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Zusammenfassung 

In dieser Bachelorarbeit werden drei Optimierungsparameter für alpine Photovoltaikanlagen 
untersucht, welche den Mehrertrag durch die Nachführung bifazialer Module, den Ertragsverlust der 
Rückseite bifazialer Module durch die Unterkonstruktion sowie den Einfluss einer Wechselrichter-
Abregelung auf die resultierende Verlustleistung umfassen.  

Ziel dieser Arbeit ist es herauszufinden, wie alpine Photovoltaikanlagen in den genannten Parametern 
bestmöglich optimiert werden können, sodass ein effizienter Ausbau der solchen gewährleistet 
werden kann. Dazu wurde in einem ersten Schritt relevante Literatur konsultiert, um die Grundlage für 
weitere Untersuchungen zu bilden. Anschliessend wurden Konzepte für den Bau von Testanlagen 
erstellt, deren Messergebnisse dazu dienten, den Mehrertrag gegenüber Referenzsystemen zu 
quantifizieren.  

Die erste betrachtete Optimierungsmöglichkeit besteht in der Nachführung bifazialer Module, 
wodurch der spezifische Ertrag erhöht werden soll. Dazu wurde ursprünglich eine alpine Mini-
Testanlage geplant, welche jedoch nicht gebaut wurde, da der zugehörige Algorithmus nicht erstellt 
werden konnte. Die Planung der alpinen Mini-Testanlage umfasst die Recherche der klimabedingten 
Anforderungen an die Geräte und Sensoren bis hin zum Elektroschema, wobei als Resultat das 
Messkonzept sowie der Bau des Schaltschranks gilt. 

Infolgedessen wurde eine Mini-Testanlage im Kontext der Agri-Photovoltaik geplant und errichtet, 
wobei ein selbstgebauter, zweiachsiger Tracker und ein eigens geschriebener astronomischer 
Algorithmus zum Einsatz kam. Die Auswertung der Messungen zeigte, dass durch die zweiachsige 
Nachführung der bifazialen Module bei hohem Diffusstrahlungsanteil eine Erhöhung der Einstrahlung 
in die Modulvorderseite von 15 %, in die Modulrückseite von 28 %, und jene in die Modulebenen 
insgesamt (Vorder- und Rückseite zusammen) von 17 % erreicht wurde. Bei hohem 
Direktstrahlungsanteil lag die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulvorderseite bei 46 %, in die 
Modulrückseite bei 19 % und insgesamt bei 42 %. Durch die Modulrückseite (Bifazialitätsfaktor = 
100 %) konnte die Einstrahlung in die Modulebene um 21 % bei hohem Diffus-, und um 15 % bei hohem 
Direktstrahlungsanteil gesteigert werden.  

Als zweite Optimierung wurde der Ertragsverlust durch die Unterkonstruktion auf der Rückseite 
bifazialer Module untersucht, wobei es herauszufinden galt, wie dieser bestmöglich reduziert werden 
kann. Dazu wurde ebenfalls eine Testanlage errichtet, und die Modulleistungen bei insgesamt sechs 
Szenarien mit unterschiedlicher Anordnung und Anzahl der Querstreben gemessen. Dabei stellte sich 
heraus, dass der Ertragsverlust bei gleichbleibender Anzahl an Querstreben reduziert werden kann, 
wenn diese mit einem Abstand zum Modul von 5 cm montiert werden, anstatt ohne Abstand zu 
diesem, wobei der Ertragsverlust durch den Abstand um bis zu 59 % reduziert werden kann.  

Zuletzt wurde der Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung bei 60 und 90° geneigten, bifazialen 
Modulen betrachtet, für dessen Untersuchung Messdaten der bestehenden ZHAW-Testanlage auf der 
Totalp zur Verfügung gestellt wurden. Dabei galt es herauszufinden, welchen Einfluss verschiedene 
Begrenzungsstufen auf die resultierende Verlustleistung haben, und in welcher zeitlichen Auflösung 
Produktionsprofile von Photovoltaikanlagen vorliegen müssen, um Fragestellungen rund um die 
Abregelung beantworten zu können. Die Auswertung der Daten zeigte, dass bei 60° geneigten 
Modulen von höheren Verlustleistungen je Begrenzungsstufe ausgegangen werden muss, im Vergleich 
zu denen bei 90° geneigten. Die höchsten relativen Verlustleistungen werden bei beiden betrachteten 
Modulsegmenten in den Wintermonaten November bis März erreicht, oder bei tageszeitlicher 
Betrachtung über die Mittagsstunden von 10 bis 14 Uhr. Beispielsweise resultiert bei einer Abregelung 
auf 80 % der Nennleistung bei den 60° geneigten Modulen ein jährlicher Ertragsverlust von 14 % und 
bei den 90 ° Geneigten einer von 17 %, wobei die Verluste in den Wintermonaten höher sind als im 
Sommer. 
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Abstract 

This bachelor's thesis examines three optimization parameters for alpine photovoltaic systems, which 
include the additional yield through the tracking of bifacial modules, the rear-side yield loss of bifacial 
modules due to the substructure, and the impact of inverter curtailment on resulting energy losses. 
The aim of this thesis is to determine how alpine photovoltaic systems can be optimized most 
effectively in these parameters to ensure efficient expansion. To achieve this, relevant literature was 
consulted in the initial step to provide a foundation for further investigations. Subsequently, concepts 
for the construction of test systems were developed, and their measurement results were used to 
quantify the additional yield compared to reference systems. 

The first optimization possibility examined is the tracking of bifacial modules to increase specific yield. 
Initially, an alpine mini-test system was planned for this purpose, but it was not built due to the inability 
to create the associated algorithm. The planning of the alpine mini-test system involved researching 
the climatic requirements for the devices and sensors and developing the electrical schematic. The 
result of this planning was the measurement concept and the construction of the control cabinet. 

As a result, a mini-test system was planned and constructed in the context of Agri-photovoltaics, 
utilizing a self-built dual-axis tracker and a custom-written astronomical algorithm. The evaluation of 
the measurements showed that the two-axis tracking of bifacial modules achieved an increase in 
irradiation on the front side of the modules by 15 % and on the rear side by 28 % under high diffuse 
radiation conditions. Overall, the irradiation on both sides (front and rear) of the modules increased 
by 17 %. Under high direct radiation conditions, the increase in irradiation on the front side was 46 %, 
on the rear side was 19 %, and overall was 42 %. By utilizing the rear side of the modules (bifaciality 
factor = 100 %), the irradiation on the module plane increased by 21 % under high diffuse radiation 
and by 15 % under high direct radiation. 

The second optimization examined was the yield loss caused by the substructure on the rear side of 
bifacial modules. The goal was to determine how this loss could be reduced most effectively. For this 
purpose, another test system was built, and the module performance was measured under six 
scenarios with different arrangements and numbers of crossbars. It was found that, with a consistent 
number of crossbars, the yield loss could be reduced by mounting them with a 5 cm spacing from the 
module compared to mounting them without any spacing. The yield loss could be reduced by up to 
59 % due to the spacing. 

Lastly, the influence of inverter curtailment on 60° and 90° tilted bifacial modules was examined. For 
this investigation, measurement data from the existing ZHAW test system at Totalp was made 
available. The aim was to determine the impact of different curtailment levels on resulting power 
losses and to identify the temporal resolution required for production profiles of photovoltaic systems 
to address curtailment-related questions. The data evaluation showed that higher power losses per 
curtailment level should be expected for the 60° tilted modules compared to the 90° tilted modules. 
The highest relative power losses for both module segments occurred during the winter months from 
November to March, or when considering the midday hours from 10 am to 2 pm. For example, a 
curtailment to 80 % of the rated power resulted in an annual yield loss of 14 % for the 60° tilted 
modules and 17 % for the 90° tilted modules, with losses being higher in the winter months than in the 
summer. 
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Glossar 

Begriff Definition / Erklärung 

Agri-Photovoltaik 
In der Agri-Photovoltaik (APV) wird eine Agrarfläche gleichzeitig für die Nahrungsmittel- 
sowie die Stromproduktion genutzt, was die Flächenkonkurrenz durch eine 
Doppelnutzung entschärft. 

Bifaziale 
Solarmodule 

Bifaziale Solarmodule können das Sonnenlicht auf der Vorder- und Rückseite des Moduls 
einfangen und in elektrischen Strom umwandeln, wobei die Modulrückseite im Vergleich 
zur Vorderseite eine leicht geringere Effizienz aufweist (Jäger et al., 2022). 

Bifazialitätsfaktor 
Dieser definiert das Verhältnis des Wirkungsgrades der Modulrückseite zu dem der 
Modulvorderseite und beträgt typischerweise 60 bis 90 % (Frontini et al., 2019). 

LabVIEW 
Visuelle Programmiersprache und Entwicklungsumgebung, die für die Steuerung, 
Messung und Echtzeit-Datenerfassung in verschiedenen technischen Anwendungen 
eingesetzt werden kann. 

Node-RED 
Entwicklungsplattform auf Open-Source-Basis, die auf Flussdiagrammen basiert und 
ebenfalls eine visuelle Programmierung ermöglicht.  

Semitransparente 
Solarmodule 

Semitransparente Module sind eine Art von Photovoltaikmodulen, die eine besondere 
Eigenschaft aufweisen: Sie können sowohl Licht durchlassen als auch Solarstrom 
erzeugen. Diese Module bestehen aus speziellen Materialien und haben eine 
transparente Oberfläche, die es ermöglicht, dass ein Teil des einfallenden Lichts 
hindurchgelassen wird, während gleichzeitig ein anderer Teil in elektrische Energie 
umgewandelt wird.  

Shunt 

Ein Shunt ist ein niederohmiger Widerstand, welcher in dieser Anwendung dazu 
verwendet wird, den Betriebspunkt des Moduls nahe an den Kurzschlussstrom zu legen, 
und den Spannungsfall über dem Shunt zu messen, über den wiederum der 
Kurzschlussstrom in Ampere berechnet werden kann.  

Solar-Tracking-
Systeme / 
nachgeführte 
Systeme 

Systeme, welche den Solarstromertrag durch die Nachführung der Sonne durch eine oder 
zwei Achsen erhöhen sollen. Sie gelten als die besten Systeme zur Ertragsmaximierung, 
deren Zweck es ist, das Modul optimal zur einfallenden Sonnenstrahlung auszurichten 
(Hammoumi et al., 2018) 

STC 

Unter den Standardtestbedingungen (STC) werden Photovoltaik-Module unter 
standardisierten Bedingungen ausgemessen und verglichen. Die STC-Bedingungen 
umfassen eine Bestrahlungsstärke von 1’000 W/m², das Spektrum AM1.5 und eine 
Zelltemperatur von 25 °C. Diese Bedingungen dienen als Referenzpunkt für die 
Bewertung und den Vergleich der Leistungsfähigkeit von PV-Modulen gemäss den 
geltenden Industriestandards. 
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1 Einleitung 

Bereits heute importiert die Schweiz im Winterhalbjahr Strom, während im Sommer exportiert werden 
kann (BFS, 2022b). In der Abbildung 1 wird deutlich, dass sich die saisonale Diskrepanz in Zukunft 
weiter verstärken wird. Dies liegt daran, dass Kernkraftwerke zurückgebaut werden und der Einsatz 
von Wärmepumpen zur Wärmeerzeugung (vor allem im Winter) sowie die Elektromobilität zunimmt 
(BFE, 2023b). Im Jahr 2021 wurden in der Schweiz insgesamt 60 TWh Strom erzeugt, wobei 29 % aus 
Kernkraftwerken stammten (BFS, 2022a). 

 

Abbildung 1: Entwicklung der Bruttostromerzeugung im Winter- und Sommerhalbjahr in TWh (BFE, 2023b) 

Um die Stromproduktion im Winterhalbjahr zu erhöhen, können unter anderem Photovoltaik-Anlagen 
mit steiler Neigung in alpinen Regionen eingesetzt werden. Dort können die Erträge im Winter durch 
die Reflexion der Einstrahlung an der Schneeoberfläche im Vergleich zum Mittelland gesteigert 
werden. Die Verwendung von bifazialen Modulen kann der Ertrag zusätzlich steigern, da diese 
ebenfalls auf der Rückseite Strom produzieren können. Die bifazialen Gewinne im alpinen Raum 
können, aufgrund der hohen Albedo, beträchtlich sein – Schätzungen zufolge reichen diese von 30 % 
für fest installierte Systeme bis hin zu 50 % für bifaziale Module auf einem einachsig nachgeführte 
Solartracker (Burnham et al., 2019). Laut einer Studie von Anderegg et al. (2022) können Photovoltaik-
Anlagen in alpinen Gebieten Mehrerträge von 120 - 216 % im Vergleich zu solchen in tiefer gelegenen 
Regionen erzielen. Die ZHAW hat seit einigen Jahren intensiv in diesem aktuellen Forschungsbereich 
gearbeitet und betreibt Forschungs- und Messstationen. Eine solche Station befindet sich im Parsenn-
Gebiet in Davos auf einer Höhe von 2500 Metern über dem Meeresspiegel. Die Versuchsanlage soll 
zeigen, wie PV-Anlagen im Gebirge den grösstmöglichen Ertrag liefern und dazu beitragen, den Ertrag 
in den Alpen zu maximieren sowie negative Auswirkungen zu minimieren.   

Der Ausbau von PV-Anlagen auf Dächern und Fassaden ist von grosser Bedeutung, da diese in der 
Schweiz das mit Abstand grösste Potential darstellen. Zusammen mit den Ausbaupotenzialen von 
Wind- und Wasserkraft könnten sie den prognostizierten Strombedarf von 2050 decken. Allerdings 
gibt es Herausforderungen bei der Umsetzung, da der Bau von PV-Anlagen deutlich beschleunigt 
werden müsste. Ein weiteres Problem ist die Winterstromproduktion, wobei der Ausbau von Windkraft 
und PV-Anlagen in den Alpen abhelfen könnte. Wenn der konsequente Ausbau von PV-Anlagen auf 
Dächern und Fassaden nicht erfolgt, werden zusätzliche Flächen benötigt, wobei die Alpen eine 
attraktive Alternative für die zukünftige Stromversorgung darstellen könnten (Rohrer, 2021). Gemäss 
Roger Nordmann, Nationalrat der SP/VD, liegt der Schlüssel zur Energie- und Klimazukunft ebenfalls in 
dem Ausbau der Photovoltaik. Nordmann beschreibt, wie die Leistung von heute mit 2 GW bis ins Jahr 
2050 auf 50 GW erhöht werden kann. Ein zentraler Aspekt liegt dabei auf den Alpweiden, welche mit 
Photovoltaik ausgebaut werden sollen. Der VSE (Verband Schweizerischer Elektrizitäts-unternehmen) 
bekennt sich zu den Aussagen und die Ziele und Erwartungen stimmen grundsätzlich überein 
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(Nordmann, 2019). Um die Solaroffensive der Schweiz umzusetzen, die den Ausbau von Solarenergie 
in den alpinen Regionen fördert und insbesondere die Stromversorgung im Winter sicherstellen soll, 
hat der Bundesrat am 17.03.2023 Änderungen der Energieverordnung, der Energieförderungs-
verordnung und der Stromversorgungsverordnung beschlossen. Diese Änderungen erleichtern die 
Genehmigung von Photovoltaik-Grossanlagen und legen eine finanzielle Unterstützung fest. Die 
Förderung gilt bis zur Erreichung einer jährlichen Gesamtproduktion von zwei Terrawattstunden (BFE, 
2023a). Derzeit befinden sich mehrere alpine Grossanlagen in der Planungsphase, die von den 
aktuellen Massnahmen zur Förderung und dem Ausbau der Solarenergie in den Alpen profitieren 
können. Die Axpo hat bereits diverse Projekte geplant und prüft kontinuierlich weitere Standorte für 
die Realisierung von Solaranlagen in den Alpen (Axpo Holding AG, 2023). Die Ertragsmaximierung kann 
den Material- und Bodenverbrauch senken, weshalb verschiedene Optimierungsmöglichkeiten geprüft 
werden müssen. 

In dieser Bachelorarbeit werden verschiedene Optionen für die Optimierung alpiner 
Photovoltaikanlagen ausgearbeitet und untersucht. Die Literaturübersicht untersucht Aspekte der 
Photovoltaik-Technologie, einschliesslich bifazialer Module, ein- und zweiachsiger Nachführsysteme, 
Tracking-Algorithmen und Simulationstools zur Leistungsanalyse. Es werden Faktoren wie 
Installationshöhe, Albedo, Ausrichtung und Verschattung betrachtet und der Mehrertrag im Vergleich 
zu festen Installationen bewertet. Adaptive, intelligente Nachführsysteme und ihre Ertragsvorteile bei 
bewölktem Wetter werden ebenfalls behandelt. Anschliessend wird als erste Optimierungsmöglichkeit 
die Ertragssteigerung alpiner Photovoltaikanlagen behandelt, wobei der Mehrertrag durch die 
Nachführung der Module im Vergleich zu fest installierten Modulen erfasst werden soll. Dazu sollte 
eine Versuchsanlage geplant und unter Verwendung eines eigens geschriebenen Algorithmus in 
Betrieb genommen werden. Da die Erstellung des Algorithmus nicht erfolgreich war, wurde alternativ 
eine Versuchsanlage geplant, welche am Standort Wädenswil errichtet wurde. Das Konzept und die 
Planung der alpinen Versuchsanlage umfassen die Anforderungen an Geräte und Sensoren, die 
Auswahl der Komponenten, die Leitungsdimensionierung sowie das Elektroschema, wobei das 
Messkonzept und der Versuchsaufbau des Schaltschranks als Resultat präsentiert werden. Da sich 
Wädenswil nicht im alpinen Raum befindet, wurde der Fokus auf Agri-Photovoltaik (APV) erweitert, 
wozu in der Literaturübersicht zusätzlich wichtige Aspekte der APV betrachtet werden. Die 
Fragestellung wurde dahingehend angepasst, dass der Mehrertrag durch die Nachführung bifazialer 
Module im Vergleich zu fest installierten in der Agri-Photovoltaik ermittelt werden soll, wozu eine 
Versuchsanlage gebaut, und ein astronomischer Algorithmus entwickelt wurde, welcher die Module 
der Sonne nachführen. Anhand der Messergebnisse soll die Ertragsoptimierung durch die zweiachsige 
Nachführung der Module, als auch der relative Mehrertrag durch bifaziale Module beziffert werden. 
Zum Vergleich werden die Messwerte zudem mit einem Simulationsergebnis verglichen. Als zweite 
Optimierungsmöglichkeit wird der Einfluss der Unterkonstruktion auf den rückseitigen Ertrag von 
bifazialen Modulen untersucht, wobei unterschiedliche Szenarien in Anzahl und Position der 
Querstreben betrachtet werden. Dazu soll ebenfalls eine Versuchsanlage geplant und gebaut, und der 
resultierende Ertragsverlust in Abhängigkeit der Anzahl und Position der Querstreben ermittelt 
werden. Zudem wird, durch die Messungen erlangten Erkenntnisse, eine Montageempfehlung für 
bifaziale Module im alpinen Raum abgegeben. Die dritte betrachtete Optimierungsmöglichkeit besteht 
in der Kostenoptimierung alpiner Photovoltaikanlagen durch eine Wechselrichter-Abregelung. Dazu 
wird, unter Verwendung hochaufgelöster Messwerte der ZHAW-Testanlage auf der Totalp im 10-
Sekunden-Intervall, der Einfluss der Abregelung auf unterschiedliche Begrenzungsstufen anhand der 
abgeregelten Leistung aufgezeigt. Um aufzuzeigen, in welcher zeitlichen Auflösung Produktionsprofile 
von alpinen Photovoltaikanlagen vorliegen müssen, um Fragen im Kontext einer Abregelung 
beantworten zu können, wird die Auswertung erneut mit stündlich vorliegenden Daten durchgeführt 
und die Abweichung der Resultate beziffert. 
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2 Literaturübersicht 

In der Literaturübersicht werden verschiedene Aspekte der Photovoltaik-Technologie untersucht. 
Zunächst wird der Fokus auf bifaziale Module gelegt und die Abhängigkeit des rückseitigen Ertrages 
von Faktoren wie der Installationshöhe, der Albedo, deren Ausrichtung und Neigung sowie die 
Ertragsminderung durch Verschattung der Modulrückseite beschrieben.  

Anschliessend werden ein- und zweiachsige Nachführsysteme, generell wie auch im alpinen Raum, 
betrachtet, und Ihr Mehrertrag im Vergleich zu festen Referenzinstallationen aufgezeigt. Dabei wird 
der Fokus auf den Mehrertrag gelegt und ihre Effektivität gegenüber fest installierten Solarmodulen 
bewertet. Da im Verlauf der Arbeit Anpassungen an der Fragestellung durchgeführt wurden, und 
anstelle einer alpinen Versuchsanlage eine im Flachland (Wädenswil) errichtet wurde, werden 
zusätzlich wichtige Aspekte im Kontext der Agri-Photovoltaik betrachtet. Dabei werden typische 
Ausrichtungen und Neigungen, als auch bestehende Anwendungen von ein- und zweiachsigen 
Nachführsystemen untersucht.  

Ein weiterer Schwerpunkt liegt bei den Tracking-Algorithmen. Es werden die verschiedenen 
Mechanismen zur Sonnennachführung beschrieben und klassifiziert. Dabei werden die am häufigsten 
verwendeten Tracking-Algorithmen vorgestellt und deren Mehrerträge verglichen. Zudem werden 
adaptive, intelligente Nachführsysteme präsentiert, die bei bewölktem Wetter zusätzliche 
Mehrerträge ermöglichen. 

Zuletzt wurde eine Recherche zu bestehenden Simulationstools durchgeführt, um die erfassten Daten 
des selbst entwickelten zweiachsigen Trackers mit Hilfe eines Simulationstools zu vergleichen.  

  

2.1 Bifaziale Module 

Bifaziale Solarmodule können das Sonnenlicht auf der Vorder- und Rückseite des Moduls einfangen 
und in elektrischen Strom umwandeln, wobei die Modulrückseite im Vergleich zur Vorderseite eine 
leicht geringere Effizienz aufweist (Jäger et al., 2022). Welcher Mehrertrag durch die Modulrückseite 
erreicht werden kann, wird durch den Bifazialitätsfaktor beschrieben. Dieser definiert das Verhältnis 
des Wirkungsgrades der Modulrückseite zu dem der Modulvorderseite und beträgt typischerweise 60 
bis 90 % (Frontini et al., 2019). 

Durch den zusätzlichen Energieertrag von der Modulrückseite (bifaziale Gewinne) kann somit der 
Ertrag pro Modul gesteigert werden, wobei der Zusatzgewinn in der Praxis von der Art der Anwendung 
abhängt. Durch die Optimierung ihrer Orientierung und Position sowie der Reduzierung der 
Rückseitenverschattung auf ein Minimum kann mit bifazialen Solarmodulen im Vergleich zu 
herkömmlichen monofazialen Modulen eine Ertragssteigerung zwischen 5 % bis 30 % erzielt werden 
(Frontini et al., 2019).  

Ein Nachteil dieser Module ist, dass sie aufgrund ihrer meist als Glas-Glas gefertigten Bauweise ein 
hohes Gewicht aufweisen, und dass sie viel Sorgfalt im Umgang erfordern. Jedoch erhöht die Glas-
Glas-Bauweise die Lebensdauer der Module, da diese vom Laminierungsprozess, und insbesondere 
vom Backcover-Material abhängt. Bei Verwendung von Kunststofffolien beträgt die Lebensdauer ca. 
25 Jahre, während diese bei Verwendung von Glasfolien ca. 30 – 40 Jahre beträgt, was auf die bessere 
Beständigkeit gegenüber hohen Temperaturen, Feuchtigkeit und UV-Bedingungen zurückzuführen ist 
(Benda & Černá, 2020).  

Ihre Leistung ist stark von der darunterliegenden Oberfläche, respektive deren Albedo, abhängig. Um 
die Modulrückseite optimal zu nutzen ist eine stark reflektierende Oberfläche erforderlich, wobei sich 
der alpine Raum aufgrund der hohen Albedo des Schnees optimal eignet (Mourad et al., 2022).  
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Einflussfaktoren auf bifaziale Gewinne 

Die Albedo beschreibt das Rückstrahlvermögen einer Oberfläche, deren Wert das Verhältnis von 
rückgestrahltem zu eingestrahltem Licht ausdrückt (Frontini et al., 2019). Einige wichtige Albedowerte 
im Kontext von alpinen- und Agri-Photovoltaikanlagen sind in der Tabelle 1 dargestellt.  

Tabelle 1: Wichtige Albedowerte von Oberflächeneinheiten im Kontext von alpinen- und Agri-PV-Anlagen (Kappas, 2009 (1); 
Valentin Software GmbH, 2023 (2); Climate Service Center Germany, 2012 (3)) 

Alpine Photovoltaikanlagen 

Oberfläche Frischer Schnee Alter Schnee See-Eis Gletscher Gestein (Felsen) 

Albedo in % 
75 – 95 (1), (3) 
80 – 90 (2) 

40 – 70 (1), (3)  
45 – 90 (2)  

30 – 40 (1) 20 – 45 (2) 10 – 40 (2) 

Agri-Photovoltaikanlagen 

Oberfläche Grasflächen Getreideflächen 
Dunkler Boden 
(z.B. Braunerde) 

Unbestellte Felder Ackerboden 

Albedo in % 
10 – 20 (1) 
15 – 25 (3) 

15 – 25 (1) 
10 – 25 (3) 

5 – 10 (2) 26 (2), (3) 
5 – 20 (2) 
7 – 10 (3) 

Mit der Verwendung von bifazialen Modulen kann, bei einer typischen Albedo von 0.25 bei Grasland, 
eine Ertragssteigerung von bis zu 10 %, und mit einer Albedo von 0.5 eine Ertragssteigerung von bis zu 
20 % erreicht werden (Sun et al., 2018). 

Die Installationshöhe der bifazialen Module über Boden, respektive der Abstand der Solarmodule zum 
reflektierenden Hintergrund, ist ebenfalls ein massgebender Parameter für deren Leistung. Ist der 
Abstand gering, so sind auch die Ertragsgewinne auf der Modulrückseite gering. Bei zunehmendem 
Abstand nimmt sowohl die diffuse Himmelsstrahlung, als auch die diffuse Reflexionsstrahlung hinter 
den Modulen zu (Frontini et al., 2019).  

Die Installation dieser in höheren Lagen könnte die Gesamtkosten erhöhen, jedoch könnten die 
Mehrkosten durch den geringeren Verlust aufgrund der Verschattung kompensiert werden. Bei einer 
Albedo von 0.5 und einer Montagehöhe von einem Meter über Boden kann der bifaziale Mehrertrag 
auf bis zu 30 % gesteigert werden (Sun et al., 2018). 

Die Abbildung 2 zeigt die Veränderung des Energieertrags einer südorientierten Anlage mit einem 
Neigungswinkel von 30° bei Variation der Installationshöhe und bei unterschiedlichen Albedowerten. 
Bei einer Albedo von 16 % (orange Kurve) kann mit einer Installationshöhe von 0.5 Meter ein 
Zusatzenergieertrag von ca. 4 bis 5 % erzielt werden. Bei einer Albedo von 80 % (dunkelblaue Kurve) 
kann durch dieselbe Installationshöhe ein Zusatzenergieertrag von über 20 % erreicht werden. 
Ersichtlich ist, dass der grösste Mehrertrag durch eine Kombination aus einer hohen Albedo und einer 
Installationshöhe von 0.5 Meter erreicht werden kann (Frontini et al., 2019). 
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Abbildung 2: Mehrerträge durch bifaziale Photovoltaikmodule mit einem Bifazialitätsfaktor von 65 %, bei südorientierter 
Ausrichtung mit 30° Modulneigung und einem Modulreihenabstand von 2.5 m bei unterschiedlichen Installationshöhen 

sowie unterschiedlichen Albedo, modelliert (Frontini et al., 2019). 

Eine Untersuchung von Baier & Schüler (2020) über den Einfluss der Montagehöhe auf den Ertrag von 
bifazialen Modulen für ein vertikal installiertes Ost/West-System hat ergeben, dass die Erhöhung der 
Montagehöhe von 0.5 auf 1.5 Meter einen Mehrertrag von 2.97 % erzielt. Eine Erklärung für den 
Mehrertrag ist die erhöhte Montagehöhe, weil damit auch die Reflexionsstrahlung erhöht wird. Eine 
besonders hohe Installation der Module ist jedoch nicht empfehlenswert, weil dies, bei 
gleichbleibendem Reihenabstand, unweigerlich zu einer Zunahme der Verschattung führt und somit 
zu weniger Modulen pro Fläche. Daraus folgt, dass ab einer gewissen Montagehöhe der Flächenertrag 
ins Negative kehrt (Baier & Schüler, 2020). 

Bei den ersten auf dem Markt erhältlichen Modulen hatte die auf der Rückseite installierte 
Anschlussdose erhebliche Verschattungsverluste zur Folge, was einerseits zu Hotspots führte und 
gleichzeitig zur Reduktion des Bifazialitätsfaktors. Auch Bestandteile des Montagesystems sowie 
Solarkabel können Verschattungen auf der Modulrückseite hervorrufen, was sich negativ auf die 
eintreffende Diffusstrahlung auf der Rückseite und damit auf den Energieertrag auswirkt. Bei der 
Montage sollte darauf geachtet werden, dass die Tragprofile die Modulrückseite nicht verdecken, und 
die Solarmodule linienförmig auf den beiden langen Modulkanten gelagert und fixiert werden. Bei der 
Planung sollten deshalb folgende Punkte beachtet werden (Frontini et al., 2019): 

• Die Trägerprofile sollen die Rückseite der Solarmodule nicht abdecken. Die Solarmodule können 
linienförmig auf den beiden langen Modulkanten festgeschraubt werden, sodass die Rückseite 
weitestgehend frei ist von nahverschattenden Bauteilen. Die Abbildung 3a zeigt ein mögliches 
Montagesystem, welches durch die linienförmige Halterung für ungehinderte Diffusstrahlung auf 
der Rückseite sorgt. Die Abbildung 3b zeigt ein nicht geeignetes Montagesystem, bei welchem der 
Energieertrag durch die Verschattung der Trägerprofile reduziert wird. 

• Herkömmliche Modulrahmen besitzen eine Höhe zwischen 35 – 40 mm, was in den meisten Fällen 
zu einem zusätzlichen Verlust führen kann. Daher werden Rahmenlose bifaziale Module mit 
möglichst flachen Klemmhaltern empfohlen. 
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2.2 Nachgeführte Systeme 

In diesem Abschnitt der Literaturübersicht werden die verschiedenen Arten von nachgeführten 
Systemen aufgezeigt und deren Eigenschaften und Unterschiede erläutert. 

Unter nachgeführten Systemen werden in diesem Kontext Solar-Tracking-Systeme verstanden, welche 
den Solarstromertrag durch die Nachführung der Sonne durch eine oder zwei Achsen erhöhen sollen. 
Sie gelten als die besten Vorrichtungen zur Ertragsmaximierung, deren Zweck es ist, das Modul optimal 
zur einfallenden Sonnenstrahlung auszurichten (Hammoumi et al., 2018). Die maximale Leistung bei 
monofazialen Modulen und unter Vernachlässigung der Umgebungs-Albedo fällt an, wenn der 
Neigungswinkel des Moduls mit den täglichen und saisonalen Änderungen des Sonnenstandes 
synchronisiert ist. Ein idealer Solartracker würde es den Solarzellen ermöglichen, genau auf die Sonne 
zu zeigen und sowohl Änderungen des Höhenwinkels der Sonne im Verlauf des Tages, den 
Breitenversatz der Sonne im Verlauf der Jahreszeiten, als auch Änderungen des Azimutwinkels 
auszugleichen (Chin et al., 2011).  

Es gibt zwei Haupttypen von Solar-Tracking-Systemen, die sich im Freiheitsgrad der Bewegung 
unterscheiden: Einachsige und zweiachsige Solar-Tracking-Systeme. Die Eigenschaften dieser zwei 
Typen werden in den nachfolgenden Abschnitten erläutert. 
 

Einachsige Solar-Tracking-Systeme 

Ein einachsig nachgeführter Solartracker verfügt über einen Freiheitsgrad, welcher der Bewegung der 

Sonne in eine Richtung folgt. Unter den einachsigen Trackern wird zwischen drei Haupttypen 

unterschieden: horizontal, vertikal und geneigte einachsige Tracker (Rengasamy et al., 2013).  

Ein horizontal einachsiger Tracker wird meist verwendet, um die Sonnenbewegung nach Süden und 

Norden zu verfolgen, was dem saisonalen Weg der Sonne entspricht. Damit kann der 

Höhenunterschied der Sonne verfolgt werden. Ein vertikal einachsiger Tracker wird meist verwendet, 

um sie nach Osten und Westen zu verfolgen, was dem täglichen Weg der Sonne entspricht (Azimut-

Tracking) (Hammoumi et al., 2018). Im horizontalen System verläuft die Bewegung der Achse 

horizontal in Bezug auf den Boden, und die Vorderseite des Moduls ist parallel zur Rotationsachse 

ausgerichtet. Im vertikalen System verläuft die Bewegung der Achse vertikal in Bezug auf den Boden, 

und die Vorderseite des Moduls ist in einem Winkel in Bezug auf die Rotationsachse ausgerichtet 

(Rengasamy et al., 2013). Die Bewegungen der Rotationsachsen dieser beiden Systeme ist in Abbildung 

4 dargestellt.  

Abbildung 3a (links): Bifaziales Montagesystem von Opsun Systems. Linienförmige Halterung für ungehinderte Diffus-
strahlung auf der Modulrückseite. 3b (rechts): Bifaziale Solarmodule an einem nicht geeig-neten Montagesystem. Die 

Verschattungen durch Trägerprofile mindern den Energieertrag der Modulrückseite (Frontini et al., 2019). 
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Abbildung 4: Rotationsachsen von horizontalen und vertikalen einachsigen Solar-Tracking-Systemen (SINOVOLTAICS, 2023b) 

Beim geneigten Nachführungssystem liegen die Rotationsachsen zwischen der horizontalen und der 

vertikalen Achse, wobei auch hier die Modulvorderseite meist parallel zur Rotationsachse ausgerichtet 

ist, ähnlich wie beim horizontalen System (Rengasamy et al., 2013). Bei der Nachführung erfolgt eine 

zylindrische Bewegung, die symmetrisch um die Rotationsachse ist. Ein solcher Solartracker ist in 

Abbildung 5 dargestellt. 

 

Abbildung 5: Geneigtes einachsiges Solar-Tracking-System (SINOVOLTAICS, 2023b) 

 

Zweiachsige Solar-Tracking-Systeme 

Um eine zusätzliche Ertragssteigerung pro Modul zu erzielen wird ein zweiachsiger Tracker verwendet, 
welcher über eine vertikale und eine horizontale Achse verfügt, welche meist senkrecht 
zueinanderstehen. Solche Tracker können, je nach Anwendungsgebiet, in verschiedenen Variationen 
ausgeführt werden, welche in der Abbildung 6 dargestellt sind.  

 

Abbildung 6: Verschiedene Ausführungen von zweiachsigen Solar-Tracking-Systemen (SINOVOLTAICS, 2023a) 

 



16 
 

Gegenüberstellung der Systeme 

Generell erzielen nachgeführte Systeme höhere Modulerträge im Vergleich zu fix installierten 
Systemen aufgrund der Tatsache, dass nachgeführte Systeme die Fähigkeit aufweisen, dem 
Sonnenverlauf mittels einer oder zweier Achsen zu folgen. Diese Funktion erlaubt eine längere direkte 
Exposition zum Sonnenlicht, was dazu beiträgt, die an die Solarmodule gelieferte Leistung zu erhöhen 
und die Maximalleistung zu maximieren, die ein Solarmodul erzeugen kann. Fest installierte Systeme 
haben dem gegenüber den Nachteil, dass sie nicht ganztags direkter Sonneneinstrahlung ausgesetzt 
sind, was zu einem gewissen Energieverlust führt (Mourad et al., 2022). Solartracker können 
dahingehend erheblich zur Steigerung der Solarstromproduktion je Modul beitragen, wobei der zu 
erwartende Mehrertrag zwischen 10 und 50 % liegt (Hammoumi et al., 2018).  

Mit steigender Anzahl der Achsen (fest installiert < einachsig < zweiachsig) steigt jedoch auch die 
Komplexität des Designs, die Fehleranfälligkeit, die Systemkosten sowie der Wartungsaufwand (Sefa 
et al., 2009). Auch nimmt der Flächenbedarf pro kWp mit steigender Anzahl der Achsen zu, da das 
Tracking einen grösseren Reihenabstand verlangt (Chacko & Thomas, 2015).  

Der Mehrertrag je Modul, welcher durch die ein- oder zweiachsige Nachführung resultiert, ist jeweils 
abgängig von mehreren Faktoren wie den Einstrahlungsbedingungen, den verwendeten Modulen, der 
Ausrichtung und Neigung der Referenz für fest installierte Module, oder dem verwendeten Tracking-
Algorithmus.  

In einer Studie von Neville (1978) wurde, für Regionen mittlerer Breite, bei horizontal einachsiger 
Nachführung ein Mehrertrag von 36 %, und bei Zweiachsiger ein Mehrertrag von 41 % festgestellt. In 
der Studie von Abu-Khader et al. (2008), in der verschiedene Nachführmethoden in Jordan untersucht 
wurden, konnten Mehrerträge von 30 bis 45 % für horizontal Nord-Süd-nachgeführte Anlagen im 
Vergleich zu fest installierten (Süd, 32° geneigt) festgestellt werden. Abdallah (2004) stellte fest, dass 
die Mehrerträge in Jordanien bis zu 43.9 % bei zweiachsiger, 37.5 % bei horizontal ost-westlicher, und 
34.4 % bei horizontal nord-südlicher Nachführung betragen im Vergleich zu fest installierten, südlich 
ausgerichteten Systemen mit einem Neigungswinkel von 32°. Sungur (2009) verkündete ein ähnliches 
Ergebnis wie Abdallah (2004), der von einem Energiegewinn von 42.6 % berichtete, welcher durch 
zweiachsige Nachführung in der Türkei erzielt wurde.  

Die zweiachsigen Tracking-Systeme sind kostspieliger und komplexer als einachsige Tracking-Systeme, 
verfügen jedoch über eine höhere Effizienz. Experimente im Rahmen der Studie von Sun et al. (2017), 
welche anhand einer zweiachsig nachgeführten 300 kWp-Anlage in Langfang (China) durchgeführt 
wurden, konnten eine Ertragssteigerung pro kWp von 15 bis 17 % gegenüber einer horizontal einachsig 
nachgeführten Anlage feststellen. In der Studie von Huld et al. (2010) konnten wiederum lediglich 1 
bis 4 % höhere Modulerträge durch zweiachsige Nachführung im Vergleich zur vertikalen Einachsigen 
festgestellt werden, was wiederum aufzeigt, dass die relativen Mehrerträge stark abhängig sind von 
den lokalen Gegebenheiten und der verwendeten Ausführung. 

Einachsige Solartracker produzieren zwar weniger Energie je Einheit als zweiachsige Tracker, benötigen 
aber aufgrund ihrer geringeren Gestellhöhe weniger Platz für die Installation, was dazu führt, dass 
mehr Module pro Fläche installiert werden können (Awasthi et al., 2020). 
 

Nachgeführte Systeme im alpinen Gebiet 

In der Studie von Burnham et al. (2019), in welcher der Mehrertrag bifazialer Module im Vergleich zu 

monofazialen Modulen auf einem zweiachsigen Solartracker in Vermont, einer Umgebung mit hohen 

Breitengraden (44° N) und hoher Albedo (Schneebedeckung währen 5 bis 6 Monaten im Jahr), 

untersucht wurde, konnten über zwei Jahre hinweg empirische Daten erhoben werden. Der 

Versuchsaufbau des zweiachsigen Trackers, welcher auf der linken Seite mit 10 bifazialen Modulen à 

290 Wp und einem Bifazialitätsfaktor von 92 %, und auf der rechten Seite mit 10 monofazialen 

Modulen à 290 Wp ausgestattet ist, wird in der Abbildung 7 dargestellt. 
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Abbildung 7: Versuchsaufbau des zweiachsigen Trackers in Vermont, wobei die linke Hälfte mit bifazialen, und die rechte 
Hälfte mit monofazialen Modulen belegt wurde (Burnham et al., 2019). 

Die Studie ergab, dass die bifazialen Module auf dem zweiachsigen Tracker (links in Abbildung 7) über 

ein Jahr hinweg eine Ertragssteigerung von 14 %, und in den Spitzenwintermonaten sogar eine 

Ertragssteigerung von 40 % im Vergleich zu ihren monofazialen Gegenstücken (rechts in Abbildung 7) 

verzeichneten. Die absoluten Erträge im Jahresdurchschnitt beliefen sich bei den 10 bifazialen 

Modulen à je 290 Wp auf 4'157.4 kWh, woraus sich ein spezifischer Ertrag von 1'433.6 kWh/kWp 

errechnet. Diese bifazialen Gewinne kommen zu den geschätzten 35 – 40 % Energiegewinnen eines 

zweiachsigen Solartrackers im Vergleich zu einem fest installierten System hinzu. Die bifazialen 

Gewinne im alpinen Raum können beträchtlich sein – Schätzungen zufolge reichen diese von 30 % für 

fest installierte Systeme bis hin zu 50 % für bifaziale Module auf einem einachsig nachgeführte 

Solartracker. Die Ergebnisse deuten darauf hin, dass zweiachsig nachgeführte, bifaziale Module in 

nördlichen Breiten wirtschaftlich attraktiv sein könnten, wobei hocheffiziente Module die Installations- 

und Wartungskosten der Tracker kompensieren und zukünftige Designverbesserungen weitere 

Leistungssteigerungen ermöglichen (Burnham et al., 2019).  

In der Studie «Sun Tracker Performance Analysis for Different Solar Module Technologies in an Alpine 

Environment» von Ingenhoven et al. (2014) konnte anhand von Messwerten, generiert über einen 

Zeithorizont von 1.5 Jahren, festgestellt werden, dass 30° geneigte Module auf einem einachsigen 

Tracker mit vertikaler Achse 22 %, und solche auf einem zweiachsigen Tracker 26 % mehr Ertrag 

aufwiesen wie 30° geneigte, fix installierte Module, wobei der zweiachsige Tracker über den Sommer 

einen Trackingfehler aufwies. Bei den verwendeten Modulen handelte es sich um monofaziale 

Module, wobei die Ausrichtung der Referenz für fest installierte Systeme nicht bekannt ist. 

Im Jahr 2011 wurde in Tenna (GR), auf 1'650 m ü. M., der weltweit erste Solarskilift errichtet und in 
Betrieb genommen. Das Nachführsystem für die Solarmodule wird dabei von einem horizontalen 
einachsigen Tracker angetrieben und wird in der Abbildung 8a und Abbildung 8b dargestellt. Der 
mögliche Drehwinkel von den Solarmodulen beträgt +/- 60° (Koller et al., 2013). 
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Abbildung 8a (links): Solarskilift von der Ferne. 8b (rechts): Solarskilift von unten (Koller et al., 2013) 

Nach einem einjährigen Betrieb (Dezember 2011 - Dezember 2012) konnte in Tenna ein Mehrertrag 
von 48 % im Vergleich zu einer fest installierten Anlage ohne Nachführung am gleichen Standort 
festgestellt werden (je nach Jahreszeit bis zu 78 %). Dies kann zum einen darauf zurückgeführt werden, 
dass die Anlage weitgehend schneefrei gehalten werden kann, was ca. 13 % des Mehrertrages 
ausmacht. Zum anderen profitiert die Anlage aufgrund der Nachführung verstärkt vom Albedo-Effekt 
der Schneedecke, was ca. 5 % des Ertragsgewinns ausmacht. Die restlichen 30 % des Mehrertrages 
werden auf die einachsige Nachführung zurückgeführt. Es ist erwähnenswert, dass die 
Vergleichsanlage über die Möglichkeit verfügt, den Schnee elektrisch zu entfernen, indem die Module 
während ca. 6 Stunden beheizt wurden (Koller et al., 2013). Die Methodik zur Aufteilung des 
Mehrertrages auf die Entfernung des Schnees, die Albedo sowie die Nachführung ist jedoch nicht 
bekannt. Es wird davon ausgegangen, dass es sich bei den Solarmodulen um monofaziale Module 
handelt, da nicht anderweitig spezifiziert. 

 

2.3 Agri-Photovoltaik 

Die Weltbevölkerung wächst, und mit ihr der Bedarf an Nahrungsmitteln, während zugleich dringend 
Flächen für den Ausbau von Photovoltaik-Freiflächenanlagen für die Dekarbonisierung des Energie-
systems benötigt werden. In der Agri-Photovoltaik (APV) wird eine Agrarfläche gleichzeitig für die 
Nahrungsmittel- sowie die Energieproduktion genutzt, was die Flächenkonkurrenz durch eine 
Doppelnutzung entschärft. APV kann, bei geeignetem technischen Design, zusätzlich zur Steigerung 
der Landnutzungseffizienz, zu einem Anstieg der Resilienz und der landwirtschaftlichen Erträge führen 
(Fraunhofer ISE, 2022).  

Die Thematik befindet sich bis dato noch in der Pilotphase, wobei viele Studien und Pilotprojekte, unter 
anderem auch von der ZHAW, durchgeführt werden, wie beispielsweise die Machbarkeitsstudie zu 
APV in der Schweizer Landwirtschaft in Jäger et al. (2022). Im Rahmen eines vom Fraunhofer ISE (2022) 
erstellten Leitfadens für Agri-PV-Anlagen werden Forschungs- und Praxisanlagen in Deutschland 
vorgestellt, welche in den nachfolgenden Unterkapiteln erläutert werden. Gemäss diesem, mit Stand 
April 2022, gibt es mindestens fünf Forschungsanlagen und gut ein Dutzend private APV-Anlagen in 
Deutschland. 

Da die landwirtschaftlichen Flächen unter oder neben den Solarmodulen bewirtschaftet werden 
sollen, müssen zusätzliche Parameter wie die Niederschlagsverteilung oder die Lichtverteilung am 
Boden berücksichtigt werden. Je nach Bauweise der Modulreihen sowie deren Ausrichtung im Feld 
ergibt sich eine unterschiedliche Einstrahlungsverteilung am Boden, welche es für die Planung zu 
berücksichtigen gilt (Jäger et al., 2022). In der Studie von Trommsdorff et al. (2021) zeigten 
Strahlungssimulationen, dass eine Abweichung von einer vollen Südausrichtung (0°) auf ca. 30° 
Südwest (Azimut = 210°) zu einer gleichmässigen Strahlungsverteilung auf dem Boden führt, was die 
Grundlage für das APV-Design darstellt.  
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APV-Anlagen können einerseits über einer Kultur (aufgeständerte Systeme), oder in Reihenbauweise 
zwischen einer Kultur (bodennahe Systeme) installiert werden, wobei sich das Anlagendesign 
hauptsächlich nach der landwirtschaftlichen Bewirtschaftung richtet (Jäger et al., 2022). Das Deutsche 
Institut für Normung (DIN) hat bereits eine Norm, die DIN SPEC 91434 (2021), für APV-Anlagen erstellt, 
in der die Darstellung der landwirtschaftlichen Nutzungsmöglichkeiten in APV-Anlagen in zwei 
Kategorien eingeteilt werden:  

Kategorie I: Aufständerung mit lichter Höhe (>2.1 Meter), Bewirtschaftung unter der APV-Anlage 
Kategorie II: Bodennahe Aufständerung (<2.1 Meter), Bewirtschaftung zwischen den Modulreihen 

In den folgenden Unterkapiteln wird wiederum zwischen fest installierten und nachgeführten 
Systemen unterschieden. Es werden typische Anlagekonfigurationen (Ausrichtung, Neigung) anhand 
von Beispielen, sowie die zu erwartende Ertragssteigerung bei nachgeführten Systemen, beschrieben. 
 

Fest installierte Systeme 

Nachfolgend werden zwei Anwendungsbeispiele für fest installierte APV-Anlagen anhand einer 
Forschungs- sowie einer Praxisanlage aus Deutschland vorgestellt. Die technischen Daten aus den zwei 
vorgestellten Anlagen sind in der Tabelle 2 zusammengefasst. 

Im Rahmen des Projekts «APV-RESOLA» wurde 2016 in Heggelbach eine 194.4 kWp grosse Forschungs-

APV-Anlage mit bifazialen Glas-Glas-Modulen errichtet, anhand dieser die Landnutzungsrate 

untersucht werden sollte. Die Anlage generierte im Jahr 2020 rund 256'000 kWh Strom, was rund 

1'300 kWh/kWp entspricht. Die Montage der Module in über fünf Metern Höhe, ein grösserer 

Reihenabstand sowie die Ausrichtung nach Südwesten mit einem Neigungswinkle von 20° stellten 

sicher, dass die Nutzpflanzen (Winterweizen, Kartoffeln, Sellerie und Kleegras) gleichmässig 

Sonnenlicht erhielten (Fraunhofer ISE, 2022).  

Die Firma Next2Sun baute in Aasen, in Zusammenarbeit mit der Solverde Bürgerkraftwerke Energie-

genossenschaft als Betreiber, eine vertikale APV-Anlage mit einer Nennleistung von ca. 4.1 MWp. Das 

ehemalige Ackerland wurde im Zuge des Projekts in extensiv bewirtschaftetes Grünland umgewandelt. 

Die 33 Modulreihen wurden mit einem Abstand von 10 Metern platziert, um eine landwirtschaftliche 

Nutzung zwischen den Modulreihen zu ermöglichen. Insgesamt wurden 10‘960 bifaziale Glas-Glas-

Module mit einer Ausrichtung von 90° Ost, resp. 270° West installiert, mit denen eine jährliche 

Stromproduktion von 4‘814 MWh verzeichnet wurde, was ca. 1‘170 kWh/kWp entspricht (Fraunhofer 

ISE, 2022).  

Typische Ausrichtungen und Neigungen sind bei vertikalen Anlagen die Ausrichtung der Modulseiten 
nach Ost und West und bei bodennahen oder überdachten APV-Anlagen die Aufständerung mit einem 
Neigungswinkel von 20 oder 30° in Richtung Süd (Jäger et al., 2022).  

Der Vorteil der Verwendung von bifazialen Module in der APV liegt in der Ertragssteigerung durch die 
Nutzung der rückseitigen Einstrahlung, wobei sich die vertikale Installation in Ost-West-Richtung 
besonders eignet. Dem gegenüber stehen die höheren spezifischen Modulkosten, das höhere 
Modulgewicht, welches sich durch die Fertigung als typischerweise Glas-Glas-Modul ergibt, sowie die 
aufwändigere und verspannungsfreie Unterkonstruktion. Typische Anwendungen sind dabei die 
vertikale Montage mit grossen Reihenabständen in Ackerkulturen oder überdachte Anlagen über 
Ackerkulturen (Jäger et al., 2022).  
 

Nachgeführte Systeme 

Nachfolgend werden zwei Anwendungsbeispiele anhand bestehender Forschungsanlagen aus 
Deutschland vorgestellt. Auch hier werden technischen Daten aus den zwei vorgestellten Anlagen in 
der Tabelle 2 zusammengefasst. 
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Die Hochschule Weihenstephan-Triesdorf errichtete 2013 die erste APV-Anlage mit Ost-West-
nachgeführten PV-Modulreihen, welche in der Abbildung 9 dargestellt ist. Dabei galt es, die Einflüsse 
unterschiedlich starker Verschattung auf den Pflanzenertrag zu ermitteln und die beste Belegdichte zu 
identifizieren. Dies wurde anhand unterschiedlicher Abstände der Module auf den Modulreihen 
untersucht (Fraunhofer ISE, 2022).  

 

Abbildung 9: Querschnitt der Agri-PV-Anlage in Weihenstephan (Fraunhofer ISE, 2022) 

Die installierte Leistung belief sich auf 22 kWp, wobei die Nachführung astronomisch (direkte 
Sonnennachführung) erfolgte. Die jährliche Stromproduktion belief sich auf rund 35‘000 kWh pro Jahr 
(Fraunhofer ISE, 2022), was einem Ertrag von fast 1‘600 kWh/kWp entspricht.  

Im Frühjahr 2021 wurde am Bio-Obsthof Nachtwey eine Forschungsanlage mit 258 kWp Leistung 
installiert, wobei untersucht wurde, inwiefern APV Schutzfunktionen von Hagelschutznetzen und 
Folien im Apfelanbau übernehmen kann, welches Anlagendesign sinnvoll ist, und inwieweit sich die 
Anlage auf die Ernteerträge auswirkt. Dafür wurden 8 Reihen à 106 Modulen mit fixer Aufständerung, 
und 3 Reihen à 100 Modulen mit nachgeführter Aufständerung errichtet. Es wurden semitransparente 
Glas-Glas-Module verwendet, welche horizontal einachsig nachgeführt wurden. Die Ertragsprognose 
beläuft sich für die gesamte Anlage auf 276'000 kWh, die Messergebnisse wurden jedoch noch nicht 
publiziert (Fraunhofer ISE, 2022). 

Nachgeführte Anlagen haben den Vorteil, dass die Licht- und Niederschlagsdurchlässigkeit durch die 
Anpassung der Neigung sowie Ausrichtung bei Bedarf angepasst werden kann, wodurch der 
landwirtschaftliche wie auch der energetische Ertrag gesteigert werden kann (Valle et al., 2017). In der 
Studie von Jäger et al. (2022) wurde unter anderem eine überdachte APV-Anlage in Montpellier 
untersucht, wobei die Ertragssteigerung einer einachsigen Nachführung der Sonnenhöhe von Norden 
nach Süden mit einer Abweichung von 11° im Vergleich zu fest installierten, nach 11° Süd 
ausgerichteten Modulen mit 25° Neigung ermittelt wurde. Der Biomasseertrag der untersuchten 
Kopfsalatkultur konnte durch die einachsige Nachführung um 15 %, und der elektrische Jahresertrag 
der Solaranlage im Vergleich zur fest installierten Anlage um 29 % gesteigert werden. 

