formel 51 

𝑣𝑁𝐴 Windgeschwindigkeit in Nabenhöhen 

𝑣𝑟𝑒𝑓 Referenzgeschwindigkeit 

𝐻 Höhe Nabe  

𝐻𝑟𝑒𝑓 Referenzhöhe  

𝛼 Hellmann Exponent 

Durch diese Formel lässt sich die mittlere Windgeschwindigkeit für eine andere Höhe 

skalieren. (FGW, 2017) 

Durch die berechnete mittlere Windgeschwindigkeit wird anschließend eine 

Wahrscheinlichkeitsverteilungsdichte bestimmt. Für die Berechnung der 

Wahrscheinlichkeiten wird eine Rayleigh-Verteilung verwendet. Dieses Vorgehen 

findet auch in der Praxis seine Anwendung (Danish Wind Industry Association, 2003, 

Abs. 5). Hierbei ist der Formparameter k genau zwei. Die Wahrscheinlichkeit der 

Windgeschwindigkeit durch die Rayleigh-Verteilung wird mit Hilfe von Excel bestimmt. 

Hierfür werden die Werte x, 2,  und kumuliert in das System eingegeben. Die 

Erläuterungen zu diesen Parametern sind in Tabelle 15 aufgezeigt.  

Tabelle 15: Parameter für die Bestimmung der Rayleigh-Verteilung 

Parameter der 

Rayleigh-Verteilung 

Eingaben Wert 

x 
Windgeschwindigkeit deren 

Häufigkeit abgefragt wird 
variabel 

α2 Formparameter k 2 

β Skalierungsfaktor A = 𝑣𝑁𝐴 ∗
2

√𝜋
 

kumuliert - Falsch 
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Bei der Verwendung der in Tabelle 15 vorgestellten Werte und der Rayleigh-Verteilung, 

werden die Häufigkeiten der einzelnen Windgeschwindigkeiten ermittelt. Durch den 

Abgleich mit der Modellkennlinie wird somit auch der Ertrag, welcher durch die 

Modellkennlinie, die Zeitangabe und die Windgeschwindigkeit berechnet wird, 

bestimmt. Aus diesem wird der gesamte Ertrag einer Referenzanlage für ein Jahr 

bestimmt. 

Die Bestimmung des Förderzeitraums nach dem EEG wird durch den Vergleich der 

Erträge der Referenzanlage ( 𝐸𝑅𝑒𝑓.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 ) und der realen Anlage ( 𝐸𝑅𝑒𝑎𝑙.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 ) 

durchgeführt. Die simulierte Anlage ist die Anlage, welche als Bestandteil des 

Stromversorgungssystems zu den minimalen Stromgestehungskosten beiträgt. Die 

Parameter der WEA betragen 160 m für den Rotordurchmesser, 120 W/m2 für die 

spez. Nennleistung und 130 m für die Nabenhöhe. Für die Berechnung des 

Förderzeitraums werden die Winddaten der Simulation verwendet. Bei der Simulation 

werden die Jahre zwischen 2014 und einschließlich 2018 analysiert.  

Tabelle 16: Ertragsvergleich 

Jahr 𝐸𝑅𝑒𝑎𝑙.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 

[GWh] 

𝐸𝑅𝑒𝑓.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 

[GWh] 

Anteil 

[%] 

𝐸𝑅𝑒𝑎𝑙.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 

< 1,3 ∗ 𝐸𝑅𝑒𝑓.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 

𝐸𝑅𝑒𝑎𝑙.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒

< 𝐸𝑅𝑒𝑓.−𝐴𝑛𝑙𝑎𝑔𝑒 

2014 9,31 12,06 77,21   

2015 10,14 12,06 84,10   

2016 9,67 12,06 80,21   

2017 10,81 12,06 89,60   

2018 9,95 12,06 82,49   

Gesamt 49,88 60,30 82,72 47,28 % 17,28 % 

Durch den Vergleich der Werte aus Tabelle 16 wird ersichtlich, dass 𝐸130 47,28 % 

entspricht und 𝐸100 entspricht 17,28 %. Die Verlängerung des Förderzeitraums kann 

durch die Formel 52 bestimmt werden. 

𝑡𝐹𝑍 = 60 𝑚 +  
𝐸130 

0,36
%
𝑚

+ 
𝐸100 

0,48
%
𝑚

 Formel 52 

Es ergibt sich ein Förderzeitraum ( 𝑡𝐹𝑍 ) von 227,3 Monaten. Das entspricht 

18,94 Jahren. In dieser Zeit beträgt die Vergütung 8,38 ct/kWh. Der zeitliche Verlauf 

der Vergütung ist in Abbildung 21 aufgezeigt.  
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Abbildung 21: EEG-Vergütungsdauer 

Die Vergütung der WEA wird anhand der Werte der Jahre 2014 bis 2018 und dem 

ermittelten Förderzeitraum von 227,3 Monaten berechnet. Der Verlauf der 

Windleistung, welcher für fünf Jahre, von 2014 bis 2018, berechnet wurde, wird für die 

Berechnung der Vergütung von 20 Jahren viermal verwendet. Die Vergütung ergibt 

sich anschließend aus den Formel 53, Formel 54 und Formel 55.  

Vergütung im Förderzeitraum:  

𝐺𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑖𝑚 𝐹𝑍 = ∑ 𝐸Vergütung im FZ ∗  8,38 
𝑐𝑡

𝑘𝑊ℎ
 

 

Formel 53 

Vergütung außerhalb des Förderzeitraums:  

𝐺𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑎𝑢ß𝑒𝑟ℎ𝑎𝑙𝑏 𝐹𝑍 = ∑ 𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑎𝑢ß𝑒𝑟ℎ𝑎𝑙𝑏 FZ ∗  4,66 
𝑐𝑡

𝑘𝑊ℎ
 

 

Formel 54 

Vergütung über die Lebensdauer:  

𝐺𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡 = 𝐺𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑎𝑢ß𝑒𝑟ℎ𝑎𝑙𝑏 𝐹𝑍 + 𝐺𝐸𝑉𝑒𝑟𝑔ü𝑡𝑢𝑛𝑔 𝑖𝑚 𝐹𝑍 
Formel 55 

Somit ergibt sich ein gesamter Umsatz der WEA von 16.300.478 €. Die jährliche 

Vergütung ist in Abbildung 22 dargestellt.  
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Abbildung 22: Vergütung nach EEG 

Durch die Erkenntnisse der jährlichen Vergütung ist es möglich, den Kapitalwert zu 

berechnen. Für die Berechnung wird ein Betriebskostenfaktor von 5 %, ein Zinssatz 

von 5 %, eine Inflationsrate von 1,5 % und eine Windenergieanlagenlebensdauer von 

20 Jahren festgelegt. Der dadurch entstehende Verlauf des Kapitalwertes ist in 

Abbildung 23 dargestellt.  

 

Abbildung 23: Kapitalwertverlauf 

In Abbildung 23 ist zu erkennen, dass ein positiver Kapitalwert nach dem Erreichen der 

Windenergieanlagenlebensdauer vorliegt. Aufgrund dessen zeigt sich, dass eine 

separate Investition in die WEA unter diesen Annahmen und Rahmenbedingungen 

eine lohnende Investition ist. 
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5.2   Wirtschaftlichkeit nach der EPEXspot-Strombörse 

Die EPEXspot-Strombörse handelt in Deutschland und anderen Ländern mit Strom. 

Für die Untersuchung der Wirtschaftlichkeit wird die WEA mit dem Rotordurchmesser 

160 m, der spez. Nennleistung 120 W/m2 und der Nabenhöhe 130 m, welche in den 

untersuchten Stromversorgungssystemen die geringsten Stromgestehungskosten 

generiert, herangezogen. Diese WEA wird nach dem Vergütungsmodell der 

Strombörse analysiert.  

Der marktgehandelte Strompreis wird über das Zusammenspiel von Angebot und 

Nachfrage generiert. Die Werte der Börsenstrompreise sind auf deren Internetseite 

einzusehen. Die Erhebung der Daten erfolgte durch ein Auswertungstool von Prof.  

Dr.-Ing. Popp. Die Werte wurden hierbei für den Zeitraum von 2014 bis 2017 erhoben. 

Bei der Betrachtung der Wirtschaftlichkeit über die Lebensdauer der WEA werden 

diese Werte fünfmal verwendet. Die Vergütung durch den Verkauf des Stroms wird 

durch die Multiplikation des Strombörsenpreises und der generierten Strommenge 

berechnet. Der gesamte Umsatz der WEA beträgt 5.879.652 €. Der Verlauf der 

Vergütung ist in Abbildung 24 dargestellt.  