Tabelle 2: Technische Daten zu den vorgestellten Forschungs- und Praxisanlagen in Deutschland (Fraunhofer ISE, 2022) 

Anlage Modulreihen 
Installierte 

Leistung 
Modultyp Ausrichtung / Neigung Stromproduktion/a 

Fest installierte Systeme 

Heggelbach 
15 Reihen  

à 48 Module 
194.4 kWp Bifazial, Glas-Glas Südwesten, 20° 

Rund 256 MWh im 
Jahr 2020 

Aasen 
33 Reihen, total 10‘960 

Module 
4.1 MWp Bifazial, Glas-Glas 

Vertikal, 
90° Ost / 270° West 

Rund 4‘800 MWh 

Nachgeführte Systeme 

Weihenstephan 
3 Reihen  

à 30 Module 
22 kWp Monofazial 

Astronomisch 
nachgeführt, Ost-West 

Rund 35 MWh 

Nachtwey 
8 Reihen à 106 Module 
3 Reihen à 100 Module 

190.5 kWp 
67.5 kWp 

Monofazial, 
semitransparent 

Fix 
Einachsig, horizontal 

Rund 276 MWh 
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2.4 Tracking-Algorithmen 

Bei der Recherche zu Tracking-Algorithmen liegt der Fokus auf der Ermittlung der geeignetsten 
Nachführmethode für Solaranlagen im alpinen Raum. Ein zentrales Ziel besteht darin herauszufinden, 
ob die direkte (astronomische) Sonnennachführung oder eine alternative Methode bevorzugt werden 
soll. Die Untersuchung wird durchgeführt, da das Wetter nicht ausschliesslich sonnig ist. Neben 
sonnigen Tagen treten auch viele bewölkte Tage auf, was zu einem erhöhten Diffusstrahlungsanteil 
führt, nebst der hohen Albedo-Diffusstrahlung aufgrund des umliegenden Schnees. Es ist daher von 
besonderem Interesse, wie sich die verschiedenen Nachführungstechniken bei unterschiedlichen 
Einstrahlungsverhältnissen auswirken.  

Solartracker können aufgrund ihres Tracking-Mechanismus in passive und aktive Tracker unterteilt 
werden, wobei beide Typen unter Verwendung von einachsigen und zweiachsigen Nachführstrukturen 
implementiert werden können (El Kadmiri et al., 2015): 
 

Passive Tracker 

Passive Solar-Tracking-Systeme nutzen die Temperatur der Sonne, um eine Flüssigkeit zu erhitzen, die 
in Behältern gespeichert ist und an den Seiten von Photovoltaikmodulen befestigt wird. Die Idee 
besteht darin, diese Flüssigkeit in den Behältern zu erhitzen und in ein Gas umzuwandeln. Das 
expandierte Gas kann die schwerere Flüssigkeit in den verschatteten Behälter drücken und das 
Gewicht auf diese Seite des Photovoltaikmoduls verschieben. Dadurch entsteht ein Gasdruck, der dazu 
führt, dass sich das Modul bewegt und rotiert. Diese Nachführmethode ist einfach, da sie ohne 
elektronische Steuerung und Motoren auskommt. Jedoch ist er in seiner Genauigkeit begrenzt und 
kann bei niedrigen Temperaturen nicht betrieben werden (AL-Rousan et al., 2018). Die Abbildung 10 
zeigt den Arbeitsprozess von passiven Trackern beispielhaft.  

 

Abbildung 10: Beispiel des Arbeitsprozesses eines passiven Solartrackers (AL-Rousan et al., 2018; auf Deutsch übersetzt) 



22 
 

Aktive Tracker 

Hierbei handelt es sich um eine Nachführmethode, welche einen elektrischen Mechanismus 
verwendet, um die Solarmodule auf die Sonne auszurichten. Der Vorteil gegenüber den passiven 
Trackern besteht darin, dass sie eine bessere Tracking-Genauigkeit aufweisen (Sumathi et al., 2017). 
Aktive Tracker können aufgrund ihres Funktionsprinzips weiter in zwei Gruppen eingeteilt werden: 
astronomische und sensorbasierte Solartracker. Bei beiden Systemen werden die Module so 
nachgeführt, dass diese im rechten Winkel zur Sonne stehen - der Unterschied liegt dabei lediglich in 
der Methodik, wie die jeweilige Sonnenposition bestimmt, und die Solarmodule ausgerichtet werden 
(Hammoumi et al., 2018).  

Astronomische Tracker nutzen astronomische Berechnungen und Daten, um die genaue Position des 
Sonnenstands zu bestimmen. Dafür werden unterschiedliche Parameter wie der Längengrad, der 
Breitengrad, das Datum und die Uhrzeit benötigt. Die erhaltenen Werte werden in einem Algorithmus 
verwendet, um die Ausrichtung der Solarmodule zu steuern. Astronomische Tracker benötigen keine 
direkte Sonnenerkennung oder Sensoren, da sie aus vorberechneten astronomischen Modellen 
bestehen. Aufgrund des sensorlosen Einsatzes herrscht zudem ein geringer Energieverbrauch und die 
Positionierung der Solarmodule ist in der Regel sehr präzise (Hammoumi et al., 2018). Lokale 
Bedingungen wie Verschattungen durch mehrere Modulreihen oder Bäume müssen zusätzlich 
berücksichtigt werden.  

Sensorbasierte Tracker nutzen Sensoren, um den aktuellen Sonnenstand in Echtzeit zu erfassen. Die 
Sensoren erfassen dabei die Sonneneinstrahlung und geben eine Rückmeldung an den Algorithmus, 
welcher dann die Solarmodule entsprechend ausrichtet. Die gebräuchlichsten Sensortypen sind 
Helligkeitssensoren - auch LDR (Light Dependent Resistor) genannt, weil sie die Lichtstärke und den 
Schatten messen können. Es gibt weitere Sensoren wie Infrarotsensoren oder GPS, mit denen sich 
ebenfalls der Sonnenstand bestimmen lässt. Sensorbasierte Tracker sind flexibler und können besser 
auf die lokalen Bedingungen und Umweltveränderungen reagieren, wobei eine konstante 
Stromversorgung erforderlich ist. Die zwei Ansätze haben beide Vor- und Nachteile und werden je nach 
Anforderung und Umgebungsbedingung eingesetzt (Hammoumi et al., 2018).  

Gemäss Awasthi et al. (2020) können Solar-Tracking-Systeme in vier unterschiedliche Systeme 
klassifiziert werden: anhand des verwendeten Steuersystems, der verwendeten Treiber, der 
verwendeten Nachführstrategie oder anhand des Freiheitsgrades der Bewegung. Die Abbildung 11 
veranschaulicht die unterschiedlichen Klassifizierungen. 
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Abbildung 11: Übersicht der Klassifizierung von Solartrackern (Awasthi et al., 2020) 

Die drei Nachführungsstrategien Open-Loop, Closed-Loop und Hybrid-Loop können nach Awasthi et al. 
(2020), basierend auf dem verwendeten Steuersystem, klassifiziert werden. Dabei handelt es sich um 
folgende Strategien: 

1. Open-Loop: Bei dieser Strategie erfolgt die Sonnennachführung ohne Rückkopplung. Vordefinierte 
Bewegungsmuster werden verwendet, die unabhängig von den aktuellen Bedingungen sind. Open-
Loop-Systeme sind einfach und kostengünstig, haben jedoch den Nachteil, dass sie nicht auf 
Umgebungsänderungen oder Störungen reagieren können. 

2. Closed-Loop: Diese Strategie nutzt einen geschlossenen Regelkreis zur Steuerung der 

Sonnennachführung. Sensoren erfassen kontinuierlich die Position der Sonne und liefern 

Rückmeldungen. Anhand dieser Rückmeldungen erfolgt die präzise Ausrichtung der 

Sonnenkollektoren auf die Sonne. Closed-Loop-Systeme sind genauer und reaktionsschneller als 

Open-Loop-Systeme, erfordern jedoch zusätzliche Sensoren und eine komplexe Regelung. 

3. Hybrid-Loop: Diese Strategie kombiniert Elemente aus Open-Loop- und Closed-Loop-Systemen. 

Vordefinierte Bewegungsmuster werden wie bei Open-Loop verwendet, aber gleichzeitig werden 

Sensoren eingesetzt, um die Sonnenposition zu überwachen und bei Bedarf Korrekturen 

vorzunehmen. Dadurch ist eine gewisse Flexibilität und Reaktionsfähigkeit auf Umgebungs-

änderungen gegeben. 

In der Studie von Fuentes-Morales et al. (2020) wurden diese drei Nachführungsstrategien zur 
Steuerung der Sonnennachführung, die in aktiven Solar-Tracking-Systemen eingesetzt werden, 
systematisch untersucht. Es wurden die Arbeitsprinzipien sowie die Vor- und Nachteile jeder Strategie 
analysiert. Es ergibt sich, dass der geschlossene Regelkreis (Closed-Loop) die am häufigsten 
verwendete Strategie zur Steuerung der Sonnennachführung ist, die in 54.39 % der untersuchten 
Veröffentlichungen vorkommt. Laut Awasthi et al. (2020) produziert ein konventionelles Solar-
Tracking-System, welches einen Open- oder Closed-Loop verwendet, im Vergleich zu einem fest 
ausgerichteten Solarmodul eine zusätzliche Energiemenge von rund 39 %. Ein Hybrid-Tracking-System, 
welches beide Strategien (Open- und Closed-Loop) kombiniert, produziert hingegen täglich eine um 
rund 49 % höhere Energiemenge, was einem Mehrertrag gegenüber der astronomischen Nachführung 
von 25 % entspricht. 
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Bei automatisierten zweiachsigen Solartrackern basieren die Algorithmen meistens auf Angaben 

lichtempfindlicher Sensoren (LDR), welche die Richtung der maximalen Intensität der Sonnenstrahlung 

bestimmen. Allerdings sind Sonnennachführsysteme mit lichtempfindlichen Sensoren nicht in der 

Lage, sich präzise an bewölktes und regnerisches Wetter anzupassen (Kuttybay et al., 2019).  

 

Adaptive Algorithmen 

Ein adaptives, intelligentes System zur Sonnennachführung wurde von Kuttybay et al. (2019) 

entwickelt und in der Stadt Almaty, Kasachstan, getestet. Das entwickelte Solar-Tracking-System ist in 

der Abbildung 13a dargestellt. Das System wurde entwickelt, um die Winkeländerung von PV-Modulen 

den verschiedenen Wetterbedingungen anzupassen. Das System erkennt Bewölkung und ermöglicht 

es, die Solarmodule entsprechend auszurichten. Untersuchungen haben gezeigt, dass horizontal 

ausgerichtete Solarmodule bei diffusem Wetter und der damit einhergehenden Streuung des 

Sonnenlichts effektiver sind als solche, die direkt auf die Sonne ausgerichtet und nachgeführt werden. 

Die Struktur des adaptiven intelligenten Solartrackers wird in der Abbildung 12 dargestellt und 

beinhaltet folgenden Aufbau: Das zweiachsige Solarmodul (1) besitzt eine Steuereinheit für die Azimut- 

und Elevationsbewegung (2+3). Auf der zusätzlichen Plattform befinden sich zwei Solarbatterien (4+5), 

welche die Einstrahlung einerseits zweiachsig (4) und andererseits horizontal (5) überwachen. Für die 

Solarbatterie (4), welche zweiachsig nachgeführt wird, wurden zwei Servomotoren (6+7) installiert, die 

die Solarbatterie (4) vertikal und horizontal drehen können. Wenn der erzeugte Strom der zweiachsig 

nachgeführten Solarbatterie (4) grösser ist als der von der horizontalen Solarbatterie (5), bleibt der 

grosse Solartracker (1) auf der sonnenzugewandten Position. Sobald die horizontale Solarbatterie (5) 

jedoch mehr Strom erzeugt als die zweiachsig nachgeführte Solarbatterie (4), bewegt sich der grosse 

Solartracker (1) in die horizontale Position. 

 

Abbildung 12: Aufbau des adaptiven, intelligenten Solar-Tracking-Systems (Kuttybay et al., 2019) 

Durch den Einsatz eines zweiachsigen Solartrackers mit bifazialen Solarmodulen und der 

beschriebenen adaptiven Nachführmethode konnte in dem Experiment im Vergleich zu einem 

konventionellen zweiachsigen Solartracker mit bifazialen Modulen ein Mehrertrag von etwa 18 % bei 

bewölktem Wetter erzielt werden. Das Experiment wurde am 30. März 2019 zwischen 8:00 und 18:00 

durchgeführt und die erhobenen Leistungsdaten sind in der Abbildung 13b dargestellt. 
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Abbildung 13a (links): Das adaptive und intelligente Solar-Tracking-System. 13b (rechts): Vergleich der Leistungswerte des 
zweiachsigen Solartrackers mit astronomischem und adaptivem Algorithmus, bei bewölktem Wetter (Kuttybay et al., 2019) 

Trina Solar ist ein chinesisches Unternehmen, welches sich auf die Herstellung und den Vertrieb von 
Solarprodukten spezialisiert hat. Das neu entwickelte Nachführsystem «SuperTrack» verspricht mit 
bifazialen Solarmodulen bis zu 8 % mehr Ertrag durch verbessertes Verhalten bei bewölktem Himmel 
im Vergleich zu konventionellen Tracking-Algorithmen. Im Gegensatz zu Kuttybay et al. (2019), die zwei 
Solarbatterien für ihren Aufbau verwendeten, setzt Trina Solar jeweils zwei Pyranometer und einen 
Schneesensor je nachgeführter Anlage ein. Die genaue Positionierung der Pyranometer und das 
Verhalten des Systems sind jedoch nicht bekannt.  

Der neue Tracker wurde zeitgleich an verschiedenen Standorten in China getestet und die Messperiode 
erstreckte sich über den Zeitraum von Mai 2020 bis September 2021. Die Abbildung 14 verdeutlicht 
den Zusammenhang zwischen der diffusen Strahlung bei bewölktem Himmel und dem optimalen 
Modulwinkel. Sie kann wie folgt interpretiert werden: Bei einer diffusen Strahlung von 100 % 
entspricht der optimale Modulwinkel 0°, was für eine horizontale Ausrichtung steht. Wenn die diffuse 
Strahlung jedoch knapp 75 % beträgt, wird ein Modulwinkel von 60° empfohlen (Trina Solar, 2022).  

 

Abbildung 14: Diagramm der optimalen Modulneigung in Abhängigkeit des Diffusstrahlungsanteils (Trina Solar, 2022) 

Anhand der Recherche zur Nachführungsstrategie konnte nachgewiesen werden, dass bei bedecktem 
Himmel die Verwendung von Hybrid-Algorithmen einen zusätzlichen Ertrag ermöglicht. Um die 
horizontale Ausrichtung nochmals zu veranschaulichen, wird die Abbildung 15 herangezogen, die aus 
dem Bericht «SuperTrack» von TrinaSolar stammt. Dabei wird auf der linken Seite ein herkömmliches 
Nachführsystem, und auf der rechten Seite das hybride Nachführsystem «SuperTrack» dargestellt. Es 
wird sichtbar, dass die Module bei bewölktem Wetter unterschiedliche Neigungswinkel aufweisen 
(Trina Solar, 2022). 
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Abbildung 15: Konventionelles Tracking-System (links) und Hybrid-Tracking-System (rechts) (Trina Solar, 2022) 

Die hybriden Tracking-Systeme wurden an verschiedenen geografischen Standorten auf der Welt im 
Flachland getestet. Es ist jedoch erwähnenswert, dass keines dieser Systeme im alpinen Raum getestet 
wurde.  

Das Kapitel 2.2 «Nachgeführte Systeme» widmete sich der Untersuchung des Mehrertrags zwischen 
fest installierten und nachgeführten Anlagen im Mittelland und der alpinen Region. Konventionelle 
Nachführmethoden umfassen astronomisch nachgeführte Systeme oder sensorbasierte Lösungen, um 
die Solarmodule direkt auf die Sonne auszurichten. Jedoch wurden durch neu entwickelte Tracking-
Algorithmen interessante Erkenntnisse gewonnen. Es wurde gezeigt, dass im Mittelland bei 
bewölktem Wetter (hoher Diffusstrahlungsanteil) ein hoher Mehrertrag erzielt werden kann, wenn 
bifaziale Solarmodule horizontal ausgerichtet werden. Diese Erkenntnisse weisen darauf hin, dass 
alternative Ansätze zur Nachführung von Solarmodulen in bestimmten Situationen vorteilhaft sein 
können. Im Rahmen der Recherche konnten keine weiteren Methoden gefunden werden, die 
vergleichbare Ergebnisse erzielten. Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass durch den 
Einsatz von neu entwickelten Tracking-Algorithmen und die horizontale Ausrichtung bifazialer 
Solarmodule bei bewölktem Wetter ein deutlicher Mehrertrag erzielt werden kann. Jedoch bleibt 
unklar, ob die horizontale Positionierung allein aufgrund der Wetterbedingungen oder auch aufgrund 
der Albedo die optimale Wahl für die Nachführung in dem alpinen Raum darstellt. Zudem stellt sich 
die Frage, welchen Beitrag Tage mit hohem Diffusstrahlungsanteil am Gesamtjahresertrag leisten, um 
den jährlichen Mehrertrag durch die adaptive Nachführung ausweisen zu können. Es bedarf weiterer 
Untersuchungen, um diese Fragen zu klären.  
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2.5 Bestehende Simulationstools für zweiachsig nachgeführte Systeme 

Simulationstools sind wichtige Werkzeuge für die Ertragsabschätzung und dahingehend wichtig für die 
Wirtschaftlichkeitsberechnung von Photovoltaikanlagen. Für einen Vergleich sollen erhobene 
Messwerte (Einstrahlung in die Modulebene) eines zweiachsig nachgeführten, bifazialen Moduls mit 
einem Simulationsergebnis verglichen werden. Dazu wurde recherchiert, welche bestehenden Tools 
den Ertrag eines zweiachsig nachgeführten Systems simulieren können, welche nachfolgend 
aufgeführt werden. Wichtig bei der Wahl eines geeigneten Simulationstools für den Vergleich mit 
Messwerten ist die Möglichkeit, Wetterdaten einlesen zu können, um dieselben Grundbedingungen 
zu schaffen, als auch eine hohe zeitliche Auflösung der Ergebnisse, um auch Unterschiede im 
Tagesverlauf sichtbar zu machen. 

Das Vorgehen beim Vergleich der Ergebnisse ist im Kapitel 3.2.5, und die Resultate im Kapitel 4.2.5 zu 
finden. 
 

PV*SOL von Valentin Software GmbH 

Im Simulationstool «PV*SOL» des Herstellers Valentin Software GmbH können Ertragssimulationen für 
fest installierte Systeme als auch nachgeführte Systeme durchgeführt werden. Bei den nachgeführten 
Systemen gibt es die Option der horizontalen einachsigen Nachführung nach Nord-Süd oder Ost-West, 
der vertikalen einachsigen Nachführung sowie der zweiachsigen Nachführung der Solarmodule, wobei 
ein astronomischer Tracking-Algorithmus angewandt wird, welcher der Sonne in Ausrichtung und 
Elevation folgt (Valentin Software GmbH, 2023b).  

Beim Tool «PV*SOL» stellte sich jedoch das Problem, dass keine Vollversion verfügbar war, sodass es 
weder möglich war zu testen, ob spezifische Wetterdaten ins Tool eingelesen werden können, noch 
eine Simulation durchzuführen. 
 

PVGIS von European Commission 

Das Tool «PVGIS» der European Commission (2023) verfügt über die Option, den Energieertrag von 
fest installierten sowie auch von nachgeführten Systemen zu simulieren. Als Simulationsergebnis 
liefert PVGIS verschiedene Kennzahlen wie die jährliche Energieproduktion oder die monatliche 
Einstrahlung in die Modulebene, jedoch können keine Wetterdaten ins Tool eingelesen werden und 
die kleinste zeitliche Auflösung der Ergebnisse ist monatlich.  
 

PVsyst von PVsyst SA 

Das Simulationstool «PVsyst» wurde für die Simulation und Analyse von Photovoltaik-Systemen 
konzipiert und verfügt über viele Optionen und Hintergrunddaten. Es können ebenfalls fest installierte, 
sowie auch ein- oder zweiachsig nachgeführte Anlagen simuliert werden, wobei umfangreiche 
Parameter eingestellt oder verändert werden können, um die Erträge von Photovoltaikanlagen 
detailliert analysieren und optimieren zu können. Wetterdaten wie die Globalstrahlung, 
Diffusstrahlung, Umgebungstemperatur oder relative Luftfeuchtigkeit können dabei aus Datenbanken 
verwendet, oder separat eingelesen werden, wobei die Genauigkeit der Simulation stark von der 
korrekten Eingabe der Parameter abhängig ist (PVsyst SA, 2023). Zudem ist es möglich, bei zweiachsig 
nachgeführten Systemen bifaziale Module zu verwenden, wobei die Einstrahlung in die 
Modulrückseite separat ausgegeben werden kann, und Werte wie der Bifazialitätsfaktor oder die 
Albedo eingestellt werden können.  
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3 Material und Methoden 

In den nachfolgenden Kapiteln werden drei Optimierungsmöglichkeiten für alpine Photovoltaik-
anlagen betrachtet und die Methodik dazu beschrieben. Diese umfassen die Eruierung des 
Mehrertrags durch die Nachführung der Module im alpinen Raum, wozu im Kapitel 3.1 eine Mini-
Testanlage mit zweiachsiger Nachführung geplant wurde.  

Zudem wird der Einfluss der rückseitigen Verschattung bifazialer Module durch die Unterkonstruktion 
sowie der Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung auf den Solarstromertrag ermittelt, deren 
Methodik im Kapitel 3.3, resp. Kapitel 3.4 beschrieben ist. 

Ursprünglich war beabsichtigt, den Algorithmus (sowohl astronomisch als auch adaptiv) für die alpine 
Mini-Testanlage mithilfe der Steuerungssoftware LabVIEW selbst zu erstellen. Die erforderlichen 
Kenntnisse wurden durch die Teilnahme an den drei Online-Kursen «LabVIEW Core 1», «LabVIEW 
Core 2» und «LabVIEW Real-Time 1» von National Instruments erworben und erfolgreich 
abgeschlossen. Das Konzept musste jedoch aus verschiedenen Gründen angepasst werden. Einerseits, 
weil die Verbindung zwischen der Soft- und Hardware nicht hergestellt werden konnte und 
andererseits aufgrund zeitlicher Beschränkungen. Dennoch bezieht sich das Kapitel 3.1 «Konzept und 
Planung der alpinen Mini-Testanlage» auf die Komponentenauslegung unter Verwendung der 
LabVIEW-Software. 

Aus diesem Grund wurde entschieden, eine andere Software für den Algorithmus einer zweiachsigen 
Nachführung zu verwenden, und diesen bei einer Mini-Testanlage, aufgebaut am Standort Wädenswil, 
anzuwenden. Da die lokalen Gegebenheiten nicht mit denen im alpinen Raum übereinstimmen, wurde 
ein separates Konzept für die Mini-Testanlage im Kontext der Agri-Photovoltaik erstellt, welches im 
Kapitel 3.2 beschrieben ist, und ebenfalls die Änderung der Hardware umfasst. 
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3.1 Konzept und Planung der alpinen Mini-Testanlage 

Die erste betrachtete Optimierungsmöglichkeit alpiner Photovoltaikanlagen besteht in der ein- und 
zweiachsigen Nachführung der Module. Um die Ertragssteigerung durch die Nachführung bifazialer 
Module im alpinen Raum zu beziffern, wurde eine alpine Mini-Testanlage geplant.  

In diesem Kapitel wird beschrieben, wie das Konzept der Mini-Testanlage ausgelegt, und welche 
Planungsschritte dazu durchgeführt wurden. Dies beinhaltet die Beschreibung der standort-
spezifischen Anforderungen an die Anlagenkomponenten, gefolgt von der Wahl der Geräte und 
Sensoren, bis hin zum Elektroschema. Als Resultat gelten das Messkonzept sowie der Versuchsaufbau, 
welcher den Bau des Schaltschranks in Wädenswil umfasst, welche im Kapitel 4.1 zu finden sind. Die 
Mini-Testanlage soll zu gegebener Zeit bei der bestehenden Testanlage der ZHAW auf der Totalp 
platziert, und am bestehenden Träger montiert werden. Eine Übersicht der Lage auf der Totalp wird in 
der Abbildung 16 gezeigt. 

 

Abbildung 16: Lageplan am Standort der bestehenden Testanlage der ZHAW auf der Totalp (Hintergrundbild: Schweizerische 
Eidgenossenschaft, 2023; Testanlage: VSE-Bulletin 10/2022; Container: Anderegg et al., 2022) 
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3.1.1 Anforderungen an Geräte und Sensoren 

Am Standort der Mini-Testanlage auf der Totalp, auf 2‘500 Meter über Meer, müssen die Geräte und 
Sensoren extremen Wetterbedingungen standhalten. Auf dem Weissfluhjoch, welches sich auf 
2'691 Meter über Meer, und weniger als ein Kilometer Luftlinie neben der Messstation befindet (siehe 
Abbildung 17), wird die Messstation «Weissfluhjoch» betrieben, die verschiedene Klimadaten erfasst. 
MeteoSchweiz stellt für die Messstationen mit langjährigen Messreihen die Klima-Normwerte der 
verschiedenen Messgrössen sowie die entsprechenden Klimadiagramme zur Verfügung. Zusätzlich zu 
den Klimanormwerten konnten mittels dem Datenportal IDAWEB von MeteoSchweiz, welches 
Messdaten zu Forschungszwecken bereitstellt, Wetterdaten der Messstation Weissfluhjoch bezogen 
werden. Die Ergebnisse der Messstation Weissfluhjoch (Normperiode 1991 – 2020 sowie bezogene 
Messwerte aus IDAWEB) werden verwendet, um die klimabedingten Anforderungen an die Geräte und 
Sensoren zu beschreiben.  

 

Abbildung 17: Standort des Weissfluhjochs und der geplanten Mini-Testanlage (Swiss Geoportal, 2023) 

 

Temperaturen 

Die durchschnittliche Jahrestemperatur auf dem Weissfluhjoch beträgt -1.5 °C. Die durchschnittliche 
Minimaltemperatur beträgt im Februar, dem kältesten Monat, -11.5 °C und die Maximaltemperatur 
im August, dem wärmsten Monat, +10.6 °C (MeteoSchweiz, 2022).  

Im Jahresdurchschnitt liegt die tägliche Maximaltemperatur an 161.6 Tagen im Jahr unter dem 
Gefrierpunkt (Eistage), und die tägliche Minimaltemperatur an 255 Tagen im Jahr (Frosttage). Bisher 
gab es auf dem Weissfluhjoch noch keinen Tag, an dem die Temperatur die 25 °C Grenze erreicht hat 
(MeteoSchweiz, 2022).  

Die Temperaturminima und -maxima in den Jahren 2012 bis 2022 sind in der Abbildung 18 dargestellt, 
wobei die Messwerte für das Jahr 2014 fehlen. Die tiefste Temperatur in den betrachteten zehn Jahren 
mit -28.8 °C wurde im Februar 2018, und die höchste Temperatur mit +21.9 °C im August 2012 
gemessen (MeteoSchweiz, 2023).  

Die Geräte und Sensoren müssen dahingehend Temperaturen bis zu -29 °C und +22 °C sowie häufigen 
Frost- und Eistagen standhalten, und vor Schäden durch solche geschützt werden. 



31 
 

 

Abbildung 18: Gemessene Minimal- und Maximaltemperaturen an der Messstation Weissfluhjoch, in den Jahren 2012 bis 
2022, wobei für das Jahr 2014 keine Messwerte verfügbar waren. Gemessen auf 2 Meter über Boden. 

 

Schnee 

Auch der gefallene Neuschnee sowie die Schneedecke müssen beachtet werden. Im Jahres-
durchschnitt fielen auf dem Weissfluhjoch 939 cm Neuschnee, mit dem Spitzenwert im Dezember von 
durchschnittlich 136 cm (MeteoSchweiz, 2022). Die höchste Schneedecke im langjährigen Maximum 
(30 Messjahre) wird mit einer Höhe von 355 cm Mitte April erreicht, wie die Abbildung 19 zeigt (SLF, 
2023).  

 

Abbildung 19: Jahresansicht der Schneedaten auf dem Weissfluhjoch, 2691 m ü.M. (SLF, 2023). 

Da das Modul nachgeführt wird, sind keine hohen Schneedecken auf diesem zu erwarten. Um 

möglichst viel Winterstrom zu generieren, sollte generell darauf geachtet werden, dass das Modul 

nach Sonnenuntergang auf eine Neigung von 90° gestellt wird, damit kein Schnee liegen bleiben kann 

und bereits abgesetzter Schnee abrutscht. Zudem sollte das Modul in entsprechender Höhe montiert 

werden, sodass es stets höher liegt als die zu erwartende Schneedecke. Da das langjährige Maximum 

der Schneedecke, über 30 Messjahre hinweg, bei 355 cm lag, wird eine Montagehöhe von 3.6 Metern 

empfohlen. 
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Wind 

Die Windgeschwindigkeit auf dem Weissfluhjoch beträgt im Jahresdurchschnitt 5.3 m/s. 
Windgeschwindigkeiten von 30 m/s oder mehr wurden mit durchschnittlich 0.2 Tagen im Jahr sehr 
selten verzeichnet (MeteoSchweiz, 2022).  

Für die Installation der Anlage sind vor allem die Windböen zu beachten. In der Abbildung 20 wird die 
Häufigkeit der Sekundenböen, unterteilt in Geschwindigkeitsklassen in m/s, in Minuten pro Stunde 
dargestellt. Die verwendeten Werte wurden von IDAWEB (MeteoSchweiz, 2023) bezogen und in Excel 
ausgewertet und visualisiert. Im Durchschnitt betrug die Geschwindigkeit der Sekundenböen 7.6 m/s, 
im Median 6.7 m/s und die höchste Geschwindigkeit betrug 45.2 m/s. 

Die Messungen stammen aus einer Höhe von zwei Meter über Boden, wobei es sich um Maximalwerte 
im Zehnsekundenintervall handelt. Die Messwerte wurden über einen Zeitraum von 5 Jahren (2018-
2022) gemittelt, wobei insgesamt 5'696 Werte von total 262'944 fehlten, was 2.17 % der Messwerte 
entspricht.  

 

Abbildung 20: Darstellung der Häufigkeit von Sekundenböen am Weissfluhjoch, in Minuten pro Stunde je 
Geschwindigkeitsklasse, gemittelt über den Zeitraum vom 01.01.2018 bis 31.12.2022. 

Bei der Wahl der Solarmoduls muss auf die zulässige Windlast geachtet werden. Zudem soll in der 
Steuerung hinterlegt werden, das Modul horizontal (flach) auszurichten, falls zu hohe 
Windgeschwindigkeiten (via Windsensor auf dem Messmast) gemessen werden, um dieses nicht zu 
beschädigen. Das System sollte im besten Fall auf Windgeschwindigkeiten von 45 m/s ausgelegt sein, 
um auch Spitzenböen standzuhalten.  
 

Globalstrahlung 

Der Kurzschlussstrom ist proportional zur Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 (Bliss et al., 2019), 
was später für die Dimensionierung des Shunts von Bedeutung ist. Die maximale Globalstrahlung, 
welche in den Jahren zwischen 2018 und 2022 an der Messstation Weissfluhjoch gemessen wurde, 
betrug 1'334 W/m2 (MeteoSchweiz, 2023). Die Strahlungsverhältnisse werden in der Abbildung 21 
veranschaulicht, in der die Häufigkeit der Strahlungsintensität in Stunden pro Jahr je Globalstrahlungs-
stärke gezeigt wird, wobei es sich bei den verwendeten Messwerten um Zehnminutenmittelwerte 
handelt. Die verwendeten Werte wurden von IDAWEB (MeteoSchweiz, 2023) bezogen und in Excel 
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ausgewertet. Die Messwerte wurden über einen Zeitraum von fünf Jahren (2018 bis 2022) gemittelt, 
wobei insgesamt 2’915 Werte von total 262'944 fehlten, was 1.11 % der Messwerte entspricht. Die 
Werte < 1 W/m2, welche in durchschnittlich 4'408 Stunden im Jahr (ca. die Hälfte des Jahres) 
aufgezeichnet wurden, wurden zugunsten der Übersichtlichkeit nicht in der Grafik dargestellt. 

 
Abbildung 21: Häufigkeit der Strahlungsintensität am Weissfluhjoch, in Stunden pro Jahr je Globalstrahlungsklasse, gemittelt 

über den Zeitraum vom 01.01.2018 bis 31.12.2022, wobei Werte < 1 W/m2 (total 4'408) nicht aufgeführt sind. 

Die in Abbildung 21 aufgezeigte Häufigkeit der Strahlungsintensität je Globalstrahlungsklasse bezieht 
sich auf die horizontal gemessene Globalstrahlung am Standort des Weissfluhjochs. Die Einstrahlung 
in die geneigte Modulebene kann jedoch, aufgrund der hohen Albedo, höher ausfallen. Aus diesem 
Grund wurden die Maximalwerte der Globalstrahlung in die Modulebene der sechs Segmente der 
bestehenden Testanlage auf der Totalp (vgl. Abbildung 16) anhand der zur Verfügung gestellten Daten 
(vgl. Kapitel 3.4.1) vom 23.10.2017 bis 31.12.2022 analysiert. Die Einstrahlungswerte wurden mittels 
Pyranometer erfasst, welche sich an der oberen Halterung des jeweiligen Segments befinden, und im 
selben Winkel wie die Module installiert sind. Alle Segmente sind nach Süd (Azimut = 180°) 
ausgerichtet. Bei den Segmenten D und E handelt es sich um bifaziale Module, bei denen die 
Einstrahlung in die Vorder- und Rückseite des Moduls gemessen wurde. Die Module des 
Anlagensegment D hatten zwischen Messbeginn am 23.10.2017 und 30.09.2020 einen Neigungswinkel 
von 70°, und seit dem 01.10.2020 einen Neigungswinkel von 60°. Die Testanlage mit den sechs 
Segmenten und deren Spezifikationen ist in der Abbildung 67 im Kapitel 4.1.1 dargestellt.  

Die höchste gemessene Globalstrahlung in die Modulebene je Segment wird in der Tabelle 3 
aufgeführt, wobei Messwerte im Stundenintervall betrachtet wurden. 

Tabelle 3: Maxima der Globalstrahlung in die Modulebene je Segment der bestehenden Testanlage auf der Totalp, über den 
Zeitraum vom 23.10.2017 bis 31.12.2022. 

Segment A B C D vorne D hinten E vorne E hinten F 

Neigungswinkel 30° 40° 60° 70 / 60° 110 / 120° 90° 90° 90° 

Maximum der 
Globalstrahlung 
[W/m2] 

1’287 1’344 1’354 1’366 806 1’387 834 1’428 

Die insgesamt höchste Globalstrahlung in die Modulebene beträgt 1'428 W/m2 und wurde im 
Segment F mit einem Neigungswinkel von 90° gemessen. Der Shunt muss dahingehend so 
dimensioniert werden, dass auch bei Einstrahlungen von 1'430 W/m2 korrekte Messergebnisse 
resultieren. 
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Berührungs-, Fremdkörper- und Wasserschutz (IP-Schutzarten) 

Da die Teststation im Aussenbereich installiert ist, müssen die Geräte und Sensoren entsprechend für 
den Einsatz im Aussenbereich geeignet sein. Die IP-Schutzarten weisen verschiedene 
Geräteschutzarten aus. Die Abbildung 22 zeigt den detaillierten Schutzumfang, welcher mit 
mindestens zwei Kennziffern x1 und x2 angegeben wird. Die erste Ziffer x1 bezieht sich auf den 
Berührungs- und Fremdkörperschutz, angegeben in 6 Stufen, und die zweite Ziffer x2 auf den 
Wasserschutz in den Stufen 0 bis 8 (Lienig & Brümmer, 2014).  

 

Abbildung 22: Schutzumfang der IP-Schutzarten (Lienig & Brümmer, 2014) 

Die Abbildung 23 zeigt Beispiele für die Zuordnung von IP-Schutzarten. Für die geplante Mini-
Testanlage, deren Einsatzbedingungen gemäss Abbildung 23 als «ständiger Betrieb im Freien» 
einzuordnen ist, wäre eine Schutzart von mindestens IP 54 nötig. 

 

Abbildung 23: Beispiele für die Zuordnung der IP-Schutzarten (Lienig & Brümmer, 2014) 
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3.1.2 Auswahl der Komponenten 

Für den Aufbau und den Betrieb der Mini-Testanlage werden verschiedenste Komponenten benötigt, 
welche nachfolgend aufgeführt und deren wichtigste Eigenschaften beschrieben werden, wobei die 
zuvor beschriebenen Anforderungen bezüglich Temperatur, Wind und IP-Schutzklasse (vgl. Kapitel 
3.1.1) sowie deren Verfügbarkeit beachtet wurden. Aus Gründen der Sicherheit wurde zudem 
ausschliesslich eine Versorgungsspannung von 24 VDC verwendet. Eine Darstellung des konzeptuellen 
Aufbaus der Versuchsanlage wird in der Abbildung 24 gezeigt, wobei rechts im Bild der westliche Teil 
der bestehenden Testanlage dargestellt ist, an dem die Versuchsanlage montiert werden soll. 

 

Abbildung 24: Konzeptueller Aufbau der Versuchsanlage an der bestehenden Testanlage auf der Totalp. Rechts ist der 
westliche Teil der Konstruktion der bestehenden Testanlage gezeigt, an dem die Versuchsanlage montiert werden soll. 

Zum einen werden zwei monofaziale Solarmodule verwendet, um den Ertrag auf der Vorder- und 
Rückseite messen zu können. Mithilfe der erhobenen Messwerte soll so der Ertrag eines bifazialen 
Solarmoduls berechnet werden können. Um die Solarmodule zweiachsig nachzuführen wird ein 
Tracker mit einer Schwenk- und Neigeeinheit benötigt sowie ein Kompass, mit dem die genaue Position 
ermittelt werden kann, falls Schrittverluste auftreten. Damit die Module jeweils in die Position geführt 
werden, in denen sie den höchstmöglichen Ertrag erzielen (vgl. adaptive Nachführung), bedarf es an 
Einstrahlungssensoren, welche die Global- und Diffusstrahlung messen, wofür unter anderem 
Pyranometer verwendet werden können. Damit die Steuerungssoftware LabView mit dem Tracker 
kommunizieren kann wird ein Controller benötigt, welcher die Signale überträgt. Um die 
Funktionsfähigkeit der Schwenk- und Neigeeinheit von der Ferne aus zu überprüfen, wird zudem eine 
Kamera vor Ort installiert. Die ausgewählten Komponenten werden nachfolgend genauer beschrieben. 
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Solarmodule 

Bei den verwendeten Mini-Modulen handelt es sich um 
Spezialanfertigungen der Firma Solarc aus Berlin. Die zwei 
Glas-Glasmodule haben die Abmessungen 96 x 165 mm und 
weisen jeweils drei Zellen à 39.6 cm2 der Firma SPIC SOLAR 
auf, deren Datenblatt dem Anhang 1 beiliegt. Die Spannung 
ohne Last bei STC (Uoc) beträgt ca. 1.76 V und die 
Stromstärke bei Kurzschluss und STC (Isc) beträgt ca. 1.6 A 
(gem. Auskunft von Sven Strebel, Kennlinienbestimmung). 
Um mit den zwei monofazialen Modulen ein bifaziales 
Modul nachzuahmen, wurden diese mit an der ZHAW 3D-gedruckten PLA-Halterungen an einen 
Karbonstangen geklemmt, wie die Abbildung 25 zeigt.  
 

Mini-Solartracker 

Der Tracker PTU-E46-17 der Firma Flir, welcher in der 
Abbildung 26 zu sehen ist, ist eine computergesteuerte 
Miniatur-Schwenk- und Neigeeinheit, welche eine schnelle 
und präzise Positionierung ermöglicht. Die Steuerung des 
Controllers kann über eine RS-232- (DB-9 Buchse), RS-422-, 
RS-485- oder Ethernet-Schnittstelle erfolgen (vgl. 
Schnittstellen). Dafür benötigt der Controller eine 
Gleichstromversorgung von 12 - 30 VDC, wobei für einen 
reibungslosen sowie leisen Ablauf eine Spannung von 
24 VDC empfohlen wird. Die Leistungsaufnahme, gemessen 
bei 30 VDC, beträgt im Volllastmodus 13 W, im 
Energiesparmodus 6 W und im Stromabschaltmodus 1 W. Es 
ist darauf zu achten, dass der maximale Eingangsstrom von 3 A niemals überschritten wird, wofür eine 
flinke 3 A-Sicherung verwendet werden muss. Die Nenn-Nutzlast beträgt 2.72 Kilogramm und die 
Schwenk- und Neigungsauflösung beträgt jeweils 0.013°. Für die Befestigung der Nutzlast - in diesem 
Fall die zwei Solarmodule - ist eine 1/4-20 Schraube standardmässig vorhanden. Die zulässigen 
Betriebs-temperaturen liegen zwischen -20 und +60 °C. Der PTU-46 ist zertifiziert für die Schutzklasse 
IP65 und entspricht somit den Anforderungen aufgrund der Klimabedingungen. Da der PTU keinen 
integrierten Neigungssensor oder Encoder besitzt, der die effektive Position wiederspiegelt, wird ein 
zusätzlicher Sensor benötigt, um die genaue Position zu bestimmen (FLIR Systems, 2023).  
 

Kompass 

Der elektronische 3D-Kompass SEC385M der Firma BEWIS Sensing 
Technology LLC (siehe Abbildung 27) ist ein drei-Achsen-Digitalkompass 
mit hoher Genauigkeit, welcher Informationen zum jeweiligen 
Neigungswinkel sowie der Ausrichtung ausgibt. Die Genauigkeit beträgt 
dabei jeweils 0.5°. Er wird benötigt um sicherzustellen, dass der Tracker im 
Fall eines Schrittfehlers wieder zu seiner genauen Ausgangsposition 
zurückfindet, und die Module entsprechend gemäss Vorgabe ausgerichtet 
und geneigt sind. Er benötigt eine Spannungsversorgung von 9 – 36 VDC 
bei einem Strom von 30 mA (maximal 40 mA) und ist für 
Betriebstemperaturen zwischen -40 und +85 °C ausgelegt. Die Schutzklasse beträgt IP67. Die 
Datenüber-tragung kann über die zwei Schnittstellen RS-232 und RS-485 erfolgen (BWSENSING, 2023).  

 

 

Abbildung 26: FLIR PTU-E46 (FLIR Systems, 2023) 

Abbildung 27: 3D-Kompass 
SEC385M (BWSENSING, 2023) 

Abbildung 25: Zwei monofaziale Mini-Module, 
zusammengehalten durch 3D-gedruckte PLA-

Halterungen an einer Karbonstange 
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Pyranometer 

Mit dem Pyranometer SPN1 Sunshine der Firma Delta-T Devices (siehe 

Abbildung 28) wird einerseits die Global- und andererseits die 

Diffusstrahlungsstärke in W/m2 gemessen. Bei diesem Pyranometer 

handelt es sich um ein Präzisionsmessgerät zur Messung der 

Sonneneinstrahlung mit einer Mattglaskugel, welches für die langzeitige 

Exposition im Freien konzipiert ist. Unter anderem wird dieses im Rahmen 

einer Kampagne des US-Energieministeriums in der Arktis eingesetzt 

(Delta-T, 2023). Mittels der internen Heizung kann die Kuppel von Tau, 

Schnee und Eis (bis zu -20 °C) freigehalten werden. Das Pyranometer bietet zwei analoge 

Spannungsausgänge für die Global- und Diffusstrahlung sowie einen digitalen Ausgang für die 

Sonnenscheindauer. Die Messwerte können über einen Analogeingang des Spannungseingangsmoduls 

NI-9205 ausgelesen werden. Die Auflösung der Messwerte beträgt 0.6 W/m2 in einem Bereich von 0 

bis mehr als 2'000 W/m2, wobei für analoge Ausgänge 1 W/m2 = 1 mV gilt (in einem Bereich von 0 bis 

2'500 mV). Der Temperaturbereich liegt zwischen -40 und +70 °C und die Umweltabdichtung verfügt 

über die Schutzklasse IP67. Der Leistungsanspruch beträgt im Betrieb 2 mA und ausserhalb des 

Betriebs <30 µA bei einer Spannung von 5 – 15 VDC. Die interne Heizung wird auf 12 – 15 VDC und bis 

zu 1.5 A betrieben.  

 

Controller 

Um den Tracker anzusteuern und die Messwerte zu erfassen 
wird ein Controller benötigt, welcher die Kommunikation 
zwischen Tracker und der Steuerungssoftware LabView, welche 
auf dem Controller ausgeführt wird, ermöglicht. Der 
CompactRIO-Controller cRIO-9035 von National Instruments ist 
ein robuster und lüfterloser Controller, der sich für 
anspruchsvolle Steuerungsanwendungen eignet. Der Controller, 
welcher in Abbildung 29 abgebildet ist, besitzt einen Dual-Core-Prozessor mit 1.33 GHz, 4 GB nicht-
flüchtigen Festplattenspeicher, 1 GB RAM sowie acht Steckplätzen für I/O-Module (Input & Output) 
der C-Serie. Der Spannungseingang liegt zwischen 9 und 30 VDC. Zudem stehen verschiedene 
Anschlussmöglichkeiten zur Verfügung wie zwei Ethernet und zwei USB-Anschlüsse, einen USB-Geräte-
Port sowie zwei serielle Ports RS-232 und RS-485. Dank dem ausgestatteten NI Linux Betriebssystem 
sowie dem FPGA (Field Programmable Gate Array), lässt sich die Systemdesignsoftware NI LabVIEW in 
dem vorhandenen Betriebssystem einsetzen. Der Betriebstemperaturbereich liegt zwischen -20 und 
+55 °C. Input-/Output-Module sind unter anderem für die direkte Anbindung von Sensoren und 
Aktoren zuständig. Mit über 70 verschiedenen Modulen der C-Serie kann die Anbindung an fast alle 
Sensoren und Aktoren gewährleistet werden. Die verschiedenen Anwendungen reichen von Digitalen, 
Temperaturmessungen, universelle Analogeingänge, Spannungseingänge, Dehnungs- und 
Brückenmessung sowie Schall- und Geschwindigkeitsmessungen (National Instruments, 2023a).  

Die wichtigsten Eigenschaften des cRIO-Controllers sind in der Tabelle 4 aufgeführt. 

Tabelle 4: Übersicht der Eigenschaften des CompactRIO-Controllers cRIO-9035 

Modell Anzahl 
Steckplätze 

Betriebs-
temperatur 

Programmier-
modus 

Festplatten-
speicher 

RAM-Grösse Ethernet-
Anschlüsse 

cRIO-9035 8 -20 bis +55 °C LabVIEW FPGA 4 GB 1 GB 2 

  

Abbildung 28: SPN1 Sunshine 
Pyranometer (Delta-T, 2023) 

Abbildung 29: CompactRIO-Controller 
cRIO-9035 (National Instruments, 2023) 
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Spannungseingangsmodul 

Mithilfe des Spannungseingangsmoduls der C-Serie «NI-9205» für den 
Controller cRIO, welches in der Abbildung 30 dargestellt ist, kann die 
anliegende Spannung über dem Shunt sowie dem Pyranometer SPN1 
mittels Analogeingang ausgelesen werden. Die beiden Solarmodule 
verfügen jeweils über einen eigenen Shunt und benötigen somit je einen 
Analogeingangskanal. Insgesamt gibt es 32 massebezogene und 16 
differenzielle Analogeingangskanäle. Das Spannungseingangsmodul 
verfügt über vier programmierbare Eingangsbereiche: 

• -10 bis +10 Volt 

• -5 bis +5 Volt 

• -1 bis +1 Volt 

• -0.2 bis + 0.2 Volt 

Die maximale Abtastrate (maximale Geschwindigkeit, mit der die Hardware Werte erfassen kann) 
beträgt 250 kS/s pro Kanal (250'000 Abtastvorgänge pro Sekunde) und die Auflösung des 
Analogeingangs beträgt 16 Bit (216 = 65'536 darstellbare Zustände) (National Instruments, 2023b).  
 

Shunt 

Um die Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 
bestimmen zu können, wird der Kurzschlussstrom (vgl. 
Messkonzept), welcher proportional zur Einstrahlung 
steht, indirekt mit Hilfe eines Shunts gemessen. Das 
Prinzipschema ist in der Abbildung 31 dargestellt. Ein 
Shunt ist ein niederohmiger Widerstand, welcher in 
dieser Anwendung dazu verwendet wird, den 
Betriebspunkt des Moduls nahe an den Kurzschlussstrom 
zu legen, und den Spannungsfall über dem Shunt zu 
messen, über den wiederum der Kurzschlussstrom 
berechnet werden kann.  

Die proportionale Abhängigkeit zwischen Kurzschluss-
strom und Einstrahlung in die Modulebene ist dabei 
definiert als: 

 

wobei Gmeas die durch den gemessenen Kurzschlussstrom 
ermittelte Globalstrahlung, Imeas der gemessene Kurz-
schlussstrom und ISTC der Kurzschlussstrom bei STC 
(1'000 W/m2) ist (Bliss et al., 2019).  
 

Der Kurzschlussstrom der Mini-Module bei STC beträgt ca. 1.6 A. Wie die Auswertung im Kapitel 3.1.1 
(vgl. Tabelle 3) zeigte, betrug die maximale Einstrahlung in die Modulebene 1'430 W/m2, was den 
Kurzschlussstrom auf bis zu 2.3 A ansteigen lassen würde. Auch diese erhöhten Einstrahlungswerte 
müssen berücksichtigt werden, um den Shunt zu dimensionieren, sodass der durch den Spannungsfall 
ermittelte Strom im Bereich des Kurzschlussstroms bleibt, um die Messwerte nicht zu verfälschen.  

Um den benötigten Widerstand des Shunts in Ohm bestimmen zu können, muss darauf geachtet 
werden, dass der herbeigeführte Spannungsfall genügend klein ist, respektive der Shunt klein genug, 
sodass der Betriebspunkt des Moduls nahe am Kurzschlussstrom liegt. Dazu muss in erster Linie die 
Kennlinie der Module bei höchstmöglicher Einstrahlung (hier 1'430 W/m2) beachtet werden. Eine 

Abbildung 30: Spannungseingangsmodul 
NI-9205 (National Instruments, 2023b) 

Abbildung 31: Schema des Messaufbaus zur 
Berechnung der Einstrahlung mittels Shunt 
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beispielshafte U-I-Kennlinie der verwendeten Mini-Module sowie deren Betriebspunkt in Abhängigkeit 
des verwendeten Widerstands des Shunts in Ohm ist in der Abbildung 32 dargestellt. 

 

Abbildung 32: U-I-Kennlinie der verwendeten Mini-Module und Betriebspunkt des Moduls in Abhängigkeit des Widerstands 

Die Betriebspunkte in Abhängigkeit des Shuntwiderstands bei 1‘000 sowie 1‘430 W/m2 sind in der 
Tabelle 5 aufgeführt, wobei diese anhand des Ohmschen Gesetzes (U = R * I) berechnet wurden. 

Tabelle 5: Berechneter Betriebspunkt des Moduls bei einer Einstrahlung von 1‘000 sowie 1‘430 W/m2  

Widerstand des Shunts 0.7 Ω 0.6 Ω 0.5 Ω 0.4 Ω 

Spannungsfall über dem Shunt bei 1'000 W/m2 (I = ca. 1.6 A) 1.12 V 0.96 V 0.80 V 0.64 V 

Spannungsfall über dem Shunt bei 1'430 W/m2 (I = ca. 2.3 A) 1.61 V 1.38 V 1.15 V 0.92 V 

Wie die Abbildung 32 zeigt, hat die Einstrahlung einen grossen Einfluss auf den Betriebspunkt des 
Moduls bei gleichbleibendem Widerstand des Shunts – je höher die Einstrahlung in die Modulebene, 
umso höher ist der Kurzschlussstrom und folge dessen verschiebt sich der Betriebspunkt bei Erhöhung 
der Einstrahlung weiter weg vom Bereich des Kurzschlussstroms hin zum MPP, wo die Kurve abflacht.  

Strom-Spannungs-Kennlinien von Solarmodulen zeigen, dass der Strom über 60 – 70 % der Spannung, 
ausgehend von einer Spannung von 0 V, relativ konstant bleibt (vgl. Abbildung 32). Dies zeigt auch die 
Kennlinie der verwendeten Zellen (vgl. Anhang 1), welche eine Leerlaufspannung bei STC von ca. 0.7 V 
aufweisen, wobei der Strom bis zu einer Spannung von ca. 0.5 V relativ konstant bleibt, was rund 70 % 
der Spannung entspricht. Daher kann der Betriebspunkt nahe an den optimalen Betriebspunkt (MPP) 
gelegt werden, woraus ein höherer Widerstand und daraus ein höherer Spannungsfall resultiert, was 
geringere Messungenauigkeiten mit sich bringt. Der Shunt sollte demnach so gross dimensioniert 
werden, dass ein grösstmöglicher Spannungsfall resultiert (geringere Messungenauigkeiten), aber 
genügend klein, um stets im Bereich des Kurzschlussstroms zu bleiben. 

Aus diesem Grund wird je Modul ein Shunt mit einem Widerstand von 0.47 Ohm verwendet, dessen 
Kurzschlussstrom sich bei einer Einstrahlung von 1'430 W/m2 auf ca. 2.3 A beläuft, wodurch sich ein 
Spannungsfall von 𝑈 = 𝑅 ∗ 𝐼 = 0.47 Ω ∗ 2.3 𝐴 = 1.08 𝑉 errechnet. 

Die Auflösung des NI 9205 beträgt jeweils 16 Bit, oder umgerechnet 216 = 65'536. Um möglichst präzise 
Messungen vorzunehmen, sollte ein möglichst kleiner Eingangsbereich gewählt werden, jedoch ohne 
ein Rauschen der Signale (Störung oder Verzerrung der ursprünglichen Inforationen im Signal, hier 
aufgrund sehr kleiner Messschritte im Millivolt-Bereich) zu riskieren. Um kein Rauschen der Signale zu 
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riskieren wird der Eingangsbereich von -5 bis +5 V gewählt.  

Die Auflösung beträgt dann 
10 𝑉

65536
= 0.15 𝑚𝑉, was als genügend hoch aufgelöst erachtet wird. 

Umgerechnet auf den Strom bedeutet dies, dass je Schritt 
0.15 𝑚𝑉

0.47 Ω
= 0.32 𝑚𝐴 erfasst werden. Der 

resultierende Strom in mA je W/m2 berechnet sich durch: 

1′600 𝑚𝐴

1′000 𝑊/𝑚2
= 1.6 

𝑚𝐴

𝑊/𝑚2
 

Somit ergibt sich, dass die Auflösung der Einstrahlungswerte  
0.32 𝑚𝐴

1.6 
𝑚𝐴

𝑊/𝑚2

= 0.2 
𝑊

𝑚2
  beträgt. 

Kamera 

Um die Funktion des Trackers zu kontrollieren, wird vor Ort eine Kamera 
installiert. Dafür wurde die Outdoor-Überwachungskamera «AXIS M3216-
LVE Dome Kamera» (siehe Abbildung 33) der gleichnamigen Firma AXIS 
gewählt, welche mit einem Temperaturbereich von -40 bis + 50 °C und 
einer Schutzklasse von IP66 ideal für die Wetterbedingungen am Standort 
geeignet ist. Die Energieversorgung findet übers Ethernet (Power-over-
Ethernet, kurz PoE) statt, welche gleichzeitig die Netzwerkschnittstelle zur 
Datenübertragung über den RJ45 Port darstellt. Die PoE-Klasse ist gemäss 
Hersteller die Klasse 3 im Standard IEEE 802.3af. Damit liegt die 
Ausgangsspannung zwischen 36 und 57 V, der maximale Ausgangsstrom 
im Betrieb bei 350 mA, die maximale Leistung bei 15.4 W und die Mindestleistungsentnahme zwischen 
6.49 und 12.95 W (Elektrotechnik-Kompendium.de, 2023). Die maximale Videoauflösung beträgt 
2688 x 1512 Pixel, der horizontale Blickwinkel beträgt 102° und der vertikale Blickwinkel 73°. Die Höhe 
und Breite der Kamera betragen jeweils 149 mm (Digitec, 2023).  
 

Gleichspannungswandler 

Um die verschiedenen Komponenten, die auf zwei unterschiedlichen Spannungsniveaus (12 VDC und 
24 VDC) arbeiten, mit Strom zu versorgen, werden zwei Gleichspannungswandler benötigt (vgl. 
Elektroschema). Um die Eingangsspannung zu stabilisieren, wurde für beide Gleichspannungswandler 
ein grosser Spannungseingangsbereich von 16.8 - 31.2 V gewählt. Für den konstanten 24 V-Kreislauf, 
der den cRIO-Controller und die Tracking-Einheit umfasst, werden maximal 59 W benötigt. Daher 
wurde die Nennleistung des nächstgrösseren DC/DC-Wandlers, dessen Leistung 100.8 W beträgt, 
ausgewählt. Für den konstanten 12 V-Kreislauf, der das Pyranometer und den digitalen Kompass 
umfasst, werden maximal 18.5 W benötigt. Die maximale Leistungsaufnahme der genannten 
Komponenten ist der Tabelle 6 zu entnehmen. Aufgrund der spezifischen Anforderungen hinsichtlich 
der minimalen und maximalen Eingangs- und Ausgangsspannung war es nicht möglich, einen DC/DC-
Wandler mit einer Nennleistung von weniger als 100 W zu finden, weshalb ebenfalls einer mit einer 
Leistung von 100.8 W gewählt wurde.  

Tabelle 6: Maximale Leistungsaufnahme der Komponenten im 12 und 24 VDC-Kreislauf 

Komponente cRIO-Controller Tracking-Einheit Pyranometer Digitaler Kompass 

Kreislauf 24 VDC 24 VDC 12 VDC 12 VDC 

Maximale 
Leistungsaufnahme 

46 W 13 W 18 W 0.5 W 

 

 

Abbildung 33: Kamera Axis 
M3216-LVE (Digitec, 2023) 
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Sicherungen 

In der Elektrotechnik werden Sicherungen verwendet, um vor Überlastung, Kurzschlüssen und 
übermässigem Stromfluss zu schützen. Ihr Zweck besteht darin, Schäden an Kabeln, Leitungen und 
Geräten zu verhindern, das Brandrisiko zu verringern und das Risiko von Stromschlägen für Menschen 
zu minimieren (Bumiller et al., 2021). 

Zum Schutz von Geräten in der Messtechnik und Elektronik werden zusätzlich Geräteschutz-
sicherungen eingesetzt. Diese Sicherungen bestehen aus Glas oder Keramik und werden in der Regel 
für Bemessungsspannungen von 250 V und Bemessungsströme von bis zu 20 A hergestellt. Je nach 
Verwendungsbereich werden G-Sicherungen in verschiedene Abschaltcharakteristiken unterteilt, wie 
superflink (FF), flink (F), mittelträge (M), träge (T) und superträge (TT) (Bumiller et al., 2021). Für 
Motoren, die beim Einschalten vorübergehend einen hohen Strom benötigen, würde eine flinke 
Sicherung auslösen. Daher müssen in solchen Fällen flink-träge oder träge Sicherungen für die 
Motorenanwendungen verwendet werden (Busch, 2015). 

Im Fall der Mini-Testanlage sind keine hohen Einschaltströme vorhanden, da der einzige Motor, die 
Tracking-Einheit, nur minimale Schritte durchführt und vom Hersteller bereits eine flinke 3 A-Sicherung 
vorgeschrieben ist. Der cRIO-Controller weist eine maximale Leistungsaufnahme von 46 W bei 24 V 
auf, wodurch sich eine Stromstärke von 1.91 A ergibt (P=U*I). Damit die Sicherung nicht direkt auslöst, 
wird ebenfalls eine 3 A-Sicherung gewählt (vgl. Elektroschema in Abbildung 37). 

Für den Einstrahlungssensor, welcher eine maximale Leistungsaufnahme von 18 W bei 12 V aufweist, 

wird ebenfalls eine 3 A-Sicherung gewählt (𝐼 =  
𝑃

𝑈
=  

18 𝑊

12 𝑉
= 1.5 𝐴). 

 

Klemmen und Klemmplan 

An jedem Übergang von internen Betriebsmitteln zu externen Betriebsmitteln ist eine Klemme 
erforderlich. In der Elektrotechnik werden Klemmen für eine lösbare Verbindung von Drähten, Adern 
oder Leitungen eingesetzt. Klemmen werden dabei in Schraubklemmen und schraublose Klemmen 
unterteilt. Ein Klemmplan wird zunächst zur Erleichterung des Anschliessens der Betriebsmittel 
verwendet, wobei jede Klemme eindeutig zu bezeichnen ist. Zusätzlich muss der Klemmplan mit dem 
Stromlaufplan abgestimmt sein, sodass eine sichere Leitungsführung gewährleistet ist (Bumiller et al., 
2021).  

Um die richtige Auswahl und Anzahl der Klemmen sicherzustellen, wurde ein Klemmplan erstellt, der 
in der Abbildung 34 dargestellt ist. Da die Steuerung einfach aufgebaut ist und nur wenige Signale 
verwendet werden, wurde auf eine detaillierte Kennzeichnung der Abgänge im Klemmplan verzichtet 
(die korrekten Anschlüsse sind dem Elektroschema im Kapitel 3.1.5 zu entnehmen). Die Klemmen 
selbst wurden jedoch eindeutig gekennzeichnet und beschriftet. Für die Installation werden insgesamt 
8 Klemmblöcke benötigt, die aus 36 Reihenklemmen bestehen (28 graue und 8 grün/gelbe). Zusätzlich 
werden acht Abschlusswände für die einzelnen Klemmblöcke und neun Endanschläge benötigt. Die 
Reihensicherungsklemmen werden ebenfalls mit zwei zusätzlichen Endanschlägen gesichert. 
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Abbildung 34: Klemmplan des Schaltschranks für die alpine Mini-Testanlage 

 

Kabelverschraubungen / Kabeldurchführung 

Für die Kabel, welche in und aus dem Schaltschrank verlaufen, müssen Kabelverschraubungen 
eingesetzt werden. Kabelverschraubungen dichten die Kabel bei der Schaltschrankdurchdringung ab 
und gewährleisten zudem eine Zugentlastung. Somit wird das Innere des Schaltschranks vor den 
äusseren Wetterbedingungen geschützt. Anstelle von einzelnen Kabelverschraubungen wird eine 
Kabeleinführungsleiste verwendet, weil damit auch grosse Stecker in den Schaltschrank geführt 
werden können, ohne dass sie abgeschnitten und neu konfektioniert werden müssen. Bis auf die 
Zuleitung, welche einen Querschnitt von 3 x 4mm2 besitzt und die Kabel, welche von den Shunts zu 
den PV-Modulen führen, sind alle anderen Kabel Netzwerkkabel.  
 

Schaltschrankheizung 

Die Schaltschrankheizung wird benötigt, sobald die Innentemperatur des Schaltschrankes unter die 
Minimaltemperatur der Komponenten fällt, was in diesem Fall bei -20 °C ist. Damit wird ein Schutz der 
Komponenten sowie ein sicherer Betrieb gewährleistet.  

Gemäss Kesselheld (2023) führen fünf Faktoren zur Auslegung der Schaltschrankheizung: die Abmasse 
des Schaltschrankes, der Standort (innen/aussen), das Gehäusematerial mit K-Werten von der 
Isolierung, die minimale und maximale Umgebungstemperatur sowie die minimale und maximale 
Schaltschrankinnentemperatur.  

Für die Auslegung der benötigten Heizleistung wurde das online Berechnungsprogramm für die 
Klimatisierung von Schaltschränken, «Therm System 6.7», von Rittal verwendet. Das Programm 
berechnet aufgrund diverser Parameter die optimale Auswahl und ist angelehnt an die Vorgaben für 
Schaltschrank-Kühlgeräte IEC/TR3 60890 AMD 1 und der DIN 3168. Als Gehäuse wurde ein 50 cm x 
50 cm freistehendes Einzelgehäuse vom TYP AE gewählt, wobei AE sich auf das Material Edelstahl 
bezieht. Als Ergebnis wurde eine Gesamtverlustleistung von 22 W angegeben (Rittal GmbH & Co, 
2023). 

Zur Sicherheit wurde ein weiterer Online-Kalkulator von der LM-therm Elektrotechnik AG 
hinzugezogen. Dieser ermöglicht eine Bestimmung der benötigten Kühl- und Heizleistung aufgrund von 
der Aussentemperatur. Die Schaltschrankdimensionen wurden analog wie bei dem Berechnungs-
programm von Rittal eingetragen, lediglich die innere Verlustleistung von 22W wurde aus dem 
Ergebnis von Rittal übernommen. Das Berechnungsergebnis sieht ähnlich aus, wie das von Rittal. Eine 
Kühlleistung ist nicht erforderlich, jedoch eine Heizleistung von 35 W (Lm-therm Elektrotechnik AG, 
2023). 
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Um jedoch festzustellen, ob eine interne Schaltschrankheizung erforderlich ist, muss zunächst die 
Leistung der internen Geräte berücksichtigt werden, um eine effektive Bestimmung zu ermöglichen. 

Da sich die Kamera, der Einstrahlungssensor sowie die Tracking-Einheit ausserhalb des Schaltschrankes 
befinden, werden diese nicht in die Berechnung einbezogen. Die spezifischen Angaben, welche der 
Tabelle 7 zu entnehmen sind, stammen jeweils aus den Datenblättern der Komponenten. 

Tabelle 7: Leistung der Geräte im Schaltschrank, welche in Wärme umgewandelt wird 

Gerät Angaben Wärmeleistung 

cRIO-9035 Gemäss Datenblatt Max. 46 W 

DC/DC-Wandler RSD-100B-24 16.8-31.2 VDC-Eingang, konstant 24 VDC, 4.2 A 
→ 100.8 W, Effizienz von 89 % 11 W 

DC/DC-Wandler RSD-100B-12 16.8-31.2 VDC-Eingang, konstant 12 VDC, 8.4 A 
→ 100.8 W, Effizienz von 89 % 11 W 

Total 46 + 11 + 11 W 68 W 

Basierend auf den Ergebnissen der beiden Online-Kalkulatoren wurde festgestellt, dass eine Leistung 
zwischen 22 Watt und 35 Watt erforderlich ist, um den Schaltschrank auf einer Temperatur von über 
-20 °C zu halten. Die interne Leistung beträgt im Volllastbetrieb ca. 68 W, was bedeutet, dass keine 
zusätzliche Schaltschrankheizung benötigt würde. Wie hoch die effektive Leistungsaufnahme der 
Geräte, und somit die Wärmeabgabe dieser, beträgt, sollte vor Installation auf der Totalp überprüft 
werden. Sollte die Leistungsaufnahme unter 22 W fallen, wäre eine Schaltschrankheizung nötig, um 
die Komponenten vor zu tiefen Temperaturen zu schützen. 
 

Komponentenliste 

In der Komponentenliste (siehe Tabelle 8) sind alle Materialien und Komponenten aufgeführt, die für 
die Installation und Inbetriebnahme erforderlich sind. Spezifische Komponenten wie die Hardware 
oder die Tracking-Einheit können genau quantifiziert werden, während es fast unmöglich ist, die Länge 
einzelner Litzen oder die Anzahl einzelner Aderendhülsen exakt zu berechnen. Daher wurde für die 
Aderendhülsen ein Sortiment gewählt, um verschiedene Grössen abzudecken. Es war nicht möglich, 
vorkonfektionierte Ethernet-Kabel mit wasserdichten RJ45-Anschlüssen zu finden. Daher wird jeweils 
ein Schrumpf-schlauch über die selbst konfektionierten Stecker gestülpt, um zusätzlichen 
Wetterschutz zu gewährleisten, insbesondere für den Anschluss an die Tracking-Einheit und die 
Überwachungskamera. Für die einzelnen Litzen wurde, aufgrund der Verfügbarkeit, unabhängig von 
ihrem Querschnitt eine Standardlänge von 100 Metern gewählt, obwohl tatsächlich nur ein Bruchteil 
davon benötigt wird. Die Gesamtkosten für die benötigten Komponenten belaufen sich auf mindestens 
CHF 16'037.-, wobei die Kosten für einige bereits vorhandene Komponenten (z.B. digitaler Kompass, 
Tracking-Einheit, Mini-Module etc.) nicht bekannt sind. 
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Tabelle 8: Komponentenliste für die alpine Mini-Testanlage 

Artikel Artikel-Nr. Lieferant Bemerkung Stk. 
Einheits-

preis 
Preis 

Schaltschrank Aussenaufbau 

Schaltschrank Rittal 2251433-AW Conrad 400 x 500 x 210 mm 1 129.95 129.95 

Befestigung + 
Schrauben 

 - Befestigung für Schaltschrank, 
wird intern gefertigt 

1   

Kabeleinführungs-
leiste, 65 x 36 mm 

110-83-556 Distrelec 6 Tüllen, 65 x 36 mm, Tüllen 
müssen separat bestellt werden 

1 43.51 43.51 

Kabeldurchführung, 
5 - 6 mm 

155-19-492 Distrelec Kabeldurchführung für 
Netzwerkkabel 

5 1.83 9.15 

Kabeldurchführung, 
11 - 12 mm 

155-19-498 Distrelec Kabeldurchführung für Zuleitung 1 1.83 1.83 

Schaltschrank Innenaufbau 

DIN-Hutschiene 301-19-896 Distrelec Länge: 1 m, 35 x 7.5 mm, zur 
Befestigung der Komponenten 

3 4.65 13.95 

Geschlitzter 
Verdrahtungskanal 

300-62-514 Distrelec Länge: 2 m, Breite: 25 mm, Höhe: 
40 mm (zur Führung der Litzen) 

2 9.09 18.18 

Komponenten, im Schaltschrank 

cRIO-9035  
(8 Steckplätze) 

784774-01 National 
Instruments 

Hardware, -20 bis +55 °C 1 6’030 6’030 

Spannungseingangs-
modul NI-9205 
(Federklemme) 

779357-01 National 
Instruments 

4 programmierbare Mess-
bereiche (±10, ±5, ±1, ±0.2 V) 

1 1’620 1’620 

RSD-100B-24 
DC/DC-Wandler 

169-26-437 Distrelec 16.8-31.2 VDC Eingang, konstant 
24 VDC, 4.2 A, 100.8 W 

1 92.95 92.95 

RSD-100B-12 
DC/DC-Wandler  
 

169-26-436 Distrelec 16.8-31.2 VDC Eingang, konstant 
12 VDC, 8.4 A, 100.8 W 

1 92.84 92.84 

Sicherungsschalter 
ATO/ATC 6-fach 

01900335.6 3dware Sicherungshalter 1 8.95 8.95 

Abschlussplatte  
W-Reihe 

1050100000 Weidmüller-
Katalog 

 3   

Feinsicherung für 
Tracking-Einheit, 
cRIO, Sensorik 

133-05-095 Distrelec 3 A, flink 3 0.15 0.45 

Durchführungs-
klemme, grau 

301-43-023 Distrelec 0.14 – 1 mm2, 800 V, 13.5 A 26 1.47 38.22 

Zwischenstück und 
Endplatte 

301-54-513 Distrelec Passend zu 0.14 – 1 mm2 3 0.85 5.1 

Durchführungs-
klemme, grau 

301-43-053 Distrelec 0.5 – 6 mm2, 800 V, 32 A 2 2.64 5.28 

Reihenklemme 
gelb/grün 

301-43-055 Distrelec 0.5 – 6 mm2, 800 V, 32 A 1 5.39 5.39 
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Abschlussplatte 148-29-850 Distrelec Passend zu 0.5 - 6 mm2  1 0.61 0.61 

Reihenklemme 
gelb/grün 

148-29-845 Distrelec 0.25 – 4 mm2, 800 V, 32 A 3 4.01 28.07 

Abschlussplatte 148-29-817 Distrelec Passend zu 0.25 – 4 mm2 3 0.91 2.73 

Endklemme 300-58-608 Distrelec Zur Positionierung der Klemmen 4 1.5 16.5 

Beschriftungskarte  148-29-997 Distrelec Beschriftungskarte blank für 
Wago Klemmen 

1 5.33 5.33 

Litzen, Rot, 
0.75 mm2 

  «Plus» der Steuerspannung ab 
Wandler 

   

Litzen, Lila, 
0.75 mm2  

  Signal der Sensoren für 
Spannungseingangsmodul 

Benötigte Länge: ca. 10m 

 

 

  

Litzen, PE, 0.5 mm2   Erdung ab Zuleitung    

Litzen, schwarz, 
0.75 mm2 

300-98-288 Distrelec 100 m (Benötigte Länge: 10m) 

«Minus» der Steuerspannung ab 
Zuleitung,  

1 33.18 33.18 

Sonstiges 

Kabel für Zuleitung 910.315.150 Kabelscheune.d
e 

Erdkabel NYY-J 3 x 1.5 mm², 150 m 

Benötigte Länge: ca. 120 m 

1 173 € 173 € 

Ethernetkabel 155-76-764 Distrelec Cat 6, S/FTP, ohne Stecker, 500 m 
(benötigt: ca. 120 m) 

1 690 690 

RJ45 Stecker 300-65-150 Distrelec Modularstecker, RJ45, 8P8C, 
CAT6, Kabelhalterung, 
abgeschirmt 

2 4.6 27.6 

Kabel von Shunt zu 
PV-Modulen 

300-49-304 Distrelec 5 x 0.5mm2, 50 Meter 

Benötigte Länge: ca. 10m 

1 126.22 126.22 

Schrumpfschlauch, 
Sortiment 

301-86-480 Distrelec Grössen von 2 - 13.5 mm 1 10.61 10.61 

Digitaler Kompass  
SEC385M-485 

vorhanden  Digitaler Kompass    

Tracking-Einheit 
FLIR PTU-E46-17 

 Teledyne 
FLIR 

Schwenk- und Neigeeinheit 1   

Mini-PV-Module  Solarc Spezialanfertigung,  
Glas-Glas, 3 Zellen 

4   

Shunts 301-65-915 Distrelec 0.47 Ohm, 5 W, 1% 2 0.76 1.50 

 301-65-916 Distrelec 0.68 Ohm, 5 W, 1% 2 0.66 1.30 

Einstrahlungssensor 
SPN1 

 Delta-T SPN1 Pyranometer 1 Ca. 6k Ca. 6k 

Kabel für SPN1 SP-BF-RS10  RS232 extension cable 1   

Kamera AXIS 
M3216-LVE 

 
24201879 Digitec 

Dome-Kamera, PoE, - 40 bis 

+50 °C, IP66, 2688 x 1512 Pixel 
1 700 700 
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Aderendhülsen, 
0.5 mm2 

301-10-345 
Distrelec 

Packung à 100 Stück 
1 2.64 2.64 

Adernendhülsen, 
0.75 mm2 

301-10-319 
Distrelec 

Packung à 100 Stück 
1 2.48 2.48 

Aderendhülsen, 
1.5 mm2 

301-10-312 
Distrelec 

Packung à 100 Stück 
1 2.53 2.53 

Schaltnetzteil, im 
Container 

301-54-069 Distrelec Schaltnetzteil, 100 W, 28 V, 
3.58 A Traco Power 

1 84.59 84.59 

Flachsteckhülsen 
22-16 

300-66-586 Distrelec 0.5 - 1.5 mm2, Pack à 100 Stück 

(benötigt: 10 Stück) 

1 12.55 12.55 

Kabelschuhe 
M8/M6 für 
Potientialausgleich 

  3 x M8, 1 x M6    

Kosten Total      16'037.- 

 

3.1.3 Serielle Schnittstellen zur Datenübertragung 

Die Kommunikation zwischen der cRIO und der PTU-Tracking-Einheit erfolgt über die RS-232-
Schnittstelle, während die cRIO und der digitale Kompass über die RS-485-Schnittstelle miteinander 
kommunizieren. Im Folgenden werden die Eigenschaften und Funktionen dieser beiden seriellen 
Schnittstellen kurz erläutert. 

RS-232: Die serielle Schnittstelle RS-232 ist ein Standard, der von der Electronic Industries Association 
(EIA) entwickelt wurde. Die Schnittstelle spezifiziert dabei zwischen Data Terminal Equipment (DTE) 
und Data Communications Equipment (DCE). DCE-Geräte sind beispielsweise Modems, während DTE-
Geräte z.B. Computer sind. Der RS-232 Standard beinhaltet elektrische Signaleigenschaften wie der 
Spannungspegel, mechanische Schnittstelleneigenschaften, Funktionsbeschreibungen von Austausch-
schaltungen und Terminal zu Modem-Verbindungen. Die Ports gibt es in zwei verschiedenen Grössen, 
einerseits den 9-poligen d-Typ und andererseits den 25-poligen d-Typ (Machacek & Drapela, 2008).  

Die Abbildung 35 zeigt die Stiftbelegung der 9-poligen sowie der 25-poligen Anschlüsse. Das Signal 
T x D (Transmit Data) ist dabei das Sendesignal und R x D (Receive Data) der Datenempfänger – zudem 
muss darauf geachtet werden, ob es sich um ein DTE oder DCE handelt (Machacek & Drapela, 2008). 

 

Abbildung 35: Leitungen der seriellen Schnittstelle RS-232 (Machacek & Drapela, 2008) 
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Gemäss Schnell & Wiedemann (2019) ist die RS-232 
Schnittstelle für die Kommunikation zwischen zwei 
Datenendgeräten (DEE) verantwortlich. Der Signalpegel wird 
zwischen der Datenleitung und der Masse gemessen und 
kann entweder eine logische 0 oder eine logische 1 sein. Die 
logische 0 wird mit einer Spannungsreichweite von 3 bis 15 V 
definiert, während die logische 1 von -3 bis -15 definiert wird. 
Bei der Minimalkonfiguration von T x D und R x D muss die 
Software eine zusätzliche Sicherheit der Datenübertragung 
mittels Software-Handshake gewähr-leisten. Die Sicherheit 
kann auch durch die Schnittstelle selbst realisiert werden, 
indem ein Handshake-Betrieb gewählt wird, welcher der 
Abbildung 36 zu entnehmen ist. Unterschieden wird hierbei 
zwischen den Meldeleitungen CTS (Clear To Send) und DSR 
(Data Set Ready) sowie den Steuerleitungen RTS (Ready To 
Send) und DTR (Data Terminal Ready). Ein Vorteil dieser 
Schnittstelle ist beispielsweise die geringe Sendeleistung 
(Schnell & Wiedemann, 2019). 
 
 

RS-485: Im Gegensatz zu RS-232, welches eine Kommunikation mit zwei Datenendgeräten (DEE) 
ermöglicht, ist RS-485 für Mehrpunktverbindungen geeignet, was so viel bedeutet wie eine 
Buskommunikation mit mehreren Teilnehmern. Unterschieden wird zwischen der Sender- und 
Empfängerspezifikation, wobei der Sender bei maximaler Belastung eine Differenzspannung von 1.5 
bis 5 V liefern muss. Die logische 0 wird mit einer positiven Spannung definiert, während die logische 
1 durch eine negative Spannung definiert wird. An einer RS-485 können sogar mehr als 32 Geräte 
angeschlossen werden, wenn spezielle Strom-Spannungskennlinien definiert und beachtet werden. 
Die maximale Leitungslänge wird von der ISO 8482 mit 500 Metern angegeben, wobei die 
Leitungsenden jeweils mit einem Wellenwiderstand abgeschlossen werden müssen, und als Kabeltyp 
wird eine verdrillte Zweidrahtleitung empfohlen. Die Übertragungsrate wird nach ISO 8482 mit 
maximal 1 Mbaud deklariert, weil je nach Leitungsinduktivitäten, -kapazitäten und Eingangs-
impedanzen die Teilnehmer nicht richtig kommunizieren können (Schnell & Wiedemann, 2019). 
 

3.1.4 Leitungsdimensionierung 

Bei der Leitungsdimensionierung wird ein Abwägen von Materialeinsatz und Leitungsverlusten 
gemacht. Es soll ein möglichst geringer Leitungsquerschnitt gewählt werden, um Material und Kosten 
für die Leitungen zu sparen. Andererseits muss die minimale Spannung (auch bei Spitzenleistungen) 
an den Eingängen der Gleichspannungswandler zwingend eingehalten werden. 

Die Stromversorgung erfolgt durch eine 24 VDC-Zuleitung vom Schaltnetzteil im Container, an das die 
Versuchsanlage angeschlossen wird. Die Zuleitung wird durch die zwei Gleichspannungswandler auf 
zwei Stromkreise à 24 VDC und 12 VDC aufgeteilt (vgl. Elektroschema, Abbildung 37 / Abbildung 38). 
Der Spannungseingangsbereich der Gleichspannungswandler liegt zwischen 16.8 und 31.2 V. Das 
Schaltnetzteil kann jedoch so ausgelegt werden, dass die Ausgangsspannung 28 V anstatt der zu 
liefernden 24 V beträgt, womit ein höherer Spannungsfall toleriert werden kann. 

Zur Dimensionierung der Zuleitung wird daher die Leistungsaufnahme der zu versorgenden 
Komponenten berechnet, summiert und schlussendlich durch 24 V geteilt, um die maximale 
Stromstärke zu berechnen. 

Die maximalen Ströme (Imax), die benötigte Spannung (U) und die daraus resultierende maximale 
Leistungsaufnahme (Pmax) je Komponente sind in der Tabelle 9 aufgeführt. 

Abbildung 36: Schaltungsbeispiel EIA232-
Schnittstelle. a mögliche Verbindungen, 

b Zeitdiagramm (Schnell & Wiedemann, 2019) 
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Tabelle 9: Maximale Leistungsaufnahme der zu versorgenden Komponenten der alpinen Mini-Testanlage 

Komponente Imax U Pmax 

Heizung des Einstrahlungssensors SPN1 1.5 A 12 VDC 18 W 

Controller cRIO 1.9 A 24 VDC 46 W 

Trackingeinheit PTU 0.54 A 24 VDC 13 W 

Digitaler Kompass 40 mA 12 VDC 0.5 W 

Total   77.5 W 

Die Leistungsaufnahme für den Einstrahlungssensor selbst ist vernachlässigbar, da dieser im Betrieb 
lediglich 2 mA bei 12 VDC aufnimmt. Die Kamera wird über das Ethernet (PoE) mit Strom versorgt und 
daher in der Berechnung der Leitungsdimensionierung nicht berücksichtigt. 

Insgesamt summiert sich die beanspruchte Leistung auf maximal 77.5 W, woraus sich bei einer 

Spannung von 24 V eine Belastung der Zuleitung von 
77.5 𝑊

24 𝑉
= 3.2 𝐴 ergibt. Die Leistungsaufnahme 

sollte vor dem Bau auf der Totalp bestimmt werden, da sich diese Werte auf Spitzenwerte beziehen. 
Die Leistungsaufnahme wird wahrscheinlich in der Regel deutlich geringer ausfallen, wodurch die 
Leitungen kleiner dimensioniert werden können, was Kosten und Material spart. Für die 
nachfolgenden Berechnungen wird jedoch vorläufig mit der Spitzenleistung von 77.5 W gerechnet, da 
die effektive Leistungsaufnahme im Rahmen dieser Arbeit nicht bestimmt wurde. 

Die vorhandenen Leitungen am Standort der Testanlage wurden in einem Elektroinstallationsrohr 
verlegt, in welches die für die Mini-Testanlage erforderliche Zuleitung ebenfalls verlegt werden kann. 
Die benötigte Kabellänge der Zuleitung wird auf ca. 80 bis 100 Meter geschätzt, und für die Berechnung 
des Spannungsfalls grosszügig auf 120 Meter aufgerundet.  

Um die Energieverluste möglichst klein zu halten, muss das Zuleitungskabel (Gleichstrom, einphasig) 
entsprechend dimensioniert werden. Im Fall der Testanlage handelt es sich um eine Leitung mit zwei 

belasteten Adern aus Kupfer mit einer Länge l = 120 Meter, welche mit I = 3.2 A belastet ist. Der 
Leitungswiderstand RLtg [Ohm] berechnet sich durch die folgende Formel (1): 

𝑅𝐿𝑡𝑔 =  
2 ∗ 𝑙

𝑦 ∗ 𝐴
 (1) 

 

Dabei ist l die Länge der Leitung [m], γ die elektrische Leitfähigkeit [m/Ω*mm2] und A der 
Leitungsquerschnitt [mm2]. Bei Kupferleitungen beträgt die elektrische Leitfähigkeit γ 56 m/Ω*mm2 
(Bumiller et al., 2021).  

Der Spannungsfall ∆U [V] berechnet sich gemäss der Formel (2):  

∆𝑈 =  𝐼 ∗  𝑅𝐿𝑡𝑔  =  𝐼 ∗  
2 ∗ 𝑙

𝑦 ∗ 𝐴
 (2) 

 

 

Anhand der Formel (2) wurden die Spannungsfälle verschiedener Querschnitte (1.5, 2.5 und 4 mm2) 
berechnet: 

𝐵𝑒𝑖 ∅ 1.5 𝑚𝑚2:  ∆𝑈 = 3.2 𝐴 ∗  
2 ∗ 120 𝑚

56 
𝑚

Ω ∗ 𝑚𝑚2 ∗ 1.5 𝑚𝑚2 
= 9.1 𝑉 

 

𝐵𝑒𝑖 ∅ 2.5 𝑚𝑚2:  ∆𝑈 = 3.2 𝐴 ∗  
2 ∗ 120 𝑚

56 
𝑚

Ω ∗ 𝑚𝑚2 ∗ 2.5 𝑚𝑚2 
= 5.5 𝑉 
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𝐵𝑒𝑖 ∅ 4.0 𝑚𝑚2:  ∆𝑈 = 3.2 𝐴 ∗  
2 ∗ 120 𝑚

56 
𝑚

Ω ∗ 𝑚𝑚2 ∗ 4.0 𝑚𝑚2 
= 3.4 𝑉 

Da es unwahrscheinlich ist, dass alle Komponenten gleichzeitig ihre maximale Leistung beziehen (oder 
dieser Fall relativ selten eintrifft), kann ein etwas grösserer Spannungsfall hingenommen werden, 
wobei die minimale Spannung zu jeder Zeit sichergestellt werden muss.  

Die minimale Eingangsspannung der Gleichspannungswandler liegt bei 16.8 V, was einen maximalen 
Spannungsfall von 28 𝑉 − 16.8 𝑉 = 11.2 𝑉 zulässt. Mit einem Kabelquerschnitt von 1.5 mm2 beträgt 
der Spannungsfall maximal 9.1 V, was den maximal tolerierbaren Spannungsfall von 11.2 V 
unterschreitet. Damit beträgt die Spannung am Eingang der Gleichstromwandler immer noch 
mindestens 28 𝑉 − 9.1 𝑉 = 18.9 𝑉, selbst wenn alle Komponenten die maximale Leistung beziehen.  
 

Querschnitts- und Farbbestimmung der internen Adern 

Gemäss dem Buch «Fachkunde Elektrotechnik» kann bei einem Kupferleiter mit einem 
Nennquerschnitt von 1.5 mm2, bei einer direkten Verlegung auf dem Untergrund, mit einem 

Bemessungswert von I = 19.5 A gerechnet werden. Dies gilt jedoch für Kabel und isolierte Leitungen 
und ist zudem der kleinste angegebene Querschnitt (Bumiller et al., 2021). 

Um die Nennquerschnitte in mm² auszuwählen, wurde eine Tabelle von Helukabel verwendet, die 
Richtwerte gemäss DIN VDE 0298 Teil 4 und DIN VDE 0100 Teil 430 angibt. Die Tabelle enthält die 
maximal zulässigen Bemessungsströme für verschiedene Gruppen und Nennquerschnitte von 
0.05 mm² bis 400 mm².  

Von den Klemmen der Zuleitung (unter dem Klemmreihenname «X1», siehe Abbildung 34) bis zu den 
DC/DC-Wandlern wird der gleiche Querschnitt wie bei der Zuleitung von 1.5 mm2 verwendet. Dieser 
Querschnitt darf mit einer Belastung von bis zu 18 A betrieben werden. Von den DC/DC-Wandlern bis 
zu den Verbrauchern, wie der cRIO, der Tracking-Einheit und den konstanten 12 VDC-Reihenklemmen, 
wird ein Querschnitt von 0.5 mm² verwendet, der mit bis zu 9 A belastet werden kann.  Der maximale 
Ausgangsstrom der DC/DC-Wandler ist somit geringer als die maximal belastbare Stromstärke des 
verwendeten Querschnitts von 0.5 mm². Für die Signalübertragung zwischen dem 
Spannungseingangsmodul der cRIO, den Shunts und dem Einstrahlungssensor wird ein Querschnitt von 
0.25 mm² verwendet, der mit bis zu 4.5 A belastet werden darf (Helukabel, 2023). 

Bei Kabel und Leitungen ist es erforderlich, die Litzen mit einer klaren Farbkennzeichnung oder 
aufgedruckten Zahlen zu markieren. Eine vorgeschriebene Kennzeichnung wird hauptsächlich im 
Drehstromkreis verwendet und umfasst den Schutzleiter (PE) mit der Farbkombination grün-gelb, den 
Neutralleiter (N) mit blau oder hellblau und die drei Phasen (L1 bis L3) mit den Farben braun, schwarz 
und grau. Für Steuerstromkreise gibt die Norm lediglich Empfehlungen für die farbliche 
Kennzeichnung, ohne jedoch verbindliche Vorschriften zu machen (Bumiller et al., 2021). 

Aufgrund der fehlenden internen Aderkennzeichnung an der ZHAW wurden die Farben für den 
Steuerstromkreis gemäss den Empfehlungen der Norm ausgewählt. 
 

3.1.5 Elektroschema 

Das Elektroschema wurde mit Hilfe der Software MURAL (mural.co, o. J.) geplant und ist in der 
Abbildung 37 sowie der Abbildung 38 dargestellt. Die erstellte Komponentenliste diente dabei als 
Grundlage. Derzeit sind auf dem Schema nur zwei Solarmodule zu sehen. Sollten zusätzliche 
Solarmodule hinzukommen, können diese problemlos am Spannungseingangsmodul der cRIO 
angeschlossen werden. Die Bezeichnungen der Komponenten wurden gemäss der neuen Norm DIN 
81346-2 durchgeführt, welche seit 2010 gültig ist (Elektronik Kompendium, 2023). Im Schema sind die 
Erdklemmen aus rein visuellen Gründen nicht immer miteinander verbunden. Es ist jedoch wichtig zu 
beachten, dass in der Realität alle Erdklemmen miteinander verbunden sind, um einen korrekten 
Potentialausgleich zu gewährleisten. 
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Abbildung 37: Elektroschema für die alpine Mini-Testanlage (1/2) 
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Abbildung 38: Elektroschema für die alpine Mini-Testanlage (2/2) 
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3.2  Konzept und Planung der Mini-Testanlage für Agri-Photovoltaik 

Im Kapitel 3 «Material und Methoden» wurde erwähnt, dass die Programmierung des Algorithmus für 
die alpine Mini-Testanlage mit Labview nicht erfolgreich war. Daher wurde als Alternative ein 
Solartracker in die Planung einbezogen, der in einer vorherigen Semesterarbeit von Laskowski & Müller 
(2022) mit dem Titel «Umweltthema mit Arduino automatisieren und regeln» entwickelt und 
konstruiert wurde, welcher in Wädenswil installiert werden soll und mit einem anderen Algorithmus 
angesteuert wird. Im weiteren Verlauf wird erläutert, welche Funktionen und Herausforderungen der 
vorhandene Solartracker aufwies und wie er angepasst wurde, um die erforderlichen Funktionen zu 
erfüllen.  

Der ermittelte Ertrag des zweiachsig nachgeführten Moduls auf dem Tracker soll mit dem eines fest 
installierten Moduls verglichen werden, für das in der Literaturübersicht zu Agri-PV typische 
Ausrichtungen und Neigungen recherchiert wurden. Für das Referenzmodul wurde eine Ausrichtung 
nach 210° Südwest mit einem Neigungswinkel von 30° gewählt. Darüber hinaus werden das 
Messkonzept, der Algorithmus mit der entsprechenden Software und der Prozess der 
Datenauswertung beschrieben. Zuletzt wurden die Messwerte mit dem Simulationsergebnis aus 
PVsyst verglichen. 
 

3.2.1 Umbau des bestehenden Solartrackers und Versuchsaufbau 

Der vorhandene Solartracker, welcher in der Abbildung 39 dargestellt ist, wurde im Rahmen einer 
früheren Semesterarbeit von Laskowski & Müller (2022) entworfen und gebaut. Das Hauptziel bestand 
darin, ein Prototyp zu entwickeln, der in der Lage ist, die Sonne über zwei Achsen zu verfolgen und 
somit den optimalen Einstrahlungswinkel des Sonnenlichts auf die Solarzellenfläche zu gewährleisten. 
Der zentrale Baustein dieses Prototyps war ein Arduino Mega 2560, ein Mikrocontroller-Board, das 
sowohl die Steuerung der Motoren ermöglichte als auch die Messung der Spannung des PV-Moduls 
(wobei Letzteres jedoch nicht fehlerfrei funktionierte). Zur Bewegung der Achsen wurden zwei Nema-
Schrittmotoren verwendet, die mithilfe von zwei Microstep-Drivers (DM452) angesteuert wurden. Die 
justierbare Konstruktion des Trackers wurde eigenständig entwickelt, wobei die detaillierte Liste der 
verwendeten Komponenten im Anhang 2 zu finden ist. 

 

Abbildung 39: Selbstgebaute zweiachsige Tracking-Einheit aus der ersten Semesterarbeit (Laskowski & Müller, 2022) 
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Die selbstgebaute Tracking-Einheit und der eigene Code wiesen zum Ende der Semesterarbeit mehrere 
Probleme auf, die im Folgenden kurz erläutert und in Software- sowie Hardwareprobleme unterteilt 
werden. Basierend auf diesen Problemen wurde eine sorgfältige Planung für den erforderlichen 
Umbau des Trackers und der Software durchgeführt. 
 

Software 

Der vorliegende Software-Code weist einige Mängel auf, die zu einer Unübersichtlichkeit führen. 
Anstatt sich auf astronomische Daten zu stützen, um die Motoren auszurichten, wurde der Code so 
strukturiert, dass er lediglich vordefinierte Werte verwendet. Konkret bedeutet dies, dass eine 
bestimmte Messperiode festgelegt wurde, in der manuell berechnete Werte wie Sonnenhöhe und 
Sonnenazimut in Schritte umgewandelt und in den Code eingefügt wurden.  

Die Abbildung 40 veranschaulicht einen Ausschnitt des alten Codes, in dem verschiedene Variablen 
und die Definition der Schrittzahl für die vertikale Achse zu sehen sind. Es wird deutlich, dass der Code 
nicht in der Lage ist, jede einzelne Gradänderung der Neigung abzudecken, sondern lediglich 12 
vorgegebene Neigungswinkel berücksichtigt. Des Weiteren berücksichtigt der Code nicht, dass die 
Sonne während ihres Höchststands schneller am Himmel voranschreitet. 

 

Abbildung 40: Übersicht des alten Arduino-Codes mit diversen Variablen und Schrittangaben 

Hardware  

Die Hardwareprobleme sind vielfältig. Zum einen liegt es am Design des Trackers, da es nicht möglich 
ist, eine vertikale Neigung von 0 bis 90° zu erreichen. Stattdessen kann der Tracker nur in einem 
begrenzten Bereich von ca. 30 bis 70° geneigt werden. Zum anderen gibt es Probleme mit den 
Komponenten. Es wurden keine Endschalter für die Grundposition der beiden Achsen (horizontal und 
vertikal) eingebaut, was die autonome Nachführung erschwert. Dies führte zu täglichen 
Schrittverlusten bei der Tracking-Einheit, da sie auch keinen Encoder besass, der die Schritte korrekt 
zählt und eine genaue Positionierung ermöglicht. Darüber hinaus kann der zusätzliche Ertrag von 
bifazialen Modulen nicht zuverlässig ermittelt werden, da die Rückseite der Module durch die 
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Holzplatte verdeckt würde (siehe Abbildung 41). Dies würde dazu führen, dass der Einfluss der 
reflektierten Strahlung nicht vorhanden ist. Zudem ist das Modul auf zwei Rollen montiert, wie in 
Abbildung 41 dargestellt. Die Führung über diese Rollen ohne eine geeignete Führungsschiene würde 
bei längeren Messperioden zwangsläufig zu einer Veränderung der effektiven Ausrichtung des Moduls 
entsprechend des aktuellen Azimuts führen. 

 

Abbildung 41: Befestigung der Rollen am Solarmodul des selbst gebauten Trackers 

 

Umbau der Tracking-Einheit 

Um die gewünschten Funktionalitäten der neuen Tracking-Einheit zu erreichen, musste die oberste 
Struktur umgebaut werden. Dies war erforderlich, um eine vertikale Neigung im Bereich von 0 bis 90° 
zu ermöglichen, eine präzise Grundpositionierung zu gewährleisten und den Mehrertrag von bifazialen 
Modulen korrekt zu ermitteln. Die Abbildung 42 zeigt die überarbeitete Grundkonstruktion, die in der 
Lage ist, die gewünschten Neigungswinkel zu erreichen. Hierzu wurde der Nema 17 Schrittmotor, der 
für die Neigung zuständig ist, seitlich an der Holzplatte mit einem Scharnier befestigt. Die Motorwelle 
wiederum ist über ein weiteres Scharnier mit der Aluminiumplatte verbunden, die sich nach oben und 
unten bewegen lässt. Um eine stabile Verbindung zu gewährleisten, wurde die Aluminiumplatte mit 
zwei Scharnieren an der Holzplatte befestigt. Dadurch ist es nun möglich, die Neigung der Tracking-
Einheit präzise von 0 bis 90° einzustellen. 

 

Abbildung 42: Neue Grundkonstruktion für den oberen Teil der selbstgebauten Tracking-Einheit 

Um sicherzustellen, dass der Tracker immer in die korrekte Grundstellung zurückfindet, wurden zwei 
Endschalter eingebaut. Der erste Endschalter befindet sich an der Ausgangsposition der horizontalen 
Achse (Azimut) und stellt sicher, dass der Motor an der richtigen Stelle stoppt, wenn er abends 
zurückfährt. Ebenso befindet sich ein Endschalter an der vertikalen Achse (Elevation), der den Motor 
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stoppt, sobald die anfänglichen 90° erreicht sind. Aufgrund der spezifischen Gegebenheiten des 
Standorts musste auch die Unterkonstruktion angepasst werden, da die vorhandenen Holzfüsse nicht 
lang genug waren. Die Abbildung 43a zeigt den Installationsort auf dem Campus im Grüental in 
Wädenswil ZH und die Abbildung 43b die neue Unterkonstruktion der Holzfüsse. Zusätzlich wurde an 
den Holzfüssen eine Klemmbox angebracht, um die Kabel der Schrittmotoren zu verlängern, da die 
Kabellänge nur ca. 50 cm beträgt.  

     

Abbildung 43a (links): Installationsstandort des Mini-Trackers am Campus Grüental in Wädenswil ZH (Swiss Geoportal, 
2023). 43b (rechts): Neue Unterkonstruktion des Mini-Trackers. 

Der Algorithmus wird detailliert im Kapitel 3.2.3 «Erstellung des Algorithmus» erklärt. Es ist 
anzumerken, dass anstelle des Arduino Mega 2560 zusätzlich ein Raspberry Pi 4 (Modell B, 8GB RAM) 
verwendet wurde, um den Algorithmus auszuführen, und der Campbell-Datenlogger zum Aufzeichnen 
der Daten.  

Die Shunts wurden auf die gleiche Weise dimensioniert wie jene für die alpine Testanlage im Kapitel 
3.1.2 «Auswahl der Komponenten» (vgl. Shunt).  

Die Messwerte (Spannungsfall über dem Shunt) werden mit dem Datenlogger CR3000 von Campbell 
(2023) erfasst, dessen Datenblatt sich im Anhang 3 befindet. Mit der menübasierten PC-Software Short 
Cut, welche ebenfalls von Campell angeboten wird und kostenlos heruntergeladen werden kann, 
konnte ein einfaches Datenlogger-Programm für den CR3000 erstellt werden, wobei der Messintervall 
auf 10 Sekunden (Momentanwert) festgelegt wurde. 

Um den neuen Anforderungen und Funktionen gerecht zu werden, wurde ein aktualisiertes 
Elektroschema entwickelt, welches in der Abbildung 44 dargestellt ist und ebenfalls in MURAL 
gezeichnet wurde.  
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Abbildung 44: Elektroschema für die Agri-PV Mini-Testanlage 
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Umbau des Schaltschranks 

Im Zuge der Entwicklung der alpinen Mini-Testanlage wurde der Schaltschrankbau gemäss Kapitel 
4.1.2 «Versuchsaufbau» abgeschlossen. Im Rahmen der fortschreitenden Anpassungen im Bereich der 
APV-Methodik war eine Umgestaltung des Schaltschranks erforderlich. Zur Veranschaulichung dienen 
die Abbildung 45, welche den Schaltschrank der alpinen Mini-Testanlage vor dem Umbau zeigt, sowie 
die Abbildung 46 und die Abbildung 47, welche die aktualisierten Verdrahtungen der Schaltschränke 
aufzeigen. 

 

Abbildung 45: Schaltschrank der alpinen Mini-Testanlage 

Zunächst erfolgte die Demontage der cRIO und des PTU-Controllers von der Grundplatte. 
Anschliessend wurden die neuen Komponenten, darunter das Arduino Mega 2560, das sich 
sicherheitshalber in einer Kartonschachtel befand, das Raspberry Pi 4, die Shunts, die Netzteile und 
der Datenlogger, in einer überarbeiteten Anordnung installiert und verdrahtet. Die Kartonschachtel 
diente als provisorische Isolierung, da das Arduino Mega kein eigenes Gehäuse besass. Die Abbildung 
46 verdeutlicht die Neuinstallation der Netzteile in einem separaten Schaltgerätekasten. Dieser Schritt 
wurde unternommen, da der Campbell Datenlogger hochpräzise Messungen im Millivolt-Bereich 
durchführt und die 230 VAC-Leitungen potenzielle Störsignale erzeugen könnten. 
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Abbildung 46: Schaltschrank für die Transformierung der 230 VAC auf diverse 
Kleinspannungen im DC-Bereich (6V, 12V und 24V) 

Aufgrund zeitlicher Einschränkungen wurde die vorhandene Verdrahtung der ersten Semesterarbeit 
von Laskowski & Müller (2022) beibehalten und lediglich in den Schaltschrank verlegt. Jedoch wurde 
der Schaltschrank gemäss dem aktualisierten Elektroschema (siehe Abbildung 44) neu verdrahtet. 

 

Abbildung 47: Schaltschrank für die Steuerung des Trackers sowie der Datenspeicherung 

Die Shunts, welche in der Abbildung 48 zu sehen sind, wurden direkt mit der Litze in eine Aderendhülse 
gekrimpt und anschliessend an die Durchgangsklemmen angeschlossen. Weil die Drähte der 
Widerstände nicht isoliert sind, musste streng darauf geachtet werden, dass sich diese nicht berühren.  
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Abbildung 48: Durchgangsklemmen mit den installierten Shunts 

 

Aufbau der Versuchsanlage 

Um die Photovoltaik-Module des zweiachsigen Trackers und das Referenzmodul mit der Ausrichtung 
nach 210° Südwest und einem Modulneigungswinkel von 30° optimal zu positionieren und sie vor 
Verschattung auf der Rückseite zu schützen, war es erforderlich, zunächst eine Halterung und einen 
«Ausleger» zu entwerfen. Die Halterungen, welche mit einem 3D-Drucker aus PLA gedruckt wurden, 
und die Ausleger, welche aus Karbon gefertigt wurden, wurden freundlicherweise von Herrn Lukas 
Bernhard bereitgestellt.  

In der Abbildung 49 ist die vollständig installierte Mini-Testanlage mit dem umgebauten Tracker und 
dem Referenzmodul zu sehen. Beide Module befinden sich auf einer Höhe von ca. 1.1 Meter über 
Boden, wobei das Referenzmodul mit einer Neigung von 30° in Richtung 210° Südwest aufgebaut 
wurde. Die Module, welche in der Abbildung 49 auf der linken Seite des Trackers zu sehen sind, dienten 
lediglich dem Gewichtsausgleich auf dem Tracker. 

Da die Nema-Schrittmotoren nicht wasserdicht sind, wurde eine regensichere Lösung implementiert. 
Dazu wurde eine Plastiktüte zugeschnitten und über die Neigungseinheit gestülpt, um sicherzustellen, 
dass der Motorenanschluss bei Regen nicht mit Wasser in Berührung kommt. 

 

Abbildung 49: Installierte Tracking-Einheit (links) und das Referenzmodul (rechts) 
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3.2.2  Messkonzept 

Für die Evaluierung des Mehrertrags von nachgeführten Systemen in der Agri-Photovoltaik wurde ein 
separates Messkonzept erstellt, welches lediglich für die Messungen mit dem umgebauten Tracker im 
Rahmen dieser Bachelorarbeit angewendet wird.  

Anhand der nachfolgenden Abschnitte wird beschrieben, welche Fragestellungen es zu beantworten 
gilt, anhand welcher Messungen diese beantwortet werden und welche Anlagenkonfigurationen dabei 
verglichen werden. 
 

Fragestellungen 

Mit dem umgebauten zweiachsigen Mini-Tracker (mehr Informationen im Kapitel 3.2.1 «Umbau des 
bestehenden Solartrackers und Versuchsaufbau») soll evaluiert werden, wie viel der Mehrertrag 
nachgeführter Systeme im Vergleich zu fest installierten Systemen in der Agri-Photovoltaik beträgt. 
Zudem soll ermittelt werden, wie viel der relative Mehrertrag von bifazialen Modulen dabei beträgt. 
Dazu ergeben sich die zwei Fragestellungen in der Tabelle 10:  

Tabelle 10: Fragestellungen für die Messungen im Kontext der Agri-Photovoltaik 

Nr. Mehrertrag von zweiachsig nachgeführten Systemen im Vergleich zu fest installierten Systemen 

1 Welchen Mehrertrag weist ein zweiachsig nachgeführtes System mit astronomischem Algorithmus und 
monofazialen / bifazialen Modulen im Vergleich zu fest installierten Modulen auf? 

 Mehrertrag von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei zweiachsig nachgeführten Systemen 

2 Welchen Mehrertrag weist die Verwendung von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei 
zweiachsig nachgeführten Systemen mit astronomischem Algorithmus auf? 

 

Messreihe 

Um die obenstehenden zwei Forschungsfragen beantworten zu können, wird eine einzige Messreihe 
durchgeführt. Da jedoch vier Mini-Module verwendet werden, welche alle über nicht exakt die 
gleichen Eigenschaften verfügen, muss vorgängig eine Testreihe durchgeführt werden, um den 
Kurzschlussstrom in Abhängigkeit der Einstrahlung in die Modulebene je Modul zu ermitteln. Damit 
können die Messwerte normiert, und damit unterschiedliche Modulströme bei gleicher Einstrahlung 
korrigiert werden. Die vier Module werden dazu über mehrere Stunden horizontal auf dem Boden in 
der Nähe des Pyranometers beim Solarlabor ausgelegt, um später den Spannungsfall und damit 
verbunden den Kurzschlussstrom der Module mit der Einstrahlung zu korrelieren. Das Vorgehen bei 
der Auswertung wird im Kapitel 3.2.4 «Vorgehen bei der Datenauswertung» beschrieben. 
 

Messintervall und Zeitraum 

Der Messintervall beträgt 10 Sekunden und der Zeitraum, in dem die Messungen durchgeführt 
werden, ist vom 13. Mai 2023 00:00:00 bis 5. Juni 2023 23:59:50. 
 

Referenz für fest installierte Systeme 

Wie im Kapitel 2.3 «Agri-Photovoltaik» beschrieben, gibt es einige gängige Ausrichtungen und 
Neigungen, welche in Forschungs- und Praxisanlagen angewendet werden.  

Für das Referenzmodul wurde hierbei eine Ausrichtung nach 210° Südwest und einer Modulneigung 
von 30° gewählt, welches in einer Höhe von ca. einem Meter über Boden montiert wird. 
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Messpunkte 

Um den Mehrertrag durch zweiachsige Nachführung der Module aufzuzeigen, wird die Einstrahlung in 
die Modulebene in W/m2 betrachtet. Wichtig zu beachten ist, dass es sich bei den Resultaten der 
Auswertung nicht direkt um den elektrischen Mehrertrag handelt, sondern um die Erhöhung der 
Einstrahlung in die Modulebene, wobei der elektrische Ertrag (unter Vernachlässigung der 
Zelltemperatur) mit der Einstrahlung korreliert. Dies aus dem Grund, weil die Zelltemperatur 
vernachlässigt wird und aufgrund der Verwendung zweier monofazialen Module ein Bifazialitätsfaktor 
von 100 % gilt. 