 

Abbildung 24: Vergütung nach Strombörse 

Basierend auf den Erkenntnissen der jährlichen Vergütungen ist es möglich, den 

Kapitalwert zu berechnen. Für die Berechnung wird ein Betriebskostenfaktor von 5 %, 

ein Zinssatz von 5 %, eine Inflationsrate von 1,5 % und eine Windenergie-

anlagenlebensdauer von 20 Jahren festgelegt. Der dadurch entstehende Verlauf des 

Kapitalwertes ist in Abbildung 25 dargestellt.  
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Abbildung 25: Kapitalwert nach Strombörse 

In Abbildung 25 ist zu erkennen, dass ein negativer Kapitalwert nach dem Erreichen 

der Windenergieanlagenlebensdauer vorliegt. Aufgrund dessen zeigt sich, dass eine 

separate Investition in die WEA unter diesen Annahmen und Rahmenbedingungen 

eine nicht lohnende Investition ist. 
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6. Diskussion der Ergebnisse 

Stromgestehungskosten sind stark von den in das System eingesetzten WEA 

abhängig. In dem folgenden Unterkapitel werden die Ergebnisse aus Kapitel 4 

interpretiert. Des Weiteren wird die Wirtschaftlichkeit der WEA, welche die geringsten 

Stromgestehungskosten aufweist (Kapitel 5), separat in einem heutigen System 

betrachtet.  

6.1   Einfluss der Windenergieanlagenparameter 

Die Stromgestehungskosten sind von den eingesetzten WEA abhängig. Basierend auf 

einem Vergleich der umgesetzten Energie der einzelnen WEA und den Kosten einer 

WEA lässt sich eine Abschätzung über die Stromgestehungskosten treffen. Formel 56 

setzt die Kosten einer WEA (𝑐𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡 ) und die umgewandelte Energie dieser WEA 

(𝐸𝑊𝐸𝐴 𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡) innerhalb eines gleichbleibenden Vergleichszeitraums in ein Verhältnis. 

Hierdurch lässt sich die Effektivität einer WEA mit Hilfe eines Faktors (Vergleichsfaktor) 

bewerten und mit anderen WEA vergleichen.  

Vergleichsfaktor =
𝐸𝑊𝐸𝐴 𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡

𝑐𝑔𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡
 Formel 56 

Anhand dieser Formel zeigt sich, dass je größer der Vergleichsfaktor ist, desto 

effizienter ist die WEA, die in das System integriert wird.  

6.1.1 Einfluss des Rotordurchmessers 

Die Ergebnisse ab einer spez. Nennleistung von 240 W/m2 zeigen unabhängig von der 

Nabenhöhe in den meisten Variationen, dass mit steigendem Rotordurchmesser von 

80 m auf 120 m die Stromgestehungskosten sinken und mit einer weiteren Erhöhung 

des Rotordurchmessers von 120 m auf 160 m wieder ansteigen. Bei einer spez. 

Nennleistung von 120 W/m2 zeigt sich unabhängig von der Nabenhöhe ein anderes 

Verhalten. Hierbei sinken die Stromgestehungskosten mit steigendem Rotordurch-

messer. 

Bei der exemplarischen Betrachtung der Trends für 240 W/m2 und höher, sowie für 

120 W/m2 und einem Ausnahmefall ergibt sich, dass der Vergleichsfaktor die 
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Stromgestehungskosten signifikant beeinflusst. Der Vergleichsfaktor wird durch die 

Formel 56 berechnet und ist in der Tabelle 17 zusätzlich aufgeführt.  

Tabelle 17: Zusammenhang des Vergleichsfaktors und den SGKVS in Abhängigkeit 

des Rotordurchmessers 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 80 80 80 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 480 480 

𝐻 [m] 130 160 100 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 17,47 21,94 23,15 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 7,02 6,01 6,31 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 120 120 120 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 480 480 

𝐻 [m] 130 160 100 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 15,25 20,79 23,40 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 9,55 6,95 6,17 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 160 160 160 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 480 480 

𝐻 [m] 130 160 100 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 14,81 21,22 24,89 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 10,05 6,57 5,41 

Tabelle 17 zeigt die Ergebnisse der Versorgungsanalysen aus dem Unterkapitel 4.1. 

Zusätzlich zu den Ergebnissen ist der jeweilige Vergleichsfaktor aufgeführt, welcher 

die Effektivität einer WEA beschreibt.  

In der ersten Spalte der Ergebnisse wird als Beispiel das System mit der spez. 

Nennleistung 120 W/m2 und der Nabenhöhe 130 m bei steigendem Rotordurchmesser 

herangezogen. Hierbei wird das tendenzielle Verhalten der Abnahme der 

Stromgestehungskosten bei steigendem Rotordurchmesser analysiert. Bei dem 

Rotordurchmesser 80 m entstehen Stromgestehungskosten von 17,47 ct/kWh und bei 

dem Rotordurchmesser 160 m entstehen Stromgestehungskosten von 14,81 ct/kWh. 