Da der Kurzschlussstrom der Solarzellen proportional zur Einstrahlung in die Modulebene ist, gilt dieser 
als die zu messende Grösse, welche später in die Einstrahlung umgerechnet werden kann. Der 
Kurzschlussstrom wird indirekt gemessen, indem das Plus- und Minuskabel der Mini-Module über 
einen Shunt verbunden werden, was einen Spannungsfall über dem Shunt bewirkt (vgl. Shunt). Dieser 
Spannungsfall kann mit dem Datenlogger erfasst werden. Aus dem gemessenen Spannungsfall und 
dem bekannten Widerstand des Shunts von 0.68 Ohm kann der Kurzschlussstrom anhand des 
Ohmschen Gesetzes berechnet werden: 

 

In der Tabelle 11 sind die relevanten Werte für die Auswertung zur Beantwortung der Fragestellungen 
dargestellt.  

Tabelle 11: Übersicht der für die Auswertung relevanten Werte 

Bezeichnung Einheit Beschreibung Erhebung 

U-Werte mV Spannungsfall über dem 
Shunt 

Analog gemessen 

I-Werte mA Kurzschlussstrom Berechnet aus Spannungsfall 
und Widerstand des Shunts 
I = U/R 

Einstrahlungswerte W/m2 Solare Einstrahlung in die 
Modulebene; durch ISTC findet 
eine Normierung der 
Messwerte statt 

Berechnet aus dem 
Kurzschlussstrom 

 

Zeitstempel DD.MM.YYYY HH:MM:SS Datum und Zeit der 
angezeigten Messwerte 
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3.2.3  Erstellung des Algorithmus 

Gemäss der in der Disposition erarbeiteten Aufgabenstellung sollten zwei Algorithmen (astronomisch 
über Zeit & Sonnenstand und adaptiv über relevante Parameter wie Einstrahlung) erstellt werden, 
welche den Tracker ansteuern und die gemessenen Daten übermitteln.  

Zunächst wurde ein Versuch unternommen, den vorhandenen Arduino-Code zu erweitern, um die 
gewünschten Daten (Zeitstempel, Ausrichtung und Neigung) mithilfe einer hochpräzisen Echtzeituhr 
(RTC) in einer Excel-Datei zu erfassen und die Positionen entsprechend nachzuverfolgen. Die RTC stellt 
ein dediziertes Hardware-Modul dar, das dem Arduino Mega 2560 die genaue Uhrzeit liefert und 
zusätzlich als Speichermedium fungiert, um die erforderlichen Daten zu speichern (Hermann, 2020). 
Die Recherche nach Azimut- und Elevationswerten über einen längeren Zeitraum erwies sich jedoch 
als äusserst schwierig, da die gefundenen Tools ausschliesslich einzelne Tage abdeckten. Zudem war 
die Auflösung der einzelnen Gradänderungen meistens im Stundentakt gegeben, was eine genaue 
Positionsbestimmung erschwerte. 

Während der Recherche über die RTC wurde des Öfteren die Software «Node-RED» gefunden, welche 
in Kombination mit einem Raspberry Pi, sowie einem Arduino Mega und einer RTC den Sonnenverlauf 
nachverfolgen kann. Node-RED wurde von IBM entwickelt und ist ein benutzerfreundliches, grafisches 
Entwicklungswerkzeug, das speziell zur Verknüpfung von Hardwaregeräten, Programmier-
schnittstellen und Onlinediensten konzipiert wurde. Mit Hilfe des intuitiven, webbasierten Editors 
können individuelle «Flows» erstellt werden, die aus vordefinierten Bausteinen oder eigens 
entwickelten Funktionen bestehen. Bei der Implementierung dieser Funktionen kommt die 
Programmiersprache Java zum Einsatz (Node-RED, 2023). 

Die Entscheidung für Node-RED wurde aufgrund der umfangreichen Unterstützung aus verschiedenen 
Quellen getroffen. Sowohl das Node-RED-Forum als auch diverse andere Internetquellen enthielten 
bereits zahlreiche Beiträge und Ressourcen, die für die Nutzung von Node-RED hilfreich waren. 

Die benötigten Winkeländerungen beziehen sich auf den längsten Tag des Jahres in der Schweiz, dem 
21. Juni. Genauer gesagt beziehen sich die angegebenen Winkel auf den Sonnenaufgang und 
Sonnenuntergang an diesem Tag am Standort in Wädenswil. Der Azimut beim Sonnenaufgang beträgt 
knapp 53.35°, während der Azimut beim Sonnenuntergang knapp 307° beträgt. Somit ergibt sich eine 
maximale Differenz von 253.65° zwischen diesen beiden Werten. Zusätzlich dazu erreicht die Sonne 
an diesem Tag eine maximale Höhe von 66.25° über dem Horizont. Daher ist es erforderlich, dass die 
minimale Neigung mindestens 23.75° beträgt, um diese spezifische Position der Sonne zu ermöglichen 
(Sonnenverlauf, 2023). 

Der nachfolgende Abschnitt bietet eine übersichtliche Beschreibung der Softwarefunktionalität. Hierzu 
wird zuerst die Arbeitsweise der Software erläutert, die anhand eines Ablaufdiagramms in der 
Abbildung 50 dargestellt wird. Im Anschluss wird der Algorithmus kurz zusammengefasst und die 
wichtigsten Funktionen in der Tabelle 12 veranschaulicht. Danach erfolgt eine detaillierte Erläuterung 
des genauen Ablaufs, wobei die Funktionen selbst im Anhang 4 zu finden sind und die verwendeten 
Bibliotheken im Anhang 5 aufgelistet sind. 
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Abbildung 50: Ablaufdiagramm für die Funktionsweise der Software für die Agri-PV Mini-Testanlage 
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Zusammenfassung des Algorithmus 

Das Arduino Mega 2560 fungiert als Slave-Gerät, während das Raspberry Pi 4 als Master dient. Das 
Arduino wurde beibehalten, da bereits Komponenten wie der Motor darauf installiert und 
angeschlossen waren. Zur Kommunikation zwischen dem Raspberry Pi und dem Arduino Mega wurde 
die Firmware «Arduino Firmata» auf dem Arduino Mega installiert, um eine präzise Erfassung und 
Skalierung der vorhandenen Ein- und Ausgänge zu ermöglichen. 

Bei Sonnenaufgang beginnt der Tracker damit, die Position der Sonne in beide Achsen mit einer 
Genauigkeit von 1° zu verfolgen. Jede Änderung der Sonnenhöhe um 1° bewirkt automatisch eine 
entsprechende Anpassung der Neigung. Dasselbe gilt für den Azimut: Wenn die Sonne um 1° 
weiterwandert, erfolgt automatisch eine Anpassung der Azimut-Position. Der Algorithmus 
gewährleistet eine präzise Sonnennachführung für jeden Tag, wobei dynamische Funktionen zum 
Einsatz kommen, die unterschiedliche Nachrichtenflüsse bei variablen Wertänderungen erzeugen. 
Insbesondere der Sonnenhöchststand variiert je nach Tag, weshalb eine dynamische Anpassung der 
Neigung zur Mittagszeit erforderlich ist. Sobald die Sonne untergeht, werden beide Achsen in ihre 
Ausgangsposition zurückgeführt, wobei der Azimut auf 53° und die Neigung auf 90° gesetzt werden. 
Darüber hinaus werden durch die implementierte Software Bausteine verwendet, um die Anzahl der 
Schritte zu zählen und bei unzulässigen Schrittanzahlen die Motoren zu blockieren. 

Die Abbildung 51 veranschaulicht den gesamten Ablauf in Node-RED. Die verschiedenen Farben der 
einzelnen «Nodes» repräsentieren ihre jeweiligen Eigenschaften. Die grünen Nodes dienen dem 
aktuellen Nachrichtenfluss und dem Debugging, während die gelben Nodes den Nachrichtenfluss 
transformieren (z. B. von Booleschen Werten zu Strings), skalieren oder begrenzen können. Die blauen 
Nodes ermöglichen die manuelle Steuerung oder direkte Ansteuerung der Pins auf dem Arduino Mega, 
während die orangefarbenen Nodes Funktionen mittels JAVA hinzufügen können. Darüber hinaus sind 
verschiedene Link-In/Link-Outs vorhanden, die mit einer roten Nummerierung versehen wurden und 
eine Verbindung untereinander herstellen. Diese «Links» dienen lediglich als «Ghost», um zu 
vermeiden, dass die Verbindungen quer über das Ablaufdiagramm gezogen werden müssen. 
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Abbildung 51: Gesamter Nachrichtenfluss in Node-RED mit Darstellung aller enthaltenen Funktionen 



66 
 

Um eine bessere Übersicht oder eine Art Übersichtsdarstellung zu bieten, werden in der 
nachfolgenden Tabelle 12 die zentralen Bausteine oder "Nodes" aufgeführt. Diese spielen eine Rolle 
bei der Modulneigung, Modulausrichtung und der Kommunikation zwischen der Software und den 
Motoren. Des Weiteren wird die grobe Funktionalität erläutert und die Weitergabe des 
Nachrichtenflusses an die nachfolgenden Funktionen beschrieben. 

Tabelle 12: Übersichtsdarstellung der wichtigsten Bausteine und deren Funktionalität 

 «Node» oder Baustein Funktionalität 
Weitergabe des 
Nachrichtenflusses an: 

 

Berechnet die Azimut- und Elevationswerte 
anhand der hinterlegten Längen- und 
Breitengrade 

Funktion [1], [2], [3], [5], [6], [11] 

 

Generiert/berechnet Impulse für die 
Neigungsbewegung des Motors 

Tilt_Pulse, Funktion [4] 

 

Ansteuerung des Motors für die 
Neigungsbewegung (Altitude) 
(Motor bewegen = 1, Motor steht = 0) 

- 

 

Berechnet den dynamischen Sonnenhöchststand 
am Nachmittag 

Tilt_Direction 

 

Ansteuerung des Motors für den 
Richtungswechsel der Neigung 
(Nach oben = True, nach unten = False) 

- 

 

Generelle Ansteuerung des Motors 
(Motor kann sich bewegen = True, Motor kann 
nicht angesteuert werden = False) 

- 

 

Generiert/berechnet Impulse für die 
Ausrichtungsbewegung des Motors (Azimut) 

Pan_Pulse, Funktion [12] 

 

Ansteuerung des Motors für die 
Ausrichtungsbewegung (Azimut) 
(Motor bewegen = 1, Motor steht = 0) 

- 

 

Ansteuerung des Motors für den 
Richtungswechsel der Ausrichtung 
(Rechtslauf = True, Linkslauf = False) 

- 

 

Generelle Ansteuerung des Motors 
(Motor kann sich bewegen = True, Motor kann 
nicht angesteuert werden = False) 

- 

 

Ansteuerung für die Grundposition der 
Ausrichtung und Neigung 

Set_Blocking_1, Funktion [8], 
Set_Blocking_2, Funktion [14] 

 

Blockiert die Ansteuerung des Motors bei 
bestimmten Bedingungen 
(Unzulässige Anzahl Schritte) 

- 

 

Generiert Impulse für das Zurücksetzen des 
Motors der Neigung 

Funktion [9], Tilt_Pulse, Funktion 
[4]  

 

Blockiert die Ansteuerung des Motors bei 
bestimmten Bedingungen 
(Unzulässige Anzahl Schritte) 

- 

 

Generiert Impulse für das Zurücksetzen des 
Motors der Ausrichtung 

Funktion [15], Pan_Pulse, 
Funktion [12] 

 

Drehrichtung umschalten, Rücksetzen des 
Schrittzählers und aktiviere das Set_Blocking_1 

Funktion [7], Tilt_Direction, 
Funktion [4] 

 

Drehrichtung umschalten, Rücksetzen des 
Schrittzählers und aktiviere das Set_Blocking_2 

Funktion [13], Pan_Direction, 
Funktion [12] 

 

Solarbaustein «sun-position» 

Der Baustein «sun-position» bildet die Hauptfunktion für die Werte des Azimuts und der Elevation, 
dessen Verknüpfungen in der Abbildung 52 dargestellt sind. Anhand der hinterlegten Längen- und 
Breitengrade wird so jeweils der aktuelle Wert wiedergegeben. Zudem wird durch die «Funktion 2» 
die die aktuelle Uhrzeit angezeigt. 
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Abbildung 52: Solarbaustein «sun-position» mit den Werten für die Elevation (altitude) und den Azimut (azimuth) 

Elevation 

Der Eingangswertebereich umfasst den höchsten Sonnenstand des Jahres und reicht von 0 bis 66.25°. 
Jedoch muss der Ausgangsbereich, der die Modulneigung des PV-Moduls repräsentiert, zwischen 
23.75 und 90° liegen. Um diesen Bereich zu skalieren und zu begrenzen, wird eine «range Node» 
verwendet. Zusätzlich rundet die Funktion die Dezimalzahlen auf ganze Zahlen. Nachdem der 
benötigte Wert für die Elevation (Altitude) ermittelt wurde, wird dieser einerseits an das 
Benutzerinterface (Dashboardseite) übergeben und andererseits werden in der Funktion 3 (siehe 
Abbildung 52) skalierte Impulse generiert. Die Funktion speichert dabei den aktuellen Wert, vergleicht 
ihn mit dem vorherigen Wert, zählt die Anzahl der Änderungen und sendet dann basierend auf den 
Unterschieden eine Sequenz von 0 und 1. 

Die generierten Pulse werden einerseits an die «Tilt_Pulse» und auf die Funktion 4 weitergegeben 

(siehe Abbildung 53), welche den Motor bewegen lassen und die Anzahl der Schritte zählt. Sobald der 

Nachrichtenfluss den Wert «Reset» besitzt, wird der gespeicherte Wert der aktuellen Schrittanzahl 

automatisch zurückgesetzt. Die Funktionalität ist in der Abbildung 53 dargestellt. 

 

Abbildung 53: Darstellung der Motorbewegung und der Schrittzählungsfunktion 

Das PV-Modul startet in der Ausgangsposition mit einer vertikalen Neigung von 90°, da die Sonne über 
dem Horizont aufgeht und bei 0° beginnt. Um sicherzustellen, dass die Neigung des PV-Moduls 
automatisch umgestellt wird, wenn der Sonnenhöchststand am Nachmittag erreicht ist und die 
Sonnenhöhe abnimmt, wurde die «Funktion 5 – auf und abzählen» entwickelt, deren Verknüpfungen 
in der Abbildung 54 dargestellt sind. Diese Funktion zählt den Nachrichtenfluss mit und gibt je nach 
auf- oder absteigendem Zahlenwert «True» oder «False» aus (absteigend = False, aufsteigend = True). 

Der Richtungswechsel der Neigung «Tilt_direction» (siehe Abbildung 54) hängt von diversen Faktoren 
ab. Einerseits wird das Signal über den zuvor beschriebenen Baustein «Funktion 5» geändert. Abends, 
sobald die Neigung wieder 90° erreicht, zumindest laut Software, wird mittels «change»- und 
«switch»-Nodes der Nachrichtenfluss wieder auf «False» gesetzt und der Wert an die Funktion 6, den 
Nachrichtenbegrenzer, weitergegeben, damit der horizontale und vertikale Motor zurück auf die 
Startposition fährt. Die Funktion 6 ist lediglich dafür da, dass der Nachrichtenfluss für das Zurücksetzen 
der Motoren auf die Startposition nur einmal gesendet wird. 
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Abbildung 54: Darstellung der Ansteuerung des Richtungswechsels, abhängige Abläufe und die Ansteuerung 
für das Zurücksetzen beider Achsen 

Eine zusätzliche mechanische Sicherheit bietet der installierte Endschalter «Endschalter Elevation» 
(siehe Abbildung 55), welcher bei Betätigung (Neigungswinkel = 90°) eine 1 sendet und mit der 
Funktion 7 den msg-Payload in eine «False» umwandelt (False = herab). Generell kann gesagt werden, 
dass die Funktion 7 einen Flankenwechsel beinhaltet, der bei einer 1 ein «False» sendet und bei einer 
0 nichts sendet. Zudem wird der Nachrichtenfluss in ein «Reset» umgewandelt, welcher die Anzahl der 
Schritte aus Funktion 4 wieder zurücksetzt. Als zusätzliche Sicherheit, falls das Signal vom Endschalter 
nicht empfangen wird, setzt das Signal der Azimut Position (zwischen 350 und 360°) den 
Richtungswechsel auf «False». Der Ablauf ist in der Abbildung 55 dargestellt. 

 

Abbildung 55: Endschalter der Neigungseinheit mit dem Flankenwechsel und dem «Reset»-Nachrichtenfluss 

Die zuvor beschriebenen Bausteine dienen hauptsächlich dem Umschalten der Neigungsrichtung und 
der allgemeinen Motorsteuerung. In der Abbildung 56 wird der Aufbau für das Rücksetzen und 
Blockieren des Motors veranschaulicht. Zusätzlich zum mechanischen Endanschlag wurde aus 
Sicherheitsgründen eine Variable namens «Set_Blocking_1» erstellt, die unter bestimmten 
Bedingungen die Motorsteuerung blockiert. Wenn der Nachrichtenfluss eine 0 enthält, wird der 
Nachrichtenfluss in Funktion 9 blockiert, andernfalls wird er zugelassen. Funktion 8 ist insbesondere 
für das Zurücksetzen der Neigung auf die Startposition verantwortlich. Wenn der Nachrichtenfluss eine 
1 enthält, werden Impulse erzeugt, andernfalls werden keine Impulse erzeugt. Wenn der 
Nachrichtenfluss ausserhalb des erforderlichen Bereichs liegt (zwischen 1 und 48.028 Schritten), 
sendet die "Softendlagen" eine 0 und der Motor wird ebenfalls blockiert. Für manuelles Fahren wurden 
zwei «Injection»-Nodes hinzugefügt, die einen Nachrichtenfluss von 0 oder 1 senden und somit den 
Motor bewegen oder stoppen können. Die maximale Anzahl der Schritte wurde basierend auf den 
ermittelten Maximalwerten für Azimut und Elevation berechnet. 
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Abbildung 56: Zurückfahren auf die Grundposition und Motorblockierung 

Azimut 

Der Nachrichtenfluss für den Azimut basiert ebenfalls auf dem Baustein «sun-position», der zu Beginn 
beschrieben wurde und in der Abbildung 52 dargestellt ist. Anschliessend wird der Nachrichtenfluss an 
die Funktion 1 weitergeleitet, die als ein Regler fungiert und den Wert auf 53 bis 307 begrenzt, was 
den minimalen und maximalen Sonnenaufgangs- und Sonnenuntergangswinkel repräsentiert. Der 
Nachrichtenfluss wird an zwei weitere Positionen weitergegeben. Die «Switch»-Nodes gewährleisten, 
dass der Nachrichtenfluss nur innerhalb des eingestellten Bereichs weitergegeben wird. Funktion 10, 
welche in der Abbildung 57 zu sehen ist, rundet die Kommazahl auf eine gerundete Zahl, die den 
aktuellen Winkel im Benutzerinterface anzeigt, und generiert gleichzeitig mit Funktion 11 Impulse für 
den Motor. Funktion 11 vergleicht den aktuellen Nachrichtenfluss mit dem vorherigen und erzeugt 
Impulse, wenn sich die Sonnenrichtung um 1° ändert, ähnlich wie Funktion 3, die Impulse für die 
Neigung zählt und generiert. Eine detaillierte Darstellung des Ablaufs ist in der Abbildung 57 zu finden. 

 

Abbildung 57: Darstellung der Azimut-Ansteuerung und der Impulsgenerierung 

Die erzeugten Impulse werden anschliessend an den «Pan_Pulse» und die Funktion 12 weitergeleitet, 
was in der Abbildung 58 veranschaulicht wird. Diese Funktion steuert einerseits den Motor an und 
zählt andererseits, ähnlich wie Funktion 4, die Schritte, die der Motor zurückgelegt hat. 

 

Abbildung 58: Darstellung der Funktionen für die Motorbewegung und der Schrittzählungsfunktion für die horizontale Achse 

Ähnlich wie bei der vertikalen Achse hängt auch die Drehrichtung der horizontalen Achse von 
verschiedenen Faktoren ab. Der Switch, welcher in der Abbildung 59 rot umrahmt ist, gewährleistet 
einen korrekten Richtungswechsel. Wenn der Azimutwert zwischen 50 und 307 liegt, wird ein 
konstanter Nachrichtenfluss von «True» an die «Pan_Direction» gesendet, was zu einer Rechtsdrehung 
des Motors führt. 

Bei einer Neigung von 90° wird von der Funktion 6 (siehe Abbildung 54) ein «False»-Wert ausgegeben, 
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der den Motor auf den Linkslauf umschaltet. Ebenso ist an der horizontalen Achse ein Endschalter 
angebracht, der bei Betätigung (Azimut = 50°) ein «True»-Signal sendet und dadurch mithilfe der 
Funktion 13 den Rechtslauf erzwingt. Die Funktionsweise von Funktion 13 ähnelt der von Funktion 7 
und erkennt einen positiven Flankenwechsel. Zudem wird durch die Betätigung des Endschalters ein 
Nachrichtenfluss mit dem Wert «Reset» erzeugt, der die Funktion 12 zurücksetzt. 

 

Abbildung 59: Darstellung der Funktionen für die Drehrichtung der horizontalen Achse 

Die Blockierung der horizontalen Achse erfolgt ähnlich wie bei der vertikalen Achse mit einer 
zusätzlichen Variable namens «Set_blocking_2». Diese Variable funktioniert analog zur vertikalen 
Achse und erlaubt den Nachrichtenfluss nur dann in der Funktion 15, wenn der Wert 1 beträgt. Bei 
einem Wert von 0 wird der Nachrichtenfluss blockiert. Wie bereits erwähnt, werden die Schritte über 
die Funktion 12 gezählt und anschliessend an die «Softendlage» weitergeleitet. Die Softendlage 
wandelt den Nachrichtenfluss in eine 0 um, sofern der Wert ausserhalb des eingestellten Bereichs (<=0 
und >=36'691) liegt. Das Zurücksetzen der Schritte erfolgt ebenfalls analog zur vertikalen Achse. Der 
horizontale Endschalter sendet einen «Reset»-Nachrichtenfluss an die Funktion 12, wodurch die 
Schritte auf 0 zurückgesetzt werden. 

Zum Abschluss wird nochmals auf das Zurücksetzen der beiden Achsen eingegangen. Sobald der 
Sonnenstand am Abend 90° erreicht, wird ein «False» Wert an die Funktion 6 gesendet. Diese Funktion 
leitet den Nachrichtenfluss an eine Switch-Node weiter, die eine 1 generiert und somit die Motoren 
direkt ansteuert. Der Wert wird einerseits an die Funktion 14 übergeben, die die horizontale Achse 
zurücksetzt, und andererseits an die Funktion 8, die die vertikale Achse zurücksetzt. 
 

Debugging und Testphase 

Für die Fehlerbehebung oder das sogenannte «Debugging» können in Node-Red spezielle «Debug-
Knoten» eingesetzt werden. Wie bereits erwähnt, zeigen diese Knoten den aktuellen Status an. 
Zusätzlich dazu bietet die «Debug»-Registerkarte eine detaillierte Aufzeichnung des 
Nachrichtenverlaufs für jeden einzelnen Knoten und jede Funktion. Dadurch wird deutlich, von 
welcher Quelle aus Nachrichten gesendet werden und an welches Ziel sie gerichtet sind. Zusätzlich 
bieten die Debug-Knoten während des Erstellungsprozesses eine Möglichkeit zur Überprüfung dar. 
(Raspberry Pi Foundation, 2023). 

In Bezug auf den Tracker wurde der Algorithmus nicht nur in der Erstellungsphase gründlich geprüft, 
sondern auch während der Testphase. Über mehrere Tage hinweg wurde der Tracker morgens beim 
Starten und abends, wenn er in die Grundposition zurückfuhr, überprüft. Zusätzlich wurden die 
Azimut- und Elevationswerte des Trackers mehrmals am Tag manuell kontrolliert. Zur Gewährleistung 
der Genauigkeit wurden diese Werte auch mit dem Sonnenverlauf-Tool abgeglichen.  

Rund eine Woche nach Aufbau des Trackers wurde festgestellt, dass sich die Holzplatte, auf der sich 
die Neigungseinheit befindet, aufgrund von intensivem Regen und dem Gewicht der Komponenten 
stark verbogen hat. In der Abbildung 60a ist die deformierte Holzplatte dargestellt, während die 
Abbildung 60b die neue Kunststoffplatte zeigt. Aufgrund der Verformung der Holzplatte hat sich auch 
die Position des horizontalen Endschalters verschoben, da dieser an der Unterseite des Holzbretts 
angebracht ist. Dies führte zu einem Problem, da der Endschalter nicht mehr reagiert hat und der 
Tracker keine korrekte Grundposition mehr hatte.  
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Abbildung 60a (links): Deformierte Holzplatte. 60b (rechts): Neue Kunststoffplatte 

Es ist jedoch wichtig anzumerken, dass während der Tests teilweise Abweichungen von 1 bis 2° in der 
Genauigkeit festgestellt wurden. Diese Abweichungen treten aufgrund der Unterkonstruktion auf, 
respektive aufgrund der Art und Weise, wie die Kunststoffplatte mit der Unterkonstruktion verbunden 
ist. Ursprünglich war das Rillenkugellager direkt mit der Kunststoffplatte verschraubt. Dies führte 
jedoch zu Problemen in der Rotation, was zu ungenauen Messergebnissen geführt hätte. Um dieses 
Problem zu beheben, wurden die Schrauben entfernt und stattdessen nur der selbstgebaute 
Motorflunch verwendet, um den Motor mit der Kunststoffplatte zu verbinden. 

Obwohl diese Änderung die Rotation verbesserte, führte sie zu den erwähnten Abweichungen in der 
Genauigkeit. Da die Verbindung zwischen der Unterkonstruktion und der Kunststoffplatte nicht 
verschraubt ist, können stärker auftretende Luftstösse zu den beobachteten Abweichungen führen. 

Es ist festzuhalten, dass diese Abweichungen innerhalb eines Bereichs von 1 bis 2° liegen, nur selten 
vorkommen und die Gesamtfunktionalität des Systems nicht beeinträchtigen. Um jedoch eine 
präzisere Messung zu gewährleisten, sollten zukünftige Verbesserungen in Betracht gezogen werden, 
um die Verbindung zwischen der rotierenden Kunststoffplatte und der Unterkonstruktion zu 
optimieren und die auftretenden Abweichungen weiter zu minimieren. 

Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass der Tracking-Algorithmus auf astronomischen Werten 
basiert, die spezifisch vom hinterlegten Standort und der Uhrzeit abhängen. Dies ermöglicht eine 
präzise Nachführung ohne zusätzliche Datenbanken oder Referenzwerte. Aufgrund von zeitlichen 
Beschränkungen konnte nur der astronomische Algorithmus entwickelt werden, während der adaptive 
Algorithmus noch aussteht. Dennoch bietet der aktuelle Stand des Algorithmus eine solide Grundlage 
für weiterführende Arbeiten und potenzielle Erweiterungen in der Zukunft. 
 

3.2.4  Vorgehen bei der Datenauswertung 

Die Auswertung aller Messwerte erfolgte mit R (Version 4.1.3) in Kombination mit JupyterLab (Version 
3.4.7) als User Interface. Alle Visualisierungen wurden mit ggplot erstellt. 
 

Normierung der Messwerte 

Um die Messwerte zu normieren, wurde vorgängig eine Messreihe durchgeführt. Dazu wurden die 
Module flach auf den Boden in die Nähe des beim Solarlabor installierten Pyranometers gelegt, um 
den gemessenen Spannungsfall, respektive den daraus berechneten Kurzschlussstrom, in Relation mit 
der gemessenen Einstrahlung vom Pyranometer zu setzen. Es wurden zwei Messungen durchgeführt, 
um hohe sowie tiefe Einstrahlungswerte zu erfassen (1x nachmittags, 1x morgens), wobei beide bei 
mehrheitlich wolkenfreiem Wetter (hoher Direktstrahlungsanteil) durchgeführt wurden.  

In einem ersten Schritt wurden die Daten zur Auswertung vorbereitet. Die gemessenen Einstrahlungen 
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des Pyranometers wurden vom Messintervall von 5 Sekunden auf einen von 10 Sekunden aggregiert, 
wobei Mittelwerte gebildet wurden. Dieser Schritt musste gemacht werden, da die Daten des Trackers 
im 10-Sekunden-Intervall aufgezeichnet wurden. Da es sich bei den aufgezeichneten Werten des 
Trackers um den Spannungsfall über dem Shunt handelt, wurden diese vom Spannungsfall in mV in 
den Kurzschlussstrom in mA umgerechnet, indem die Spannungsfälle durch den Widerstand des 
Shunts geteilt wurden.  

Anschliessend wurde eine lineare Regression durchgeführt, um die lineare Funktion anhand der 
Steigung (x) in mA je W/m2 sowie den Achsenabstand (y) in mA zu ermitteln, welcher sich durch den 
linearen Zusammenhang von Kurzschlussstrom und Einstrahlung anhand der Messwerte ergibt. Die 
Regression wurde zweifach durchgeführt – einmal ohne und einmal mit Erzwingen durch den 
Nullpunkt (y = 0). Anhand der Unterschiede in Steigung und Achsenabstand wurde dann der zu 
erwartende Fehler in % bei 1'000 W/m2 ermittelt, indem die x-Werte mit 1'000 multipliziert und die y-
Werte addiert wurden. 
 

Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung der Module 

Anhand der Funktion (x- und y-Werte) aus der linearen Regression konnten dann die berechneten 
Kurzschlussströme in mA in die Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 umgerechnet werden.  

Aufgrund einer Fehleinstellung wurden die Messwerte vom 22.05. bis und mit 24.05.2023 verfälscht 
und für sämtliche Analysen entfernt. Zudem wurden alle negativen Messwerte auf null gesetzt, da eine 
negative Einstrahlung nicht möglich ist. 

Darauffolgend wurden die absoluten Differenzen der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 
berechnet, indem die gemessene Einstrahlung der Referenzmodule (Vorder- und Rückseite) von 
derjenigen der Module auf dem Tracker (zweiachsig nachgeführt) subtrahiert wurde. Positive Werte 
bedeuten dahingehend, dass die Einstrahlung in die Modulflächen der nachgeführten Module höher 
war, und negative Werte, dass die in die Modulflächen der Referenzmodule höher war. Dazu wurden 
die Daten im Messintervall von 10 Sekunden verwendet. 

Anschliessend wurden die relativen Differenzen der Einstrahlung in die Modulebene in % berechnet, 
wozu die Messwerte in zwei Perioden aufgeteilt wurden. Die erste Periode bezieht sich auf die 
Messwerte vom 13.05. – 21.05.2023, wobei der Himmel an diesen Tagen bedeckt war und somit einen 
hohen Diffusstrahlungsanteil aufwies. Die zweite Periode bezieht sich auf die Messwerte vom 25.05. – 
02.06.2023, wobei der Himmel weitestgehend wolkenlos war und somit einen hohen 
Direktstrahlungsanteil aufwies. Die relative Einstrahlungsdifferenz wurde anhand der Formel (3) 
berechnet: 

𝐷𝑖𝑓𝑓𝑇𝑟𝑎𝑐𝑘𝑒𝑟_𝑟𝑒𝑙 =  
100 ∗ 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑇𝑟𝑎𝑐𝑘𝑒𝑟

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑅𝑒𝑓𝑒𝑟𝑒𝑛𝑧
− 100 (3) 

 

Ein Wert von beispielsweise 250 % bedeutet demnach, dass die Einstrahlung in die Modulebene durch 
zweiachsige Nachführung 3.5-Mal so hoch ausfiel und negative Werte, dass diese geringer ausfiel. 

Einerseits wurden die Abweichungen in stündlicher Betrachtung dargestellt, wobei es sich um die 
relativen Abweichungen im stündlichen Durchschnitt der jeweiligen Periode handelt. Zudem wurde sie 
pro Tag als auch je Periode berechnet.  
 

Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module 

Als nächstes wurde der relative Mehrertrag, respektive die Erhöhung der Einstrahlung in die 
Modulebenen, von bifazialen im Vergleich zu monofazialen Modulen ausgewertet. Im Teil Resultate 
werden diese als relative Einstrahlungserhöhung betitelt, da nicht der effektive Ertrag, sondern die 
Einstrahlung in die Modulebenen betrachtet wurde. Auch für diese Analyse wurden die Messwerte in 
zwei Perioden (13.05. – 21.05. und 25.05. – 02.06.2023) eingeteilt, um Unterschiede im 
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Einstrahlungsverhalten aufzuzeigen. Die relative Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module wurde 
anhand der Formel (4) berechnet:  

𝐷𝑖𝑓𝑓𝑏𝑖𝑓𝑎𝑧𝑖𝑎𝑙_𝑟𝑒𝑙 =  
100∗(𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑉𝑜𝑟𝑑𝑒𝑟𝑠𝑒𝑖𝑡𝑒+ 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑅ü𝑐𝑘𝑠𝑒𝑖𝑡𝑒)

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑉𝑜𝑟𝑑𝑒𝑟𝑠𝑒𝑖𝑡𝑒
− 100 (4) 

 

Ein Wert von beispielsweise 50 % bedeutet demnach, dass die Einstrahlung in die Modulebene durch 
bifaziale Module um 50 % erhöht wurde. 

Die Ergebnisse wurden in stündlicher und täglicher Auflösung, sowie je Periode dargestellt.  
 

Exkurs adaptiver Algorithmus 

Gemessen wurde lediglich der Mehrertrag bei zweiachsiger Nachführung mit einem astronomischen 
Algorithmus, welcher den Sonnenazimut und die Elevation in Abhängigkeit des Tages verfolgt. Um 
aufzuzeigen, wie hoch der Mehrertrag, respektive die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene, 
bei zweiachsiger Nachführung der Module mit adaptivem im Vergleich zu der mit astronomischem 
Algorithmus beträgt, wurde optional eine Analyse in R durchgeführt. Dazu wurden die berechneten 
Einstrahlungswerte der zweiachsig nachgeführten Module (Vorderseite des «bifazialen» Moduls; 
monofaziales Setting) aus dem ersten Schritt sowie die gemessene Globalstrahlung des 
nebenstehenden Pyranometers verwendet.  

Untersucht wurde dabei, wie hoch die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene beträgt, wenn 
das Modul horizontal ausgerichtet wird (180° Neigung), sobald die mithilfe des Pyranometers erfasste 
horizontale Globalstrahlung höher ist wie die Einstrahlung in die Modulebene durch astronomische 
Nachführung, und wieder der astronomische Algorithmus angewandt wird, sobald diese tiefer ist. In 
der Praxis wäre dazu ein zusätzliches Pyranometer erforderlich, welches astronomisch der Sonne 
nachgeführt wird, um die Einstrahlungswerte abzugleichen. 

Betrachtet wurde dabei lediglich die Einstrahlung in die vorderseitige Modulebene (monofaziales 
Setting), da für die Albedo-Diffusstrahlung keine Einstrahlungswerte in die unterseitige horizontale 
Ebene vorliegen und damit die Einstrahlung in die rückseitige Modulebene unbekannt ist.  

In R wurde dazu eine neue Spalte «Tracker_adaptiv» definiert, welche den höheren Wert der 
Globalstrahlung (horizontal beim Pyranometer oder in die Modulebene des vorderseitigen Moduls 
«Tracker_mess») enthält, was schlussendlich der Einstrahlung in die Modulebene unter Anwendung 
des beschriebenen adaptiven Algorithmus entsprechen würde. Die relative Erhöhung der Einstrahlung 
in die Modulebene durch Anwendung des adaptiven Algorithmus wurde anhand der Formel (5) 
berechnet: 

𝐷𝑖𝑓𝑓𝑎𝑑𝑎𝑝𝑡𝑖𝑣_𝑟𝑒𝑙 =  
100 ∗ 𝑇𝑟𝑎𝑐𝑘𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎𝑝𝑡𝑖𝑣

𝑇𝑟𝑎𝑐𝑘𝑒𝑟𝑚𝑒𝑠𝑠
− 100 (5) 

 

Die relative Differenz wurde als Mittelwert über die zwei betrachteten Perioden sowie pro Tag 
ausgegeben.  

Das Skript mit dem R-Code für die Berechnungen und Visualisierungen ist dem Anhang 6 beigefügt. 
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3.2.5 Vergleich mit den Simulationsergebnissen aus PVsyst 

Um die Ergebnisse der Messwerte, welche mittels des selbstgebauten, zweiachsigen Trackers erfasst 
wurden, mit Simulationsergebnissen zu vergleichen, wurde im Kapitel 2.5 recherchiert, welche 
bestehenden Tools den Ertrag eines zweiachsig nachgeführten Systems simulieren können. Ziel dieses 
Vergleichs ist es, die Genauigkeit des Simulationsergebnisses anhand des Vergleichs mit den 
Messwerten zu quantifizieren.  

Da es für den Vergleich zwingend notwendig ist, dass die verwendeten Wetterdaten denjenigen des 
Messzeitraums entsprechen, um dieselben Voraussetzungen zu schaffen, wurde entschieden, das Tool 
PVsyst zu verwenden. Dies aus dem Grund, da es das einzige Tool ist, welches den Import von 
Wetterdaten zulässt und ebenfalls über die Möglichkeit verfügt, bifaziale Module in einem zweiachsig 
nachgeführten System zu verwenden.  

Die benötigten Wetterdaten über den Zeitraum vom 13.05. – 05.06.2023 wurden von der Datenbank 
IDAWEB (MeteoSchweiz, 2023) bezogen, wobei es sich um die Globalstrahlung in W/m2 
(Zehnminutenmittel), die Windgeschwindigkeit in m/s (Zehnminutenmittel), die Diffusstrahlung in 
W/m2 (Zehnminutenmittel), die Lufttemperatur in °C (Momentanwert), und die relative Luftfeuchte 
in % (Momentanwert) der Messstation «Wädenswil» im Zehnminuten-Intervall handelte. Die 
Messstation Wädenswil befindet sich ca. 640 Meter entfernt vom Installationsstandort des Trackers, 
wie in Abbildung 61 zu sehen ist.  

 

Abbildung 61: Standort der Messstation Wädenswil sowie dem Installationsort des Trackers (Swiss Geoportal, 2023) 

Für die Simulation mit PVsyst musste das komplette System, einschliesslich der Art der Nachführung, 
der Grenzwerte der Rotationswinkel, der Auswahl der PV-Module, des Wechselrichters und der 
Felddimensionierung, ausgelegt werden. Dazu wurden die Werte des Trackers in die Software 
übertragen, wobei Neigungsbegrenzungen von 24° und 90° und Azimut-Begrenzungen von -127° und 
+127° angegeben wurden. Der Horizont, welcher in der Abbildung 62 dargestellt ist, wurde aus PVGIS 
übernommen unter Angabe der Koordinaten am Standort des Trackers. 
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Abbildung 62: Für die Simulation in PVsyst (2023) verwendeter Horizont an den Koordinaten Lat=47°12"59', Long=8°40"50', 

welcher via PVsyst aus PVGIS (European Commission, 2023) importiert wurde. 

Da für den Vergleich der Ergebnisse lediglich die Einstrahlungswerte in die Modulebenen (Vorder- und 
Rückseite des bifazialen Moduls) benötigt werden, ist die restliche Systemauslegung nicht von 
Bedeutung – es wurde ein beliebiges bifaziales Modul und ein beliebiger Wechselrichter ausgewählt. 
Die Bodenalbedo wurde auf einen Wert von 0.3 und der Bifazialitätsfaktor auf 1.0 gesetzt, da für die 
Rückseite des bifazialen Moduls auf dem Tracker ein monofaziales Modul verwendet wurde, welches 
dahingehend einen Bifazialitätsfaktor von 100 % aufweist. 
 

Vorgehen bei der Datenauswertung 

Die vom gemessenen Spannungsfall über dem Shunt auf die Einstrahlungen in die Modulebenen 
umgewandelten Rohdaten der zwei monofazialen Module auf dem Tracker (vgl. Vorgehen im Kapitel 
3.2.4) liegen im 10-Sekunden-Intervall vor und mussten vorgängig auf den Ausgabe-Intervall des 
Simulationsergebnisses von einer Stunde aggregiert werden, wobei die Mittelwerte (Leistungsdaten) 
des jeweiligen Stunden-Intervalls gebildet wurden. Auch bei diesem Vergleich wurden alle Werte im 
Zeitraum vom 22.05. bis 24.05. entfernt, da diese verfälscht waren.  

Der Vergleich wurde für die Vorder- und Rückseite des Moduls separat durchgeführt. Für den Vergleich 
der Vorderseiten wurde aus dem Simulationsergebnis die «Globalstrahlung auf die Kollektorfläche», 
und bei dem der Rückseiten der «Albedo-Diffuslichteinfall auf Kollektorfläche» verwendet.  

Daraufhin wurden die Einstrahlungswerte von W/m2 auf kWh/(m2*d) umgerechnet, um sie besser 
verständlich zu machen, indem die stündlichen Leistungsdaten aufsummiert und durch den Faktor 
1’000 geteilt wurden. Die Darstellung der Einstrahlungswerte in kWh/(m2*d) erfolgte einerseits pro 
Tag, als auch im Durchschnitt über die betrachtete Periode (13.05. – 21.05.2023 mit hohem 
Diffusstrahlungsanteil, 25.05. – 05.06. mit hohem Direktstrahlungsanteil). 

Die Abweichung der Ergebnisse wurde wiederum in Prozenten berechnet, wobei diese anhand der 
Formel (6) berechnet wurden: 

𝐷𝑖𝑓𝑓𝑆𝑖𝑚𝑢𝑙𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛_𝑟𝑒𝑙 =  
100 ∗ 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑔𝑒𝑚𝑒𝑠𝑠𝑒𝑛

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔𝑠𝑖𝑚𝑢𝑙𝑖𝑒𝑟𝑡
− 100 (6) 

 

Positive Werte bedeuten dahingehend, dass die Simulation die Einstrahlung in die Modulebene 
überschätzt, und negative Werte, dass sie diese unterschätzt hat. 

Das Skript mit dem R-Code für die Berechnungen sowie die Visualisierungen ist dem Anhang 7 
beigefügt. 
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3.3 Planung und Aufbau der Teilverschattungsanlage 

In diesem Kapitel wird der Einfluss verschiedener Anordnungen der Unterkonstruktion und der daraus 
resultierenden Teilverschattung auf der Rückseite von bifazialen Modulen untersucht. Es soll 
herausgefunden werden, welche Ertragsminderung durch die Anzahl und Position der Querstreben 
resultiert. Zudem wird der Einfluss des Abstands der Querstreben zu der Modulfläche untersucht, 
wofür spezifische Szenarien ausgewählt werden und im Kapitel 3.3.1 «Messkonzept» erläutert werden. 
Schlussendlich wird der Versuchsaufbau und das Messkonzept beschrieben sowie eine 
Montageempfehlung für bifaziale Module abgegeben, welche im alpinen Bereich oder auch in der APV 
eingesetzt werden kann.  

Der Einfluss der Neigung, der Ausrichtung, der direkten und diffusen Einstrahlung, der Albedo sowie 
der Höhe wurde bereits recherchiert und im Kapitel 2.1 «Bifaziale Module» erläutert. Senkrecht 
aufgestellte Module, welche in der APV häufig zwischen den Feldern benutzt werden, wurden nicht 
behandelt, da keine Teilverschattung aufgrund der verwendeten seitlichen Modulkonstruktion 
vorliegt.  
 

3.3.1 Messkonzept 

Für die Untersuchung der Ertragsverluste, welcher durch die rückseitige Verschattung bei bifazialen 
Modulen durch die Unterkonstruktion eintreten, soll beim Solarlabor der ZHAW in Wädenswil (am 
gleichen Standort wie die Mini-Testanlage für Agri-PV, vgl. Abbildung 43a) eine Testanlage aufgebaut 
werden, mit der die untenstehenden Fragestellungen beantwortet werden können. Anhand der 
Resultate soll eine Montageempfehlung für bifaziale Module im alpinen Raum ausgearbeitet werden, 
wobei der Aufständerungswinkel 70° und die Ausrichtung Süd (Azimut = 180°) verwendet wird. 

Für die Messungen werden monofaziale Module verwendet, deren Modulvorderseite nach hinten 
ausgerichtet wird (Montage der Modulvorderseite mit einem Neigungswinkel von 110°). Auf diese 
Weise kann der Bifazialitätsfaktor (vgl. Kapitel 2.1) ausser Acht gelassen werden, und die 
Ertragsverluste beziehen sich lediglich auf die Stromproduktion der Modulrückseite von bifazialen 
Modulen.  
 

Fragestellungen 

Die Ertragsverluste auf der Modulrückseite bifazialer Module, welche durch verschiedene 
Anordnungen der Unterkonstruktion eintreten, sollen untersucht und quantifiziert werden. Dazu soll 
einerseits der relative Ertragsverlust in Abhängigkeit der Anzahl und Position der Querstreben, und 
andererseits der Einfluss des Abstandes dieser zum Modul gemessen werden. Die zu untersuchenden 
Fragestellungen sind in der  

Tabelle 13 dargestellt, während eine Skizze zur Position der Querstreben (QS) in der Abbildung 63 
dargestellt ist. 

 

Abbildung 63: Skizze zur Position der Querstreben für die Teilverschattungs-Testanlage, erstellt in MURAL (o. J.) 
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Tabelle 13: Fragestellungen für die Messungen des relativen Ertragsverlustes durch unterschiedliche Anordnung und Anzahl 
der Querstreben bei bifazialen Modulen 

Nr. Relativer Ertragsverlust in Abhängigkeit von Anzahl und Position der Querstreben 

1 Wie hoch ist der relative Ertragsverlust von zwei Querstreben, welche mittig montiert werden? 

2 Wie hoch ist der relative Ertragsverlust von zwei Querstreben, welche im oberen und unteren Bereich des Moduls 
montiert werden? 

3 Wie hoch ist der relative Ertragsverlust von drei Querstreben, welche im oberen und unteren Bereich sowie über 
Kreuz in der Mitte des Moduls montiert werden? 

 Relativer Ertragsverlust in Abhängigkeit des Abstandes der Querstreben zum Modul 

4 Welchen Einfluss hat ein Abstand der Querstreben zum Modul, bei dem zwei Querstreben mittig montiert werden? 

5 Welchen Einfluss hat ein Abstand der Querstreben zum Modul, bei dem zwei Querstreben im oberen und unteren 
Bereich des Moduls montiert werden? 

6 Welchen Einfluss hat ein Abstand der Querstreben zum Modul, bei dem drei Querstreben (im oberen und unteren 
Bereich sowie vertikal in der Mitte) des Moduls montiert werden? 

 

Messreihen und Messpunkte 

Um die obenstehenden sechs Forschungsfragen beantworten zu können war ursprünglich geplant, 
zwei Messreihe durchzuführen, bei denen die Modulleistungen über die Modulwechselrichter im 
Solarlabor der ZHAW erfasst werden. Die ursprünglich geplante Anordnung der Querstreben (QS) je 
Messreihe ist in der Tabelle 14 dargestellt.  

Tabelle 14: Anordnung der Querstreben je Messreihe und Modul (QS = Querstrebe) 

Messreihe Referenz Modul 1 Modul 2 Modul 3 

1 Keine Querstreben  2 QS mittig, ohne 
Abstand zum Modul 

2 QS, je eine im oberen 
und unteren Bereich des 
Moduls, ohne Abstand 
zum Modul 

3 QS, je eine im oberen 
und unteren Bereich des 
Moduls sowie in der 
Mitte vertikal, ohne 
Abstand zum Modul 

2 Keine Querstreben 2 QS mittig, mit 5 cm 
Abstand zum Modul 

2 QS, je eine im oberen 
und unteren Bereich des 
Moduls, mit 5 cm 
Abstand zum Modul 

3 QS, je eine im oberen 
und unteren Bereich des 
Moduls sowie in der 
Mitte vertikal, mit 5 cm 
Abstand zum Modul 

Wie sich herausstellte, war der Strom aufgrund der geringen Einstrahlung auf der «Modulrückseite» 
zu tief, sodass die Wechselrichter keine vertrauenswürdigen Ergebnisse liefern konnten. Aus diesem 
Grund wurde jede der 8 Konfigurationen, welche in der Tabelle 14 aufgeführt sind, einzeln 
ausgemessen und die Resultate anschliessend miteinander verglichen. Alle Messungen wurden 
zweimal durchgeführt – einmal bei mehrheitlich wolkenlosem Himmel mit hohem Direktstrahlungs-
anteil und einmal bei bedecktem Himmel mit hohem Diffusstrahlungsanteil.  

Als Messpunkte gelten die Modulleistungen, die anstatt mit den Wechselrichtern im Solarlabor mit 
einem Kennlinienmessgerät ausgemessen wurden. Der Messvorgang ist dem nachfolgenden Kapitel 
3.3.2 zu entnehmen. 
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3.3.2 Versuchsaufbau und Messung 

Für den Messaufbau wurden vier monofaziale Module verwendet, wobei es sich um die 
Halbzellenmodule «STP375S-B60/Wnh» der Firma Suntech Power mit einer maximalen Leistung (Pmax) 
von 375 W handelte. Die Module, deren Datenblatt dem Anhang 8 beiliegt, haben die Abmessungen 
1756 x 1039 mm. Die Unterkonstruktion mit einem Neigungswinkel von ca. 30° beim Solarlabor der 
ZHAW war bereits installiert und wurde für die Messungen auf einen Neigungswinkel von 70° 
angepasst. Für die verschiedenen Szenarien der Querstreben wurden jene verwendet, die beim 
Solarlabor bereits vorhanden waren, und entsprechend den Szenarien montiert. Die Abbildung 64 zeigt 
den Versuchsaufbau mit den vier Anordnungen der Querstreben ohne Abstand zum Modul. 
 

 

Abbildung 64: Versuchsaufbau zur Ermittlung des Ertragsverlustes durch die Unterkonstruktion, anhand der 
vier definierten Szenarien (von links nach rechts: 2 QS oben/unten, 3 QS, 2 QS mittig, keine QS) 

Aufgrund der Änderung des Messkonzeptes wurde ausgewichen auf die Messung mit dem 
Kennlinienanalysator «TRI-KA» in Kombination mit dem Temperatur- und Einstrahlungsmessgerät 
«TRI-SEN» der Firma TRITEC, welche in der Abbildung 65 dargestellt sind. Mit dem TRI-SEN wurde als 
erstes die Oberflächentemperatur des Moduls gemessen, und anschliessend wurde es am Modul 
befestigt, sodass es die globale Einstrahlung in die Modulebene messen kann. Mit dem TRI-KA wurde 
anschliessend die Kennlinie erstellt, und indem die gemessenen Werte des TRI-SEN drahtlos an den 
TRI-KA übermittelt werden, konnte das TRI-KA die Kennlinie auf STC-Bedingungen ausgeben.  

 

Abbildung 65: Temperatur- und Einstrahlungsmessgerät TRI-SEN (links) und 
Kennlinienanalysator TRI-KA (rechts) (ebay, 2023) 
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Bei den Messungen wurde jeweils die Globalstrahlung in die Modulebene in W/m2, die gemessene 
Leistung am MPP (PMPP_mess) und die umgerechnete Leistung am MPP bei STC (PMPP_STC) notiert, wobei 
jede Konfiguration drei Mal in Folge gemessen, und der Mittelwert für die Auswertung verwendet 
wurde. 

Aufgrund der Umstellung des Messkonzepts konnte jeweils nur ein Modul gleichzeitig ausgemessen 
werden, was dazu führte, dass immer das gleiche Modul ausgemessen wurde und die Querstreben 
jeweils innert wenigen Minuten ummontiert wurden. Auch als Referenz wurde dasselbe Modul 
verwendet. Dahingehend wurden die Unterschiede zwischen den vier Modulen nicht ausgewertet, da 
die anderen drei Module keine Verwendung mehr fanden. Für die Messungen wurde das zweite Modul 
von links verwendet (siehe Abbildung 64), um die Ergebnisse realitätsnah zu halten, da neben diesem 
Modul jeweils links und rechts ein anderes montiert war, welche die Oberfläche unter dem 
gemessenen ebenfalls verschatten.  

Als erstes wurde jeweils das Szenario «Referenz» ausgemessen, gefolgt von «2 QS mittig», «2 QS 
oben/unten», und schlussendlich «3 QS (oben, unten, vertikal)». Es wurde an zwei Tagen gemessen, 
um den Einfluss bei hohem Direktstrahlungsanteil (schönes Wetter), als auch den Einfluss bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil (bedecktes Wetter) zu untersuchen. 
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3.4 Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung für alpine PVA 

Nebst der Ertragsoptimierung alpiner Photovoltaikanlagen durch die Nachführung der Module und der 
Reduktion der rückseitigen Verschattung der Module durch die Unterkonstruktion wird in diesem 
Abschnitt eine Wechselrichter-Abregelung als weitere Optimierungsmöglichkeit für alpine PVA 
betrachtet, wobei diese einer Kostenoptimierung entspricht. Durch eine Abregelung können unter 
anderem Transformationskosten sowie auch Kosten für den Netzausbau bei Grossanlagen reduziert 
werden, da weniger Strom ins Netz eingespeist wird. 

Je nach Ausrichtung, Neigung und Höhenlage (Albedo, Nebelgrenze) weisen Solarstromanlagen 
unterschiedliche Produktionsprofile auf. Im Schweizer Mittelland wird die installierte Leistung einer 
Anlage selten erreicht, sodass die Wechselrichter bei netzgekoppelten Anlagen in der Regel 
unterdimensioniert werden. Dies geschieht aufgrund der grossen Auftretenshäufigkeit von 
Bestrahlungsstärken im mittleren und unteren Leistungsbereich im Vergleich zu den seltenen sehr 
hohen Werten der Bestrahlungsstärke. Durch die Unterdimensionierung wird vermieden, dass der 
Wechselrichter über das Jahr hinweg häufig im Teillastbetrieb mit geringerer Effizienz arbeitet. Zudem 
führt ein kleinerer Wechselrichter zu geringeren Systemkosten (Woyte et al., 2003).  

In manchen Ländern ist eine Begrenzung der Einspeiseleistung bereits Pflicht, wobei meist eine 
Abregelung auf 70 % der Nennleistung umgesetzt wird (Rohrer & Dammeier, 2016). Im Rahmen der 
Studie von Rohrer & Dammeier (2016) wurde für Standorte im Schweizer Mittelland anhand einer 10-
jährigen Messperiode jeweils ein typisches meteorologisches Jahr generiert und die Einstrahlung 
anhand von 1-Minutenwerten simuliert. Unter Verwendung dieser wurde der Ertragsverlust durch 
eine Begrenzung der Nennleistung auf 50, 60, 70 und 80 % berechnet. Das Simulationsergebnis, 
welches in der Abbildung 66 dargestellt ist, zeigt, dass für Solarmodule im Schweizer Mittelland bei 
einer Begrenzung der Nennleistung auf 80 % fast kein Verlust resultiert, und bei einer Begrenzung auf 
70 % knapp unter 2 %.  

 

Abbildung 66: Minderertrag in Prozent des jährlichen Gesamtertrages durch eine Einspeisebegrenzung auf 50, 60, 70 und 
80 % der Nennleistung der Solarmodule an Standorten im Schweizer Mittelland. (Rohrer & Dammeier, 2016) 

 

 



81 
 

Im alpinen Raum werden aufgrund der hohen Einstrahlung, hohen Reflexion durch die Schneealbedo 
und den niedrigen Temperaturen hohe Modulleistungen erwartet, wie die Messergebnisse aus 
Anderegg et al. (2022) zeigen. Dadurch besteht ein fundamentaler Unterschied zu Anlagen im 
Flachland.  

In diesem Teil der Arbeit soll dahingehend der Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung für alpine PVA 
untersucht werden. Dafür wird eine Abregelung auf 110, 100, 90, 80, 75 sowie 70 % der Nennleistung 
untersucht. Die Datengrundlage sowie das Vorgehen bei der Datenauswertung wird in den folgenden 
zwei Unterkapiteln beschrieben. 
 

3.4.1 Datengrundlage und Untersuchungsgegenstand 

Die Daten beziehen sich auf die Messwerte der bestehenden Testanlage auf der Totalp, welche seit 
dem 23.10.2017 in Betrieb ist (siehe Abbildung 67). Als Datengrundlage gelten prozessierte Messwerte 
über einen Zeitraum vom 01.01.2018 bis und mit 31.12.2022, welche von der Forschungsgruppe 
Erneuerbare Energien der ZHAW zur Verfügung gestellt wurden. Die Messwerte wurden dahingehend 
prozessiert, dass die gemessene Leistung auf W/Wp bei STC (Flasher-Tests) normiert wurde, um 
unterschiedliche Module untereinander vergleichbar zu machen, sowie die Leitungsverluste zu 
korrigieren (I2 x R). Die zur Verfügung gestellten Daten liegen in verschiedenen zeitlichen Auflösungen 
vor, wobei sich die Werte auf Mittelwerte des jeweiligen Zeitintervalls beziehen. 

Einerseits wurden für die Beantwortung der Fragestellung die Messwerte in 10-Sekunden-Auflösung 
verwendet, was dem Messintervall entspricht, um eine möglichst genaue Aussage über den Einfluss 
einer Begrenzung der Nennleistung machen zu können.  

Zusätzlich wurde die Auswertung mit Daten in stündlicher Auflösung durchgeführt, damit aufgezeigt 
werden kann, wie die Ergebnisse in Abhängigkeit der zeitlichen Auflösung variieren. Bei Messwerten 
mit stündlichen Auflösung statt solchen im 10-Sekunden-Intervall werden die kurzweilig auftretenden 
Spitzenleistungen nicht erfasst, woraus eine geringere Verlustenergie resultiert. Anhand der 
Auswertung kann die Erkenntnis gewonnen werden, in welcher Auflösung Produktionsprofile von 
alpinen PVA vorliegen müssen, um Fragestellungen rund um die Abregelung zu beantworten.  

Es wurden die Anlagensegmente D (60° Neigung) und E (90° Neigung) untersucht, welche beide aus 
drei im Querformat untereinander montierten bifazialen Modulen bestehen (siehe Abbildung 67). Die 
zur Analyse verwendeten Messwerte bezeichnen den Mittelwert der drei untereinander montierten 
Module des jeweiligen Segments. 

Die Module des Anlagensegment D hatten zwischen Messbeginn am 23.10.2017 und 30.09.2020 einen 
Neigungswinkel von 70°, und seit dem 01.10.2020 einen Neigungswinkel von 60°. Aus diesem Grund 
werden für die Module mit Neigungswinkel 60° lediglich die Jahre 2021 und 2022 verwendet. Die 
Module des Anlagensegment E haben seit Messbeginn einen Neigungswinkel von 90°, weshalb die 
Jahre 2018 bis 2022 verwendet wurden.  
 

3.4.2 Vorgehen bei der Datenauswertung 

Die prozessierten Messwerte wurden mit R (Version 4.1.3) in Kombination mit JupyterLab (Version 
3.4.7) als User Interface untersucht und ausgewertet. 

Als erstes wurde untersucht, ob und wie viele Messwerte fehlen, und ob es sich bei den fehlenden 
Messwerten um einen systematischen Fehler handelt oder die Messausfälle zufällig auftraten. Diese 
Untersuchung diente dazu, die Aussagekraft der Datengrundlage zu beurteilen.  

Dazu wurden die NA-Werte pro Jahr und Segment gezählt und als Anteil an der Gesamtzahl an 
Messwerten des jeweiligen Jahres und Segments in Prozenten ausgewertet. Anschliessend wurden die 
NA-Werte auf die Monate und Uhrzeiten zusammengefasst und untersucht. Dabei wurde die 
Gesamtanzahl der fehlenden Messwerte als 100 % definiert und auf die Monate, respektive die 
Uhrzeiten, je Segment verteilt.  
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Anschliessend wurde der Einfluss einer Abregelung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % der Nennleistung 
mit Betrachtung verschiedener zeitlicher Betrachtungen untersucht. Dargestellt wurden die Resultate 
je Jahr, Monat, Saison (Winter, Sommer), und je Uhrzeit im Winterhalbjahr. Dazu wurden die NA-Werte 
aus den Dataframes entfernt.  

Die Verlustenergie in kWh/kWp, welche durch eine Abregelung resultiert, wurde mithilfe der ifelse-
Funktion in Formel (7) berechnet und in neuen Spalten je Begrenzungsstufe abgespeichert.  

𝑉𝑒𝑟𝑙𝑢𝑠𝑡𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒 [𝑘𝑊ℎ
𝑘𝑊𝑝

] = 𝑖𝑓𝑒𝑙𝑠𝑒(𝐿𝑒𝑖𝑠𝑡𝑢𝑛𝑔 − 𝐵𝑒𝑔𝑟𝑒𝑛𝑧𝑢𝑛𝑔 ≤  0, 𝑡ℎ𝑒𝑛 0, 𝑒𝑙𝑠𝑒 
𝐿𝑒𝑖𝑠𝑡𝑢𝑛𝑔− 𝐵𝑒𝑔𝑟𝑒𝑛𝑧𝑢𝑛𝑔

360
)  (7) 

 

Sofern die gemessene Leistung (in kW/kWp) grösser oder gleich der Begrenzung (in kW/kWp) ist, wird 

die Begrenzung von der gemessenen Leistung subtrahiert und es bleibt die durch die Abregelung 

resultierende Verlustleistung. Ist die gemessene Leistung kleiner als die Begrenzung, so resultiert keine 

Verlustleistung und der Wert 0 wird eingetragen. Im gleichen Schritt wurde die gemessene Leistung in 

den spezifischen Stromertrag in kWh/kWp umgerechnet, indem die ausgegebene Verlustleistung 

durch die Anzahl Intervalle pro Stunde (360 Intervalle à 10 Sekunden je Stunde) dividiert wurde. Bei 

der monatlichen, saisonalen und uhrzeitlichen Betrachtungen wurde zudem durch die Anzahl 

betrachteter Jahre geteilt, um den Durchschnitt pro Jahr auszugeben. Für die Analyse wäre die 

Umwandlung von kW/kWp zu kWh/kWp nicht notwendig gewesen - diese dient lediglich der besseren 

Darstellung der Resultate, indem der spezifische Stromertrag aufgezeigt werden kann anstatt der 

spezifischen Leistung.  

Um die Verlustenergie in Prozenten je zeitlicher Betrachtung (Jahr, Monate etc.) auszugeben, wurden 

die Werte des eben erstellen Dataframes gemäss Formel (8) durch die gemessene Gesamtenergie des 

jeweiligen Zeitabschnittes geteilt. 

𝑉𝑒𝑟𝑙𝑢𝑠𝑡𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒 𝑗𝑒 𝑍𝑒𝑖𝑡𝑎𝑏𝑠𝑐ℎ𝑛𝑖𝑡𝑡 [%] =
𝑉𝑒𝑟𝑙𝑢𝑠𝑡𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒 [𝑘𝑊ℎ

𝑘𝑊𝑝
]

𝐺𝑒𝑠𝑎𝑚𝑡𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒 𝑗𝑒 𝑍𝑒𝑖𝑡𝑎𝑏𝑠𝑐ℎ𝑛𝑖𝑡𝑡 [𝑘𝑊ℎ
𝑘𝑊𝑝

]
 (8) 

 

Zuletzt wurde die absolute Abweichung der Resultate untersucht, welche sich bei Verwendung von 

Daten mit stündlicher Auflösung ergeben. Dazu wurde der selbe Code erneut ausgeführt, aber mit 

Werten, welche stündlich aufgelöst sind und den Mittelwerten dieses Intervalls entsprechen.  

Die Abweichung der Resultate wird zusätzlich als relativer Anteil dargestellt, wobei die 
Verlustleistungen der Auswertung mit den hochaufgelösten Daten im 10-Sekunden-Intervall als 100 % 
definiert wurden. Die relative Abweichung wurde anhand der Formel (9) berechnet:  

𝐴𝑏𝑤𝑒𝑖𝑐ℎ𝑢𝑛𝑔𝑟𝑒𝑙  [%] = 100 − 
100 ∗  𝑅𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡𝑎𝑡𝑠𝑡ü𝑛𝑑𝑙𝑖𝑐ℎ

𝑅𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡𝑎𝑡10𝑠𝑒𝑘
 

Sie sagt aus, um wie viele Prozent die Ergebnisse geringer ausfielen im Vergleich zu denen mit 10-
Sekunden-Werten (wenn die Verlustleistung mit 10-Sekunden-Werten beispielsweise 20 % beträgt 
und bei stündlichen 12 %, beträgt die relative Abweichung 40 %). 

Das Skript mit dem R-Code für die Berechnungen sowie die Visualisierungen ist dem Anhang 9 
beigefügt. 
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4 Ergebnisse 

In den vorherigen Kapiteln wurden die theoretischen Grundlagen (Kapitel 2) und die angewandte 
Methodik (Kapitel 3) im Kontext der drei betrachteten Optimierungsmöglichkeiten für alpine 
Photovoltaikanlagen detailliert erläutert. In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der durchgeführten 
Untersuchungen präsentiert, um einen Einblick in die Daten und die daraus abgeleiteten Erkenntnisse 
zu geben.  
 

4.1  Alpine Mini-Testanlage 

Bei der alpinen Mini-Testanlage gelten das Messkonzept im Kapitel 4.1.1 sowie der Versuchsaufbau, 
respektive der Bau des Schaltschranks, im Kapitel 4.1.2 als Ergebnis, da die Erstellung des Algorithmus, 
wie im Kapitel 3 beschrieben, nicht funktionierte und der Bau der Anlage nicht weiterverfolgt wurde. 
 

4.1.1 Messkonzept 

Für die Untersuchung des Mehrertrages, respektive der Erhöhung der Einstrahlung in die 
Modulebenen, welche durch verschiedene Arten der Nachführung bifazialer Module resultiert, soll 
eine Mini-Testanlage am Standort der bestehenden Testanlage auf der Totalp aufgebaut werden (vgl. 
Abbildung 24), mit der die untenstehenden Fragestellungen beantwortet werden können.  
 

Referenz für fest installierte Systeme: Bestehende Testanlage auf der Totalp 

Die ZHAW betreibt auf der Totalp eine Testanlage mit fest installierten Modulen, welche alle nach 
Süden (Azimut = 180°) ausgerichtet sind. Es gibt sechs Segmente mit unterschiedlichen Anlagen-
konfigurationen, welche in der Abbildung 67 dargestellt sind.  

 

Abbildung 67: Übersicht der bestehenden Testanlage auf der Totalp. Oben: Versuchsanlage auf der Totalp mit den 
Anlagensegmenten A bis F und deren Neigungswinkeln. Alle Module sind in Richtung Süden (Azimut = 180°) ausgerichtet. 

Unten: Eigenschaften der Module der jeweiligen Segmente (Anderegg et al., 2022) 
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Alle sechs Segmente verfügen an der oberen Halterung über Einstrahlungssensoren, welche die 
Globalstrahlung in W/m2 messen. Diese messen die Einstrahlung in derselben Ebene (Winkel), wie die 
Module auf dem jeweiligen Segment installiert sind. Die bifazialen Modulen im Segment D und E 
verfügen über zwei Einstrahlungssensoren, wobei jeweils einer nach vorne (Süd) und einer nach hinten 
(Nord) ausgerichtet ist, damit die Globalstrahlung auf beiden Seiten der Module aufgezeichnet wird 
(Koch & Strebel, 2018). Alle Module werden mittels eines Leistungsoptimierers am optimalen 
Betriebspunkt (MPP) betrieben und DC-seitig durch ein Energiemeter ausgemessen (Anderegg et al., 
2022).  

Als Referenz für fest installierte Systeme werden die Segmente D und E verwendet, da diese gemäss 
den Messergebnissen aus Anderegg et al. (2022) die höchsten spezifischen Erträge (pro Jahr wie auch 
im Winterhalbjahr) erzielen. 
 

Fragestellungen 

Mit dem Mini-Tracker soll eruiert werden, wie viel der Mehrertrag nachgeführter Systeme im Vergleich 
zu fest installierten Systemen im alpinen Raum beträgt. Zudem soll ermittelt werden, wie hoch der 
Mehrertrag bei verschiedenen Arten der Nachführung untereinander ausfällt, und wie hoch der 
relative Mehrertrag von bifazialen Modulen dabei ist. Bei den Nachführmethoden werden die 
astronomische (direkte) sowie die adaptive (sich den Wetterverhältnissen anpassende) Nachführung 
betrachtet, welche im Kapitel 2.4 «Tracking-Algorithmen» beschrieben sind.  

Dazu ergeben sich die folgenden Fragestellungen in der Tabelle 15: 

Tabelle 15: Fragestellungen für die Messungen auf der Totalp 

Nr. Mehrertrag von nachgeführten Systemen im Vergleich zu fest installierten Systemen 

1 
Welchen Mehrertrag weist ein einachsig nachgeführtes System mit monofazialen / bifazialen Modulen im Vergleich 
zu fest installierten Modulen auf? 

2 
Welchen Mehrertrag weist ein zweiachsig nachgeführtes System mit astronomischem Algorithmus und 
monofazialen / bifazialen Modulen im Vergleich zu fest installierten Modulen auf? 

3 
Welchen Mehrertrag weist ein zweiachsig nachgeführtes System mit adaptivem Algorithmus und monofazialen / 
bifazialen Modulen im Vergleich zu fest installierten Modulen auf? 

 Mehrertrag von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei nachgeführten Systemen 

4 
Welchen Mehrertrag weist die Verwendung von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei 
einachsig nachgeführten Systemen auf? 

5 
Welchen Mehrertrag weist die Verwendung von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei 
zweiachsig nachgeführten Systemen mit astronomischem Algorithmus auf? 

6 
Welchen Mehrertrag weist die Verwendung von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen Modulen bei 
zweiachsig nachgeführten Systemen mit adaptivem Algorithmus auf? 

 Mehrertrag von adaptiven Tracking-Algorithmen im Vergleich zu astronomischen Tracking-Algorithmen 

7 
Welchen Mehrertrag weist ein zweiachsig nachgeführtes System mit adaptivem Algorithmus im Vergleich zu einem 
mit astronomischem Algorithmus auf? (mit monofazialen sowie bifazialen Modulen) 

 Mehrertrag von zweiachsiger Nachführung im Vergleich zu einachsiger Nachführung 

8 
Welchen Mehrertrag weist ein zweiachsig nachgeführtes System mit astronomischem Algorithmus im Vergleich zu 
einem einachsig nachgeführten System auf? (mit monofazialen sowie bifazialen Modulen) 
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Adaptiver Algorithmus 

Bei der Erstellung des adaptiven Algorithmus wird sich am Vorgehen von Kuttybay et al. (2019) 
orientiert, welches im Kapitel 2.4 im Abschnitt «Adaptive Algorithmen» beschrieben ist.  
 

Messreihen 

Um die obenstehenden acht Forschungsfragen beantworten zu können, müssen drei Messreihen 
durchgeführt werden, welche der Tabelle 16 zu entnehmen sind. Da ein bifaziales Modul nachgeahmt 
wird, indem zwei monofaziale aneinander verbaut werden, und deren Vorder- und Rückseite separat 
gemessen und ausgewertet werden können, kann der relative Mehrertrag durch bifaziale Module im 
Vergleich zu monofazialen Modulen jeweils in der selben Messreihe ermittelt werden. 

Tabelle 16: Durchzuführende Messreihen zur Beantwortung der Fragestellungen 1 bis 6 (siehe Tabelle 15) 

Messreihe Beantwortete 
Fragestellungen 

Nachführung  Messpunkte 

1 1, 4 
Einachsige Nachführung des 
Trackers 

Vorder- und Rückseite des «bifazialen» Moduls 
auf dem Tracker, fest installierte Module  

2 2, 5 
Zweiachsige Nachführung des 
Trackers mit astronomischem 
Algorithmus 

Vorder- und Rückseite des «bifazialen» Moduls 
auf dem Tracker, fest installierte Module 

3 3, 6 
Zweiachsige Nachführung des 
Trackers mit adaptivem 
Algorithmus 

Vorder- und Rückseite des «bifazialen» Moduls 
auf dem Tracker, fest installierte Module 

Die Fragestellungen 1 bis 6 können direkt anhand der Messungen beantwortet werden. Um die 
Fragestellung 7 und 8 beantworten zu können, müsste ein Umweg über die Messwerte aus den 
Messreihen 1 bis 3 gemacht werden, da mit einem einzelnen Tracker nicht gleichzeitig ein 
astronomischer und ein adaptiver Algorithmus angewendet, oder gleichzeitig einachsig und zweiachsig 
nachgeführt werden kann.  

Beantwortung der Fragestellung 7 anhand der Ergebnisse aus Fragestellung 2 und 3: In der 
Fragestellung 2 wird der Mehrertrag eines zweiachsigen Trackers mit astronomischem, und in der 
Fragestellung 3 derjenige von einem mit adaptivem Algorithmus im Vergleich zu fest installierten 
Modulen bestimmt. Ausgehend von den ausgewerteten Mehrerträgen kann eine Aussage darüber 
gemacht werden, in welchem Bereich sich der Mehrertrag von astronomischen gegenüber adaptiven 
Algorithmen eines zweiachsigen Trackers befindet. Dazu werden die ausgewerteten Mehrerträge einer 
zweiachsigen Nachführung mit astronomischem Algorithmus gegenüber fest installierten Modulen 
(Fragestellung 2) denjenigen einer zweiachsigen Nachführung mit adaptivem Algorithmus gegenüber 
fest installierten Modulen (Fragestellung 3) gegenübergestellt. 

Beantwortung der Fragestellung 8 anhand der Ergebnisse aus Fragestellung 1 und 2: Auch die 
Fragestellung 8 kann mit einem einzelnen Tracker nur über einen Umweg über die Auswertungen der 
Fragestellungen 1 und 2 beantwortet werden. Dazu werden die ausgewerteten Mehrerträge einer 
einachsigen Nachführung im Vergleich zu fest installierten Modulen (Fragestellung 1) denjenigen einer 
zweiachsigen Nachführung mit astronomischem Algorithmus im Vergleich zu fest installierten 
Modulen (Fragestellung 2) gegenübergestellt. 
 

Messintervall und Zeitraum 

In welchen Zeitabständen die Messungen vorgenommen werden sollen ist jeweils abhängig von der 
Fragestellung. Da die Messungen des Trackers mit denjenigen der bestehenden Anlage auf der Totalp 
verglichen werden sollen, wird hierfür der gleiche Messintervall verwendet, welcher 10 Sekunden 
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beträgt (Anderegg et al., 2022).  

Da die Messungen nicht im Rahmen dieser Bachelorarbeit durchgeführt werden steht der Zeitraum für 
die Messungen noch offen. Da insgesamt drei Messreihen durchgeführt werden müssten, um alle 
Fragestellungen beantworten zu können, wäre ein möglichst langer Zeitraum von beispielsweise 
einem Jahr pro Messreihe sinnvoll, um robuste Aussagen machen zu können. 
 

Messpunkte 

Um die Testanlage mit den bestehenden Anlagekonfigurationen auf der Totalp vergleichen zu können 
soll die Einstrahlung auf die Modulebene in W/m2 ermittelt werden. Dies hat den Vorteil, dass 
Unterschiede in den Modulen wie zum Beispiel deren Nennleistung oder Wirkungsgrad, die 
Umgebungstemperatur oder der Betriebspunkt der Module keinen Einfluss auf die Messvergleiche 
haben. Die Messwerte der Einstrahlungssensoren an den Modulhalterungen der bestehenden 
Testanlage auf der Totalp gelten hierbei als Referenz für fest installierte Systeme.  

Die Einstrahlungsmessung wird gleich wie bei der Mini-Testanlage für Agri-PV durchgeführt, bei der 
die über den gemessenen Spannungsfall über dem Shunt der Kurzschlossstrom berechnet wird. Der 
Messvorgang sowie die Messpunkte der Versuchsanlage wurden bereits im Messkonzept für die Agri-
PV Mini-Testanlage aufgezeigt (vgl. Messpunkte im Kapitel 3.2.2).  
 

4.1.2 Versuchsaufbau 

Nach der erfolgreichen Auswahl der Komponenten konnte mithilfe der entsprechenden Grössen der 

einzelnen Komponenten der Schaltschrank dimensioniert werden. Für eine grobe Darstellung wurde 

jede Breite und Höhe der Komponenten erfasst und anschliessend visuell dargestellt, was der 

Abbildung 68 zu entnehmen ist. Die Komponenten werden jeweils auf einer Profilschiene montiert und 

zwischen den einzelnen Profilschienen liegen Kabelkanäle vor, was eine saubere Verdrahtung 

ermöglicht. Aufgrund der unterschiedlichen Höhe der verschiedenen Komponenten ist der Abstand 

zwischen den Profilschienen und den Kabelkanälen nicht immer gleich und wird daher individuell 

angepasst. Generell wird jedoch darauf geachtet, dass mindestens 3 cm Abstand zwischen dem Kabel-

kanal und dem Anschluss der Komponenten vorliegen, sodass eine saubere Verdrahtung möglich ist. 

 

Abbildung 68: Visuelle Darstellung der Komponenten im Schaltschrank der alpinen Mini-Testanlage 

Für die Wahl des Schaltschrankes, sprich aus welchem Material er besteht, muss der Standort genauer 

analysiert werden. Aufgrund der alpinen Lage und der Tatsache, dass Steinschläge in den Alpen 

vorkommen können, wurde aus Sicherheitsgründen ein Schaltschrank aus Edelstahl gewählt und für 

die benötigten Komponenten wurde eine Schaltschrankgrösse von 400 x 500 mm definiert. 

Bei der Planung sowie dem Bau von Niederspannungs-Schaltgerät-Kombinationen müssen 

normalerweise viele Normen und Richtlinien beachtet werden, wofür der Leitfaden «Projektierung 

und Bau von Schaltanlagen» nach DIN EN 61439 (VDE 0660-600) hinzugezogen wurde (Hager, 2023). 
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Aufgrund dessen, dass der Tracker ein selbstgebauter Prototyp ist, wurden jedoch nicht alle spezifisch 

erforderlichen Normen herausgesucht, wobei dennoch versucht wurde, sich an die wichtigsten 

Normen zu halten. 

Die Abbildung 69a zeigt den leeren Schaltschrank, während die Abbildung 69b die Montageplatte des 

Schaltschranks zeigt. Der Schaltschrank wurde nicht bestellt, sondern von der Fachhochschule 

bereitgestellt, weshalb die Dimensionen leicht anders sind, als die zuvor erwähnten. Die Komponenten 

wurden anhand der zuvor erstellten visuellen Darstellung in der Abbildung 68 sowie der neuen 

Schaltschrankgrösse angepasst, ausgelegt und installiert, was der Abbildung 70a zu entnehmen ist. Das 

entsprechende Lochbild wurde an der Standbohrmaschine gebohrt. Schlussendlich wurden alle 

Komponenten verdrahtet, was der Abbildung 70b zu entnehmen ist, wobei die Verdrahtung selbst 

nach dem Elektroschema erfolgte, welche dem Kapitel 3.1.5 «Elektroschema» zu entnehmen ist.  

 

Abbildung 69a (links): Schaltschrank ohne Komponenten. 69b (rechts): Montageplatte des Schaltschranks. 

 

Abbildung 70a (links): Montageplatte mit einem Teil der installierten Komponenten. 
70b (rechts): Installierte und verdrahtete Komponenten. 

Die Steuerung besteht hauptsächlich aus dem cRIO 9035, welche den PTU-Motor ansteuert, den 
Spannungsfall über den Shunts und die Einstrahlung des Pyranometers misst. Die Installation der 
Shunts sowie die Verdrahtung der Eingänge am Spannungseingangsmodul sowie an den 
Reihenklemmen wurde aus zeitlichen Gründen weggelassen, weil derselbe Schaltschrank für den 
Umbau der Agri-PV-Testanlage verwendet wurde (vgl. Umbau des Schaltschranks). 
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Damit die Mini-Testanlage in Davos eingesetzt werden kann, müssen folgende Abschnitte verändert, 
ergänzt oder neu erstellt werden: 

Der Schaltschrank, welcher für die Agri-PV-Testanlage umgebaut wurde, muss zurückgebaut werden 
und nach dem alpinen Elektroschema verdrahtet werden (vgl. Elektroschema). Zudem wird eine 
Schaltschrankhalterung benötigt, damit der Schaltschrank bei der bestehenden Testanlage auf der 
Totalp montiert werden kann. Für die Fertigstellung des Schaltschranks, welcher für die alpine Mini-
Testanlage vorgesehen ist, müssen zunächst die noch fehlenden Komponenten organisiert oder 
bestellt werden (vgl. Komponentenliste). Für die Schwenk- und Neigeeinheit (PTU), welcher die PV-
Module an der Testanlage ausrichtet und bewegt, werden mindestens zwei Halterungen benötigt. Eine 
Halterung, welche vom PTU zu den Solarmodulen führt und diese fixiert, und eine Halterung an 
welchem der PTU selbst mit der Testanlage verbunden wird (vgl. Abbildung 24). Um den Tracker 
anzusteuern, muss ein Algorithmus in LabVIEW erstellt werden (astronomisch sowie adaptiv). 

 

4.2 Agri-Photovoltaik Mini-Testanlage 

Anhand der durchgeführten Messungen wird nachfolgend die Korrelation von Kurzschlussstrom und 
Einstrahlung in die Modulebene im Kapitel 4.2.1 aufgezeigt, gefolgt vom Mehrertrag, welcher durch 
die zweiachsige Nachführung der Module im Vergleich zu fest installierten Modulen (Kapitel 4.2.2), 
sowie durch die Verwendung von bifazialen statt monofazialen Modulen (Kapitel 4.2.3) resultiert. 
Zudem wird im Kapitel 4.2.4 anhand einer Analyse in R aufgezeigt, um wie viel der Mehrertrag durch 
zweiachsige Nachführung gesteigert werden könnte, wenn statt des astronomischen Algorithmus ein 
adaptiver angewendet würde. Zum Schluss wird im Kapitel 4.2.5 der Vergleich der Messwerte mit dem 
Simulationsergebnis aus PVsyst präsentiert. 

Die Messungen wurden während des Zeitraums vom 13.05. – 25.06.2023 durchgeführt. Leider hat eine 
fehlerhafte Anpassung des Algorithmus dazu geführt, dass die Neigeeinheit (Elevation) währen des 
Zeitraums vom 22.05. bis und mit 24.05. nicht richtig funktionierte. Die Daten während dieses 
Zeitraums sind verfälscht und wurden aufgrund dessen für sämtliche Analysen entfernt. 
 

4.2.1  Bestimmung des Kurzschlussstroms in Abhängigkeit der Einstrahlung 

Vorgängig wurde eine Messreihe durchgeführt (vgl. Kapitel 3.2.4), deren Messungen dazu dienten, 
eine Regressionsgerade zu erstellen, um die Korrelation (x, y) zwischen dem berechneten 
Kurzschlussstrom und der Einstrahlung in die Modulebene zu erhalten.  

Der Zusammenhang von Kurzschlussstrom und Einstrahlung in die Modulebene sowie die 
Regressionsgerade wird je Modul (Referenz Vorder- und Rückseite sowie Tracker Vorder- und 
Rückseite) in der Abbildung 71 aufgezeigt, wobei die schwarze Gerade der ermittelten 
Regressionsgerade entspricht, und die rote Gerade durch den Nullpunkt gezwungen wurde. Die 
Messungen umfassten Einstrahlungswerte am Pyranometer zwischen 198 W/m2 und 921 W/m2. 
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Abbildung 71: Punktdiagramm der Abhängigkeit zwischen Kurzschlussstrom und Einstrahlung in die Modulebene. 
Die schwarze Linie entspricht der Regressionsgeraden ohne Erzwingen durch den Nullpunkt, 

die rote Linie jener mit Erzwingen durch den Nullpunkt (y = 0). 

Die lineare Regression ohne Erzwingen durch den Nullpunkt (schwarze Gerade) ergab bei den zwei 
Modulen, welche die Vorderseite der bifazialen Module darstellen, einen grösseren y-Achsenabstand 
von -29.531 beim Referenzmodul, und -81.542 beim Modul auf dem Tracker. Bei den Modulen, welche 
die Rückseite der bifazialen Module darstellen, ergab sich eine fast ideale Regressionsgerade (y = 0) 
mit y-Achsenabständen von lediglich -3.441 beim Referenzmodul und -5.441 beim Modul auf dem 
Tracker.  

Wird die Regressionsgerade durch den Nullpunkt gezwungen (rote Gerade), ergeben sich x-Werte 
(Steigung des Kurzschlussstroms in mA je W/m2) zwischen 1.539 und 1.556. Der zu erwartende Fehler 
in % bei 1'000 W/m2 berechnet sich durch die Formel (10): 

𝐹𝑒ℎ𝑙𝑒𝑟 𝑏𝑒𝑖 1′000 𝑊/𝑚2 [%]  =  
100 % ∗ (1′000 𝑊/𝑚2 ∗ 𝑋𝑟𝑒𝑎𝑙 + 𝑌𝑟𝑒𝑎𝑙)

1′000 𝑊/𝑚2 ∗ 𝑋𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙
 −  100 (10) 

 

Die Ergebnisse der linearen Regression ohne Erzwingen (real) und mit Erzwingen (ideal) durch den 
Nullpunkt sowie den zu erwartenden Fehler in % bei einer Einstrahlung von 1'000 W/m2 sind in der 
Tabelle 17 dargestellt. 
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Tabelle 17: Ergebnisse der x- und y-Werte der linearen Regression, im realen Fall (ohne Erzwingen durch den Nullpunkt) und 
im idealen Fall (Erzwingen durch den Nullpunkt) sowie der zu erwartende Fehler in % bei einer Einstrahlung von 1‘000 W/m2. 

 Referenz Vorderseite Referenz Rückseite  Tracker Vorderseite Tracker Rückseite 

real 
X =    1.583 
Y = -29.531 

X =  1.557 
Y = -3.441 

X =    1.642 
Y = -81.542 

X =  1.564 
Y = -5.441 

ideal 
X = 1.539 

Y = 0 
X = 1.552 

Y = 0 
X = 1.552 

Y = 0 
X = 1.556 

Y = 0 

Fehler bei 
1'000 W/m2 

0.94 % 0.10 % 0.54 % 0.16 % 

Die Berechnung des Kurzschlussstroms in Abhängigkeit der Einstrahlung ergibt sich durch die Formel 
(11):  

𝐾𝑢𝑟𝑧𝑠𝑐ℎ𝑙𝑢𝑠𝑠𝑠𝑡𝑟𝑜𝑚 [𝑚𝐴] = 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔 [
𝑊

𝑚2] ∗ 𝑋 [
𝑚𝐴

𝑊/𝑚2] + 𝑌 [𝑚𝐴] (11) 
 

Beispielsweise würde bei «Referenz Vorderseite» und einer Einstrahlung von 1'000 W/m2, unter 
Verwendung der Formel (11), im realen Fall ein Kurzschlussstrom von 1'553.469 mA, und im idealen 
Fall einer von 1'539 mA resultieren, was einer Abweichung von 14.469 mA oder einem zu erwartenden 
Fehler von 0.94 % entspricht. Die Einstrahlung in die Modulebene in Abhängigkeit des 
Kurzschlussstrom ergibt sich durch Umstellung der Formel (11) zur Formel (12): 

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔 [
𝑊

𝑚2]  =  
𝐾𝑢𝑟𝑧𝑠𝑐ℎ𝑙𝑢𝑠𝑠𝑠𝑡𝑟𝑜𝑚 [𝑚𝐴]− 𝑌 [𝑚𝐴]

𝑋 [
𝑚𝐴

𝑊/𝑚2]
  (12) 

 

Werden die Werte der idealen Regressionsgeraden verwendet, würde sich beispielsweise bei einem 
Kurzschlussstrom von 1'000 mA bei «Referenz Vorderseite» die folgende Einstrahlung errechnen: 

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔 =  
1′000 𝑚𝐴

1.539 
𝑚𝐴

𝑊/𝑚2

 =  649.8 𝑊/𝑚2 

Werden hingegen die Werte der realen Regressionsgeraden verwendet, würde sich die folgende 
Einstrahlung errechnen: 

𝐸𝑖𝑛𝑠𝑡𝑟𝑎ℎ𝑙𝑢𝑛𝑔 =  
1′000 𝑚𝐴 − (−29.531 𝑚𝐴)

1.583 
𝑚𝐴

𝑊/𝑚2

 =  650.4 𝑊/𝑚2 

Um zu prüfen, wie sich die Regressionsgerade verändert, wenn nur hohe Einstrahlungen betrachtet 
werden, wurde die lineare Regression ein zweites Mal durchgeführt mit Werten bei Einstrahlungen 
von 600 W/m2 oder höher. Es stellte sich heraus, dass der zu erwartende Fehler bei einer Einstrahlung 
von 1'000 W/m2, insgesamt über alle Module sogar höher ausfällt, wie die Tabelle 18 zeigt.  

Tabelle 18: Ergebnisse der x- und y-Werte der linearen Regression bei Einstrahlungswerten von 600 W/m2 oder höher, im 
realen Fall (ohne Erzwingen durch den Nullpunkt) und im idealen Fall (Erzwingen durch den Nullpunkt) sowie der zu erwartende 
Fehler in % bei einer Einstrahlung von 1‘000 W/m2.  

 Referenz Vorderseite Referenz Rückseite  Tracker Vorderseite Tracker Rückseite 

real 
X =    1.571 
Y = -19.262 

X =   1.499 
Y = 42.476 

X =      1.694 
Y = -120.094 

X =  1.528 
Y = 24.311 

ideal 
X = 1.547 

Y = 0 
X = 1.554 

Y = 0 
X = 1.540 

Y = 0 
X = 1.589 

Y = 0 

Fehler bei 
1'000 W/m2 

0.31 % 0.81 % 2.20 % 2.31 % 



91 
 

Aus diesem Grund wurde entschieden, für die Umrechnung der Kurzschlussströme auf die Einstrahlung 
in die Modulebene die Werte der idealen Regressionsgerade (siehe Tabelle 17) zu verwenden. 
 

4.2.2  Mehrertrag durch zweiachsige Nachführung 

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Auswertungen beschrieben, welche sich auf den 
Mehrertrag von nachgeführten im Vergleich zu festinstallierten Systemen während des Messzeitraums 
vom 13.05. – 05.06.2023 beziehen.  

Die Messperiode wurde für die grafische Darstellung in zwei Perioden aufgeteilt, um die Ergebnisse 
besser sichtbar zu machen. Während des Zeitraums vom 13.05. bis 21.05.2023 (Periode 1) war der 
Himmel meist bedeckt, und die Einstrahlung wies somit einen hohen Diffusstrahlungsanteil auf. Vom 
25.05. bis 05.06.2023 (Periode 2) war der Himmel grösstenteils wolkenfrei, vor allem ab dem 26.05., 
und die Einstrahlung wies somit einen hohen Direktstrahlungsanteil auf. 

In einem ersten Teil wird der Verlauf der Einstrahlung in die Modulebenen anhand Werten im 10-
Sekunden-Intervall der vier betrachteten Module aufgezeigt. In einem zweiten Teil wird die absolute 
Einstrahlungsdifferenz in W/m2 der Vorder- und Rückseiten der Module betrachtet, und in einem 
dritten Teil werden die absoluten Einstrahlungen in kWh/m2 sowie die relative Erhöhung der 
Einstrahlung in die Modulebene in % betrachtet. 
 

Verlauf der Einstrahlung in die Modulebenen 

Die höchste Einstrahlung, welche am Pyranometer erfasst wurde, war am 14.05. um 11:33 mit einer 
Einstrahlung von 1'301 W/m2. Das vorderseitige Modul auf dem Tracker hatte seine höchste 
gemessene Einstrahlung mit 1'307 W/m2 zur genau gleichen Zeit, und jenes des Referenzmoduls rund 
2 Stunden später (13:38) mit 1'260 W/m2. Bei den rückseitigen Modulen wurden Höchstwerte von 
232 W/m2 am 18.05. 10:47 beim Tracker, und 225 W/m2 am 14.5. 11:33 beim Referenzmodul 
gemessen. Die Werte und Zeiten sind in der Tabelle 19 dargestellt. 

Tabelle 19: Gemessene Spitzenwerte der Einstrahlung in W/m2 inkl. Zeitpunkt, je Modul / Pyranometer 

 Pyranometer 
Referenz 

Vorderseite 
Referenz 
Rückseite 

Tracker 
Vorderseite 

Tracker 
Rückseite 

Spitzenwert der 
Einstrahlung 

1'301 W/m2 1'260 W/m2 225 W/m2 1'307 W/m2 232 W/m2 

Zeitpunkt 14.05. 11:33 14.05. 13:38 14.05. 11:33 14.05. 11:33 18.05. 10:47 

Dass die höchste Einstrahlung auf der Rückseite des Moduls auf dem Tracker nicht ebenfalls am 14.5. 
gemessen wurde, könnte dadurch begründet sein, dass die Modulrückseite zu diesem Zeitpunkt Gras 
unter sich hatte, statt dem hellen Holzboden.  

In der Abbildung 72 wird der Verlauf der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 je Modul während 
der ersten Periode, und in der Abbildung 73 jene während der zweiten Periode grafisch aufgezeigt.  
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Abbildung 72: Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 je Modul, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 

(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet 
wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

 
Abbildung 73: Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 je Modul, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 

(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus 
angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

Um die Unterschiede in den Einstrahlungen in die Modulebene besser aufzuzeigen, wurden zwei Tage 
einzeln visualisiert, von den Uhrzeiten zwischen 5:00 und 21:00. In der Abbildung 74 ist der Verlauf der 
Einstrahlung am 14.05. zu sehen, an dem fast alle Module ihre Spitzenwerte (vgl. Tabelle 19) 
erreichten.  
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Abbildung 74: Verlauf der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 je Modul, am 14.05.2023 bei wechselhaftem Wetter mit 

hohem Diffusstrahlungsanteil, wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das 
Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

Bei genauer Betrachtung des Verlaufs am 14.05. bei Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil, welcher 
in der Abbildung 74 dargestellt ist, wird sichtbar, dass das vorderseitige Modul auf dem Tracker nicht 
immer eine höhere Einstrahlung aufweist wie jenes des Referenzmoduls. Beispielsweise ist die 
Einstrahlung auf die Vorderseite des Referenzmoduls um ca. 9:20 oder 14:40 höher als jene in die 
Vorderseite des Moduls auf dem Tracker. Der Einfluss der Nachführung zeigt sich hierbei als 
vernachlässigbar, da die Kurven relativ deckungsgleich sind. 

In der Abbildung 75 ist der Verlauf der Einstrahlung am 02.06.2023 zu sehen, an dem der Himmel fast 
durchgehend wolkenlos war.  

 
Abbildung 75: Verlauf der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 je Modul, am 02.06.2023 bei mehrheitlich wolkenlosem 
Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil, wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das 

Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

Hierbei ist ersichtlich, dass die Einstrahlung in die Vorderseite des Moduls auf dem Tracker stets höher 
ist als jene in die Vorderseite des Referenzmoduls, im Gegensatz zum Verlauf am 14.05.2023.Die 
zweiachsige Nachführung zeigt eine grosse Erhöhung der Einstrahlung in die vorderseitige 
Modulebene, wobei jene beim rückseitigen Modul vernachlässigbar wirkt, sich jedoch nicht negativ 
auswirkt. 
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Die absolute Einstrahlungserhöhung in W/m2 in die Vorder- und Rückseite der zu vergleichenden 
Module wird im nachfolgenden Teil «Absolute Einstrahlungsdifferenz» genauer beleuchtet. 

Absolute Einstrahlungserhöhung 

In der Abbildung 76 und der Abbildung 77 sind die absoluten Erhöhungen der Einstrahlung in die 
Modulebene in W/m2 dargestellt. Werte im positiven Bereich bedeuten, dass das Modul auf dem 
Tracker eine höhere Einstrahlung aufwies als jenes des Referenzmoduls, und solche im negativen 
Bereich, dass das Referenzmodul eine höhere Einstrahlung aufwies wie jenes auf dem Tracker.  

 
Abbildung 76: Absolute Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in W/m2 je Modulseite, über den 

Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein 
astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. 

 
Abbildung 77: Absolute Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in W/m2 je Modulseite, über den 

Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim 
Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° 

Südwest ausgerichtet war. 

In der ersten Periode (siehe Abbildung 76) bei wechselhaftem Wetter kann bei jedem Tag, mit 
Ausnahme vom 21.05.2023, festgestellt werden, dass die Vorderseite des Referenzmoduls zeitweise 
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höhere Einstrahlungen aufwies wie jenes auf dem Tracker, was durch den hohen Diffusstrahlungsanteil 
begründet sein könnte. In der zweiten Periode (siehe Abbildung 77), bei hohem Direktstrahlungsanteil, 
ist das Gegenteil der Fall – bis auf den 25.05. und den 05.06.2023 war die Einstrahlung in die 
Vorderseite des Moduls auf dem Tracker stets höher als in jene des Referenzmoduls. Die Ergebnisse 
zeigen, dass durch die zweiachsige Nachführung bei hohem Direktstrahlungsanteil starke 
Einstrahlungserhöhungen von bis zu 750 W/m2 erreicht werden können.  

In der zweiten Periode ab dem 26.05.2023 zeigt sich zudem, dass sowohl die Vorder- als auch die 
Rückseite des Moduls auf dem Tracker jeweils morgens und abends höhere Einstrahlungen 
verzeichneten wie jenes des Referenzmoduls.  

Die kleinste Einstrahlungserhöhung der Modulvorderseiten wurde mit -162 W/m2 am 25.05. um 13:10, 
und jene der Rückseiten mit -41 W/m2 am 02.06. um 06:32 verzeichnet. Die grösste 
Einstrahlungserhöhung wurde bei den Modulvorderseiten mit +767 W/m2 am 02.06. um 08:09, und 
jene der Rückseiten mit 80 W/m2 am 01.06. um 18:21 verzeichnet. 

Um die Unterschiede in den Einstrahlungserhöhungen in die Modulebene besser aufzuzeigen, wurden 
auch hier die beiden Tage vom 14.05. und 02.06.2023 einzeln visualisiert, von den Uhrzeiten zwischen 
5:00 und 21:00. In der Abbildung 78 ist der Verlauf der Einstrahlungserhöhung in W/m2 am 14.05.2023 
(wechselhaftes Wetter) gezeigt, und in der Abbildung 79 jener am 02.06.2023 (wolkenloses Wetter).  

 
Abbildung 78: Absolute Einstrahlungserhöhung in die Vorder- und Rückseite der Module durch zweiachsige Nachführung in 

W/m2, am 14.05.2023 bei wechselhaftem Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil, wobei beim Tracker ein astronomischer 
Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

Es ist ersichtlich, dass die Einstrahlungserhöhung bei wechselhaftem Wetter (siehe Abbildung 78) am 
14.05.2023 stark schwankte und für die Modulvorderseite fast stündlich negative Werte auftreten. Bei 
der Rückseite wurden hingegen fast ausschliesslich positive Werte verzeichnet. Es zeigt sich, dass sich 
die Nachführung bei bedecktem Himmel negativ auf den Ertrag auswirken kann, da die Ausrichtung 
und Neigung nicht im optimalen Winkel zum einfallenden Licht stehen. 
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Abbildung 79: Absolute Einstrahlungserhöhung in die Vorder- und Rückseite der Module durch zweiachsige Nachführung in 

W/m2, am 02.06.2023 bei mehrheitlich wolkenlosem Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil, wobei beim Tracker ein 
astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. 

Bei mehrheitlich wolkenlosem Wetter, wie es am 02.06.2023 der Fall war (siehe Abbildung 79), zeigt 
sich eine deutlich höhere Einstrahlung in das vorderseitige Modul auf dem Tracker im Vergleich zu dem 
des Referenzmoduls in den Morgen- und Abendstunden. Während den frühen Nachmittagsstunden 
(14 bis 15 Uhr) flacht die Differenz bis fast auf null ab, da zu dieser Zeit das Referenzmodul parallel zum 
Sonnenazimut ausgerichtet war (210° Südwest). Hierbei zeigt sich, dass sich die Nachführung bei der 
Modulvorderseite in jedem Fall positiv auswirkt, aber nicht unbedingt bei der Modulrückseite. 

Im nachfolgenden Abschnitt werden die Resultate der relativen Einstrahlungserhöhung gezeigt, 
anhand derer der Mehrertrag, respektive die relative Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene, 
von zweiachsig nachgeführten Systemen im Vergleich zu fest installierten aufgezeigt werden soll. Um 
die relativen Vergleiche in Relation mit dem Ertrag zu setzen, wird zudem die Einstrahlung in die 
Modulebene in Wh/m2 in derselben zeitlichen Auflösung gezeigt. 
 

Einstrahlung in die Modulebene und relative Einstrahlungserhöhung 

Die Abbildung 80 zeigt die durchschnittliche Einstrahlung in Wh/m2 je Modul und Uhrzeit während der 
ersten Periode. Morgens und abends wurden jeweils geringere Einstrahlungen gemessen, mit 
Spitzenwerten über die Mittagsstunden zwischen 12 und 14 Uhr. Im Durchschnitt der Periode wurden 
beim vorderseitigen, zweiachsig nachgeführten Modul Werte von bis zu 460 Wh/m2, und beim 
vorderseitigen Referenzmodul solche von bis zu 446 Wh/m2 gemessen. 
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Abbildung 80: Einstrahlung in Wh/m2 je Modul und Uhrzeit, stündlich gemittelt über den Messzeitraum vom 13.05. bis 

21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus 
angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

In der Abbildung 81 ist die Einstrahlungserhöhung in die Modulebene in % je Uhrzeit während der 
ersten Periode dargestellt. Eine relative Einstrahlungsdifferenz von 100 % bedeutet dahingehend eine 
doppelt so hohe Einstrahlung im Vergleich zum Referenzmodul.  

 
Abbildung 81: Relative Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in % je Modulseite und Uhrzeit, stündlich 
gemittelt über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), 

wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 
210° Südwest ausgerichtet war. 

Bei den Modulrückseiten liegen die gemittelten Einstrahlungserhöhungen je Stunde stets im positiven 
Bereich, was bedeutet, dass im Durchschnitt zu jeder Stunde höhere Einstrahlungen in die 
Modulebene des rückseitigen Moduls auf dem Tracker erfasst wurden. Die relativen 
Einstrahlungserhöhungen liegen in einem Bereich von +3 % zur Stunde 13 und +147 % zur Stunde 20. 

Bei den Modulvorderseiten liegen die Einstrahlungserhöhungen nicht zu jeder Zeit im positiven 
Bereich. Um 20 Uhr wurden mit -11 % durchschnittlich geringere Einstrahlungen in die Modulfläche 
auf dem Tracker im Vergleich zu dem des Referenzmoduls verzeichnet. Zu den Morgenstunden 
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konnten um bis zu 90 % höhere Einstrahlungen bei zweiachsiger Nachführung festgestellt werden. Die 
durch zweiachsige Nachführung der Module erreichte Einstrahlungserhöhung flacht bei beiden 
Modulseiten über die Mittagsstunden ab, zu denen die höchsten absoluten Einstrahlungen verzeichnet 
werden (vgl. Abbildung 80). Bei den Zeiten, zu denen hohe prozentuale Erhöhungen verzeichnet 
werden, handelt es sich um Randstunden, welche einen kleinen Beitrag zum Gesamtertrag leisten. 

Die Abbildung 82 zeigt die durchschnittliche Einstrahlung in Wh/m2 je Modul und Uhrzeit während der 
zweiten Periode mit hohem Direktstrahlungsanteil. Im Vergleich zur ersten Periode (vgl. Abbildung 80) 
wurden wesentlich höhere Einstrahlungswerte verzeichnet, mit Spitzenwerten von bis zu 981 Wh/m2 
beim nachgeführten vorderseitigen Modul, und bis zu 965 Wh/m2 beim vorderseitigen Referenzmodul.  

 
Abbildung 82: Einstrahlung in Wh/m2 je Modul und Uhrzeit, stündlich gemittelt über den Messzeitraum vom 25.05. bis 

05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer 
Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

In der Abbildung 83 ist die Einstrahlungserhöhung in die Modulebene in % je Uhrzeit während der 
zweiten Periode dargestellt.  

 
Abbildung 83: Relative Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in % je Modulseite und Uhrzeit, stündlich 

gemittelt über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem 
Direktstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 

30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 
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Bei Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil ist die relative Abweichung zwischen den 
Modulvorderseiten in den Morgenstunden von 5 bis 9 Uhr sowie in den Abendstunden von 19 bis 20 
Uhr um ein Mehrfaches höher als die der Rückseiten, wie die Abbildung 83 zeigt.  

Im Gegensatz zu den relativen Einstrahlungserhöhung bei bedecktem Wetter (siehe Abbildung 81) 
wurden bei mehrheitlich wolkenlosem Wetter (siehe Abbildung 83) bei den Modulvorderseiten stets 
höhere Einstrahlungswerte verzeichnet. Der Spitzenwerte der relativen Abweichung zur Stunde 7 
beträgt sogar 670 % - also fast die achtfache Einstrahlung in die Modulebene bei zweiachsiger 
Nachführung. Über den Mittag konnten weder bei den Vorder- noch Rückseiten der verglichenen 
Module signifikante Unterschiede festgestellt werden.  

Bei den Modulrückseiten liegen die gemittelten Einstrahlungsdifferenzen je Stunde bei mehrheitlich 
wolkenlosem Wetter im Vergleich zu denen bei bedecktem Wetter (siehe Abbildung 81) etwas tiefer. 
Über die Mittagsstunden von 11 bis 13 Uhr wurden bei zweiachsiger Nachführung tiefere Werte 
erreicht im Vergleich zum Referenzmodul, jedoch in einem sehr geringen Bereich von -3 % bis -7 %. 
Der Spitzenwert der relativen Abweichung der Modulrückseiten liegt zur Stunde 21 vor, mit +227 %.  

Beachtenswert ist jedoch, dass die Einstrahlungserhöhung bei hohem Direktstrahlungsanteil (vgl. 
Abbildung 83) zu den Morgenstunden von 6 bis 9 Uhr beachtlich höher liegt im Vergleich zu der bei 
hohem Diffusstrahlungsanteil (vgl. Abbildung 81). Dies könnte darauf zurückzuführen sein, dass der 
Himmel während der zweiten Periode morgens nicht bewölkt war, wodurch sich die Einstrahlung in 
die Modulebene signifikant erhöhte. 

Ebenfalls zu beobachten ist, dass sowohl bei hohem Diffus-, als auch bei hohem Direktstrahlungsanteil 
die Spitzenwerte der relative Einstrahlungserhöhung bei den Modulvorderseiten vor allem morgens, 
und jene der Modulrückseiten vor allem abends erreicht wird. Dies könnte bei den Modulvorderseiten 
auf die Ausrichtung des Referenzmoduls zurückzuführen sein, da dieses nach 210° Südwest 
ausgerichtet ist, und somit relativ weit entfernt vom Sonnenazimut. Bei den Modulrückseiten könnte 
die Begründung beim Sonnenuntergang liegen, da die Module zu diesem Zeitpunkt fast senkrecht (90° 
Neigung) zur Sonne stehen, und das am Himmel reflektierte Licht auf der Rückseite der Module 
auftrifft. 

Nachfolgend wird die relative Einstrahlungserhöhung durch die zweiachsige Nachführung der Module 
je Tag aufgezeigt.  

Während der ersten Periode wurden tägliche Einstrahlungen zwischen 0.9 und 8.4 Wh/m2 bei den 
vorderseitigen Modulen, und solche zwischen 0.2 und 1.4 Wh/m2 bei den rückseitigen Modulen 
gemessen, wie die Abbildung 84 zeigt. Der Tag mit der geringsten Einstrahlung in die Modulebene war 
bei allen Modulen der 16.05, und derjenige mit der Höchsten war bei allen Modulen den 21.05.2023.  

Die Abbildung 85 zeigt die relative Einstrahlungserhöhung während dieser Periode. Bei den 
Modulvorderseiten liegt die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene durch zweiachsige 
Nachführung in einem Bereich von -8 % am 17.05. und +31 % am 19. und 20.05.2023. Auf den 
Modulrückseiten konnte durch die zweiachsige Nachführung eine Erhöhung der Einstrahlung in einem 
Bereich von 12 % am 20.05. und 40 % am 18.05.2023 festgestellt werden. Insgesamt wurde lediglich 
am 17.05.2023 eine negative Einstrahlungsdifferenz mit -1 % gemessen, und ein Maximum von 29 % 
am 18. und 21.05.2023. Dies bedeutet, dass sich das Tracking der Module am 17.05. sogar nachteilig 
auf den Ertrag ausgewirkt hat, jedoch auch bei hohem Diffusstrahlungsanteil (je nach Wetterlage) 
einen signifikanten Beitrag leisten kann. Auffällig ist, dass die Einstrahlungserhöhung durch das 
zweiachsige Nachführen auf den Modulrückseiten zumeist höher ist im Vergleich zu den Vorderseiten.  
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Abbildung 84: Einstrahlung in kWh/m2 je Modul und Tag, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 (wechselhaftes 
Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das 

Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

 
Abbildung 85: Relative Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in % je Modulseite und Tag, über den 

Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein 
astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. 