Die Zunahme des Rotordurchmessers verursacht zudem eine Steigerung des 

Vergleichsfaktors von 7,02 kWh/€ auf 10,05 kWh/€. Aus dem aufgezeigten Verhalten 
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lässt sich folgern, dass eine Erhöhung des Rotordurchmessers bei einer gleichzeitigen 

Effektivitätssteigerung der WEA zu reduzierten Stromgestehungskosten führt.  

Die zweite Spalte der Ergebnisse zeigt das System mit der spez. Nennleistung 

480 W/m2 und der Nabenhöhe 160 m bei steigendem Rotordurchmesser. Dieses 

System spiegelt den Verlauf der zuerst sinkenden und anschließend steigenden 

Stromgestehungskosten bei Erhöhung des Rotordurchmessers wieder. Für das 

analysierte System mit dem Rotordurchmesser 120 m ist zu erkennen, dass dieses die 

geringsten Stromgestehungskosten mit 20,79 ct/kWh und den größten 

Vergleichsfaktor mit 6,95 kWh/€ aufweist. Basierend auf den analysierten Werten zeigt 

sich, dass das Optimum der Effektivität der in diesem Fall betrachteten WEA bei einem 

Rotordurchmesser von 120 m (mittlerer Wert) vorliegt, wodurch sich die geringsten 

Stromgestehungskosten ergeben. Gleichzeitig erklärt dies ebenfalls den steigenden 

und sinkenden Verlauf.  

Ein von den Trendverläufen abweichendes Stromversorgungssystem ist in der dritten 

Spalte der Ergebnisse aufgeführt. Hierbei wird das System mit der spez. Nennleistung 

480 W/m2 und der Nabenhöhe 100 m bei steigendem Rotordurchmesser analysiert. 

Eine Erhöhung des Rotordurchmessers von 80 m auf 120 m und auf 160 m führt zu 

einer Steigerung der Stromgestehungskosten von 23,15 ct/kWh auf 23,40 ct/kWh und 

auf 24,89 ct/kWh. Gleichzeitig ergibt sich der sinkende Verlauf des Vergleichsfaktors 

von 6,31 kWh/€ auf 6,17 kWh/€ und auf 5,41 kWh/€. Aus dem aufgezeigten Verhalten 

lässt sich folgern, dass eine Erhöhung des Rotordurchmessers bei einer gleichzeitigen 

Effektivitätsreduzierung der WEA zu erhöhten Stromgestehungskosten führt.  

Zusätzlich zeigt sich bei dem Vergleich der zweiten und der dritten Spalte der 

Ergebnisse, dass die Nabenhöhe bei sonst gleichen Windenergieanlagenparametern 

einen bedeutenden Einfluss auf die Effektivität des Systems hat, wodurch sich die 

Abweichung im Trendverhalten erklären lässt.  

6.1.2 Einfluss der spez. Nennleistung 

Die Ergebnisse zeigen unabhängig von der Nabenhöhe und dem Rotordurchmesser, 

dass mit der zunehmenden spez. Nennleistung die Stromgestehungskosten steigen. 

Bei der exemplarischen Betrachtung des Verlaufs ergibt sich, dass der 

Vergleichsfaktor die Stromgestehungskosten signifikant beeinflusst. Der 
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Vergleichsfaktor wird durch die Formel 56 berechnet und ist in der Tabelle 18 

zusätzlich aufgeführt.  

Tabelle 18: Zusammenhang des Vergleichsfaktors und den SGKVS in Abhängigkeit 

der spez. Nennleistung 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 

𝐻 [m] 100 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 160 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 15,22 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 10,26 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 240 

𝐻 [m] 100 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 160 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 18,52 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 8,58 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 480 

𝐻 [m] 100 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 160 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 24,89 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 5,41 

Tabelle 18 zeigt die Ergebnisse der Versorgungsanalysen aus dem Unterkapitel 4.2. 