Während der zweiten Periode wurden vergleichsweise deutlich höhere tägliche Einstrahlungen 
zwischen 4.4 und 12.3 Wh/m2 bei den vorderseitigen Modulen, und solche zwischen 0.7 und 
1.8 Wh/m2 bei den rückseitigen Modulen verzeichnet, wie die Abbildung 86 zeigt.  

Die Abbildung 87 zeigt die relative Einstrahlungserhöhung während dieser Periode. In dieser liegt vor 
allem bei den Modulvorderseiten als auch insgesamt die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene 
deutlich höher im Vergleich zur ersten Periode. Bei den Modulvorderseiten wurden relative 
Erhöhungen der Einstrahlung von 4 % am 25.05. bis 56 % am 02.06.2023 gemessen. Bei den 
Modulrückseiten beträgt die Erhöhung zwischen 16 % am 21.05. und 26 % am 25.05.2023. Insgesamt 
wurden Erhöhungen der Einstrahlung in einem Bereich von 7 % und 50 % erreicht.  
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Abbildung 86: Einstrahlung in kWh/m2 je Modul und Tag, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich 
wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet 

wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 

 
Abbildung 87: Relative Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in % je Modulseite und Tag, über den 

Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim 
Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° 

Südwest ausgerichtet war. 

Um die durchschnittliche Einstrahlung, bzw. Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene bei hohen 
Diffus- oder hohem Direktstrahlungsanteil aufzuzeigen, wurden diese zudem über die Perioden 
gemittelt berechnet. In der Abbildung 88 wird die durchschnittliche tägliche Einstrahlung in die 
Modulebene in kWh/(m2*d), und in der Abbildung 89 die relative Einstrahlungserhöhung je Periode 
gezeigt.  

Während der ersten Periode wurden bei allen Modulen vergleichsweise geringe Einstrahlungen im 
Tagesmittelwert verzeichnet. In der zweiten Periode beliefen sich die Einstrahlungswerte auf mehr als 
das Doppelte für die Modulvorderseiten und knapp das Doppelte für die Rückseiten.  

Gesamtheitlich betrachtet können anhand der Messungen Erhöhungen der Einstrahlung in die 
Modulebene von 17 % bei hohem Diffusstrahlungsanteil, und 42 % bei hohem Direktstrahlungsanteil 
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erwartet werden, wie die Abbildung 89 zeigt. Bei hohem Diffusstrahlungsanteil liegt die Erhöhung der 
Einstrahlung in die Ebene des rückseitigen Moduls relativ gesehen deutlich höher (fast doppelt so 
hoch), und bei hohem Direktstrahlungsanteil deutlich tiefer (rund 40 %) im Vergleich zum 
Vorderseitigen. Der Vergleich der Abbildung 88und der Abbildung 89 zeigt, dass die Einstrahlung in die 
Modulebene durch zweiachsige Nachführung bei hohem Direktstrahlungsanteil (vor allem auf der 
Modulvorderseite) signifikant erhöht werden kann, bei ohnehin hohen Einstrahlungswerten. Bei 
bedecktem Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil kann die Gesamteinstrahlung zwar um 17 % 
(insgesamt) erhöht werden, jedoch bei vergleichsweise tiefen Einstrahlungswerten, was den 
Gesamtjahresertrag nicht im selben Verhältnis ansteigen lässt. 

 
Abbildung 88: Durchschnittliche Einstrahlung in kWh/(m2/d) je Modul und Periode, wobei die Periode vom 13.05. – 

21.05.2023 einen hohen Diffus-, und die Periode vom 25.05. – 05.06.2023 einen hohen Direktstrahlungsanteil aufweist, beim 
Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° 

Südwest ausgerichtet war. 

 
Abbildung 89: Relative Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung in % je Modul und Periode, wobei die Periode 
vom 13.05. – 21.05.2023 einen hohen Diffus-, und die Periode vom 25.05. – 05.06.2023 einen hohen Direktstrahlungsanteil 

aufweist, beim Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach 
Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. 
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4.2.3 Relativer Mehrertrag durch bifaziale Module 

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Auswertungen beschrieben, welche sich auf den relativen 
Mehrertrag von bifazialen Modulen im Vergleich zu monofazialen während des Messzeitraums vom 
13.05. – 05.06.2023 zeigten. Zu beachten ist hierbei, dass für die Messungen zwei monofaziale Mini-
Module verwendet wurden, um ein bifaziales Modul nachzuahmen, wobei der Bifazialitätsfaktor bei 
100 % liegt. Der Ertrag des bifazialen Moduls wurde dahingehend berechnet, indem die 
Einstrahlungswerte auf Modulvorder- und Rückseite addiert wurden. 

In der Abbildung 90 und der Abbildung 91 sind die gemittelten, stündlichen Einstrahlungen in die 
rückseitige Modulebene im Verhältnis zur Modulvorderseite je Periode dargestellt. Bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil, wie es vom 13.05. bis 21.05. der Fall war, ergeben sich höhere Einstrahlungen 
in die Modulebene durch die Verwendung von bifazialen Modulen in einem Bereich von 15 bis 62 %. 
Die relativ betrachtet höchsten Beiträge der Modulrückseite wurde sowohl beim Referenzmodul wie 
auch beim nachgeführten Modul in den Morgen- und Abendstunden verzeichnet, und die niedrigsten 
über die Mittagsstunden. Bei Betrachtung der Abbildung 80 zeigt sich, dass die absoluten Erträge je 
Uhrzeit zu den Morgen- und Abendstunden gering sind, während die Spitzeneinstrahlungen um 12 und 
13 Uhr verzeichnet werden. Dahingehend kann bei hohen Einstrahlungen von einer Erhöhung der 
Einstrahlung in die Modulebenen in einem Bereich von 15 – 20 % ausgegangen werden. 

 
Abbildung 90: Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module in % je Modul und Uhrzeit, stündlich gemittelt über den 

Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein 
astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. Die Module haben einen Bifazialitätsfaktor von 100 %. 

Bei hohem Direktstrahlungsanteil (siehe Abbildung 91) fällt die Erhöhung der Einstrahlung in die 
Modulebene durch die Modulrückseite generell geringer aus im Vergleich zu der bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil, wobei diese beim Referenzmodul meist höher ausfielen als beim 
nachgeführten. Spitzenwerte von mehr als 35 % wurden lediglich beim Referenzmodul zu den frühen 
Morgenstunden verzeichnet. Die meisten Werte befinden sich in einem Rahmen von 12 bis 16 %. Auch 
hier fällt bei Betrachtung der Abbildung 82 auf, dass sich die Spitzenwerte in den Morgenstunden auf 
Zeiten beziehen, zu denen verhältnismässig geringere Einstrahlungen in die Modulebene zeigten.  

Zu beachten ist zudem bei beiden Perioden, dass die relative Erhöhung der Einstrahlung in die 
Modulebenen der Modulrückseite beim Referenzmodul zwar höher liegt, dieses jedoch einen 
geringere Einstrahlungswerte aufzeigt im Vergleich zum zweiachsig nachgeführten auf dem Tracker.  
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Abbildung 91: Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module in % je Modul und Uhrzeit, stündlich gemittelt über den 
Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim 

Tracker ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° 
Südwest ausgerichtet war. Die Module haben einen Bifazialitätsfaktor von 100 %. 

In der Abbildung 92 und der Abbildung 93 werden die Resultate der relativen Einstrahlungserhöhung 
in die Modulebene durch bifaziale Module in % je Tag dargestellt.  

Bei Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil beträgt die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene 
beim Referenzmodul zwischen 13 % und 24 % und jene beim Tracker zwischen 16 % und 30 %, wie die 
Abbildung 92 zeigt. Bei Betrachtung der Abbildung 84 zeigt sich, dass die höchste tägliche Einstrahlung 
am 21.05. mit 6.4 kWh/m2 beim vorderseitigen Referenzmodul, resp. 8.4 kWh/m2 beim vorderseitigen 
Modul auf dem Tracker lag, und die geringste am 16.05. mit jeweils 0.9 kWh/m2.  

 
Abbildung 92: Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module in % je Modul und Tag, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 
21.05.2023 (wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein astronomischer Algorithmus 
angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest ausgerichtet war. Die Module haben 

einen Bifazialitätsfaktor von 100 %. 
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Bei Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil (siehe Abbildung 93) liegen die relativen 
Einstrahlungsdifferenzen durch bifaziale Module etwas tiefer im Vergleich zu denen bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil. Beim Referenzmodul beliefen sich die Erhöhungen der Einstrahlungen in die 
Modulfläche auf zwischen 16 % und 20 %, wobei sich die Erhöhung bei den meisten Tagen auf 18 % - 
19 % beläuft. Bei den Modulen auf dem Tracker fielen diese etwas geringer aus, mit Erhöhungen 
zwischen 14 % und 20 %, wobei sich die Erhöhung bei den meisten Tagen auf 14 % - 15 % beläuft. Bei 
Betrachtung der Abbildung 86 im Vergleich zur Abbildung 84 zeigt sich jedoch, dass sich die absoluten 
Einstrahlungen in die Modulebene bei den Modulvorderseiten zu Spitzenzeiten ca. auf das Doppelte 
belaufen, weshalb die relative Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene absolut betrachtet einen 
grösseren Beitrag zur Stromproduktion leisten.  

 
Abbildung 93: Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module in % je Modulseite und Tag, über den Messzeitraum vom 

25.05. bis 05.06.2023 (mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil), wobei beim Tracker ein 
astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. Die Module haben einen Bifazialitätsfaktor von 100 %. 

In der Abbildung 94 ist die relative Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene in % aufgezeigt, 
welche sich durch die Verwendung bifazialer Module im Vergleich zu monofazialen Modulen während 
des Messzeitraums herausstellte.  

In der ersten Periode mit hohem Diffusstrahlungsanteil belief sich die durchschnittliche tägliche 
Einstrahlung bei den Modulvorderseiten auf 3.1 kWh/(m2*d) beim Referenzmodul und auf 
3.6 kWh/(m2*d) beim zweiachsig nachgeführten auf dem Tracker (siehe Abbildung 88). Bei den 
Modulrückseiten belief sich diese auf durchschnittlich 0.6 kWh/(m2*d) beim Referenzmodul und auf 
0.8 kWh/(m2*d) beim Nachgeführten. Die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene durch 
bifaziale Module lag demnach bei 19 % beim Referenzmodul und 21 % beim nachgeführten Modul, wie 
die Abbildung 94 zeigt.  

Während der zweiten Periode mit hohem Direktstrahlungsanteil belief sich die durchschnittliche 
tägliche Einstrahlung bei den Modulvorderseiten auf 7.5 kWh/(m2*d) beim Referenzmodul und auf 
10.9 kWh/(m2*d) beim zweiachsig nachgeführten auf dem Tracker (siehe Abbildung 88). Bei den 
Modulrückseiten belief sich diese auf durchschnittlich 1.4 kWh/(m2*d) beim Referenzmodul und auf 
1.6 kWh/(m2*d) beim Nachgeführten. Die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene durch 
bifaziale Module lag somit bei 18 % beim Referenzmodul und 15 % beim nachgeführten Modul, wobei 
jedoch beachtet werden muss, dass die absoluten Einstrahlungen während dieser Periode mehr als 
doppelt so hoch ausfielen wie bei der ersten Periode.  
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Abbildung 94: Einstrahlungserhöhung durch bifaziale Module in % je Modul und Periode, wobei die Periode vom 13.05. – 

21.05.2023 einen hohen Diffus-, und die vom 25.05. – 05.06.2023 einen hohen Direktstrahlungsanteil aufweist, beim Tracker 
ein astronomischer Algorithmus angewendet wurde, und das Referenzmodul 30° geneigt nach Azimut = 210° Südwest 

ausgerichtet war. Die Module haben einen Bifazialitätsfaktor von 100 %. 

 

4.2.4  Exkurs adaptiver Algorithmus 

In diesem Teil der Resultate wird aufgezeigt, um wie viel die Einstrahlung in die vorderseitige 
Modulebene (monofaziales Setting) des zweiachsig nachgeführten Moduls unter Verwendung eines 
adaptiven statt astronomischen Algorithmus gesteigert werden könnte. Beim adaptiven Algorithmus 
würde das Modul auf 180° (flach) geneigt, sobald die horizontale Einstrahlung höher ist als die 
Einstrahlung in die Modulebene bei astronomischer Nachführung, und wieder astronomisch 
nachgeführt, sobald diese tiefer ist (Abgleich mit einem zusätzlichen Pyranometer, welches 
astronomisch nachgeführt wird). 

Zuerst wird die Einstrahlungserhöhung anhand zweier Tagesverläufe aufgezeigt, gefolgt von jenen 
über ganze Tage betrachtet, und zuletzt je betrachteter Periode (hoher Diffus-, und hoher 
Direktstrahlungsanteil). 

Die Abbildung 95 zeigt beispielhaft die Einstrahlung in die Modulebene des nachgeführten Moduls bei 
astronomischem Algorithmus und jene, die bei adaptivem Algorithmus eintreffen würde, sowie auch 
die Differenz der beiden am 14.05.2023 und die Abbildung 96 jene am 02.06.2023.  
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Abbildung 95: Einstrahlung in die Modulvorderseite des zweiachsig nachgeführten Moduls in W/m2, bei astronomischem 

und adaptivem Algorithmus sowie die Einstrahlungsdifferenz zwischen den beiden Nachführmethoden, 
am 14.05.2023 bei hohem Diffusstrahlungsanteil 

Es ist ersichtlich, dass bei hohem Diffusstrahlungsanteil die Einstrahlung in die Modulebene durch 
adaptive Nachführung weiter erhöht werden könnte, jedoch nicht bei wolkenlosem Himmel, wie es 
am 02.06. der Fall war. Die Erhöhung über den Tag betrachtet beträgt dabei 1.25 % am 14.05. und 
0.06 % am 02.06.2023.  

 
Abbildung 96: Einstrahlung in die Modulvorderseite des zweiachsig nachgeführten Moduls in W/m2, bei astronomischem 

und adaptivem Algorithmus sowie die Einstrahlungsdifferenz zwischen den beiden Nachführmethoden, 
am 02.06.2023 bei hohem Direktstrahlungsanteil 

Bei Betrachtung der täglichen Einstrahlungserhöhungen durch Verwendung des adaptiven 
Algorithmus fällt die Abhängigkeit zu den Einstrahlungsbedingungen deutlich auf – bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil kann die Einstrahlung in die Modulebene um bis zu 4.8 % erhöht werden, wie 
die Abbildung 97 zeigt.  
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Abbildung 97: Relative Einstrahlungsdifferenz des zweiachsig nachgeführten Moduls in % je Tag, unter Verwendung des 

adaptiven anstatt des astronomischen Algorithmus, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 
(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil) 

Bei hohem Direktstrahlungsanteil fällt diese wesentlich geringer aus, wie die Abbildung 98 zeigt, mit 
einem Spitzenwert von 1 %, welcher sich jedoch stark von den restlichen Tagen unterscheidet. An den 
restlichen Tagen würde sich die Einstrahlungserhöhung lediglich in einem Rahmen von 0.06 bis 0.29 % 
befinden. 

 
Abbildung 98: Relative Einstrahlungsdifferenz des zweiachsig nachgeführten Moduls in % je Tag, unter Verwendung des 

adaptiven anstatt des astronomischen Algorithmus, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 
(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil) 
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Die Abbildung 99 zeigt die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene bei Verwendung des 
adaptiven anstatt des astronomischen Algorithmus je Periode. Durchschnittlich könnte diese bei 
hohem Diffusstrahlungsanteil (Periode vom 13.05. – 21.05.2023) um knapp 1 % erhöht werden, und 
bei hohem Direktstrahlungsanteil (Periode vom 25.05. – 05.06.2023) um 0.13 %. 

 
Abbildung 99: Relative Einstrahlungsdifferenz des zweiachsig nachgeführten Moduls in % je Periode, unter Verwendung des 
adaptiven anstatt des astronomischen Algorithmus, wobei die Periode vom 13.05. – 21.05.2023 einen hohen Diffus-, und die 

Periode vom 25.05. – 05.06.2023 einen hohen Direktstrahlungsanteil aufweist. 

Über alle Messtage hinweg stellt sich heraus, dass die Einstrahlung in die Modulebene bei 
astronomischer Nachführung zu 78 % höher lag wie die horizontale Globalstrahlung. 
 

4.2.5  Vergleich mit den Simulationsergebnissen aus PVsyst 

Die gemessenen Daten des zweiachsig nachgeführten bifazialen Moduls wurden mit den 
Simulationsergebnissen aus PVsyst verglichen, wobei die Modulvorder- und Modulrückseite separat 
betrachtet wurden. Die eingelesenen Wetterdaten über den Zeitraum der Messperiode, welche in 
PVsyst zur Simulation verwendet wurden, stammen von der Messstation Wädenswil, welche ca. 640 
Meter Luftlinie vom Standort des Solartrackers entfernt ist (vgl. Abbildung 61). Diese Gegebenheit 
erklärt den leichten zeitlichen Versatz der Einstrahlungswerte.  

Die Abbildung 100 zeigt die Einstrahlung in die vorderseitige Modulebene des zweiachsig 
nachgeführten Moduls in W/m2 über den Zeitraum vom 13.05. – 21.05.2023 bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil und die Abbildung 101 jene über den Zeitraum vom 25.05. – 05.06.2023 bei 
hohem Direktstrahlungsanteil.  
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Abbildung 100: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 mit dem Simulationsergebnis aus 

PVsyst für die Modulvorderseiten, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 
(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil) 

 
Abbildung 101: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 mit dem Simulationsergebnis aus 

PVsyst für die Modulvorderseiten, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 
(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil) 

Der Vegleich der Messwerte mit dem Simulationsergebnis aus PVsyst zeigt, dass die Resultate sehr 
ähnlich ausgefallen sind, wobei bei beiden Perioden der leichte zeitliche Versatz der Ergbenisse 
sichtbar wird. Bei hohem Diffusstrahlungsanteil fielen die Ergebnisse aus PVsyst teils höher und teils 
tiefer aus im Vergleich zu den gemessenen, wie die Abbildung 100 zeigt. Anders ist es bei hohem 
Direktstrahlungsanteil – dort zeigt das Simulationsergebnis aus PVsyst generell leicht höhere 
Einstrahlungswerte, wie die Abbildung 101 zeigt.  
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In der Abbildung 102 und der Abbildung 103 wird der Vergleich der Resultate dargestellt, welche sich 
auf die Rückseite eines zweiachsig nachgeführten, bifazialen Moduls beziehen.  

 
Abbildung 102: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 mit dem Simulationsergebnis aus 

PVsyst für die Modulrückseiten, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 
(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil) 

 
Abbildung 103: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 mit dem Simulationsergebnis aus 

PVsyst für die Modulrückseiten, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 
(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil) 

Bei hohem Diffusstrahlungsanteil (siehe Abbildung 102) ergab das Simuationsergebnis fast immer 
leicht höhere Werte als die Gemessenen, wobei die Spitzeneinstrahlungen generell höher eingeschätzt 
wurden. Bei hohem Direktstrahlungsanteil (siehe Abbildung 103) ergaben sich durch die Simulation 
meist tiefere Werte.  

Um die Abweichung der Resultate zu quantifizieren, wurde die Einstrahlungen in die Modulebenen 
von W/m2 auf kWh/(m2*d) umgerechnet, um sie besser vergleichbar zu machen. Die Abbildung 104 
zeigt die Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) während dem 13.05. – 21.05.2023 für die 
Modulvorderseite, und die Abbildung 105 diejenige während dem 25.05. – 05.06.2023. 
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Abbildung 104: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) mit dem 

Simulationsergebnis aus PVsyst für die Modulvorderseiten, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 
(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil) 

 
Abbildung 105: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) mit dem 

Simulationsergebnis aus PVsyst für die Modulvorderseiten, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 
(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil) 

Bei hohem Diffusstrahlungsanteil wurden Einstrahlungswerte zwischen 0.9 und 8.4 kWh/(m2*d) 
gemessen, wie die Abbildung 104 zeigt. An fünf von neun Tagen ergab das Simulationsergebnis tiefere 
Einstrahlungswerte im Vergleich zu den gemessenen, wobei die Abweichungen der Resultate in einem 
Bereich von -11.1 und +4.8 % liegen. Generell wurden die Einstrahlungen in die Modulebenen an Tagen 
mit tiefen Einstrahlungswerten (< 3.7 kWh/(m2*d)) in der Simulation unterschätzt, und an Tagen mit 
höheren Einstrahlungswerten überschätzt, wobei kein linearer Zusammenhang besteht. Die grösste 
Unterschätzung der Einstrahlung mit -8.77 % war am 16.05. und die grösste Überschätzung mit +4.8 % 
am 21.05.2023. 

Bei hohem Direktstrahlungsanteil beliefen sich die gemessenen Einstrahlungswerte auf 4.6 bis 13.1 
kWh/(m2*d), wie die Abbildung 105 zeigt. An jedem Tag ergab das Simulationsergebnis höhere 
Einstrahlungswerte im Vergleich zu den gemessenen. Die geringste Überschätzung der Einstrahlung in 
die Modulebene war am 25.05. mit +4.3 % und die höchste am 28.05. mit +11.5 %.  
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In der Abbildung 106 und der Abbildung 107 sind die Einstrahlungen in die rückseitigen Modulebenen 
in kWh/(m2*d) dargestellt.  

 
Abbildung 106: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) mit dem 

Simulationsergebnis aus PVsyst für die Modulrückseiten, über den Messzeitraum vom 13.05. bis 21.05.2023 
(wechselhaftes Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil) 

 
Abbildung 107: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) mit dem 

Simulationsergebnis aus PVsyst für die Modulrückseiten, über den Messzeitraum vom 25.05. bis 05.06.2023 
(mehrheitlich wolkenloses Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil) 

In der ersten Periode mit hohem Diffusstrahlungsanteil (siehe Abbildung 106) wurden die 
Einstrahlungswerte im Simulationsergebnis stark überschätzt, was an der Verwendung einer Albedo 
von 0.3 liegen könnte. Die gemessene Einstrahlung in die Modulebene belief sich dabei auf 0.3 bis 1.4 
kWh/(m2*d). An jedem Tag wurden die Einstrahlungswerte in der Simulation überschätzt, in einem 
Bereich von +36 % am 21.05. und +155 % am 20.05.2023. 

Bei hohem Direktstrahlungsanteil (siehe Abbildung 107) wurden Einstrahlungen in die Modulebene 
von 0.9 bis 1.8 kWh/(m2*d) gemessen, wobei diese im Simulationsergebnis an jedem Tag ausser dem 
25.05. unterschätzt wurden. Die Abweichung der Resultate liegt dabei in einem Berech von -53 % am 
02.06. und +122 % am 25.05., dem Tag mit der geringsten Einstrahlung. 
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Zuletzt wird in der Abbildung 108 die täglich durchschnittliche Einstrahlung in die Modulebene in 
kWh/(m2*d) je Periode aufgezeigt.  

 
Abbildung 108: Vergleich der Messresultate der Einstrahlung in die Modulebene in kWh/(m2*d) mit dem 

Simulationsergebnis aus PVsyst, je Modulseite und Periode, wobei die Periode vom 13.05. – 21.05.2023 einen hohen Diffus-, 
und die Periode vom 25.05. – 05.06.2023 einen hohen Direktstrahlungsanteil aufweist. 

Bei hohem Diffusstrahlungsanteil (Periode vom 13.05. – 21.05.2023) ergab das Simulationsergebnis 
mit PVsyst lediglich eine Überschätzung der Einstrahlung in die Modulebene des vorderseitigen 
Moduls von 0.8 %. Beim rückseitigen Modul wurden die Einstrahlungen in die Modulebenen jedoch 
um 106 % überschätzt.  

Bei hohem Direktstrahlungsanteil (Periode von 21.05. – 05.06.2023) überschätzte das Simulations-
ergebnis die Einstrahlung in die Modulebene des vorderseitigen Moduls um 8.2 % und beim 
rückseitigen Modul wurde diese um 29.8 % unterschätzt.  

 

4.3 Ertragsminderung auf der Modulrückseite durch Teilverschattung  

Nachfolgend werden im Kapitel 4.3.1 die Ergebnisse präsentiert, welche sich auf die Ertragsminderung 
der Modulrückseite bei bifazialen Modulen durch die Anzahl und Position der Querstreben ergeben. 
Aufgrund der Resultate wird zudem im Kapitel 4.3.2 eine Montageempfehlung für bifaziale Module 
abgegeben, welche im Kontext alpiner PVA oder auch der Agri-PV angewendet werden kann. 
 

4.3.1  Resultate der Auswertung 

Die Resultate werden nachfolgend in zwei Abschnitte in Abhängigkeit der Einstrahlungsbedingungen 
eingeteilt, wobei im ersten Abschnitt die Resultate bei Wetter mit hohem Direkt-, und im zweiten 
Abschnitt jene bei Wetter mit hohem Diffusstrahlungsanteil aufgezeigt werden. Die genaue Anordnung 
der Querstreben kann der Abbildung 63 im Kapitel 3.3.1 entnommen werden. 
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Hoher Direktstrahlungsanteil 

Bei den Messungen mit hohem Direktstrahlungsanteil betrug die relative Ertragsminderung, welche 
aufgrund der Verschattung durch die Unterkonstruktion ohne Abstand zum Modul resultierte, bei den 
zwei Szenarien mit 2 Querstreben in beiden Fällen rund 24 %, und beim Szenario mit 3 Querstreben 
rund 33 %.  

Bei Anordnung der Querstreben mit einem Abstand von 5 cm zum Modul reduzierte sich die relative 
Ertragsminderung und es konnte ein Unterschied festgestellt werden zwischen den zwei Szenarien mit 
2 Querstreben. Durch die mittige Anordnung der zwei Querstreben resultierte eine Reduktion der 
Leistung von 17 %, und durch die Anordnung dieser im oberen und unteren Bereich des Moduls eine 
von 12 %. Das Szenario mit den 3 Querstreben wies mit 24 % nach wie vor den höchsten Ertragsverlust 
auf.  

Die detaillierten Messwerte können der Tabelle 20 entnommen werden. 

Tabelle 20: Resultat der Messwerte bei hohem Direktstrahlungsanteil, inkl. Angabe des Mittelwerts und der berechneten 
relativen Verlustleistung im Vergleich zum Referenzmodul (QS = Querstreben) 

Messung bei schönem Wetter (viel Direktstrahlung), 4.5. von 12:50 bis 13:40 

Ohne Abstand der Querstreben (QS) zum Modul 

Szenario Einstrahlung 
[W/m2] 

PMPP_mess  
[W] 

PMPP_STC 

[W] 
Mittelwert  

[W] 
Verlustleistung 

[%] 

Referenz 

133 37 316 

316 0 % 134 38 315 

132 37 318 

2 QS mittig 

132 28 241 

241 24 % 132 28 241 

132 28 240 

2 QS, oben & 
unten 

130 28 238 

240 24 % 128 27 242 

127 27 239 

3 QS (oben, 
unten, vertikal) 

127 24 215 

212 33 % 127 24 211 

123 23 210 

Mit Abstand der Querstreben (QS) zum Modul, Abstand = 5 cm 

Szenario Einstrahlung 
[W/m2] 

PMPP_mess  
[W] 

PMPP_STC 

[W] 
Mittelwert  

[W] 
Verlustleistung 

[%] 

Referenz 

117 33 318 

318 0 % 117 33 320 

127 36 317 

2 QS mittig 

127 30 266 

265 17 % 126 29 263 

125 29 265 

2 QS, oben & 
unten 

127 32 282 

280 12 % 129 32 280 

128 31 277 

3 QS (oben, 
unten, vertikal) 

125 27 240 

241 24 % 117 25 240 

113 24 243 
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In der Abbildung 109 werden die Resultate der Messungen bei hohem Direktstrahlungsanteil, mit und 

ohne Abstand der Querstreben zum Modul, aufgezeigt.  

 
Abbildung 109: Relativer Ertragsverlust bei hohem Direktstrahlungsanteil in Prozent, unterteilt nach Szenario 

und Messreihe «ohne Abstand» und «mit Abstand (5 cm)» der Querstreben zum Modul 

Bei mittiger Anordnung von 2 Querstreben ohne Abstand zum Modul beträgt der relative 

Ertragsverlust 24 % und mit Abstand noch 17 %, was einer Reduktion des relativen Ertragsverlustes 

von rund 29 % entspricht. 

Werden die Querstreben im oberen und unteren Bereich des Moduls angeordnet ergibt sich eine noch 

grössere Reduktion des relativen Ertragsverlustes, wenn die Querstreben mit Abstand zum Modul 

angebracht werden. Ohne Abstand betrug der Verlust rund 24 % und mit Abstand noch 12 %, was einer 

Reduktion des relativen Ertragsverlustes von 50 % entspricht. 

Bei drei Querstreben ergibt sich eine ähnliche Reduktion des relativen Ertragsverlustes, wenn die 

Querstreben mit Abstand zum Modul montiert werden, wie bei den zwei mittig angeordneten 

Querstreben. Ohne Abstand betrug der Verlust rund 33 % und mit Abstand noch 24 %, was einer 

Reduktion des relativen Ertragsverlustes von rund 27 % entspricht. 

 

Hoher Diffusstrahlungsanteil 

Bei den Messungen mit hohem Diffusstrahlungsanteil betrug die relative Ertragsminderung, welche 
aufgrund der Verschattung durch die Unterkonstruktion ohne Abstand zum Modul resultierte, bei den 
zwei mittig angeordneten Querstreben rund 44 % und bei den zwei im oberen und unteren Bereich 
angeordneten rund 39 %. Auch bei bedecktem Himmer ergab sich die höchste Ertragsminderung bei 
Verwendung von drei Querstreben mit rund 47 % Verlustleistung.  

Bei Anordnung der Querstreben mit einem Abstand von 5 cm zum Modul reduzierte sich auch hier die 
relative Ertragsminderung in allen Szenarien. Durch die mittige Anordnung der zwei Querstreben 
resultierte eine Reduktion der Leistung von 26 %, und durch die Anordnung dieser im oberen und 
unteren Berich des Moduls eine von 36 %. Das Szenario mit den 3 Querstreben wies mit 40 % nach wie 
vor den höchsten Ertragsverlust auf.  

Die detaillierten Messwerte können der Tabelle 21 entnommen werden. 
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Tabelle 21: Resultat der Messwerte bei hohem Diffusstrahlungsanteil, inkl. Angabe des Mittelwerts und der berechneten 
relativen Verlustleistung im Vergleich zum Referenzmodul (QS = Querstreben) 

Messung bei bedecktem Wetter (viel Diffusstrahlung), 8.5. von 16:00 bis 16:30 

Ohne Abstand der Querstreben (QS) zum Modul 

Szenario Einstrahlung 
[W/m2] 

PMPP_mess  
[W] 

PMPP_STC 

[W] 
Mittelwert  

[W] 
Verlustleistung 

[%] 

Referenz 

70 23 373 

372 0 % 70 23 372 

70 23 371 

2 QS mittig 

85 16 213 

210 44 % 85 15 209 

85 15 207 

2 QS, oben & 
unten 

78 16 229 

228 39 % 77 15 227 

75 15 229 

3 QS (oben, 
unten, vertikal) 

72 12 195 

195 47 % 71 12 195 

70 12 196 

Mit Abstand der Querstreben (QS) zum Modul, Abstand = 5 cm 

Szenario Einstrahlung 
[W/m2] 

PMPP_mess  
[W] 

PMPP_STC 

[W] 
Mittelwert  

[W] 
Verlustleistung 

[%] 

Referenz 

78 26 375 

373  0 % 82 27 372 

84 28 373 

2 QS mittig 

72 17 272 

277 26 % 72 17 280 

74 18 279 

2 QS, oben & 
unten 

69 14 233 

238 36 % 66 14 240 

65 13 240 

3 QS (oben, 
unten, vertikal) 

78 15 220 

223 40 % 75 14 224 

72 14 224 

In der Abbildung 110 werden die Resultate der Messungen bei hohem Diffusstrahlungsanteil, mit und 
ohne Abstand der Querstreben zum Modul, aufgezeigt.  

Bei mittiger Anordnung von 2 Querstreben ohne Abstand zum Modul beträgt der relative 

Ertragsverlust 44 % und mit Abstand noch lediglich 26 %, was einer Reduktion des relativen 

Ertragsverlustes von rund 59 % entspricht. Bei diesem Szenario konnte der grösste Unterschied der 

relativen Etragsverlusten festgestellt werden, in Abhängigkeit des Abstandes zum Modul. 
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Abbildung 110: Relativer Ertragsverlust bei hohem Diffusstrahlungsanteil in Prozent, unterteilt nach Szenario 

und Messreihe «ohne Abstand» und «mit Abstand (5 cm)» der Querstreben zum Modul 

Werden die Querstreben im oberen und unteren Bereich des Moduls angeordnet ergibt sich eine 

geringere Reduktion des relativen Ertragsverlustes in Abhängigkeit des Abstands zum Modul, im 

Vergleich zu den Messungen bei hohem Direktstrahlungsanteil. Ohne Abstand betrug der Verlust rund 

39 % und mit Abstand 16 %, was einer Reduktion des relativen Ertragsverlustes von 8 % entspricht. 

Bei drei Querstreben ergibt sich eine ähnliche Reduktion des relativen Ertragsverlustes, wenn die 

Querstreben mit Abstand zum Modul montiert werden, wie beim Szenario mit zwei Querstreben im 

oberen und unteren Bereich des Moduls. Ohne Abstand betrug der Verlust rund 47 % und mit Abstand 

noch 40 %, was einer Reduktion des relativen Ertragsverlustes von rund 15 % entspricht. 

In der Abbildung 111 werden abschliessend alle Resultate in einem Diagramm aufgezeigt. 

 

Abbildung 111: Relativer Ertragsverlust je Szenario bei hohem Direkt- und hohem Diffusstrahlungsanteil,  
unterteilt in «Ohne Abstand» und «Mit Abstand (5cm)» der Querstreben zum Modul 
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4.3.2  Montageempfehlung 

In der Literaturrecherche im Kapitel 2.1 «Bifaziale Module» hat sich gezeigt, dass für eine optimale 
Funktionalität von bifazialen Solarmodulen der gesamte Systemaufbau von grosser Bedeutung ist. 
Verschiedene Faktoren spielen dabei eine wichtige Rolle. Dazu gehören die Art der 
Modulaufständerung, die Verkabelung, das Befestigungssystem, die Albedo sowie die Auslegung, um 
eine möglichst hohe Lichteinstrahlung hinter den Solarmodulen zu gewährleisten. 

Die Resultate der Auswertung zeigen, dass bei hohem Direktstrahlungsanteil der Ertragsverlust mit 
zunehmender Anzahl der Querstreben steigt, unabhängig von ihrer Positionierung in der Mitte oder 
im oberen und unteren Bereich des Moduls. Allerdings konnte kein signifikanter Unterschied in Bezug 
auf den Ertragsverlust festgestellt werden, in Abhängigkeit dessen, ob sich die zwei Querstreben in der 
Mitte oder oben/unten befanden. Es wurde jedoch festgestellt, dass der Ertragsverlust abnimmt, wenn 
der Abstand zwischen den Querstreben und der Modulfläche um 5 cm erhöht wird. Zusätzlich ergab 
die Analyse, dass der geringste Ertragsverlust erzielt wird, wenn zwei Querstreben mit der 
Positionierung oben/unten sowie einem Abstand von 5 cm verwendet werden. 

Bei einer hohen Diffusstrahlung zeigt die Auswertung, dass der Ertragsverlust mit zunehmender Anzahl 
der Querstreben steigt, ähnlich wie bei hoher Direkteinstrahlung. Hierbei konnte jedoch festgestellt 
werden, dass bei einer Anzahl von zwei Querstreben der Ertragsverlust grösser ist, wenn die 
Querstreben mittig anstelle von oben/unten installiert werden. Durch den zusätzlichen Abstand 
zwischen den Querstreben und der Modulfläche von 5 cm konnte gezeigt werden, dass der geringste 
Ertragsverlust ebenfalls mit zwei Querstreben erzielt wird, ähnlich wie bei hoher Direkteinstrahlung. 
Allerdings tritt dieser Effekt auf, wenn die Querstreben in der Mitte positioniert sind. 

Generell wird empfohlen, für bifaziale Module in erster Linie spezielle Aufständerungssysteme ohne 
Querstreben zu verwenden, um den Ertragsverlust durch die Unterkonstruktion gesamtheitlich zu 
vermeiden. Eine Möglichkeit für eine feste Installation zeigt das Aufständerungssystem in Abbildung 3 
aus dem Kapitel 2.1 «Bifaziale Module». Es war jedoch nicht möglich, spezielle Aufständerungssysteme 
für nachgeführte bifaziale Module zu finden. Daher bezieht sich die Montageempfehlung vor allem auf 
nachgeführte Tracking-Systeme im alpinen Raum. 

Für Regionen mit hohem Direktstrahlungsanteil wird empfohlen, zwei Querstreben mit einer 
Positionierung oben/unten und einem Abstand von 5 cm zur Modulfläche zu verwenden. In Regionen 
mit hohem Diffusstrahlungsanteil wird hingegen empfohlen, zwei mittig positionierte Querstreben mit 
einem Abstand von 5 cm zu verwenden. In beiden Fällen erweist es sich als sinnvoll, die Querstreben 
mit einem Abstand zum Modul zu montieren, da dadurch der Ertragsverlust reduziert werden kann. 

Es ist wichtig anzumerken, dass die Ergebnisse der Auswertung einer ersten Versuchsreihe 
entsprechen und daher die darauf basierende Empfehlung mit Vorsicht zu betrachten ist.  

Durch hohe Diffusstrahlung und die Anordnung der Querstreben in der Mitte mit einem Abstand zur 
Modulfläche wurde eine Reduktion des Ertragsverlustes um 59 % im Vergleich zu den mittig 
angeordneten Querstreben ohne Abstand nachgewiesen. Die Auswertungen könnten Messfehler 
enthalten, aber eine mögliche Erklärung dafür könnte die Verwendung von 
Halbzellenmodultechnologie sein, die im Kapitel 5.2 näher diskutiert wird. 

Basierend auf der vorgeschlagenen Montageempfehlung für bifaziale Module, können folgende 
Untersuchungen als sinnvoll erachtet werden: Dazu gehören Messungen über einen längeren Zeitraum 
an verschiedenen Standorten, um die Leistung der Module unter den empfohlenen 
Montagebedingungen zu validieren und ihre Effizienz in unterschiedlichen Umgebungen zu bewerten. 
Vergleichende Studien zwischen verschiedenen alpinen Montageoptionen ist ein weiterer Bereich, der 
untersucht werden sollte. Die Durchführung dieser Untersuchungen könnte dazu beitragen, das 
Verständnis und die Optimierung der alpinen Montage und Leistung von bifazialen Modulen 
voranzutreiben und Empfehlungen für zukünftige Versuche und Entwicklungen auf diesem Gebiet zu 
liefern. 
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4.4 Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung für alpine PVA 

In den folgenden Abschnitten wird der Einfluss einer Einspeisebegrenzung auf 110, 100, 90, 80, 75 
sowie 70 % der Nennleistung in verschiedenen zeitlichen Betrachtungen dargestellt. Die untersuchten 
Modulleistungen beziehen sich auf die südlich ausgerichteten (Azimut = 180°), bifazialen Module der 
ZHAW-Testanlage am Standort der Totalp, wobei einerseits die Modulneigung 60° (Segment D) sowie 
90° (Segment E) untersucht wurde (vgl. Abbildung 67).  

Zuerst werden im Kapitel 4.4.1 die Ergebnisse im Kontext der fehlenden Messwerte aufgezeigt, um die 
Aussagekraft der Datengrundlage beurteilen zu können. Anschliessend werden im Kapitel 4.4.2 die 
Ergebnisse präsentiert, welche sich aus der Untersuchung der Messwerte im 10-Sekunden-Intervall 
ergaben. Im Kapitel 4.4.3 werden die Abweichungen präsentiert, welche sich durch die Verwendung 
von Daten mit stündlicher Auflösung im Vergleich zu denen im 10-Sekunden-Intervall herausstellten. 
Anhand dieses Ergebnisses wird in der Diskussion (vgl. Diskussion im Kapitel 5.3) aufgezeigt, in welcher 
zeitlichen Auflösung Produktionsprofile / Messdaten von alpinen PVA vorliegen müssen, um 
Fragestellungen im Kontext der Abregelung beantworten zu können. 
 

4.4.1 Fehlende Messwerte 

Die Leistungsdaten der untersuchten Modulsegmente D und E weisen Lücken auf. Gemäss Auskunft 
von Dionis Anderegg (ZHAW), der die Messdaten zur Verfügung gestellt hat, sind die Messausfälle auf 
das Überwachsungssystems der Anlage zurückzuführen. 

Bei den Modulen mit 60° Neigung wurden die Jahre 2021 und 2022 untersucht, bei denen im Jahr 2021 
rund 7.1 %, und im Jahr 2022 rund 3.8 % der Leistungsdaten fehlten, was insgesamt 5.42 % des 
Datenumfangs entspricht. Bei den Modulen mit 90° Neigung wurden die Jahre 2018 bis 2022 
untersucht, bei denen Leistungsdaten im Bereich von 3.6 % bis 7.1 % fehlten, wobei insgesamt 
betrachtet 4.91 % der verwendeten Daten fehlten. In der Tabelle 22 sind die fehlenden Messwerte in 
Prozenten je Jahr aufgeführt, gerundet auf zwei Nachkommastellen. 

Tabelle 22: Fehlende Messwerte je untersuchtem Jahr, in Prozenten der Gesamtanzahl der Leistungsdaten des jeweils 
untersuchten Jahres 

 2018 2019 2020 2021 2022 Total 

60° Neigung    7.07 % 3.77 % 5.42 % 

90° Neigung 6.53 % 3.65 % 3.54 % 7.07 % 3.77 % 4.91 % 

 

Bei der Aufteilung auf die Monate zeigte sich, dass die fehlenden Messwerte bei beiden Segmenten 
nicht gleichmässig verteilt sind, wie die Abbildung 112 zeigt. Bei einer gleichmässigen Verteilung 
würden rund 8.3 % dieser je Monat anfallen (100 % / 12 Monate). Bei beiden Segmenten gab es im 
Monat Juni die meisten Messausfälle, gefolgt vom Mai. Im Juli traten bei beiden Neigungen nur geringe 
Messausfälle auf. In den Wintermonaten Oktober bis März traten bei den Modulen mit 60° Neigung 
durchschnittlich geringere Messausfälle auf (< 8.3 %), mit einer Ausnahme im November mit 11 %. Bei 
diesen mit 90° Neigung gab es lediglich im Oktober mit 9 % überdurchschnittliche Messausfälle.  
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Abbildung 112: Anteil fehlender Messwerte je Monat, in Prozenten der gesamthaft fehlenden Messwerte 

Werden die fehlenden Messwerte auf die Uhrzeit aufgeteilt zeigt sich eine homogenere Verteilung, 
wie die Abbildung 113 zeigt. Bei gleichmässiger Verteilung würden 4.2 % der Messausfälle je Stunde 
anfallen (100 % / 24 Stunden). Die geringsten Ausfälle traten bei den Modulen mit 60° Neigung mit 
3.58 % in den Stunden 14 - 22 auf, und bei denen mit 90° Neigung mit 3.60 % in der Stunde 13. Die 
höchsten Ausfälle traten bei den beiden Segmenten in der Stunde 2 auf, mit 5.27 % bei 60° geneigten, 
und 5.12 % bei 90° geneigten.  

 

 

Abbildung 113: Anteil fehlender Messwerte je Uhrzeit, in Prozenten der gesamthaft fehlenden Messwerte 

Die Beurteilung der Datengrundlage findet in der Diskussion im Kapitel 5.3 statt.   
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4.4.2  Resultate anhand von Messwerten in 10-Sekunden-Auflösung 

In diesem Unterkapitel werden die Resultate des Einflusses einer Abregelung auf den Stromertrag 
gezeigt, wobei prozessierte Daten (vgl. Datengrundlage) im 10-Sekunden-Intervall verwendet wurden, 
was dem Messintervall entspricht.  
 

Jährliche Betrachtung 

Das Segment D mit einem Neigungswinkel von 60° verzeichnete im Jahr 2021 einen Solarstromertrag 
von 1'847 kWh/kWp und im Jahr 2022 einen von 1'850 kWh/kWp, woraus sich ein durchschnittlicher 
Ertrag von 1'849 kWh/kWp errechnet. Bei einer Begrenzung auf 110 % der Nennleistung würde 
durchschnittlich 3.21 % des Stromertrags ungenutzt. Bei einer Begrenzung auf 90 % der Nennleistung 
wären dies bereits 9.6 % und bei einer auf 70 % der Nennleistung sogar 20.25 % der jährlichen 
Stromproduktion.  

Die maximale Leistung belief sich bei den 60° geneigten Modulen auf 1.97 kW/kWp, und bei den 90° 
geneigten auf 1.95 kW/kWp. Damit kein Solarstromertrag abgeregelt wird, müsste ein Wechselrichter 
auf 197 %, respektive 195 % der Nennleistung dimensioniert werden. 

Die detaillierten jährlichen Verlustleistungen je Begrenzungsstufe sind in der Tabelle 23 dargestellt.  

Tabelle 23: Prozentuale jährliche Ertragsminderungen, welche bei den 60° geneigten, bifazialen Modulen durch die 
Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der produzierten kWh/kWp pro Jahr 

60° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

2021 1'847.16 3.47 % 6.30 % 10.20 % 15.10 % 17.91 % 20.96 % 

2022 1'850.43 2.95 % 5.50 % 9.00 % 13.68 % 16.47 % 19.54 % 

Durchschnitt 1'848.80 3.21 % 5.90 % 9.60 % 14.39 % 17.19 % 20.25 % 

Das Segment E mit einem Neigungswinkel von 90° verzeichnete in den untersuchten Jahren zwischen 
2018 und 2022 Solarstromerträge zwischen 1'530 kWh/kWp im Jahr 2018 und 1’797 kWh/kWp im Jahr 
2019, mit einem durchschnittlichen Ertrag von 1'676 kWh/kWp. Bei einer Begrenzung auf 110 % der 
Nennleistung würden durchschnittlich 2.4 % Solarstromertrages ungenutzt. Bei einer Begrenzung auf 
90 % der Nennleistung wären dies bereits 8.0 % und bei einer auf 70 % der Nennleistung knapp 17 % 
des jährlichen Stromertrages, mit einem Maximum von fast 18 % im Jahr 2021. Die detaillierten 
Ertragsverluste je Begrenzungsstufe sind in der Tabelle 24 dargestellt.  

Tabelle 24: Prozentuale jährliche Ertragsminderungen, welche bei den 90° geneigten, bifazialen Modulen durch die 
Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der produzierten kWh/kWp pro Jahr 

90° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

2018 1'530.21 2.53 % 4.78 % 7.71 % 11.39 % 13.59 % 16.04 % 

2019 1'797.02 2.58 % 4.94 % 8.09 % 12.10 % 14.47 % 17.14 % 

2020 1'717.57 1.90 % 4.32 % 7.70 % 11.93 % 14.35 % 16.99 % 

2021 1'714.28 2.63 % 5.17 % 8.52 % 12.73 % 15.21 % 17.97 % 

2022 1'621.88 2.38 % 4.79 % 7.95 % 11.88 % 14.18 % 16.73 % 

Durchschnitt 1'676.19 2.40 % 4.80 % 8.00 % 12.00 % 14.36 % 16.97 % 

Die Module mit 60° Neigung weisen in jeder Begrenzungsstufe höhere Ertragsverluste auf als jene mit 
90° Neigung, als auch generell einen höheren Solarstromertrag pro kWp. In der Abbildung 114 sind die 
durchschnittlichen jährlichen Ertragsverluste der beiden Modulneigungen je Begrenzungsstufe 
grafisch in einem Balkendiagramm dargestellt. 
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Abbildung 114: Grafische Darstellung der prozentualen jährlichen Ertragsverluste je Begrenzungsstufe der beiden Segmente 

(Neigungswinkel 60° und 90°), wobei die Durchschnittswerte der jeweils untersuchten Jahre verwendet wurden. 

Monatliche Betrachtung  

Werden die Verlustleistungen in monatlicher Auflösung dargestellt zeigt sich, dass die höchsten 
prozentualen Verlustleistungen bei den Modulen mit 60° Neigung in jeder Begrenzungsstufe im Monat 
März verzeichnet würden, obschon der spezifische Ertrag in kWh/kWp im April durchschnittlich höher 
war. In den Monaten November bis April sind die Verlustleistungen bei einer Begrenzung generell am 
höchsten mit über 20 %, und in den Monaten Juni bis September vergleichsweise gering, wie die 
Tabelle 25 zeigt.  

Tabelle 25: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Monat bei den 60° geneigten, bifazialen Modulen, welche 
durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der durchschnittlich 
produzierten kWh/kWp je Monat  

60° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

Januar 121.82  3.19 % 6.95 % 11.64 % 17.00 % 19.88 % 22.89 % 

Februar 166.24 6.05 % 10.33 % 15.46 % 21.31 % 24.48 % 27.82 % 

März 248.04 6.62 % 11.07 % 16.38 % 22.50 % 25.86 % 29.40 % 

April 249.63 5.66 % 9.26 % 13.66 % 18.94 % 21.94 % 25.21 % 

Mai 200.89 3.57 % 6.28 % 9.78 % 14.10 % 16.63 % 19.44 % 

Juni 141.34 0.97 % 2.11 % 4.11 % 7.41 % 9.60 % 12.09 % 

Juli 121.96 0.07 % 0.34 % 1.14 % 3.48 % 5.45 % 7.85 % 

August 126.47 0.09 % 0.48 % 2.09 % 5.53 % 7.87 % 10.52 % 

September 120.89 0.79 % 1.73 % 4.14 % 8.09 % 10.56 % 13.34 % 

Oktober 137.18 0.55 % 1.66 % 4.61 % 9.37 % 12.33 % 15.63 % 

November 113.23 2.34 % 5.86 % 10.65 % 16.42 % 19.60 % 22.94 % 

Dezember 101.08 1.76 % 5.17 % 9.81 % 15.34 % 18.38 % 21.57 % 

Bei den Modulen mit 90° Neigung würden bei einer Begrenzung die höchsten Verluste im Monat 
Februar verzeichnet, knapp gefolgt von Januar, März und Dezember. In den Sommermonaten Juni bis 
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September wären die prozentualen Verlustleistungen sogar bei einer Begrenzung auf 70 % der 
Nennleistung verschwindend klein, wie die Tabelle 26 zeigt.  

Tabelle 26: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Monat bei den 90° geneigten, bifazialen Modulen, welche 
durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der durchschnittlich 
produzierten kWh/kWp je Monat 

90° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

Januar 137.78 4.33 % 8.49 % 13.54 % 19.19 % 22.22 % 25.37 % 

Februar 167.10 5.06 % 9.17 % 14.12 % 19.78 % 22.87 % 26.13 % 

März 224.16 4.30 % 8.00 % 12.59 % 18.02 % 21.06 % 24.35 % 

April 224.85 2.39 % 5.22 % 9.17 % 14.11 % 16.97 % 20.12 % 

Mai 187.93 1.10 % 2.29 % 4.54 % 8.00 % 10.19 % 12.71 % 

Juni 119.80 0.18 % 0.47 % 1.29 % 2.96 % 4.19 % 5.72 % 

Juli 82.03 0.00 % 0.00 % 0.01 % 0.06 % 0.16 % 0.37 % 

August 80.49 0.00 % 0.00 % 0.01 % 0.09 % 0.22 % 0.58 % 

September 101.73 0.39 % 0.77 % 1.31 % 2.42 % 3.61 % 5.48 % 

Oktober 107.95 0.76 % 1.80 % 3.57 % 6.89 % 9.30 % 12.12 % 

November 128.88 2.40 % 5.76 % 10.47 % 16.17 % 19.31 % 22.62 % 

Dezember 113.51 3.74 % 7.74 % 12.58 % 18.00 % 20.90 % 23.93 % 

Die durch die Begrenzung resultierenden monatlichen Verlustleistungen der beiden Modulneigungen 
in Prozenten, welche in der Tabelle 25 und Tabelle 26 beschrieben wurden, sind in Abbildung 115 und 
Abbildung 116 mittels Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe grafisch dargestellt.  

 
Abbildung 115: Grafische Darstellung der in der Tabelle 25 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Monat bei 

einer Modulneigung von 60°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 
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Abbildung 116: Grafische Darstellung der in der Tabelle 26 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Monat bei 

einer Modulneigung von 90°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 

 

Saisonale Betrachtung 

Da der Ausbau von alpinen PVA vor allem der Winterstromproduktion dienen soll, wurden die 
Verlustleistungen in diesem Abschnitt zusätzlich je Saison dargestellt. Die Monate April bis September 
gehören zu der Saison «Sommer», und die Monate Oktober bis März zu der Saison «Winter».  

Bei den 60° geneigten Modulen können im Sommer mit durchschnittlich 961 kWh/kWp höhere Erträge 
erzielt werden als im Winter mit 888 kWh/kWp, wobei die prozentuale Verlustleistung in jeder 
Begrenzungsstufe im Winter höher sind als im Sommer. Bereits bei einer Begrenzung auf 90 % würde 
rund ein Achtel, und bei einer auf 70 % sogar knapp ein Viertel der Stromproduktion im Winter 
verloren gehen. Die prozentualen Verlustleistungen je Begrenzungsstufe der Module mit 60° Neigung 
sind in der Tabelle 27 aufgeführt.  