Zusätzlich zu den Ergebnissen ist der jeweilige Vergleichsfaktor aufgeführt. Als 

Beispiel sind hier die Ergebnisse des Systems mit der Nabenhöhe 100 m und dem 

Rotordurchmesser 160 m bei steigender spez. Nennleistung dargestellt. Basierend auf 

der Steigerung der spez. Nennleistung von 120 W/m2 auf 240 W/m2 ergibt sich eine 

Steigerung der Stromgestehungskosten von 15,22 ct/kWh auf 18,52 ct/kWh. Ebenfalls 

nimmt der Vergleichsfaktor von 10,26 kWh/€ auf 8,58 kWh/€ ab. Eine weitere 

Steigerung der spez. Nennleistung von 240 W/m2 auf 480 W/m2 führt zu 

Stromgestehungskosten von 24,89 ct/kWh. Hierbei ergibt sich der Wert 5,41 kWh/€ für 

den Vergleichsfaktor. Durch diesen Zusammenhang erschließt sich, dass durch eine 

Erhöhung der spez. Nennleistung die Effektivität der WEA für den untersuchten 

Standort abnimmt und die Stromgestehungskosten steigen. 
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6.1.3 Einfluss der Nabenhöhe 

Die Ergebnisse bei einer spez. Nennleistung von 120 W/m2 zeigen bei dem 

Rotordurchmesser 80 m und 120 m, dass mit steigender Nabenhöhe die Strom-

gestehungskosten steigen. Die Konstellationen der spez. Nennleistung 240 W/m2 und 

480 W/m2 zeigen unabhängig vom Rotordurchmesser, dass mit steigender 

Nabenhöhe die Stromgestehungskosten sinken. Eine Ausnahme bildet die 

Konstellation des Systems mit der spez. Nennleistung 240 W/m2 und dem 

Rotordurchmesser 80 m bei steigender Nabenhöhe. 

Bei der exemplarischen Betrachtung der Trends für 120 W/m2, für 240 W/m2 und höher 

sowie einem Ausnahmefall ergibt sich, dass der Vergleichsfaktor die 

Stromgestehungskosten beeinflusst. Der Vergleichsfaktor wird durch die Formel 56 

berechnet und ist in der Tabelle 19 zusätzlich aufgeführt.  

Tabelle 19: Zusammenhang des Vergleichsfaktors und den SGKVS  

in Abhängigkeit der Nabenhöhe 

𝐻 [m] 100 100 100 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 240 240 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 80 160 80 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 16,45 18,52 18,68 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 8,62 8,58 8,41 

𝐻 [m] 130 130 130 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 240 240 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 80 160 80 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 17,47 17,38 18,77 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 7,02 9,08 7,62 

𝐻 [m] 160 160 160 

𝑝𝑁 [
𝑊

𝑚2] 120 240 240 

𝐷𝑅𝑜𝑡𝑜𝑟 [m] 80 160 80 

SGKVS [
𝒄𝒕

𝒌𝑾𝒉
] 19,09 16,87 19,60 

Vergleichsfaktor [
𝒌𝑾𝒉

€
] 5,52 9,07 6,50 
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Tabelle 19 zeigt die Ergebnisse aus dem Unterkapitel 4.3, mit den ergänzten 

Vergleichsfaktoren.  

Die erste Spalte der Ergebnisse zeigt den Trend des Systems für WEA mit einer spez. 

Nennleistung von 120 W/m2 und den Rotordurchmessern 80 m und 120 m auf. Hierbei 

werden exemplarisch die Werte des Systems mit der spez. Nennleistung 120 W/m2 

und dem Rotordurchmesser 80 m bei steigender Nabenhöhe aufgezeigt. Dabei wird 

das tendenzielle Verhalten der Zunahme der Stromgestehungskosten bei steigender 

Nabenhöhe analysiert. Die Stromgestehungskosten bei 100 m Nabenhöhe betragen 

16,45 ct/kWh, 17,47 ct/kWh bei 130 m Nabenhöhe und 19,09 ct/kWh bei 160 m 

Nabenhöhe. Der Vergleichsfaktor bei einer Nabenhöhe von 100 m beträgt 8,62 kWh/€, 

7,02 kWh/€ bei einer Nabenhöhe von 130 m und 5,52 kWh/€ bei der Nabenhöhe von 

160 m. Aus dem aufgezeigten Verhalten lässt sich folgern, dass eine Erhöhung der 

Nabenhöhe bei einer gleichzeitigen Effektivitätsreduktion der WEA zu erhöhten 

Stromgestehungskosten führt. 