Tabelle 27: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Saison bei den 60° geneigten, bifazialen Modulen, welche 
durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der durchschnittlich 
produzierten kWh/kWp je Saison 

60° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

Sommer 961.18 2.48 % 4.35 % 7.14 % 11.14 % 13.64 % 16.45 % 

Winter 887.59 4.00 % 7.58 % 12.26 % 17.90 % 21.04 % 24.37 % 

Bei den 90° geneigten Modulen werden im Winter mit durchschnittlich 879 kWh/kWp höhere Erträge 
erzielt als im Sommer mit 797 kWh/kWp, wobei die prozentuale Verlustleistung bei Begrenzung wie 
bei denen mit 60° Neigung im Winter höher sind als im Sommer. Auch hier liegen die prozentualen 
Verlustleistungen je Begrenzungsstufe tiefer im Vergleich zu denen bei den 60° geneigten Modulen. 
Im Winter ist der Unterschied zwischen den beiden Neigungen gering, jedoch verzeichnen die 60° 
geneigten im Vergleich zu den 90° geneigten im Sommer deutlich höhere prozentuale Verluste. Die 
prozentualen Verlustleistungen je Begrenzungsstufe der Module mit 90° Neigung sind in der Tabelle 
28 aufgeführt. 
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Tabelle 28: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Saison bei den 90° geneigten, bifazialen Modulen, welche 
durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, inkl. Angabe der durchschnittlich 
produzierten kWh/kWp je Saison 

90° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

Sommer 796.83 1.01 % 2.18 % 4.02 % 6.64 % 8.32 % 10.33 % 

Winter 879.38 3.66 % 7.18 % 11.61 % 16.90 % 19.86 % 23.04 % 

Auch hier werden die prozentualen Werte, welche für 60° geneigte Module in der Tabelle 27 
aufgeführt wurden, in Abbildung 117 und jene aus Tabelle 28 der 90° geneigten Module in Abbildung 
118 grafisch je Begrenzungsstufe dargestellt.  

 
Abbildung 117: Grafische Darstellung der in der Tabelle 27 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Saison bei 

einer Modulneigung von 60°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 

 

 
Abbildung 118: Grafische Darstellung der in der Tabelle 28 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Saison bei 

einer Modulneigung von 90°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 

 

Tageszeitliche Betrachtung, im Winterhalbjahr 

Die Verlustleistungen, welche je Begrenzungsstufe in den Wintermonaten Oktober bis März 
resultieren würden, werden nachfolgend in tageszeitlicher Betrachtung beschrieben und dargestellt.  

Bei den 60° geneigten Modulen resultieren die höchsten Verlustleistungen je Begrenzungsstufe über 
die Mittagsstunden von 11 bis 13 Uhr, in denen auch die höchsten spezifischen Erträge in kWh/kWp 
verzeichnet werden, und die geringsten zu den Abend- und Morgenstunden von 16 bis 8 Uhr, wie die 
Tabelle 29 zeigt. Bei einer Begrenzung auf 70 % der Nennleistung würden so zu den Mittagsstunden 
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im Winterhalbjahr fast ein Drittel des erzeugten Stroms verloren gehen, und auch bei einer Begrenzung 
auf 80 % würde sich der Verlust auf rund ein Viertel belaufen.  

Tabelle 29: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Uhrzeit in den Wintermonaten Oktober bis März bei den 60° 
geneigten, bifazialen Modulen, welche durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, 
inkl. Angabe der durchschnittlich produzierten kWh/kWp je Uhrzeit 

60° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

17 - 7 Kein Verlust 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 

8 47.87 0.01 % 0.02 % 0.08 % 0.60 % 1.35 % 2.57 % 

9 90.96 0.50 % 1.58 % 4.34 % 9.27 % 12.50 % 16.19 % 

10 121.46 3.14 % 7.34 % 13.07 % 19.81 % 23.42 % 27.16 % 

11 139.59 6.71 % 11.99 % 18.06 % 24.65 % 28.14 % 31.73 % 

12 144.41 7.81 % 12.94 % 18.94 % 25.48 % 28.92 % 32.47 % 

13 135.27 5.91 % 10.77 % 16.63 % 23.27 % 26.75 % 30.33 % 

14 110.17 2.34 % 5.78 % 10.71 % 16.90 % 20.39 % 24.10 % 

15 56.80 0.11 % 0.96 % 3.71 % 8.38 % 11.19 % 14.23 % 

16 23.90 0.00 % 0.00 % 0.01 % 0.25 % 0.86 % 2.07 % 

Auch bei den 90° geneigten Modulen resultieren die höchsten Verlustleistungen je Begrenzungsstufe 
über die Mittagsstunden von 11 bis 13 Uhr, in denen auch die höchsten spezifischen Erträge in 
kWh/kWp verzeichnet werden, und die geringsten zu den Abend- und Morgenstunden von 16 bis 8 
Uhr, wie die Tabelle 30 zeigt. Wie bereits in vorherigen Vergleichen fällt auf, dass die prozentualen 
Verlustleistungen bei den Modulen mit 60° Neigung zu fast jeder Zeit und Begrenzungsstufe höher 
ausfallen als bei jenen mit 90° Neigung, jedoch im unteren einstelligen Prozentbereich. Bei einer 
Begrenzung auf 70 % der Nennleistung würden so zu den Mittagsstunden im Winterhalbjahr rund 30 % 
des erzeugten Stroms verloren gehen, und auch bei einer Begrenzung auf 80 % würde sich der Verlust 
auf fast ein Viertel belaufen. 

Tabelle 30: Durchschnittliche prozentuale Ertragsminderungen je Uhrzeit in den Wintermonaten Oktober bis März bei den 90° 
geneigten, bifazialen Modulen, welche durch die Begrenzung der Nennleistung auf 110, 100, 90, 80, 75 und 70 % resultieren, 
inkl. Angabe der durchschnittlich produzierten kWh/kWp je Uhrzeit 

90° Neigung kWh/kWp 110 % 100 % 90 % 80 % 75 % 70 % 

17 – 7 Kein Verlust 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 0.00 % 

8 52.38 0.03 % 0.08 % 0.22 % 0.81 % 1.65 % 3.08 % 

9 97.52 0.35 % 1.33 % 4.49 % 9.95 % 13.31 % 17.00 % 

10 126.30 2.92 % 7.49 % 13.20 % 19.53 % 22.99 % 26.63 % 

11 141.10 6.64 % 11.81 % 17.43 % 23.69 % 27.05 % 30.55 % 

12 142.36 7.41 % 12.46 % 18.00 % 24.19 % 27.50 % 30.92 % 

13 131.08 5.09 % 9.86 % 15.39 % 21.51 % 24.85 % 28.32 % 

14 103.14 1.51 % 4.60 % 9.32 % 15.00 % 18.13 % 21.51 % 

15 49.76 0.07 % 0.46 % 1.87 % 4.59 % 6.43 % 8.62 % 

16 18.46 0.00 % 0.00 % 0.04 % 0.02 % 0.05 %  0.12 % 
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Die Resulate aus der Tabelle 29 für 60° geneigte Module werden in der Abbildung 119 dargestellt, und 
die aus der Tabelle 30 für 90° geneigte Module in der Abbildung 120, jeweils gerundet auf ganze 
Zahlen.  

 
Abbildung 119: Grafische Darstellung der in der Tabelle 29 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Uhrzeit in den 

Wintermonaten Oktober bis März bei einer Modulneigung von 60°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 

 
Abbildung 120: Grafische Darstellung der in der Tabelle 30 beschriebenen durchschnittlichen Verlustleistung je Uhrzeit in den 

Wintermonaten Oktober bis März bei einer Modulneigung von 90°, dargestellt in Balkendiagrammen je Begrenzungsstufe 
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4.4.3  Abweichung bei Verwendung von Messwerten in stündlicher Auflösung 

In diesem Unterkapitel wird die Abweichung der Resultate aufgezeigt, welche durch die Verwendung 
von stündlich gemittelten Werten anstelle von solchen im 10-Sekunden-Intervall resultieren. Einerseits 
werden die Resultate der Auswertung mit den stündlichen Werten in absoluten prozentualen 
Verlustleistungen dargestellt, als auch deren relative Abweichung zu denen mit den hochaufgelösten 
Werten in Prozenten.  

Bei der relativen Abweichung wurde die ermittelte Verlustleistung im 10-Sekunden-Intervall als 100 % 
definiert. Bei der relativen Abweichung handelt es sich also um den Anteil der Verlustleistung, welcher 
unter Verwendung stündlicher Werte geringer ausfiel (vgl. Vorgehensweise).  
 

Jährliche Betrachtung 

Bei beiden betrachteten Segmenten sinkt die relative Abweichung der prozentualen Verlustleistung 
mit der Höhe der Begrenzung, wie die Abbildung 121 zeigt. Bei einer Begrenzung auf 110 % der 
Nennleistung sind die prozentualen Verlustleistungen gering, jedoch die relative Abweichung hoch mit 
30 % bei 60° geneigten resp. 35 % bei 90° geneigten Modulen. Hingegen bei einer hohen Begrenzung 
der Nennleistung von 70 % beträgt die relative Abweichung noch 13 % bei den 60°, und 11 % bei den 
90° geneigten Modulen. Bei den Modulen mit 60° Neigung fällt die prozentuale Verlustleistung in jeder 
Begrenzungsstufe höher aus im Vergleich zu denen mit 90° Neigung, jedoch ist die relative Abweichung 
vergleichsweise geringer.  

 

Abbildung 121: Balkendiagramme der prozentualen Verlustleistungen pro Jahr aus den Auswertungen mit Werten im 10-
Sekunden- sowie 1-Stunden- Intervall (linke y-Achse) und Punktdiagramm mit den relativen Abweichungen der Resultate 

(rechte y-Achse), für beide betrachteten Modulneigungen 
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Monatliche Betrachtung 

In der Abbildung 122 sind die Resultate beider Auswertungen (mit Werten im 10-Sekunden- und 1-
Stunden-Intervall) inkl. deren relative Abweichung für die Module mit 60° Neigung, und in der 
Abbildung 123 jene für die Module mit 90° Neigung grafisch dargestellt. Daraus wird gut ersichtlich, 
dass die relative Abweichung der Ergebnisse meist hoch ist, wenn die prozentualen Verlustleistungen 
gering sind, und meist tief, wenn die Verlustleistungen hoch sind. Am deutlichsten wird dies bei der 
Betrachtung der Abweichungen in den Sommermonaten, bei denen die Abweichung bis auf 100 % 
steigt, oder bei den 60° geneigten Modulen (siehe Abbildung 122) bei einer Begrenzung auf 70 % oder 
80 % der Nennleistung im Monat März, bei dem die relative Abweichung lediglich 3 % beträgt. 

Bei den Modulen mit 90° Neigung (siehe Abbildung 123) fehlt die relative Abweichung bei einer 
Begrenzung auf 110 % sowie 100 % der Nennleistung in den Monaten Juli und August, da bei der 
Auswertung mit stündlichen Daten keine Verlustleistung berechnet wurde, im Gegensatz zu der mit 
den hochaufgelösten Daten, was zu einer relativen Abweichung von unendlich führt. 
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Abbildung 122: Balkendiagramme der prozentualen Verlustleistungen bei 60° geneigten, bifazialen Modulen pro Monat aus 
den Auswertungen mit Werten im 10-Sekunden- sowie 1-Stunden- Intervall (linke y-Achse) und 

Punktdiagramm mit den relativen Abweichungen der Resultate (rechte y-Achse) 
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Abbildung 123: Balkendiagramme der prozentualen Verlustleistungen bei 90° geneigten, bifazialen Modulen pro Monat aus 
den Auswertungen mit Werten im 10-Sekunden- sowie 1-Stunden- Intervall (linke y-Achse) und 

Punktdiagramm mit den relativen Abweichungen der Resultate (rechte y-Achse) 
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Saisonale Betrachtung 

Bei der Betrachtung der relativen Abweichungen je Saison und Begrenzungsstufe zeichnet sich ein 
ähnliches Bild ab wie bei denen je Monat – je geringer die prozentuale Verlustleistung, desto höher 
fällt die relative Abweichung aus. In der Abbildung 124 sind die Resultate beider Auswertungen inkl. 
deren relative Abweichung für die Module mit 60° Neigung, und in der Abbildung 125 jene für die 
Module mit 90° Neigung dargestellt.  

Was bei Betrachtung, als Beispiel bei der Abbildung 124 auffällt, ist, dass die relative Abweichung im 
Sommer verhältnismässig grösser ist als im Winter. Beispielsweise beträgt die prozentuale 
Verlustleistung im Sommer bei einer Begrenzung auf 100 % der Nennleistung mit den hochaufgelösten 
Daten rund 4.3 %, wobei die relative Abweichung zu derjenigen mit stündlichen Daten 36 % beträgt. 
Im Winter beträgt die prozentuale Verlustleistung bei einer Begrenzung auf 110 % rund 4.0 %, jedoch 
ist die Abweichung von derjenigen mit stündlichen Daten lediglich 20 %, was vergleichsweise viel 
geringer ist. 

Grundsätzlich zeigt sich, dass in den Sommermonaten die relative Abweichung bei gleicher 
Begrenzungsstufe höher ausfällt als in den Wintermonaten. 

 

Abbildung 124: Balkendiagramme der prozentualen Verlustleistungen bei 60° geneigten, bifazialen Modulen pro Saison aus 
den Auswertungen mit Werten im 10-Sekunden- sowie 1-Stunden- Intervall (linke y-Achse) und 

Punktdiagramm mit den relativen Abweichungen der Resultate (rechte y-Achse) 
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Abbildung 125: Balkendiagramme der prozentualen Verlustleistungen bei 90° geneigten, bifazialen Modulen pro Saison aus 
den Auswertungen mit Werten im 10-Sekunden- sowie 1-Stunden- Intervall (linke y-Achse) und 

Punktdiagramm mit den relativen Abweichungen der Resultate (rechte y-Achse) 
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5 Diskussion 

5.1 Alpine / Agri-PV Mini-Testanlage 

Als Ergebnis der im Kapitel 3.1 «Konzept und Planung einer alpinen Mini-Testanlage» beschriebenen 
Planung der alpinen Mini-Testanlage gilt das Messkonzept sowie der Versuchsaufbau, respektive der 
Bau des Schaltschrankes, welcher für die Installation am Standort der Totalp vorbereitet wurde. Da die 
alpine Testanlage aufgrund der Komplikationen beim Erstellen des Algorithmus nicht errichtet wurde, 
und stattdessen eine Mini-Testanlage für Agri-PV gebaut wurde, wird nachfolgend auf die Messwerte 
der Agri-PV Mini-Testanlage aus Kapitel 4.2 eingegangen. 

Bei der Bestimmung der Korrelation zwischen Einstrahlung in die Modulebene in W/m2 und dem 
Kurzschlussstrom in mA ergab die lineare Regression keine ideale Gerade, welche durch den Nullpunkt 
führt, was anhand des angegebenen y-Achsenabstandes zu erkennen war. Eine mögliche Erklärung 
wäre, dass die Kurzschlussströme bei tiefen Einstrahlungswerten ein anderes Verhalten zeigen oder 
die Signale durch sehr kleine Messwerte mit einer leichten Abweichung ausgegeben wurden. Aus 
diesem Grund wurde dieselbe Analyse erneut durchgeführt, wobei lediglich Werte bei Einstrahlungen 
von 600 W/m2 oder mehr verwendet wurden. Es stellte sich jedoch heraus, dass die y-Achsenabstände 
bei drei der vier Module umso grösser ausfielen, was an der reduzierten Datenmenge liegen könnte. 
Da sich der zu erwartende Fehler bei einer Einstrahlung in die Modulebene von 1'000 W/m2 bei 
Verwendung der idealen Regressionsgerade auf einen Bereich von lediglich 0.10 % und 0.94 % (rund 
1, bzw. 10 W/m2 bei 1'000 W/m2 Einstrahlung) beläuft, werden die Resultate, respektive die 
Berechnungsgrundlage, als aussagekräftig erachtet.  

Bei Betrachtung der absoluten als auch der relativen Einstrahlungsdifferenz durch die zweiachsige 
Nachführung konnte festgestellt werden, dass bei Wetter mit hohem Direktstrahlungsanteil durch die 
Nachführung fast immer höhere Einstrahlungen in die Modulebene verzeichnet wurden. Bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil ist dies nicht immer der Fall – die Einstrahlungsdifferenz ist stark abhängig vom 
Wetter und relativ unvorhersehbar. Bei hohem Direktstrahlungsanteil zeigte sich, dass der durch die 
Nachführung bedingte Mehrertrag hauptsächlich zu den Stunden auftritt, zu denen die Ausrichtung 
des Referenzmoduls am weitesten vom Sonnenazimut entfernt ist. 

Die Auswertungen ergaben, dass die Einstrahlung in die Modulebene durch zweiachsige Nachführung 
der Module insgesamt (Vorder- und Rückseite addiert) im Durchschnitt um 17 % bei Wetter mit hohem 
Diffusstrahlungsanteil, und um 42 % bei hohem Direktstrahlungsanteil erhöht werden konnte. Dass die 
Einstrahlungserhöhung durch zweiachsige Nachführung bei bedecktem Wetter geringer ausfällt 
scheint plausibel, da das direkte Licht der Sonne von Wolken verdeckt wird und an anderen Wolken 
als diffuse Strahlung reflektiert wird, welche nicht im selben Winkel zum Modul stehen wie die Sonne. 
Dort könnte die Verwendung eines adaptiven Algorithmus helfen, welcher die Module bei erhöhtem 
Diffuslichtanteil (beispielsweise >50 %) flach stellt (Neigung = 180°). In der Literatur wird von einem zu 
erwartenden Mehrertrag durch zweiachsige Nachführung von 40 - 45 % (Abdallah, 2004; Abu-Khader 
et al., 2008; Neville, 1978; Sungur, 2009) ausgegangen, jeweils in Abhängigkeit der Systemauslegung 
und lokalen Gegebenheiten. Ein Vergleich mit der Literatur ist schwierig, da einerseits nur über einen 
sehr kurzen Zeitraum von 24 Tagen gemessen wurde, und andererseits Ende Mai und Juni viele 
Sonnenstunden auftreten, verglichen mit dem Rest des Jahres. Jedoch erscheinen die Resultate 
plausibel, da in der Literatur ebenfalls von einem zu erwartenden Mehrertrag zwischen 10 und 50 % 
gesprochen wird, je nach Quelle. Die erhöhte Einstrahlung in die Modulebene bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil scheint mit 17 % relativ niedrig zu sein, jedoch scheint dieser Wert in Anbetracht 
der Wetterverhältnisse zum Messzeitpunkt als plausibel, da der Himmel teils über längere Zeit mit sehr 
dunklen Wolken bedeckt war.  

Der relative Mehrertrag, respektive die Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene durch bifaziale 
Module belief sich bei hohem Diffusstrahlungsanteil auf 13 bis 24 % beim Referenzmodul und 16 bis 
30 % beim nachgeführten Modul auf dem Tracker. Bei hohem Direktstrahlungsanteil lagen die Werte 
generell näher beieinander mit einer Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene beim 
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Referenzmodul von 16 bis 20 % und beim nachgeführten Modul von 14 bis 20 %. Gemäss 
Literaturrecherche können relative Mehrerträge durch bifaziale Module im Vergleich zu monofazialen 
von 5 bis 30 % erreicht werden, was ebenfalls abhängig ist von der Systemauslegung und den lokalen 
Gegebenheiten wie Albedo und Einstrahlungsbedingungen. Die Resultate der Auswertung decken sich 
somit mit den in der Literaturübersicht recherchierten Werten. 

Im Exkurs zur Anwendung eines adaptiven Algorithmus stellte sich heraus, dass an einem Tag mit 
hohem Diffusstrahlungsanteil eine Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene von 4.86 % erreicht 
werden konnte, wobei die mittlere Erhöhung über alle gemessenen Tage mit hohem 
Diffusstrahlungsanteil knapp 1 % betrug. Bei hohem Direktstrahlungsanteil wurden deutlich geringere 
Erhöhungen der Einstrahlung verzeichnet, wobei sich diese im Mittel der gemessenen Tage auf 0.13 % 
belief. Die Ergebnisse decken sich dabei nicht mit den Angaben aus der Literaturrecherche, bei der laut 
Awasthi et al. (2020) ein Hybrid-Tracking-System rund 25 % Mehrertrag liefert, respektive 18 % laut 
Kuttybay at al. (2019) für einen adaptiven Tracking-Algorithmus, im Vergleich zur konventionellen 
Nachführung. 

Beim Vergleich der Messergebnisse mit den Simulationsergebnissen auf PVsyt in Bezug auf die 
Einstrahlung in die Modulebene bei zweiachsiger Nachführung zeigte sich, dass die 
Simulationsergebnisse die Einstrahlungswerte der Modulvorderseiten generell eher überschätzten. An 
Tagen mit hohem Direktstrahlungsanteil wurden die Einstrahlungswerte für jene um bis zu 11.5 %, und 
an Tagen mit hohem Diffusstrahlungsanteil um bis zu 4.8 % überschätzt, wobei Tage mit tiefen 
Einstrahlungen (< 3.7 kWh/(m2*d)) um bis zu 8.8 % unterschätzt wurden. Bei den täglichen Ergebnissen 
der Modulrückseite zeigten sich im Vergleich zu denen der Vorderseite erheblich höhere 
Abweichungen von bis zu +155 % bei hohem Diffus-, und bis zu +122 % bei hohem 
Direktstrahlungsanteil, wobei bei Letzteren die Einstrahlung in fast allen Tagen um bis zu -53 % 
unterschätzt wurde. Über die betrachtete Periode mit hohem Diffusstrahlungsanteil wurde die 
Einstrahlung in die Modulvorderseite im Durchschnitt um lediglich 0.8 % überschätzt – bei der 
Modulrückseite jedoch um durchschnittlich 106 %. Bei jener mit hohem Direktstrahlungsanteil betrug 
die Abweichung des Simulationsergebnisses +8.2 % bei der Modulvorderseite, und -29.8 % bei 
Modulrückseite. Zusammenfassend kann somit gesagt werden, dass die Einstrahlungswerte in der 
Simulation mit PVsyst generell bei den Modulvorderseiten leicht höher ausgegeben werden, und die 
Ergebnisse für die Modulrückseiten mit Vorsicht zu geniessen sind.  

 

5.2  Teilverschattungsanlage 

Die Ergebnisse der relativen Ertragsminderung auf der Rückseite bifazialer Module durch die 
Unterkonstruktion, welche anhand Messungen einer selbst errichteten Testanlage im Kapitel 4.3 
festgestellt wurden, werden nachfolgend im Kontext alpiner PVA diskutiert.  

Die Messungen, welche im Flachland in Wädenswil durchgeführt wurden, ergaben bei hohem 
Direktstrahlungsanteil, dass die Ertragsminderung erheblich reduziert werden kann, sobald die 
Querstreben mit einem Abstand zum Modul, in diesem Fall von 5 cm, montiert werden. Bei hohem 
Diffusstrahlungsanteil konnte ebenfalls eine Reduktion der Verschattungsverluste durch die 
Unterkonstruktion festgestellt werden, jedoch deutlich geringer im Vergleich zu der bei hohem 
Direktstrahlungsanteil.  

Generell wurden bei 2 Querstreben geringere Ertragsverluste festgestellt wie bei 3 Querstreben, was 
zu erwarten war. Zwischen den zwei Szenarien mit 2 Querstreben (oben/unten oder mittig montiert) 
konnte bei hohem Direktstrahlungsanteil kein Unterschied festgestellt werden, wenn diese ohne 
Abstand zum Modul montiert werden. Sofern diese mit einem Abstand von 5 cm montiert wurden, 
zeigte sich jedoch, dass die Ertragsverluste bei der Montage im oberen und unteren Teil des Moduls 
geringer ausfielen, wie bei der Montage im mittigen Teil des Moduls, was auf die Halbzellen-
Modultechnologie zurückgeführt werden könnte. Halbzellenmodule weisen bei Teilverschattung ein 
unterschiedliches Verhalten im Vergleich zu Vollzellenmodule aufgrund der parallelen Substrings auf. 
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Diese ermöglichen es den Halbzellenmodulen, bis zu 50 % der Leistung des Strings zu erhalten und 
reduzieren gleichzeitig die Auswirkungen der Teilverschattung. Durch die Aufteilung der Zellen in 
Halbzellen können elektrische Verluste reduziert und Hotspots vermieden werden, während 
Vollzellensolarmodule anfälliger für Leistungsverluste sind, wenn ein Teil der Zellen verschattet ist 
(Hanifi et al., 2015). 

Bei hohem Diffusstrahlungsanteil wurden generell höhere relative Ertragsverluste festgestellt wie bei 
hohem Direktstrahlungsanteil. Das Szenario mit 3 Querstreben wies nach wie vor die höchsten 
Ertragsverluste auf, jedoch mit deutlich geringerem Unterschied zu den beiden Szenarien mit 2 
Querstreben. Auffällig war zudem, dass die zwei mittig montierten Querstreben höhere 
Ertragsverluste aufwiesen im Vergleich zu jenen, welche im oberen und unteren Teil des Moduls 
montiert wurden, sofern kein Abstand zum Modul gelassen wurde, aber tiefere, sofern ein Abstand 
von 5 cm zum Modul eingehalten wurde. Dies könnte ebenfalls auf die Halbzellen-Modultechnologie 
zurückzuführen sein, aber auch auf das wechselhafte Wetter am Tag der Messung. Es wurde zwar 
darauf geachtet, dass die Einstrahlung während der Messung nicht zu stark schwankt, jedoch kann bei 
wechselhaftem Wetter nicht von konstanten Bedingungen ausgegangen werden. 

5.3  Wechselrichter-Abregelung bei alpinen PVA 

Im Kapitel 4.4 wurden der Einfluss einer Wechselrichter-Abregelung alpiner Photovoltaikanlagen, 
anhand von Messwerten der ZHAW-Testanlage auf der Totalp, auf 110 %, 100 %, 90 %, 80 %, 75 % und 
70 % der Nennleistung, sowie die Abweichung der Ergebnisse bei Verwendung von stündlichen Werten 
statt solcher im 10-Sekunden-Intervall, untersucht.  

Bei den zur Auswertung verwendeten Daten wurden für die 60° geneigten Module im Segment D 
lediglich die Jahre 2021 und 2022 verwendet, da der Neigungswinkel im Segment D bis zum 01.10.2020 
auf 70° eingestellt war. Hingegen bei den 90° geneigten Modulen im Segment E wurden alle 
vollständigen Messjahre von 2018 bis 2022 verwendet, da der Neigungswinkel konstant war. 
Insgesamt fehlten bei den 60° geneigten Modulen 5.42 %, und bei den 90° geneigten Modulen 4.91 % 
der Messwerte der für die Auswertung verwendeten Jahre. Die Aussagekraft der Resultate bei den 90° 
geneigten Modulen wird aufgrund des 2.5-fachen Datenumfangs sowie des kleineren Anteils an 
fehlenden Messwerten als höher betrachtet im Vergleich zu denen der 60° geneigten. 

Bei der Verteilung der fehlenden Werte auf die Monate fiel auf, dass diese nicht homogen verteilt sind, 
und bei beiden Segmenten am häufigsten im Monat Juni und Mai auftraten. Bei der Verteilung auf die 
Uhrzeiten zeigte sich jedoch eine relativ homogene Verteilung, weshalb nicht von einem 
systematischen Fehler ausgegangen wird. Bei der Untersuchung des Einflusses einer Wechselrichter-
Abregelung auf die monatliche Ertragsminderung (vgl. monatliche Betrachtung) zeigte sich, dass die 
Monate Mai und Juni verhältnismässig weniger betroffen sind im Vergleich zu den anderen Monaten, 
weshalb die Datengrundlage als ausreichend angesehen wird. Insgesamt wird die Datengrundlage als 
genügend eingeschätzt, da die Schwankungen zwischen den Jahren gering ausfielen, und keine 
systematische Unter- oder Überschätzung stattfand, da die fehlenden Werte mehrheitlich homogen 
verteilt waren. 

Bei den Modulen mit 60° Neigung konnte festgestellt werden, dass diese bei jährlicher, monatlicher 
sowie saisonaler Betrachtung, relativ gesehen, meist stärker von einer Abregelung betroffen sind im 
Vergleich zu denen mit 90° Neigung. Der höchste relative Ertragsverlust tritt bei den 60° geneigten in 
jeder Begrenzungsstufe im Monat März, und bei den 90° geneigten im Monat Februar ein, was durch 
den Neigungswinkel und der Sonnenlaufbahn (Elevation) zu erklären ist.  

Die Untersuchung der Abweichung der Ergebnisse bei Verwendung von Messwerten in stündlicher 
Auflösung zeigte, dass die relative Abweichung der Ergebnisse in Prozenten bei jährlicher Betrachtung 
mit der Höhe der Begrenzung sinkt. Monatlich betrachtet wird die Tendenz der prozentualen 
Abweichung umso deutlicher – die Abweichung der Resultate ist hoch, wenn die prozentuale 
Verlustleistung gering ist und umgekehrt. Bei saisonaler Betrachtung zeigte sich, dass die Abweichung 
der Resultate je Begrenzungsstufe im Sommer höher ist als im Winter, obschon die prozentuale 
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Verlustleistung je Begrenzungsstufe tiefer ausfällt. Dies könnte auf die Albedo des Schnees 
zurückzuführen sein, da die Spitzenwerte der Einstrahlung, welche abgeregelt würden, länger 
andauern als im Sommer, und somit auch bei stündlich gemittelten Werten erfasst würden.  

Um die Frage zu beantworten, in welcher zeitlichen Auflösung Produktionsprofile von alpinen PVA 
vorliegen müssen, um Fragestellungen rund um die Abregelung beantworten zu können, kann somit 
gesagt werden, dass bei einer hohen Begrenzung der Nennleistung (z.B. 70 %), durch die eine hohe 
Verlustleistung resultiert, geringe Abweichungen der Ergebnisse auftreten und somit auch mit 
stündlichen Produktionsprofilen gearbeitet werden kann.  

 

5.4 Ausblick 

Die Literaturrecherche zu Tracking-Algorithmen ergab, dass adaptive Algorithmen mit einem hybrid-
loop bei diffusem Wetter einen deutlich höheren Ertrag erzielen als konventionelle Algorithmen, 
indem sie die Modulfläche horizontal ausrichten. Im Kapitel 4.2.4 wurde untersucht, um wie viel die 
Einstrahlung in die Modulebene gesteigert werden könnte, wenn die Module flach ausgerichtet 
würden, wenn die horizontale Globalstrahlung höher ausfällt wie jene bei astronomischer 
Nachführung. Dabei konnte keine signifikante Einstrahlungserhöhung festgestellt werden. Es bleibt 
jedoch unklar, ob diese Art der Nachführung auch für alpine Regionen die beste Lösung ist. Aufgrund 
der Komplikationen beim Erstellen des Algorithmus ist die potenzielle Ertragssteigerung durch die 
Nachführung von bifazialen Modulen im alpinen Raum noch offen. Zudem muss ein adaptiver 
Algorithmus entwickelt werden, der die unterschiedlichen Wetterbedingungen erfasst, um die 
geeignetste Nachführungsmethode zu erforschen. Der selbst entwickelte astronomische Tracking-
Algorithmus wurde lediglich über einen Zeitraum von 24 Tagen getestet. Daher ist unklar, ob der 
Algorithmus über das gesamte Jahr hinweg fehlerfrei funktioniert oder ob Anpassungen erforderlich 
sind, weshalb weitere Tests notwendig sind. 

Zukünftige Forschungsansätze könnten sich auf die rückseitige Verschattung von bifazialen Modulen 
und spezielle alpine Tracking-Algorithmen konzentrieren, um die Leistung von alpinen 
Photovoltaikanlagen weiter zu optimieren. Der Einfluss der rückseitigen Verschattung von bifazialen 
Modulen könnte durch längere Messperioden, verschiedene Aufstellungsvarianten oder den Vergleich 
mit anderen Modultechnologien untersucht und analysiert werden. Darüber hinaus ist es wichtig 
herauszufinden, welcher Tracking-Algorithmus in alpinen Regionen den grössten Mehrertrag liefert. 
Ein weiterer spannender Forschungsaspekt wäre ein Vergleich der Ergebnisse der Wechselrichter-
Abregelung mit Messwerten im 10-Sekunden-Intervall und einer kleineren zeitlichen Auflösung wie die 
untersuchte im 1-Stunden-Intervall (beispielsweise mit Messwerten im 15-Minuten-Intervall), um eine 
detailliertere Analyse der Abregelung bei alpinen Photovoltaikanlagen zu ermöglichen. Um die 
Übertragbarkeit der Ergebnisse zu prüfen wäre zudem ein Vergleich der Auswertung mit einer alpinen 
Photovoltaikanlage an einem anderen Standort denkbar.  
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Anhang 4: JAVA-Funktionen vom Node-RED Algorithmus 
Funktion 1: 
if (msg.payload >= 53 && msg.payload <= 307) { 
    return msg; 
} 
 
Funktion 2: 
var currentTime = new Date(); 
msg.payload = currentTime.toString(); 
return msg; 
 
Funktion 3: 
var currentValue = msg.payload; 
var previousValueElevation = flow.get("previousValueElevation"); 
 
if (previousValueElevation !== undefined && currentValue === previousValueElevation) { 
    // wert unverändert, nichts ausgeben 
    return null; 
} 
 
var numChanges = 0; 
if (Math.abs(currentValue - (previousValueElevation || currentValue)) === 1) { 
    numChanges = 118; // Pulszahl für 1° =362 Steps Fahrweg eingeben !!! (alter defaultwert 
118) 
} else { 
    numChanges = 1; 
} 
 
flow.set("previousValueElevation", currentValue); 
 
var i = 0; 
 
function sendOne() { 
    i++; 
    msg.payload = 1; 
    node.send(msg); 
 
    setTimeout(sendZero, 100); 
} 
 
function sendZero() { 
    msg.payload = 0; 
    node.send(msg); 
 
    if (i < numChanges) { 
        setTimeout(sendOne, 120); 
    } 
} 
 
sendOne(); 
 
return null; 
 
Funktion 4: 
var sum_1 = context.get('sum_1') || 0; 
 
if (msg.payload == "reset") { 
    sum_1 = 0; 
} else if (msg.payload == 1) { 
    sum_1++; 
} 
 
context.set('sum_1', sum_1); 
 
msg.payload = sum_1; 



 
 

return msg; 
Funktion 5: 
var lastPayload = context.get('lastPayload') || null; 
 
if (msg.payload === 90) { 
    context.set('lastPayload', null); 
    return null; // Keine Ausgabe, wenn der msg.payload 90 ist 
} else if (lastPayload !== null && msg.payload > lastPayload) { 
    context.set('lastPayload', msg.payload); 
    return { payload: true }; // True ausgeben, wenn der msg.payload erhöht wird 
} else if (lastPayload !== null && msg.payload < lastPayload) { 
    context.set('lastPayload', msg.payload); 
    return { payload: false }; // False ausgeben, wenn der msg.payload niedriger wird 
} else { 
    context.set('lastPayload', msg.payload); 
    return null; 
} 
 
Funktion 6: 
// Maximale anzahl der zugelassenen nachrichtenflüsse 
var maxMessages = 1; 
 
// Anzahl passierter nachrichten 
context.counter = context.counter || 0; 
 
// wenn msg = reset == zurücksetzen 
if (msg.payload === "reset") { 
    context.counter = 0; 
    node.status({ fill: "yellow", shape: "dot", text: "Counter reset" }); 
    return null; 
} 
 
// kontrolliert den zähler auf die maximale anzahl 
if (context.counter < maxMessages) { 
    context.counter++; 
    node.status({ fill: "green", shape: "dot", text: "Counter: " + context.counter }); 
    return msg; 
} else { 
    node.status({ fill: "red", shape: "dot", text: "Counter: " + context.counter }); 
    return null; 
} 
 
Funktion 7: 
var lastValue_ele = context.get('lastValue_ele') || 0; 
 
if (msg.payload === 1 && lastValue_ele === 0) { 
    // positive Flanke erkannt 
    msg.payload = false; 
    lastValue_ele = 1; 
} else if (msg.payload === 0 && lastValue_ele === 1) { 
    // negative Flanke erkannt 
    lastValue_ele = 0; 
} else { 
    // Kein Flankenwechsel erkannt 
    return null; 
} 
 
context.set('lastValue_ele', lastValue_ele); 
 
return msg; 
 
Funktion 8: 
let intervalId; 
 
if (msg.payload) { 
    intervalId = setInterval(() => { 



 
 

        node.send({ payload: 1 }); 
        setTimeout(() => { 
            node.send({ payload: 0 }); 
        }, 50); 
    }, 100); 
} else { 
    if (intervalId) { 
        clearInterval(intervalId); 
        intervalId = null; 
    } 
} 
 
return null; 
 
Funktion 9: 
var condition = context.global.get("Blocking_1"); 
var nodestat = node.status; 
if (condition === 0) { 
    // Blockiere den Nachrichtenfluss 
    nodestat({ fill: "red", shape: "dot", text: "inaktiv" }); 
    return null; 
} else { 
    // Leite die Nachricht weiter 
    nodestat({ fill: "green", shape: "dot", text: "aktiv" }); 
    return msg; 
} 
 
Funktion 10: 
var lowerLimit = 50; 
var upperLimit = 307; 
var value = Math.round(Math.min(Math.max(msg.payload, lowerLimit), upperLimit)); 
if (value >= lowerLimit && value <= upperLimit) { 
    msg.payload = value; 
    return msg; 
} 
 
Funktion 11: 
var currentValue = msg.payload; 
var previousValueAzimuth = flow.get("previousValueAzimuth"); 
 
if (previousValueAzimuth !== undefined && currentValue === previousValueAzimuth) { 
    // Wert nicht geändert, keine aktion 
    return null; 
} 
 
var numChanges = 0; 
if (Math.abs(currentValue - (previousValueAzimuth || currentValue)) === 1) { 
    numChanges = 71; // Pulszahl für 1° Fahrweg eingeben !!! 
} else { 
    numChanges = 1; 
} 
 
flow.set("previousValueAzimuth", currentValue); 
 
var i = 0; 
 
function sendOne() { 
    i++; 
    msg.payload = 1; 
    node.send(msg); 
 
    setTimeout(sendZero, 100); 
} 
 
function sendZero() { 
    msg.payload = 0; 
    node.send(msg); 



 
 

 
    if (i < numChanges) { 
        setTimeout(sendOne, 120); 
    } 
} 
 
sendOne(); 
 
return null; 
 
Funktion 12: 
var sum_2 = context.get('sum_2') || 0; 
 
if (msg.payload == "reset") { 
    sum_2 = 0; 
} else if (msg.payload == 1) { 
    sum_2++; 
} 
 
context.set('sum_2', sum_2); 
 
msg.payload = sum_2; 
return msg; 
 
Funktion 13: 
var lastValue_azi = context.get('lastValue_azi') || 0; 
 
if (msg.payload === 1 && lastValue_azi === 0) { 
    // positive Flanke erkannt 
    msg.payload = true; 
    lastValue_azi = 1; 
} else { 
    // keine positive Flanke 
    return null; 
} 
 
context.set('lastValue_azi', lastValue_azi); 
 
return msg; 
 
Funktion 14: 
let intervalId; 
 
if (msg.payload) { 
    intervalId = setInterval(() => { 
        node.send({ payload: 1 }); 
        setTimeout(() => { 
            node.send({ payload: 0 }); 
        }, 100); 
    }, 100); 
} else { 
    if (intervalId) { 
        clearInterval(intervalId); 
        intervalId = null; 
    } 
} 
 
return null; 
 
Funktion 15: 
var condition = context.global.get("Blocking_2"); 
var nodestat = node.status; 
if (condition === 0) { 
    // Blockiere den Nachrichtenfluss 
    nodestat({ fill: "red", shape: "dot", text: "inaktiv" }); 
    return null; 
} else { 



 
 

    // Leite die Nachricht weiter 
    nodestat({ fill: "green", shape: "dot", text: "aktiv" }); 
    return msg; 
} 

 

 

Anhang 5: Verwendete Bibliotheken in Node-RED 

In der Bibliothek von NodeRED wurden folgende „Nodes“ installiert: „iglass-logic-nodes 0.0.4“, „node-
red 3.0.2“, „node-red-contrib-buffer-parser 3.2.2“, „node-red-contrib-calc 1.0.5“, „node-red-contrib-
calculate 0.1.4“, „node-red-contrib-easing 0.2.2“, „node-red-contrib-moment  4.0.0“, „node-red-
contrib-os  0.2.1“, „node-red-contrib-play-audio  2.5.0“, „node-red-contrib-sun-position  2.2.0-beta3“, 
„node-red-contrib-sunpos  1.4.1“, „node-red-dashboard  3.4.0“, „ node-red-node-arduino  0.3.1“, „ 
node-red-node-pi-gpio  2.0.6“, „ node-red-node-ping  0.3.3“, „ node-red-node-random  0.4.1“, „ node-
red-node-serialport  1.0.3“, „node-red-node-smooth 0.1.2 “. 

 

  



Anhang 6: R-Skript für die Berechnungen und Visualisierung der Agri-PV Mini-Testanlage

Isc Bestimmung der Module

Werte vom 4.5. 13:40 bis 14:50 und 5.5. 8:30 bis 11:00

Aggregation der Daten auf 10-Sekunden-Intervalle

Datasets zusammenfügen

Umrechnung von Spannungsfall in mV auf Kurzschlussstrom in mA

In [ ]: library(tidyverse)
library(lubridate)

In [ ]: col_names <- c("Timestamp", "Einstrahlung Pyranometer")
spalten <- c("Zeitstempel", "Einstrahlung_Pyranometer")

In [ ]: pyranometer_5sec_05_04 <- read_delim("PVT_2023_05_04.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_05_04) = spalten
pyranometer_5sec_05_05 <- read_delim("PVT_2023_05_05.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_05_05) = spalten

pyranometer_5sec <- bind_rows(pyranometer_5sec_05_04, pyranometer_5sec_05_05)
pyranometer_5sec$Zeitstempel <- dmy_hms(pyranometer_5sec$Zeitstempel)

In [ ]: head(pyranometer_5sec)
nrow(pyranometer_5sec_05_04)
nrow(pyranometer_5sec_05_05)
nrow(pyranometer_5sec)

In [ ]: pyranometer_10sec <- aggregate(cbind(Einstrahlung_Pyranometer) ~ cut(Zeitstempel, "10 sec"), data=pyranometer_5sec, mean)
colnames(pyranometer_10sec) = spalten
pyranometer_10sec$Zeitstempel <- as_datetime(pyranometer_10sec$Zeitstempel)
head(pyranometer_10sec)
str(pyranometer_10sec)

In [ ]: tracker <- read_csv("Werte_Tracker_Isc_Bestimmung.csv")
tracker$Zeitstempel <- mdy_hms(tracker$Zeitstempel)
head(tracker)
str(tracker)

In [ ]: daten_merged_VoltDiff <- merge(pyranometer_10sec, tracker, by="Zeitstempel")

head(daten_merged_VoltDiff)
nrow(daten_merged_VoltDiff)

In [ ]: length(which(is.na(daten_merged_VoltDiff$Einstrahlung_Pyranometer)==TRUE))
length(which(is.na(daten_merged_VoltDiff)==TRUE))

In [ ]: min(daten_merged_VoltDiff$Einstrahlung_Pyranometer)
max(daten_merged_VoltDiff$Einstrahlung_Pyranometer)



Lineare Regression durchführen, mit und ohne Erzwingen durch den Nullpunkt

In [ ]: Widerstand_Ohm = 0.68

daten_Isc_mA <- daten_merged_VoltDiff %>% mutate(
    Referenz_v = Referenz_v/Widerstand_Ohm,
    Referenz_h = Referenz_h/Widerstand_Ohm,
    Tracker_v = Tracker_v/Widerstand_Ohm,
    Tracker_h = Tracker_h/Widerstand_Ohm)

head(daten_Isc_mA)
nrow(daten_Isc_mA)

In [ ]: daten_Isc_mA_long <- daten_Isc_mA %>% pivot_longer(cols = c("Referenz_v", "Referenz_h", "Tracker_v", "Tracker_h"), names_to = "Modul", values_to = "Isc")
daten_Isc_mA_long$Modul <- factor(daten_Isc_mA_long$Modul, levels = c("Referenz_v", "Referenz_h", "Tracker_v", "Tracker_h"))
levels(daten_Isc_mA_long$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Vorderseite", "Tracker Rückseite")
head(daten_Isc_mA_long)
nrow(daten_Isc_mA_long)

In [ ]: Farbset <- c('Referenz Vorderseite' = '#899bf0',
             'Referenz Rückseite' = '#89b5f0',
             'Tracker Vorderseite' = '#b06eeb',
             'Tracker Rückseite' = '#d96eeb')

In [ ]: plot_daten_Isc_mA_long <- ggplot(daten_Isc_mA_long, aes(x = Einstrahlung_Pyranometer, y = Isc, color = Modul)) + 
  geom_point() + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1400, 200), limits = c(0,1450)) +
  scale_x_continuous(breaks = seq(0,1000,200), limits = c(0,1000)) +
  facet_wrap(~Modul, ncol = 2) +
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  labs(x = "Einstrahlung in W/m2", y = "Kurzschlussstrom in mA", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))+
  geom_smooth(method = "lm", formula = y ~ x, se = TRUE, col = "#0c415b", lwd = 0.75) +
  geom_smooth(method = "lm", formula = y ~ x+0, se = TRUE, col = "#b30000", lwd = 0.5)

plot_daten_Isc_mA_long

In [ ]: ggsave("plot_daten_Isc_mA_real.png", plot_daten_Isc_mA_long, width = 12, height = 8, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_Isc_mA)

In [ ]: x = daten_Isc_mA$Einstrahlung_Pyranometer
y = daten_Isc_mA$Tracker_v ## hier verändern

plot(x, y)
trend=lm(y~x, data=daten_Isc_mA) ## +0 für Erzwingen durch Nullpunkt
abline(trend,col="red")
coefficients(trend)

########### Szenario REAL ##############
### Referenz_v: y = -29.531, x = 1.583
### Referenz_h: y = -3.441, x = 1.557
### Tracker_v: y = -81.542, x = 1.642



Das Gleiche bei Einstrahlungen >= 600 W/m2

### Tracker_h: y = -5.441, x = 1.564

########### Szenario Nullpunkt ##############
### Referenz_v: x = 1.539
### Referenz_h: x = 1.552
### Tracker_v: x = 1.522
### Tracker_h: x = 1.556

########### Zu erwartender Fehler --> Unterschied real vs. ideal bei 1'000 W/m2 ##############
### Referenz_v: real = 1'553.469 / ideal = 1'539 --> Fehler von 14.47 mA
### Referenz_h: real = 1'553.559 / ideal = 1'552 --> Fehler von 1.56 mA
### Tracker_v: real = 1'560.458 / ideal = 1'522 --> Fehler von 38.46 mA
### Tracker_h: real = 1'558.559 / ideal = 1'556 --> Fehler von 2.56 mA

In [ ]: daten_Isc_mA_hohe_Einstrahlung = daten_Isc_mA %>% filter(Einstrahlung_Pyranometer >= 600)

x = daten_Isc_mA_hohe_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer
y = daten_Isc_mA_hohe_Einstrahlung$Referenz_h ## hier verändern

plot(x, y)
trend=lm(y~x+0, data=daten_Isc_mA_hohe_Einstrahlung)
abline(trend,col="red")
coefficients(trend)

########### Szenario REAL ##############
### Referenz_v: y = -19.262, x = 1.571
### Referenz_h: y = 42.476, x = 1.499
### Tracker_v: y = -120.094, x = 1.694
### Tracker_h: y = 24.311, x = 1.528

########### Szenario Nullpunkt ##############
### Referenz_v: x = 1.547
### Referenz_h: x = 1.554
### Tracker_v: x = 1.540
### Tracker_h: x = 1.589

########### Zu erwartender Fehler --> Unterschied real vs. ideal bei 1'000 W/m2 ##############
### Referenz_v: real = 1'551.738 / ideal = 1'547 --> Fehler von 4.74
### Referenz_h: real = 1'541.476 / ideal = 1'554 --> Fehler von 12.52
### Tracker_v: real = 1'573.906 / ideal = 1'540 --> Fehler von 33.91
### Tracker_h: real = 1'552.311 / ideal = 1'589 --> Fehler von 36.69



Auswertung der Messungen bezüglich Erhöhung der Einstrahlung in die Modulebene durch zweiachsige Nachführung sowie durch bifaziale Module

Werte vom 13.5. 00:00 bis 05.06. 23:59:50

Daten verfälscht: 22 & 23.5.