In der zweiten Spalte der Ergebnisse ist ein Beispiel für den Verlauf der 

Stromversorgungssysteme mit integrierten WEA, welche eine spez. Nennleistung von 

240 W/m2 oder höher besitzen, aufgezeigt. Hierbei wird das System mit der spez. 

Nennleistung 240 W/m2 und dem Rotordurchmesser 160 m bei steigender Nabenhöhe 

analysiert. Bei der Nabenhöhe 100 m ergeben sich 18,52 ct/kWh für die Strom-

gestehungskosten und 8,58 kWh/€ für den Vergleichsfaktor. Durch die Erhöhung der 

Nabenhöhe auf 130 m resultieren die Stromgestehungskosten von 17,38 ct/kWh und 

der Vergleichsfaktor von 9,08 kWh/€. Die maximal betrachtete Nabenhöhe von 160 m 

führt zu einem Betrag der Stromgestehungskosten von 16,87 ct/kWh. Hierbei beträgt 

der Vergleichsfaktor 9,07 kWh/€. Die Reduktion der Stromgestehungskosten bei 

Vergrößerung der Nabenhöhe von 100 m auf 130 m ist durch die Effektivitäts-

steigerung der WEA erklärbar. Eine weitere Steigerung der Nabenhöhe auf 160 m 

verursacht eine Abnahme der Stromgestehungskosten. Die Vergleichsfaktoren der 

WEA für die Nabenhöhe 130 m und 160 m sind hierbei annähernd gleich. Basierend 

auf den variierenden Nabenhöhen liegen andere Windverhältnisse vor, wodurch sich 

unterschiedliche Leistungsverläufe einer WEA ergeben. Diese beeinflussen wiederum 

das Stromversorgungssystem und dadurch die Stromgestehungskosten. Der 

resultierende Unterschied führt dazu, dass das Stromversorgungssystem andere 
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Parameter annimmt. Ein Beispiel der sich signifikant ändernden Parameter ist in 

Tabelle 20 aufgezeigt. 

Tabelle 20: Stromversorgungssystemunterschiede 

 WEA 

mit der Nabenhöhe 130 m 

WEA 

mit der Nabenhöhe 160 m 

SLL [%] 241 230 

KV [
𝑘𝑊ℎ

𝑘𝑊
] 134,7 124,5 

Ein Vergleich der zwei verschiedenen Stromversorgungssysteme zeigt, dass diesen 

unterschiedliche Parameter zugrunde liegen. Eine Veränderung der Windenergie-

anlagenparameter führt zu einer anderen Zusammensetzung des 

Stromversorgungssystems, wodurch sich wiederrum veränderte Stromgestehungs-

kosten ergeben. Ein Indikator für den Beweis dieser These sind die in Tabelle 20 

aufgeführten Werte, welche die unterschiedlichen Werte für die Speicherladeleistung 

und für die vorzuhaltende Kapazität der zwei Systeme zeigen. Diese Unterschiede sind 

ein möglicher Grund für das veränderte Kostenverhalten, da die Speicherladeleistung 

und die vorzuhaltende Kapazität bei der Nabenhöhe 130 m deutlich größer sind als bei 

der Nabenhöhe 160 m, trotz annähernd gleichem Vergleichsfaktor.  

Ein von den Trendverläufen abweichendes Stromversorgungssystem ist in der dritten 

Spalte der Ergebnisse aufgeführt. Hierbei wird das System mit dem Rotordurchmesser 

80 m und der spez. Nennleistung 240 W/m2 bei steigender Nabenhöhe analysiert. Eine 

Erhöhung der Nabenhöhe von 100 m auf 130 m und auf 160 m führt zu einer 

Steigerung der Stromgestehungskosten von 18,68 ct/kWh auf 18,77 ct/kWh und auf 

19,60 ct/kWh. Gleichzeitig ergibt sich der sinkende Verlauf des Vergleichsfaktors von 

8,41 kWh/€ auf 7,62 kWh/€ und auf 6,50 kWh/€. Aus dem aufgezeigten Verhalten lässt 

sich folgern, dass eine Erhöhung der Nabenhöhe bei einer gleichzeitigen 

Effektivitätsreduzierung der WEA zu erhöhten Stromgestehungskosten führt.  

Der Vergleich der Ergebnisse von der zweiten und der dritten Spalte zeigt, dass der 

Rotordurchmesser bei sonst gleichen Windenergieanlagenparametern einen 

bedeutenden Einfluss auf die Effektivität des Systems hat. Hierdurch lässt sich die 

Abweichung im Trendverhalten erklären.  



  

 

6. Diskussion der Ergebnisse  
  

 

 Tobias Weldi Seite 68 von 75 

6.1.4 Zuverlässigkeit des Vergleichsfaktors 

WEA üben auf das zugehörige Stromversorgungssystem einen signifikanten Einfluss 

aus. Daraus lässt sich folgern, dass je effizienter eine WEA arbeitet, desto geringere 

Stromgestehungskosten entstehen für das System. Für die Bestätigung dieser These 

sind die Stromgestehungskosten über den Kehrbruch des Vergleichsfaktors in 

Abbildung 26 aufgezeigt. 

 

Abbildung 26: Zuverlässigkeit des Vergleichsfaktors 

Anhand der Abbildung 26 ist erkennbar, dass ein annähernd indirekter Zusammenhang 

zwischen den Stromgestehungskosten und dem Vergleichsfaktor besteht. Basierend 

auf diesem Verhalten lässt sich folgern, dass WEA, welche ein gutes Verhältnis 

zwischen umgewandelter Energie und Windenergieanlagenkosten aufweisen, 

tendenziell zu geringeren Stromgestehungskosten führen. Hierbei ist anzumerken, 

dass die separate Analyse der WEA nicht ausreichend ist. Grund hierfür ist, dass 

verschiedene Stromversorgungssystemparameter die Stromgestehungskosten 

unterschiedlich beeinflussen. 

Daraus folgt, dass der Vergleichsfaktor als Richtwert dienen kann. Hierdurch wird eine 

Vorauswahl der zu analysierenden und vielversprechenden Konfiguration einer WEA 

möglich. Für eine detailliertere Untersuchung müssen diese anschließend in ein 

System implementiert, analysiert und verglichen werden. 
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6.2   Wirtschaftlichkeit der separaten WEA 

Die Berechnung des Kapitalwerts zeigt, dass nach dem EEG 2017 die WEA mit den 

geringsten Stromgestehungskosten unter den angenommenen Rahmenbedingungen 

wirtschaftlich ist. Bei der wirtschaftlichen Untersuchung mittels EPEXspot-Strombörse 

zeigt sich, dass die WEA mit den geringsten Stromgestehungskosten unter den 

angenommenen Rahmenbedingungen unwirtschaftlich ist. Für die Kalkulation des 

Kapitalwerts werden ein Betriebskostenfaktor von 5 %, ein Zinssatz von 5 %, eine 

Inflationsrate von 1,5 % und eine Windenergieanlagenlebensdauer von 20 Jahren 

angesetzt. 

Hierbei ist zu beachten, sollten sich die Rahmenbedingungen ändern, folgt daraus eine 

Veränderung der Wirtschaftlichkeit. Zum Beispiel würde eine Reduzierung des 

Zinssatzes zu einem erhöhten Kapitalwert führen. Grund hierfür ist, dass geringere 

Kapitalkosten anfallen würden. Das gleiche Phänomen zeigt sich auch bei der 

Verminderung des Betriebskostenfaktors und der Inflation. Die Erhöhung der 

Lebensdauer der WEA führt bei dem verwendeten Berechnungsmodell zu geringeren 

Kapitalkosten. 
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7. Zusammenfassung und Ausblick 

Im Rahmen dieser Bachelorarbeit wurde der Einfluss von den Auslegungsparametern 

Rotordurchmesser, spez. Nennleistung und Nabenhöhe einer WEA auf die Ökonomie 

von Stromversorgungssystemen untersucht. Der Rotordurchmesser wurde mit den 

Abmaßen 80 m, 120 m und 160 m variiert. Bei der spez. Nennleistung erfolgte die 

Analyse mit den Werten 120 W/m2, 240 W/m2 und 480 W/m2. Die Untersuchung des 

Parameters Nabenhöhe erfolgte für die Maße 100 m, 130 m und 160 m. Die 27 

Windenergieanlagenkonfigurationen, welche sich aus der Variation der Parameter 

ergeben, wurden in ein Stromversorgungssystem integriert und anschließend simuliert. 

Der Simulationsalgorithmus hat das Ziel, für die jeweilige Parameterkonstellation der 

WEA unter Berücksichtigung der Versorgungssicherheit und unter der Prämisse, dass 

nur Energie aus erneuerbaren Quellen gewonnen wird, die Zusammensetzung des 

Stromversorgungssystems mit den geringsten Stromgestehungskosten zu finden. Das 

Ergebnis dieser Simulation sind die jeweiligen Windenergieanlagenkosten und die 

Stromgestehungskosten des Versorgungssystems. Abschließend wurde die 

Wirtschaftlichkeit der WEA, bei der das Stromversorgungssystem die geringsten 

Stromgestehungskosten aufweist, analysiert. Grund hierfür ist, dass die 

Stromgestehungskosten das Vergleichskriterium zwischen den Systemen darstellt. 

Die Simulation erfordert die Eingabe eines Stromverbrauchsverlaufs, eines 

Leistungsverlaufs der Sonne und einen des Windes. Als Referenz wurde hier die 

Region Schwabach gewählt. Die Wetterdaten der Leistungsverläufe wurden aus der 

Datenbank der NASA ermittelt und anschließend aufbereitet. Zusätzlich wurden die 

Winddaten mit einem Korrekturfaktor skaliert, da sich diese auf den Referenzstandort 

Traunfeld beziehen. Grund hierfür sind die unterschiedlichen Werte zwischen dem 

Energie-Atlas Bayern und der Datenbank der NASA.  

Die geringsten Stromgestehungskosten für die Versorgung der Region Schwabach hat 

die WEA mit dem Rotordurchmesser 160 m, der spez. Nennleistung 120 W/m2 und der 

Nabenhöhe 130 m. Hierbei ergeben sich Kosten von 14,81 ct/kWh. Bei der 

Betrachtung der anderen WEA und deren zugehörigen Versorgungssystemen zeigt 

sich, dass unter den gegebenen Bedingungen die WEA mit der spez. Leistung 

120 W/m2 die geringsten Stromgestehungskosten erzielen. Zudem wird ersichtlich, 
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dass tendenziell große Anlagen mit geringen spez. Nennleistungen zu geringeren 

Stromgestehungskosten führen. Mithilfe der Simulationsergebnisse lässt sich ein 

Vergleichsfaktor berechnen, welcher die umgewandelte Energie einer WEA und deren 

Kosten in ein Verhältnis setzt. Dieser Vergleichsfaktor ermöglicht eine relative 

Abschätzung der Stromgestehungskosten. Die zehn Windenergieanlagen-

konfigurationen mit den höchsten Vergleichsfaktoren haben im Durchschnitt 

Stromgestehungskosten von 16,22 ct/kWh. Die zehn Windenergieanlagen-

konfigurationen mit den niedrigsten Vergleichsfaktoren weisen im Durchschnitt Strom-

gestehungskosten von 21,92 ct/kWh auf. 

Für eine Abschätzung der Wahrscheinlichkeit des Aufbaus einer WEA wurde ihre 

Wirtschaftlichkeit untersucht. Die Bewertung der Wirtschaftlichkeit einer WEA erfolgt 

zum einen durch das Vergütungsmodell nach dem EEG 2017 und zum anderen nach 

der Vergütung der EPEXspot-Strombörse. Diese Untersuchungen zeigen, dass die 

WEA mit dem Rotordurchmesser 160 m, der spez. Nennleistung 120 W/m2 und der 

Nabenhöhe 130 m, welche die geringsten Stromgestehungskosten im Versorgungs-

system generieren, bei einer Lebensdauer von 20 Jahren abhängig vom 

Vergütungsmodell wirtschaftlich beziehungsweise unwirtschaftlich sind. Bei der 

Analyse anhand des EEG 2017 ergibt sich ein positiver Kapitalwert. Durch die 

Vergütung der EPEXspot-Strombörse ergibt sich unter den getroffenen 

Rahmenbedingungen ein negativer Kapitalwert. 

Deutschland hat das Pariser Klimaabkommen unterzeichnet. Hieraus entsteht die 

Zielsetzung Emissionen einzusparen. Dies soll mit dem Ausbau von erneuerbaren 

Energien erreicht werden. Die Planung von kostengünstigen und zuverlässigen 

Stromversorgungssystemen aus erneuerbaren Energien ist komplex. Aus diesem 

Grund sind Simulationsprogramme erforderlich. Eine Erweiterung des verwendeten 

Simulationsprogramms mit einer automatisierten Suche der optimalen Solarenergie-

anlagenkonfiguration, Windenergieanlagenkonfiguration und Speichersystem-

konfiguration für das Versorgungssystem, welche die Vergleichsfaktoren 

berücksichtigt, würde den Anstieg der Berechnungsdauer reduzieren. Dies würde 

durch eine Filterung nach Vergleichsfaktoren möglich werden, welche die 

Systemkonfigurationen überschlägig bewerten.  
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9. Anhang 

Der Anhang dieser Arbeit befindet sich auf einem USB-Stick. Dieser beinhaltet: 

 Den Programmablauf 

 Die Versorgungsanalysen der jeweiligen Windenergieanlagenkonfiguration 

 Den Vergleich der Versorgungsanalaysen 

 Die Wirtschaftlichkeitsberechnung für die „optimale“ Windenergieanlage 

 Die Analyse der Vergleichsfaktoren 

 

 

 

 

 

 

 

  