Daten einlesen und aneinanderhängen zu einem Dataframe

In [ ]: library(tidyverse)
library(lubridate)

In [ ]: col_names <- c("Timestamp", "Einstrahlung Pyranometer")
spalten <- c("Zeitstempel", "Einstrahlung_Pyranometer")

In [ ]: pyranometer_5sec_13_05 <- read_delim("PVT_2023_05_13.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_13_05) = spalten
pyranometer_5sec_14_05 <- read_delim("PVT_2023_05_14.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_14_05) = spalten
pyranometer_5sec_15_05 <- read_delim("PVT_2023_05_15.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_15_05) = spalten
pyranometer_5sec_16_05 <- read_delim("PVT_2023_05_16.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_16_05) = spalten
pyranometer_5sec_17_05 <- read_delim("PVT_2023_05_17.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_17_05) = spalten
pyranometer_5sec_18_05 <- read_delim("PVT_2023_05_18.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_18_05) = spalten
pyranometer_5sec_19_05 <- read_delim("PVT_2023_05_19.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_19_05) = spalten
pyranometer_5sec_20_05 <- read_delim("PVT_2023_05_20.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_20_05) = spalten
pyranometer_5sec_21_05 <- read_delim("PVT_2023_05_21.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_21_05) = spalten
pyranometer_5sec_22_05 <- read_delim("PVT_2023_05_22.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_22_05) = spalten
pyranometer_5sec_23_05 <- read_delim("PVT_2023_05_23.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_23_05) = spalten
pyranometer_5sec_24_05 <- read_delim("PVT_2023_05_24.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_24_05) = spalten
pyranometer_5sec_25_05 <- read_delim("PVT_2023_05_25.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_25_05) = spalten
pyranometer_5sec_26_05 <- read_delim("PVT_2023_05_26.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_26_05) = spalten
pyranometer_5sec_27_05 <- read_delim("PVT_2023_05_27.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_27_05) = spalten
pyranometer_5sec_28_05 <- read_delim("PVT_2023_05_28.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_28_05) = spalten
pyranometer_5sec_29_05 <- read_delim("PVT_2023_05_29.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_29_05) = spalten
pyranometer_5sec_30_05 <- read_delim("PVT_2023_05_30.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_30_05) = spalten
pyranometer_5sec_31_05 <- read_delim("PVT_2023_05_31.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_31_05) = spalten
pyranometer_5sec_01_06 <- read_delim("PVT_2023_06_01.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_01_06) = spalten
pyranometer_5sec_02_06 <- read_delim("PVT_2023_06_02.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_02_06) = spalten
pyranometer_5sec_03_06 <- read_delim("PVT_2023_06_03.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_03_06) = spalten



Aggregation der Daten auf 10-Sekunden-Intervalle

pyranometer_5sec_04_06 <- read_delim("PVT_2023_06_04.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_04_06) = spalten
pyranometer_5sec_05_06 <- read_delim("PVT_2023_06_05.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_05_06) = spalten

pyranometer_5sec <- bind_rows(pyranometer_5sec_13_05, pyranometer_5sec_14_05, pyranometer_5sec_15_05, 
                              pyranometer_5sec_16_05, pyranometer_5sec_17_05, pyranometer_5sec_18_05, 
                              pyranometer_5sec_19_05, pyranometer_5sec_20_05, pyranometer_5sec_21_05,
                              pyranometer_5sec_22_05, pyranometer_5sec_23_05, pyranometer_5sec_24_05, 
                              pyranometer_5sec_25_05, pyranometer_5sec_26_05, pyranometer_5sec_27_05, 
                              pyranometer_5sec_28_05, pyranometer_5sec_29_05, pyranometer_5sec_30_05, 
                              pyranometer_5sec_31_05, pyranometer_5sec_01_06, pyranometer_5sec_02_06,
                              pyranometer_5sec_03_06, pyranometer_5sec_04_06, pyranometer_5sec_05_06)
pyranometer_5sec$Zeitstempel <- dmy_hms(pyranometer_5sec$Zeitstempel)

In [ ]: head(pyranometer_5sec)
install.packages("writexl")
library(writexl)
write_xlsx(pyranometer_5sec, "pyranometer_5sec.xlsx")
write_csv(pyranometer_5sec, "pyranometer_5sec.csv")

In [ ]: anz_tage_gemessen = 24

In [ ]: head(pyranometer_5sec)
nrow(pyranometer_5sec)

intervall_pro_h_5_sek <- 24*60*60/5
nrow(pyranometer_5sec) / intervall_pro_h_5_sek == anz_tage_gemessen ### Kontrolle

In [ ]: tracker <- read_csv("CR3000_Table1_neu.csv")
tracker$Zeitstempel <- mdy_hms(tracker$Zeitstempel)

In [ ]: head(tracker)
str(tracker)
nrow(tracker)

In [ ]: intervall_pro_h_10_sek <- intervall_pro_h_5_sek / 2
nrow(tracker) / intervall_pro_h_10_sek == anz_tage_gemessen

In [ ]: min(tracker$Tracker_h)
max(tracker$Tracker_h)
min(tracker$Tracker_v)
max(tracker$Tracker_v)
tracker[which(tracker$Tracker_v == max(tracker$Tracker_v)),]

In [ ]: min(pyranometer_5sec$Einstrahlung_Pyranometer)
max(pyranometer_5sec$Einstrahlung_Pyranometer)
pyranometer_5sec[which(pyranometer_5sec$Einstrahlung_Pyranometer == max(pyranometer_5sec$Einstrahlung_Pyranometer)),]

In [ ]: pyranometer_10sec <- aggregate(cbind(Einstrahlung_Pyranometer) ~ cut(Zeitstempel, "10 sec"), data=pyranometer_5sec, mean)
colnames(pyranometer_10sec) = spalten
pyranometer_10sec$Zeitstempel <- as_datetime(pyranometer_10sec$Zeitstempel)
head(pyranometer_10sec)
str(pyranometer_10sec)



Daten von Pyranometer und Tracker in ein Dataframe speichern --> Spalten zusammenfügen

Daten vom 22. - 24.5. entfernen da verfälscht

Negative Werte auf 0 setzen

NA-Werte zählen

Umrechnung vom Spannungsfall in mV in Kurzschlussstrom in mA

Umrechnen von Isc in mA auf Einstrahlung in die Modulebene in W/m2

In [ ]: daten_merged_VoltDiff <- merge(pyranometer_10sec, tracker, by="Zeitstempel")
daten_merged_VoltDiff <- daten_merged_VoltDiff %>%
  filter(!(day(Zeitstempel) == 22 | day(Zeitstempel) == 23 | day(Zeitstempel) == 24))

head(daten_merged_VoltDiff)
nrow(daten_merged_VoltDiff)
str(daten_merged_VoltDiff)
unique(day(daten_merged_VoltDiff$Zeitstempel))

In [ ]: daten_merged_VoltDiff <- daten_merged_VoltDiff %>% mutate(
    Einstrahlung_Pyranometer = ifelse(Einstrahlung_Pyranometer <0, 0, Einstrahlung_Pyranometer),
    Referenz_v = ifelse(Referenz_v <0, 0, Referenz_v),
    Referenz_h = ifelse(Referenz_h <0, 0, Referenz_h),
    Tracker_v = ifelse(Tracker_v <0, 0, Tracker_v),
    Tracker_h = ifelse(Tracker_h <0, 0, Tracker_h))

head(daten_merged_VoltDiff)

In [ ]: sum(is.na(daten_merged_VoltDiff$Einstrahlung_Pyranometer))
sum(is.na(daten_merged_VoltDiff))

In [ ]: Widerstand_Ohm = 0.68

daten_Isc_mA <- daten_merged_VoltDiff %>% mutate(
    Referenz_v = Referenz_v/Widerstand_Ohm,
    Referenz_h = Referenz_h/Widerstand_Ohm,
    Tracker_v = Tracker_v/Widerstand_Ohm,
    Tracker_h = Tracker_h/Widerstand_Ohm)

head(daten_Isc_mA)
nrow(daten_Isc_mA)

In [ ]: faktor_referenz_v = 1.53932886242568
faktor_referenz_h = 1.55193696871682
faktor_tracker_v = 1.521689372244
faktor_tracker_h = 1.5563945205786

In [ ]: daten_Einstrahlung <- daten_Isc_mA %>% mutate(
    Referenz_v = Referenz_v/faktor_referenz_v,
    Referenz_h = Referenz_h/faktor_referenz_h,
    Tracker_v = Tracker_v/faktor_tracker_v,
    Tracker_h = Tracker_h/faktor_tracker_h)



Maximalwerte

Ins Longformat umwandeln

Farbset für Plots definieren

Plot für jedes Modul separat, Vorder- und Rückseite getrennt

Aufteilung der Messwerte in zwei Perioden

head(daten_Einstrahlung)
nrow(daten_Einstrahlung)

In [ ]: unique(day(daten_Einstrahlung$Zeitstempel))

In [ ]: sum(is.na(daten_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer))
sum(is.na(daten_Einstrahlung))

sum(daten_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer < 0)
sum(daten_Einstrahlung$Referenz_v < 0)
sum(daten_Einstrahlung$Referenz_h < 0)
sum(daten_Einstrahlung$Tracker_v < 0)
sum(daten_Einstrahlung$Tracker_h < 0)

In [ ]: max(daten_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer)
daten_Einstrahlung[which(daten_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer == max(daten_Einstrahlung$Einstrahlung_Pyranometer)),]

In [ ]: max(daten_Einstrahlung$Tracker_v)
max(daten_Einstrahlung$Tracker_h)
daten_Einstrahlung[which(daten_Einstrahlung$Tracker_v == max(daten_Einstrahlung$Tracker_v)),]
daten_Einstrahlung[which(daten_Einstrahlung$Tracker_h == max(daten_Einstrahlung$Tracker_h)),]

In [ ]: max(daten_Einstrahlung$Referenz_v)
max(daten_Einstrahlung$Referenz_h)
daten_Einstrahlung[which(daten_Einstrahlung$Referenz_v == max(daten_Einstrahlung$Referenz_v)),]
daten_Einstrahlung[which(daten_Einstrahlung$Referenz_h == max(daten_Einstrahlung$Referenz_h)),]

In [ ]: daten_Einstrahlung_long <- daten_Einstrahlung %>% pivot_longer(cols = c("Referenz_v", "Referenz_h", "Tracker_v", "Tracker_h"), names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
daten_Einstrahlung_long$Modul <- factor(daten_Einstrahlung_long$Modul, levels = c("Referenz_v", "Referenz_h", "Tracker_v", "Tracker_h"))
levels(daten_Einstrahlung_long$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Vorderseite", "Tracker Rückseite")
head(daten_Einstrahlung_long)
nrow(daten_Einstrahlung_long)

In [ ]: Farbset <- c('Referenz Vorderseite' = '#899bf0',
             'Referenz Rückseite' = '#89b5f0',
             'Tracker Vorderseite' = '#b06eeb',
             'Tracker Rückseite' = '#d96eeb')

In [ ]: library(scales)

In [ ]: head(daten_Einstrahlung_long)

In [ ]: daten_Einstrahlung_fuer_plot <- daten_Einstrahlung_long %>% mutate(
    Datumgruppe = ifelse((day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel) <= 21), "13.05 - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023"))



daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21)
daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(!(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21))

head(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite)
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste$Zeitstempel))
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite$Zeitstempel))

In [ ]: plot_Einstrahlung_erste <- ggplot(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1300)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_erste

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_erste.png", plot_Einstrahlung_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_Einstrahlung_zweite <- ggplot(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1300)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_zweite

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_zweite.png", plot_Einstrahlung_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: daten_Einstrahlung_zwei_tage <- daten_Einstrahlung_long %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 | day(Zeitstempel) == 2) %>% mutate(
    Datum = ifelse((day(Zeitstempel) == 14), "14.05.2023", "02.06.2023"))

head(daten_Einstrahlung_zwei_tage)
unique(day(daten_Einstrahlung_zwei_tage$Zeitstempel))

In [ ]: daten_Einstrahlung_14_05 <- daten_Einstrahlung_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20))

plot_Einstrahlung_14_05 <- ggplot(daten_Einstrahlung_14_05, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 



Absolute Differenz (Tracker - Referenz)

  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1200)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_14_05

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_14_05.png", plot_Einstrahlung_14_05, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: daten_Einstrahlung_02_06 <- daten_Einstrahlung_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 2 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20))

plot_Einstrahlung_02_06 <- ggplot(daten_Einstrahlung_02_06, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1200)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_02_06

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_02_06.png", plot_Einstrahlung_02_06, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_Einstrahlung)

In [ ]: Einstrahlung_Differenz <- daten_Einstrahlung %>% transmute(
    Zeitstempel = Zeitstempel,
    Einstrahlung_Pyranometer = Einstrahlung_Pyranometer, 
    Diff_Vorderseite = Tracker_v - Referenz_v, 
    Diff_Rückseite = Tracker_h - Referenz_h)

head(Einstrahlung_Differenz)

In [ ]: Einstrahlung_Differenz[which(Einstrahlung_Differenz$Diff_Vorderseite == min(Einstrahlung_Differenz$Diff_Vorderseite)),c(1,3)]
Einstrahlung_Differenz[which(Einstrahlung_Differenz$Diff_Vorderseite == max(Einstrahlung_Differenz$Diff_Vorderseite)),c(1,3)]



Einstrahlung_Differenz[which(Einstrahlung_Differenz$`Diff_Rückseite` == min(Einstrahlung_Differenz$`Diff_Rückseite`)),c(1,4)]
Einstrahlung_Differenz[which(Einstrahlung_Differenz$`Diff_Rückseite` == max(Einstrahlung_Differenz$`Diff_Rückseite`)),c(1,4)]

In [ ]: Einstrahlung_Differenz_long <- Einstrahlung_Differenz %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite", "Diff_Rückseite"), names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Differenz_long$Modul <- factor(Einstrahlung_Differenz_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite", "Diff_Rückseite"))
levels(Einstrahlung_Differenz_long$Modul) <- c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite")

Einstrahlung_Differenz_Vorderseite_long <- Einstrahlung_Differenz_long %>% filter(Modul == "Differenz Vorderseite")
Einstrahlung_Differenz_Rückseite_long <- Einstrahlung_Differenz_long %>% filter(Modul == "Differenz Rückseite")

head(Einstrahlung_Differenz_long)

In [ ]: Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot <- Einstrahlung_Differenz_long %>% mutate(
    Datumgruppe = ifelse((day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel) <= 21), "13.05 - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023"))

Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_erste <- Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21)
Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_zweite <- Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot %>% filter(!(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21))

head(Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_erste)
unique(day(Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_erste$Zeitstempel))
unique(day(Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_zweite$Zeitstempel))

In [ ]: plot_Einstrahlung_Differenz_erste <- ggplot(Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_erste, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = c("#132a96", "#667eec"), name = "") + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(-100,800, 100), limits = c(-180,800)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungsdifferenz in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Differenz_erste

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Differenz_erste.png", plot_Einstrahlung_Differenz_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_Einstrahlung_Differenz_zweite <- ggplot(Einstrahlung_Differenz_long_fuer_plot_zweite, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = c("#132a96", "#667eec"), name = "") + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(-100,800, 100), limits = c(-180,800)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungsdifferenz in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Differenz_zweite



Relative Differenz (100 / Referenz * Tracker - 100)

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Differenz_zweite.png", plot_Einstrahlung_Differenz_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: Einstrahlung_Differenz_zwei_tage <- Einstrahlung_Differenz_long %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 | day(Zeitstempel) == 2) %>% mutate(
    Datum = ifelse((day(Zeitstempel) == 14), "14.05.2023", "02.06.2023"))

head(Einstrahlung_Differenz_zwei_tage)
unique(day(Einstrahlung_Differenz_zwei_tage$Zeitstempel))

In [ ]: daten_Einstrahlung_Differenz_14_05 <- Einstrahlung_Differenz_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20)) ## hier Tag ändern

plot_Einstrahlung_Differenz_14_05 <- ggplot(daten_Einstrahlung_Differenz_14_05, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = c("#132a96", "#667eec"), name = "") + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(-50,200, 50), limits = c(-50,220)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungsdifferenz in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Differenz_14_05

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Differenz_14_05.png", plot_Einstrahlung_Differenz_14_05, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: daten_Einstrahlung_Differenz_02_06 <- Einstrahlung_Differenz_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 2 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20)) ## hier Tag ändern

plot_Einstrahlung_Differenz_02_06 <- ggplot(daten_Einstrahlung_Differenz_02_06, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = c("#132a96", "#667eec"), name = "") + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(-100,800, 100), limits = c(-100,800)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungsdifferenz in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Differenz_02_06

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Differenz_02_06.png", plot_Einstrahlung_Differenz_02_06, width = 10, height = 5, dpi = 300)



Je Uhrzeit

Umrechnung der Einstrahlung von W/m2 auf Wh/m2, um effektive Erträge darzustellen

Umrechnungsfaktor von 10 Sek auf 1 h = 360

In [ ]: head(daten_Einstrahlung)
str(daten_Einstrahlung)

In [ ]: W_zu_Wh = 360

In [ ]: daten_Einstrahlung_Wh <- daten_Einstrahlung %>% mutate(
    Einstrahlung_Pyranometer = Einstrahlung_Pyranometer/W_zu_Wh, 
    Referenz_v = Referenz_v/W_zu_Wh, 
    Referenz_h = Referenz_h/W_zu_Wh,   
    Tracker_v = Tracker_v/W_zu_Wh,
    Tracker_h = Tracker_h/W_zu_Wh)

In [ ]: head(daten_Einstrahlung_Wh)

In [ ]: Einstrahlung_Differenz_rel_erste <- daten_Einstrahlung_Wh %>%
  filter(day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel)<=21)

Einstrahlung_Differenz_rel_zweite <- daten_Einstrahlung_Wh %>%
  filter(day(Zeitstempel) >=25 | day(Zeitstempel)<=5)

unique(day(Einstrahlung_Differenz_rel_erste$Zeitstempel))
unique(day(Einstrahlung_Differenz_rel_zweite$Zeitstempel))

In [ ]: Einstrahlung_Stunde_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023",
    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/9,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/9,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/9,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/9)

Differenz_Stunde_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023",
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100)

head(Einstrahlung_Stunde_periode1)
sum(Einstrahlung_Stunde_periode1$Ertrag_Tracker_v)
head(Differenz_Stunde_periode1)

In [ ]: Einstrahlung_Stunde_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023",
    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/12,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/12,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/12,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/12)



Differenz_Stunde_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023",
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100)

head(Einstrahlung_Stunde_periode2)
sum(Einstrahlung_Stunde_periode2$Ertrag_Tracker_v)
head(Differenz_Stunde_periode2)

In [ ]: test <- daten_Einstrahlung %>% filter(day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel)<=21 & hour(Zeitstempel) == 15)
colMeans(test[, 3:6])
100/334.830063170987*347.959378618796-100 ## Kontrolle

test2 <- daten_Einstrahlung %>% filter((day(Zeitstempel) >= 25 | day(Zeitstempel)<=5) & hour(Zeitstempel) == 15)
colMeans(test2[, 3:6])
100/915.668075738217*962.858268512094-100 ## Kontrolle

unique(day(test$Zeitstempel))
unique(day(test2$Zeitstempel))

In [ ]: Einstrahlung_Stunde_long_erste <- Einstrahlung_Stunde_periode1 %>% pivot_longer(cols = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Stunde_long_erste$Modul <- factor(Einstrahlung_Stunde_long_erste$Modul, levels = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"))
levels(Einstrahlung_Stunde_long_erste$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Tracker Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Rückseite")

head(Einstrahlung_Stunde_long_erste)

In [ ]: Einstrahlung_Stunde_long_zweite <- Einstrahlung_Stunde_periode2 %>% pivot_longer(cols = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"),
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Stunde_long_zweite$Modul <- factor(Einstrahlung_Stunde_long_zweite$Modul, levels = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"))
levels(Einstrahlung_Stunde_long_zweite$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Tracker Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Rückseite")

head(Einstrahlung_Stunde_long_zweite)

In [ ]: Einstrahlung_Stunde_long_erste_plot <- Einstrahlung_Stunde_long_erste %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)
Einstrahlung_Stunde_long_zweite_plot <- Einstrahlung_Stunde_long_zweite %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)
Differenz_Stunde_periode1 <- Differenz_Stunde_periode1 %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)
Differenz_Stunde_periode2 <- Differenz_Stunde_periode2 %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)

In [ ]: min(Einstrahlung_Stunde_long_erste_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(Einstrahlung_Stunde_long_erste_plot$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: Farbset_neu <- c('Referenz Vorderseite' = '#899bf0',
             'Tracker Vorderseite' = '#b06eeb',
             'Referenz Rückseite' = '#89b5f0',
             'Tracker Rückseite' = '#d96eeb')

In [ ]: plot_Einstrahlung_Stunde_periode1 <- ggplot(Einstrahlung_Stunde_long_erste_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = -1, size = 2.6, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,500, 100), limits = c(0,500)) +
  scale_fill_manual(values = Farbset_neu, name = "") + 
  theme_bw() +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in Wh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 



Relative Differenz

  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Stunde_periode1

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Stunde_periode1.png", plot_Einstrahlung_Stunde_periode1, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: min(Einstrahlung_Stunde_long_zweite_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(Einstrahlung_Stunde_long_zweite_plot$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Einstrahlung_Stunde_periode2 <- ggplot(Einstrahlung_Stunde_long_zweite_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = -1, size = 2.5, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1000, 200), limits = c(0,1060)) +
  scale_fill_manual(values = Farbset_neu, name = "") + 
  theme_bw() +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in Wh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Stunde_periode2

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Stunde_periode2.png", plot_Einstrahlung_Stunde_periode2, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(Differenz_Stunde_periode2)

In [ ]: Differenz_Stunde_periode1_long <- Differenz_Stunde_periode1 %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Differenz_Stunde_periode1_long$Modul <- factor(Differenz_Stunde_periode1_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel"))
levels(Differenz_Stunde_periode1_long$Modul) <- c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite")

head(Differenz_Stunde_periode1_long)

In [ ]: Differenz_Stunde_periode2_long <- Differenz_Stunde_periode2 %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Differenz_Stunde_periode2_long$Modul <- factor(Differenz_Stunde_periode2_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel"))
levels(Differenz_Stunde_periode2_long$Modul) <- c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite")

head(Differenz_Stunde_periode2_long)

In [ ]: Differenz_Stunde_periode1_long_plot <- Differenz_Stunde_periode1_long %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <= 20)
Differenz_Stunde_periode2_long_plot <- Differenz_Stunde_periode2_long %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <= 20)

min(Differenz_Stunde_periode1_long_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(Differenz_Stunde_periode1_long_plot$Einstrahlung_Modulebene)



Je Tag --> für Übersichtlichkeit Umrechnung auf kWh (/1000)

min(Differenz_Stunde_periode2_long_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(Differenz_Stunde_periode2_long_plot$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Differenz_Stunde_periode1 <- ggplot(Differenz_Stunde_periode1_long_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(Differenz_Stunde_periode1_long_plot$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(-20,140, 20), limits = c(-20,155)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  scale_fill_manual(values = c("#132a96", "#667eec"),
                   breaks = c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite"),
                   name = "", label = c("Vorderseite", "Rückseite")) + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Differenz_Stunde_periode1

In [ ]: ggsave("plot_Differenz_Stunde_periode1.png", plot_Differenz_Stunde_periode1, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_Differenz_Stunde_periode2 <- ggplot(Differenz_Stunde_periode2_long_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(Differenz_Stunde_periode2_long_plot$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,700, 100), limits = c(-40,700)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  scale_fill_manual(values = c("#132a96", "#667eec"),
                   breaks = c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite"),
                   name = "", label = c("Vorderseite", "Rückseite")) + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Differenz_Stunde_periode2

In [ ]: ggsave("plot_Differenz_Stunde_periode2.png", plot_Differenz_Stunde_periode2, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(Einstrahlung_Differenz_rel_erste)

In [ ]: Einstrahlung_Tag_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023",



    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/1000,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/1000,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/1000,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/1000)

Differenz_Tag_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023",
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100,
    Diff_Insgesamt = 100 / sum(Referenz_v + Referenz_h) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)

head(Einstrahlung_Tag_periode1)
mean(Einstrahlung_Tag_periode1$Ertrag_Tracker_v)
head(Differenz_Tag_periode1)

In [ ]: Einstrahlung_Tag_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023",
    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/1000,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/1000,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/1000,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/1000)

Differenz_Tag_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023",
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100,
    Diff_Insgesamt = 100 / sum(Referenz_v + Referenz_h) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)

head(Einstrahlung_Tag_periode2)
mean(Einstrahlung_Tag_periode2$Ertrag_Tracker_v)
head(Differenz_Tag_periode2)

In [ ]: Einstrahlung_Tag_long_erste <- Einstrahlung_Tag_periode1 %>% pivot_longer(cols = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Tag_long_erste$Modul <- factor(Einstrahlung_Tag_long_erste$Modul, levels = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"))
levels(Einstrahlung_Tag_long_erste$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Tracker Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Rückseite")

Einstrahlung_Tag_long_erste$Tag <- format(ymd(Einstrahlung_Tag_long_erste$Tag), "%d.%m.")
Einstrahlung_Tag_long_erste$Tag <- factor(Einstrahlung_Tag_long_erste$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(Einstrahlung_Tag_long_erste)

In [ ]: Einstrahlung_Tag_long_zweite <- Einstrahlung_Tag_periode2 %>% pivot_longer(cols = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Tag_long_zweite$Modul <- factor(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Modul, levels = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"))
levels(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Tracker Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Rückseite")

Einstrahlung_Tag_long_zweite$Tag <- format(ymd(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Tag), "%d.%m.")
Einstrahlung_Tag_long_zweite$Tag <- factor(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))
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head(Einstrahlung_Tag_long_zweite)

In [ ]: min(Einstrahlung_Tag_long_erste$Einstrahlung_Modulebene)
max(Einstrahlung_Tag_long_erste$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Einstrahlung_Tag_periode1 <- ggplot(Einstrahlung_Tag_long_erste, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), 
            vjust = ifelse(Einstrahlung_Tag_long_erste$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,9, 1), limits = c(0,9)) +
  scale_fill_manual(values = Farbset_neu, name = "") + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Einstrahlung_Tag_periode1

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Tag_periode1.png", plot_Einstrahlung_Tag_periode1, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: min(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Einstrahlung_Modulebene)
max(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Einstrahlung_Tag_periode2 <- ggplot(Einstrahlung_Tag_long_zweite, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), 
            vjust = ifelse(Einstrahlung_Tag_long_zweite$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,12, 2), limits = c(0,13)) +
  scale_fill_manual(values = Farbset_neu, name = "") + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Einstrahlung_Tag_periode2

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Tag_periode2.png", plot_Einstrahlung_Tag_periode2, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(Differenz_Tag_periode1)

In [ ]: Differenz_Tag_periode1_long <- Differenz_Tag_periode1 %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Differenz_Tag_periode1_long$Modul <- factor(Differenz_Tag_periode1_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"))



levels(Differenz_Tag_periode1_long$Modul) <- c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite", "Differenz Insgesamt")
Differenz_Tag_periode1_long$Tag <- format(ymd(Differenz_Tag_periode1_long$Tag), "%d.%m.")
Differenz_Tag_periode1_long$Tag <- factor(Differenz_Tag_periode1_long$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(Differenz_Tag_periode1_long)
min(Differenz_Tag_periode1_long$Einstrahlung_Modulebene)
max(Differenz_Tag_periode1_long$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: Differenz_Tag_periode2_long <- Differenz_Tag_periode2 %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Differenz_Tag_periode2_long$Modul <- factor(Differenz_Tag_periode2_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"))
levels(Differenz_Tag_periode2_long$Modul) <- c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite", "Differenz Insgesamt")
Differenz_Tag_periode2_long$Tag <- format(ymd(Differenz_Tag_periode2_long$Tag), "%d.%m.")
Differenz_Tag_periode2_long$Tag <- factor(Differenz_Tag_periode2_long$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(Differenz_Tag_periode2_long)
min(Differenz_Tag_periode2_long$Einstrahlung_Modulebene)
max(Differenz_Tag_periode2_long$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Differenz_Tag_periode1 <- ggplot(Differenz_Tag_periode1_long, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(Differenz_Tag_periode1_long$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(-10,40, 10), limits = c(-10,45)) +
  scale_fill_manual(values = c("#132a96", "#667eec", "#acb9f5"),
                   breaks = c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite", "Differenz Insgesamt"),
                   name = "", label = c("Vorderseite","Rückseite", "Insgesamt")) + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Differenz_Tag_periode1

In [ ]: ggsave("plot_Differenz_Tag_periode1.png", plot_Differenz_Tag_periode1, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_Differenz_Tag_periode2 <- ggplot(Differenz_Tag_periode2_long, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(Differenz_Tag_periode2_long$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,60, 10), limits = c(0,60)) +
  scale_fill_manual(values = c("#132a96", "#667eec", "#acb9f5"),
                   breaks = c("Differenz Vorderseite", "Differenz Rückseite", "Differenz Insgesamt"),
                   name = "", label = c("Vorderseite","Rückseite", "Insgesamt")) + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
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  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Differenz_Tag_periode2

In [ ]: ggsave("plot_Differenz_Tag_periode2.png", plot_Differenz_Tag_periode2, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(Einstrahlung_Differenz_rel_erste)
head(Einstrahlung_Differenz_rel_zweite)
unique(day(Einstrahlung_Differenz_rel_erste$Zeitstempel))
unique(day(Einstrahlung_Differenz_rel_zweite$Zeitstempel))

In [ ]: Einstrahlung_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023",
    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/1000,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/1000,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/1000,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/1000)

Einstrahlung_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  summarize(
    Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023",
    Ertrag_Referenz_v = sum(Referenz_v)/1000,
    Ertrag_Tracker_v = sum(Tracker_v)/1000,
    Ertrag_Referenz_h = sum(Referenz_h)/1000,        
    Ertrag_Tracker_h = sum(Tracker_h)/1000)

Tagesmittel_periode1 <- Einstrahlung_periode1 %>% mutate(
    Ertrag_Referenz_v = Ertrag_Referenz_v/9,
    Ertrag_Tracker_v = Ertrag_Tracker_v/9,
    Ertrag_Referenz_h = Ertrag_Referenz_h/9,
    Ertrag_Tracker_h = Ertrag_Tracker_h/9)
Tagesmittel_periode1$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"

Tagesmittel_periode2 <- Einstrahlung_periode2 %>% mutate(
    Ertrag_Referenz_v = Ertrag_Referenz_v/12,
    Ertrag_Tracker_v = Ertrag_Tracker_v/12,
    Ertrag_Referenz_h = Ertrag_Referenz_h/12,
    Ertrag_Tracker_h = Ertrag_Tracker_h/12)
Tagesmittel_periode2$Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023"

Einstrahlung_perioden <- bind_rows(Einstrahlung_periode1, Einstrahlung_periode2)
Einstrahlung_perioden_mittel <- bind_rows(Tagesmittel_periode1, Tagesmittel_periode2)

Einstrahlung_perioden
Einstrahlung_perioden_mittel

In [ ]: Einstrahlung_perioden_mittel_long <- Einstrahlung_perioden_mittel %>% pivot_longer(cols = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_perioden_mittel_long$Modul <- factor(Einstrahlung_perioden_mittel_long$Modul, levels = c("Ertrag_Referenz_v", "Ertrag_Tracker_v", "Ertrag_Referenz_h", "Ertrag_Tracker_h"))
levels(Einstrahlung_perioden_mittel_long$Modul) <- c("Referenz Vorderseite", "Tracker Vorderseite", "Referenz Rückseite", "Tracker Rückseite")

Einstrahlung_perioden_mittel_long



In [ ]: plot_Einstrahlung_perioden_mittel <- ggplot(Einstrahlung_perioden_mittel_long, aes(x = factor(Datumgruppe), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), 
            vjust = ifelse(Einstrahlung_perioden_mittel_long$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 0.9)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,10, 2), limits = c(0,12)) +
  scale_fill_manual(values = Farbset_neu, name = "") + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Periode", y = "Durchschnittliche Einstrahlung \nin kWh/(m2*d)", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Einstrahlung_perioden_mittel

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_perioden_mittel.png", plot_Einstrahlung_perioden_mittel, width = 8, height = 4, dpi = 300)

In [ ]: Differenz_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>% 
  summarize(
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100,
    Diff_Insgesamt = 100 / sum(Referenz_v + Referenz_h) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)
Differenz_periode1$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"

Differenz_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>% 
  summarize(
    Diff_Vorderseite_rel = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Tracker_v) - 100,
    Diff_Rückseite_rel = 100 / sum(Referenz_h) * sum(Tracker_h) - 100,
    Diff_Insgesamt = 100 / sum(Referenz_v + Referenz_h) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)
Differenz_periode2$Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023"

Differenz_perioden <- bind_rows(Differenz_periode1, Differenz_periode2)

Differenz_perioden

In [ ]: Differenz_perioden_long <- Differenz_perioden %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Differenz_perioden_long$Modul <- factor(Differenz_perioden_long$Modul, levels = c("Diff_Vorderseite_rel", "Diff_Rückseite_rel", "Diff_Insgesamt"))
levels(Differenz_perioden_long$Modul) <- c("Vorderseite", "Rückseite", "Insgesamt")

Differenz_perioden_long

In [ ]: plot_Differenz_perioden <- ggplot(Differenz_perioden_long, aes(x = factor(Datumgruppe), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(Differenz_perioden_long$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 0.9)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,50, 10), limits = c(0,50)) +
  scale_fill_manual(values = c("#132a96", "#667eec", "#acb9f5"),
                   breaks = c("Vorderseite", "Rückseite", "Insgesamt"),
                   name = "") + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Periode", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
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  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Differenz_perioden

In [ ]: ggsave("plot_Differenz_perioden.png", plot_Differenz_perioden, width = 8, height = 4, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_Einstrahlung_Wh)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_periode1 <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>% 
  summarize(
    Diff_Referenz = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Referenz_v + Referenz_h) - 100,
    Diff_Tracker = 100 / sum(Tracker_v) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)
mehrertrag_bifazial_periode1$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"

mehrertrag_bifazial_periode2 <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>% 
  summarize(
    Diff_Referenz = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Referenz_v + Referenz_h) - 100,
    Diff_Tracker = 100 / sum(Tracker_v) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)
mehrertrag_bifazial_periode2$Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023"

mehrertrag_bifazial_periode <- bind_rows(mehrertrag_bifazial_periode1, mehrertrag_bifazial_periode2)

mehrertrag_bifazial_periode

In [ ]: mehrertrag_bifazial_periode_long <- mehrertrag_bifazial_periode %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
mehrertrag_bifazial_periode_long$Modul <- factor(mehrertrag_bifazial_periode_long$Modul, levels = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"))
levels(mehrertrag_bifazial_periode_long$Modul) <- c("Referenz", "Tracker")

mehrertrag_bifazial_periode_long

In [ ]: plot_mehrertrag_bifazial_periode <- ggplot(mehrertrag_bifazial_periode_long, aes(x = factor(Datumgruppe), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(mehrertrag_bifazial_periode_long$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 0.9)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,20, 5), limits = c(0,25)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Periode", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_bifazial_periode

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_bifazial_periode.png", plot_mehrertrag_bifazial_periode, width = 8, height = 4, dpi = 300)



Je Tag

In [ ]: head(daten_Einstrahlung_Wh)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_tage <- daten_Einstrahlung_Wh %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Diff_Referenz = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Referenz_v + Referenz_h) - 100,
    Diff_Tracker = 100 / sum(Tracker_v) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)

mehrertrag_bifazial_tage$Datumgruppe = ifelse(day(mehrertrag_bifazial_tage$Tag) >=13 & day(mehrertrag_bifazial_tage$Tag) <=21, "13.05. - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023")

head(mehrertrag_bifazial_tage)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_tage_long <- mehrertrag_bifazial_tage %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
mehrertrag_bifazial_tage_long$Modul <- factor(mehrertrag_bifazial_tage_long$Modul, levels = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"))
levels(mehrertrag_bifazial_tage_long$Modul) <- c("Referenz", "Tracker")
mehrertrag_bifazial_tage_long$Tag <- format(ymd(mehrertrag_bifazial_tage_long$Tag), "%d.%m.")
mehrertrag_bifazial_tage_long$Tag <- factor(mehrertrag_bifazial_tage_long$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(mehrertrag_bifazial_tage_long)
min(mehrertrag_bifazial_tage_long$Einstrahlung_Modulebene)
max(mehrertrag_bifazial_tage_long$Einstrahlung_Modulebene)
unique(mehrertrag_bifazial_tage_long$Datumgruppe)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_tage_erste <- mehrertrag_bifazial_tage_long %>% filter(Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023")

plot_mehrertrag_bifazial_tage_erste <- ggplot(mehrertrag_bifazial_tage_erste, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(mehrertrag_bifazial_tage_erste$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,30, 5), limits = c(0,32)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_bifazial_tage_erste

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_bifazial_tage_erste.png", plot_mehrertrag_bifazial_tage_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_tage_zweite <- mehrertrag_bifazial_tage_long %>% filter(!Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023")

plot_mehrertrag_bifazial_tage_zweite <- ggplot(mehrertrag_bifazial_tage_zweite, aes(x = factor(Tag), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 



Je Stunde

            vjust = ifelse(mehrertrag_bifazial_tage_zweite$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,20, 5), limits = c(0,22)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_bifazial_tage_zweite

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_bifazial_tage_zweite.png", plot_mehrertrag_bifazial_tage_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_stunde_erste <- Einstrahlung_Differenz_rel_erste %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datum = "13.05. - 21.05.2023",
    Diff_Referenz = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Referenz_v + Referenz_h) - 100,
    Diff_Tracker = 100 / sum(Tracker_v) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)

mehrertrag_bifazial_stunde_zweite <- Einstrahlung_Differenz_rel_zweite %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Datum = "25.05. - 05.06.2023",
    Diff_Referenz = 100 / sum(Referenz_v) * sum(Referenz_v + Referenz_h) - 100,
    Diff_Tracker = 100 / sum(Tracker_v) * sum(Tracker_v + Tracker_h) - 100)

head(mehrertrag_bifazial_stunde_erste)
head(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite)

In [ ]: test <- daten_Einstrahlung %>% filter(day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel)<=21 & hour(Zeitstempel) == 15)
colMeans(test[, 3:6])
100/334.830063170987*(334.830063170987+54.5590389618031)-100 ## Kontrolle

test2 <- daten_Einstrahlung %>% filter((day(Zeitstempel) >= 25 | day(Zeitstempel)<=5) & hour(Zeitstempel) == 15)
colMeans(test2[, 3:6])
100/915.668075738217*(915.668075738217+107.074094760816)-100 ## Kontrolle

unique(day(test$Zeitstempel))
unique(day(test2$Zeitstempel))

In [ ]: mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long <- mehrertrag_bifazial_stunde_erste %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long$Modul <- factor(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long$Modul, levels = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"))
levels(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long$Modul) <- c("Referenz", "Tracker")

head(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long <- mehrertrag_bifazial_stunde_zweite %>% pivot_longer(cols = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")



mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long$Modul <- factor(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long$Modul, levels = c("Diff_Referenz", "Diff_Tracker"))
levels(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long$Modul) <- c("Referenz", "Tracker")

head(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long)

In [ ]: mehrertrag_bifazial_stunde_erste_plot <- mehrertrag_bifazial_stunde_erste_long %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)
mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_plot <- mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_long %>% filter(Stunde >= 6 & Stunde <=20)

min(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_plot$Einstrahlung_Modulebene)
min(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_plot$Einstrahlung_Modulebene)
max(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_plot$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_mehrertrag_bifazial_stunde_erste <- ggplot(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(mehrertrag_bifazial_stunde_erste_plot$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,60, 10), limits = c(0,66)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  facet_wrap(~Datum, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_bifazial_stunde_erste

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_bifazial_stunde_erste.png", plot_mehrertrag_bifazial_stunde_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_mehrertrag_bifazial_stunde_zweite <- ggplot(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_plot, aes(x = factor(Stunde), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 0)), 
            vjust = ifelse(mehrertrag_bifazial_stunde_zweite_plot$Einstrahlung_Modulebene >= 0, -1, 1.5), 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,140, 20), limits = c(0,154)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  facet_wrap(~Datum, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlungserhöhung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_bifazial_stunde_zweite

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_bifazial_stunde_zweite.png", plot_mehrertrag_bifazial_stunde_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)



Exkurs adaptiver Algorithmus

flach stellen wenn Einstrahlung Pyranometer > Einstrahlung Modulebene

In [ ]: library(tidyverse)
library(lubridate)

In [ ]: col_names <- c("Timestamp", "Einstrahlung Pyranometer")
spalten <- c("Zeitstempel", "Einstrahlung_Pyranometer")

In [ ]: pyranometer_5sec_13_05 <- read_delim("PVT_2023_05_13.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_13_05) = spalten
pyranometer_5sec_14_05 <- read_delim("PVT_2023_05_14.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_14_05) = spalten
pyranometer_5sec_15_05 <- read_delim("PVT_2023_05_15.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_15_05) = spalten
pyranometer_5sec_16_05 <- read_delim("PVT_2023_05_16.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_16_05) = spalten
pyranometer_5sec_17_05 <- read_delim("PVT_2023_05_17.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_17_05) = spalten
pyranometer_5sec_18_05 <- read_delim("PVT_2023_05_18.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_18_05) = spalten
pyranometer_5sec_19_05 <- read_delim("PVT_2023_05_19.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_19_05) = spalten
pyranometer_5sec_20_05 <- read_delim("PVT_2023_05_20.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_20_05) = spalten
pyranometer_5sec_21_05 <- read_delim("PVT_2023_05_21.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_21_05) = spalten
pyranometer_5sec_22_05 <- read_delim("PVT_2023_05_22.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_22_05) = spalten
pyranometer_5sec_23_05 <- read_delim("PVT_2023_05_23.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_23_05) = spalten
pyranometer_5sec_24_05 <- read_delim("PVT_2023_05_24.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_24_05) = spalten
pyranometer_5sec_25_05 <- read_delim("PVT_2023_05_25.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_25_05) = spalten
pyranometer_5sec_26_05 <- read_delim("PVT_2023_05_26.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_26_05) = spalten
pyranometer_5sec_27_05 <- read_delim("PVT_2023_05_27.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_27_05) = spalten
pyranometer_5sec_28_05 <- read_delim("PVT_2023_05_28.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_28_05) = spalten
pyranometer_5sec_29_05 <- read_delim("PVT_2023_05_29.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_29_05) = spalten
pyranometer_5sec_30_05 <- read_delim("PVT_2023_05_30.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_30_05) = spalten
pyranometer_5sec_31_05 <- read_delim("PVT_2023_05_31.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_31_05) = spalten
pyranometer_5sec_01_06 <- read_delim("PVT_2023_06_01.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_01_06) = spalten
pyranometer_5sec_02_06 <- read_delim("PVT_2023_06_02.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_02_06) = spalten
pyranometer_5sec_03_06 <- read_delim("PVT_2023_06_03.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_03_06) = spalten
pyranometer_5sec_04_06 <- read_delim("PVT_2023_06_04.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_04_06) = spalten
pyranometer_5sec_05_06 <- read_delim("PVT_2023_06_05.txt", col_select = col_names, delim = "\t")
colnames(pyranometer_5sec_05_06) = spalten



Aggregation der Daten auf 10-Sekunden-Intervalle

Verfälschte Messwerte entfernen (22. - 24.05.2023)

Negative Werte auf 0 setzen

Umrechnung von Spannungsfall in mV auf Kurzschlussstrom in mA

pyranometer_5sec <- bind_rows(pyranometer_5sec_13_05, pyranometer_5sec_14_05, pyranometer_5sec_15_05, 
                              pyranometer_5sec_16_05, pyranometer_5sec_17_05, pyranometer_5sec_18_05, 
                              pyranometer_5sec_19_05, pyranometer_5sec_20_05, pyranometer_5sec_21_05,
                              pyranometer_5sec_22_05, pyranometer_5sec_23_05, pyranometer_5sec_24_05, 
                              pyranometer_5sec_25_05, pyranometer_5sec_26_05, pyranometer_5sec_27_05, 
                              pyranometer_5sec_28_05, pyranometer_5sec_29_05, pyranometer_5sec_30_05, 
                              pyranometer_5sec_31_05, pyranometer_5sec_01_06, pyranometer_5sec_02_06,
                              pyranometer_5sec_03_06, pyranometer_5sec_04_06, pyranometer_5sec_05_06)
pyranometer_5sec$Zeitstempel <- dmy_hms(pyranometer_5sec$Zeitstempel)

In [ ]: tracker <- read_csv("CR3000_Table1_neu.csv")
tracker$Zeitstempel <- mdy_hms(tracker$Zeitstempel)

In [ ]: pyranometer_10sec <- aggregate(cbind(Einstrahlung_Pyranometer) ~ cut(Zeitstempel, "10 sec"), data=pyranometer_5sec, mean)
colnames(pyranometer_10sec) = spalten
pyranometer_10sec$Zeitstempel <- as_datetime(pyranometer_10sec$Zeitstempel)
head(pyranometer_10sec)
str(pyranometer_10sec)

In [ ]: daten_merged_VoltDiff <- merge(pyranometer_10sec, tracker, by="Zeitstempel")
daten_merged_VoltDiff <- daten_merged_VoltDiff %>%
  filter(!(day(Zeitstempel) == 22 | day(Zeitstempel) == 23 | day(Zeitstempel) == 24))

head(daten_merged_VoltDiff)
nrow(daten_merged_VoltDiff)
str(daten_merged_VoltDiff)
unique(day(daten_merged_VoltDiff$Zeitstempel))

In [ ]: daten_merged_VoltDiff <- daten_merged_VoltDiff %>% mutate(
    Einstrahlung_Pyranometer = ifelse(Einstrahlung_Pyranometer <0, 0, Einstrahlung_Pyranometer),
    Referenz_v = ifelse(Referenz_v <0, 0, Referenz_v),
    Referenz_h = ifelse(Referenz_h <0, 0, Referenz_h),
    Tracker_v = ifelse(Tracker_v <0, 0, Tracker_v),
    Tracker_h = ifelse(Tracker_h <0, 0, Tracker_h))

head(daten_merged_VoltDiff)

In [ ]: Widerstand_Ohm = 0.68

daten_Isc_mA <- daten_merged_VoltDiff %>% mutate(
    Referenz_v = Referenz_v/Widerstand_Ohm,
    Referenz_h = Referenz_h/Widerstand_Ohm,
    Tracker_v = Tracker_v/Widerstand_Ohm,
    Tracker_h = Tracker_h/Widerstand_Ohm)



Umrechnung von Kurzschlussstrom auf Einstrahlung in W/m2

Berechnung der Einstrahlung bei adaptivem Algorithmus

head(daten_Isc_mA)
nrow(daten_Isc_mA)

In [ ]: faktor_referenz_v = 1.53932886242568
faktor_referenz_h = 1.55193696871682
faktor_tracker_v = 1.521689372244
faktor_tracker_h = 1.5563945205786

In [ ]: daten_Einstrahlung <- daten_Isc_mA %>% mutate(
    Referenz_v = Referenz_v/faktor_referenz_v,
    Referenz_h = Referenz_h/faktor_referenz_h,
    Tracker_v = Tracker_v/faktor_tracker_v,
    Tracker_h = Tracker_h/faktor_tracker_h)

head(daten_Einstrahlung)
nrow(daten_Einstrahlung)

In [ ]: daten_Einstrahlung_diff = daten_Einstrahlung %>% transmute(
    Zeitstempel = Zeitstempel,
    Tracker_v = Tracker_v,
    Tracker_dyn = ifelse(Einstrahlung_Pyranometer > Tracker_v, Einstrahlung_Pyranometer, Tracker_v),
     Differenz = Tracker_dyn - Tracker_v)
    
head(daten_Einstrahlung_diff)

In [ ]: sum(daten_Einstrahlung_diff$Tracker_v == daten_Einstrahlung_diff$Tracker_dyn)
nrow(daten_Einstrahlung_diff)
100/nrow(daten_Einstrahlung_diff)*sum(daten_Einstrahlung_diff$Tracker_v == daten_Einstrahlung_diff$Tracker_dyn) 
## zu 78 % ist die Einstrahlung bei 2-achsiger nachführung gleich oder höher als die des Pyranometers

In [ ]: daten_Einstrahlung_long <- daten_Einstrahlung_diff %>% pivot_longer(cols = c("Tracker_v", "Tracker_dyn", "Differenz"), names_to = "Algorithmus", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
daten_Einstrahlung_long$Algorithmus <- factor(daten_Einstrahlung_long$Algorithmus, levels = c("Tracker_v", "Tracker_dyn", "Differenz"))
levels(daten_Einstrahlung_long$Algorithmus) <- c("astronomisch", "adaptiv", "Differenz")
head(daten_Einstrahlung_long)
nrow(daten_Einstrahlung_long)

In [ ]: Farbset <- c('astronomisch' = '#132a96',
             'adaptiv' = '#21ccbb',
            'Differenz' = '#9a0000' )

In [ ]: library(scales)

In [ ]: daten_Einstrahlung_fuer_plot <- daten_Einstrahlung_long %>% mutate(
    Datumgruppe = ifelse((day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel) <= 21), "13.05 - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023"))

daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21)
daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(!(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21))

head(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite)
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste$Zeitstempel))
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite$Zeitstempel))

daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste_diff <- daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste %>% filter(Algorithmus == "Differenz" |Algorithmus == "astronomisch")



min(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste_diff$Einstrahlung_Modulebene)
max(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste_diff$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Einstrahlung_Differenz_dyn_erste <- ggplot(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Algorithmus)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset, name = "Algorithmus") + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1300, 100), limits = c(0,1320)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlungsdifferenz in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_Differenz_dyn_erste

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_Differenz_dyn_erste.png", plot_Einstrahlung_Differenz_dyn_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: daten_Einstrahlung_zwei_tage <- daten_Einstrahlung_long %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 | day(Zeitstempel) == 2) %>% mutate(
    Datum = ifelse((day(Zeitstempel) == 14), "14.05.2023", "02.06.2023"))

head(daten_Einstrahlung_zwei_tage)
unique(day(daten_Einstrahlung_zwei_tage$Zeitstempel))

In [ ]: daten_Einstrahlung_zwei_tage_plot <- daten_Einstrahlung_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 14 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20)) ## hier Tag ändern

plot_Einstrahlung_zwei_Tage_14_05 <- ggplot(daten_Einstrahlung_zwei_tage_plot, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Algorithmus)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1200)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_zwei_Tage_14_05

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_zwei_Tage_14_05.png", plot_Einstrahlung_zwei_Tage_14_05, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: daten_Einstrahlung_zwei_tage_plot <- daten_Einstrahlung_zwei_tage %>% filter(
    day(Zeitstempel) == 2 & (hour(Zeitstempel) >= 5 & hour(Zeitstempel) <= 20)) ## hier Tag ändern

plot_Einstrahlung_zwei_Tage_02_06 <- ggplot(daten_Einstrahlung_zwei_tage_plot, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Algorithmus)) + 
  geom_line(size = 0.3) + 
  scale_color_manual(values = Farbset) + 



Relative Differenz

Pro Periode

  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1200, 200), limits = c(0,1200)) +
  facet_wrap(~Datum, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 hour"), labels = date_format("%H", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Einstrahlung_zwei_Tage_02_06

In [ ]: ggsave("plot_Einstrahlung_zwei_Tage_02_06.png", plot_Einstrahlung_zwei_Tage_02_06, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: unique(day(daten_Einstrahlung_diff$Zeitstempel))

In [ ]: mehrertrag_dyn_periode1 <- daten_Einstrahlung_diff %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21) 
mehrertrag_dyn_periode2 <- daten_Einstrahlung_diff %>% filter(day(Zeitstempel) >=25 | day(Zeitstempel) <=5) 

unique(day(mehrertrag_dyn_periode1$Zeitstempel))
unique(day(mehrertrag_dyn_periode2$Zeitstempel))

In [ ]: mehrertrag_dyn_periode1 <- mehrertrag_dyn_periode1 %>% 
  summarize(
    Differenz = 100 / mean(Tracker_v) * mean(Tracker_dyn) - 100)
mehrertrag_dyn_periode1$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"

mehrertrag_dyn_periode2 <- mehrertrag_dyn_periode2 %>% 
  summarize(
    Differenz = 100 / mean(Tracker_v) * mean(Tracker_dyn) - 100)
mehrertrag_dyn_periode2$Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023"

mehrertrag_dyn_periode <- bind_rows(mehrertrag_dyn_periode1, mehrertrag_dyn_periode2)

mehrertrag_dyn_periode

In [ ]: plot_mehrertrag_dyn_periode <- ggplot(mehrertrag_dyn_periode, aes(x = factor(Datumgruppe), y = Differenz)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge", fill = "#9a0000") + 
  geom_text(aes(label = round(Differenz, digits = 2)), 
            vjust = -1, size = 3, position = position_dodge(width = 0.9)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1, 0.1), limits = c(0,1.05)) +
  scale_fill_manual(values = c("#006200", "#009d00"),
                   breaks = c("Referenz", "Tracker"),
                   name = "Modul") + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Periode", y = "Relative Einstrahlungsdifferenz in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 



Pro Tag

Im Schnitt pro Stunde je Periode

plot_mehrertrag_dyn_periode

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_dyn_periode.png", plot_mehrertrag_dyn_periode, width = 6, height = 4, dpi = 300)

In [ ]: mehrertrag_dyn_tage <- daten_Einstrahlung_diff %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Differenz = 100 / mean(Tracker_v) * mean(Tracker_dyn) - 100)

mehrertrag_dyn_tage$Datumgruppe = ifelse(day(mehrertrag_dyn_tage$Tag) >=13 & day(mehrertrag_dyn_tage$Tag) <=21, "13.05. - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023")

head(mehrertrag_dyn_tage)

In [ ]: mehrertrag_dyn_tage$Tag <- format(ymd(mehrertrag_dyn_tage$Tag), "%d.%m.")
mehrertrag_dyn_tage$Tag <- factor(mehrertrag_dyn_tage$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(mehrertrag_dyn_tage)
min(mehrertrag_dyn_tage$Differenz)
max(mehrertrag_dyn_tage$Differenz)
unique(mehrertrag_dyn_tage$Datumgruppe)

In [ ]: mehrertrag_dyn_tage_plot <- mehrertrag_dyn_tage %>% filter(!Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023")

plot_mehrertrag_dyn_tage <- ggplot(mehrertrag_dyn_tage_plot, aes(x = factor(Tag), y = Differenz)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge", fill = "#9a0000") + 
  geom_text(aes(label = round(Differenz, digits = 2)), 
            vjust = -1, size = 3.5, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1, 0.2), limits = c(0,1.1)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol =1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Relative Einstrahlungsdifferenz in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_mehrertrag_dyn_tage

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_dyn_tage_zweite.png", plot_mehrertrag_dyn_tage, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_Einstrahlung_diff)
unique(day(daten_Einstrahlung_diff$Zeitstempel))

In [ ]: mehrertrag_dyn_stunde1 <- daten_Einstrahlung_diff %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21) 
mehrertrag_dyn_stunde2 <- daten_Einstrahlung_diff %>% filter(day(Zeitstempel) >=25 | day(Zeitstempel) <=5)

head(mehrertrag_dyn_stunde1)



head(mehrertrag_dyn_stunde2)
unique(day(mehrertrag_dyn_stunde2$Zeitstempel))

In [ ]: mehrertrag_dyn_stunde1 <- mehrertrag_dyn_stunde1 %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Differenz = 100 / mean(Tracker_v) * mean(Tracker_dyn) - 100)

mehrertrag_dyn_stunde2 <- mehrertrag_dyn_stunde2 %>%
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    Differenz = 100 / mean(Tracker_v) * mean(Tracker_dyn) - 100)

mehrertrag_dyn_stunde1$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"
mehrertrag_dyn_stunde2$Datumgruppe = "25.05. - 02.06.2023"

head(mehrertrag_dyn_stunde1)

In [ ]: test <- daten_Einstrahlung_diff %>% filter(day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel)<=21 & hour(Zeitstempel) == 15)
colMeans(test[, 2:3])
100/347.959378618796*348.238271018191-100 ## Kontrolle

In [ ]: mehrertrag_dyn_stunde1 <- mehrertrag_dyn_stunde1 %>% filter(Stunde >=6 & Stunde <=20)
mehrertrag_dyn_stunde2 <- mehrertrag_dyn_stunde2 %>% filter(Stunde >=6 & Stunde <=20)
max(mehrertrag_dyn_stunde1$Differenz)
min(mehrertrag_dyn_stunde1$Differenz)
max(mehrertrag_dyn_stunde2$Differenz)
min(mehrertrag_dyn_stunde2$Differenz)

In [ ]: plot_mehrertrag_dyn_stunde1 <- ggplot(mehrertrag_dyn_stunde1, aes(x = factor(Stunde), y = Differenz)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge", fill = "#9a0000") + 
  geom_text(aes(label = round(Differenz, digits = 2)), 
            vjust = -1, size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0, 7, 1), limits = c(0, 7.5)) +
  theme_bw() +
  facet_wrap(~ Datumgruppe, ncol = 1) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Relative Einstrahlungsdifferenz in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_mehrertrag_dyn_stunde1

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_dyn_stunde1.png", plot_mehrertrag_dyn_stunde1, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: plot_mehrertrag_dyn_stunde2 <- ggplot(mehrertrag_dyn_stunde2, aes(x = factor(Stunde), y = Differenz)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge", fill = "#9a0000") + 
  geom_text(aes(label = round(Differenz, digits = 2)), 
            vjust = -1, size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0, 0.16, 0.02), limits = c(0, 0.17)) +
  theme_bw() +
  facet_wrap(~ Datumgruppe, ncol = 1) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Relative Einstrahlungsdifferenz in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +



  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_mehrertrag_dyn_stunde2

In [ ]: ggsave("plot_mehrertrag_dyn_stunde2.png", plot_mehrertrag_dyn_stunde2, width = 10, height = 5, dpi = 300)



Anhang 7: R-Skript für den Vergleich der Simulationsergebnisse

Negative Werte auf 0 setzen

Umrechnung von Spannungsfall in mV auf Kurzschlussstrom in mA

Umrechnung von Kurzschlussstrom auf Einstrahlung in W/m2

Aggregation der Daten auf 1-Stunden-Intervall

In [ ]: library(tidyverse)
library(lubridate)

In [ ]: tracker <- read_csv("CR3000_Table1_neu.csv")
tracker$Zeitstempel <- mdy_hms(tracker$Zeitstempel)

In [ ]: head(tracker)

In [ ]: str(tracker)

In [ ]: tracker <- tracker %>% transmute(
    Zeitstempel = Zeitstempel,
    Tracker_v = ifelse(Tracker_v <0, 0, Tracker_v),
    Tracker_h = ifelse(Tracker_h <0, 0, Tracker_h))

head(tracker)

In [ ]: Widerstand_Ohm = 0.68

daten_Isc_mA <- tracker %>% mutate(
    Tracker_v = Tracker_v/Widerstand_Ohm,
    Tracker_h = Tracker_h/Widerstand_Ohm)

head(daten_Isc_mA)
nrow(daten_Isc_mA)

In [ ]: faktor_tracker_v = 1.521689372244
faktor_tracker_h = 1.5563945205786

In [ ]: tracker_Einstrahlung <- daten_Isc_mA %>% mutate(
    Tracker_v = Tracker_v/faktor_tracker_v,
    Tracker_h = Tracker_h/faktor_tracker_h) 

head(tracker_Einstrahlung)
nrow(tracker_Einstrahlung)

In [ ]: tracker_hour <- aggregate(cbind(Tracker_v, Tracker_h) ~ cut(Zeitstempel, "1 hour"), data=tracker_Einstrahlung, mean)
colnames(tracker_hour) = c("Zeitstempel", "vorne", "hinten")
tracker_hour$Zeitstempel <- as_datetime(tracker_hour$Zeitstempel)
head(tracker_hour)
str(tracker_hour)



Datasets zusammenfügen, verfälschte Messwerte entfernen (22. - 24.05.2023)

In [ ]: pvsyst <- read.delim("Simulationsergebnis PVSyst.csv", dec = ".", sep = ";")
pvsyst$Zeitstempel <- dmy_hms(pvsyst$Zeitstempel)
colnames(pvsyst) = c("Zeitstempel", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten")
head(pvsyst)

In [ ]: daten_beide <- merge(tracker_hour, pvsyst, by="Zeitstempel")
daten_merged <- daten_beide %>%
  filter(!(day(Zeitstempel) == 22 | day(Zeitstempel) == 23 | day(Zeitstempel) == 24))

head(daten_merged)
nrow(daten_merged)
str(daten_merged)
unique(day(daten_merged$Zeitstempel))

In [ ]: daten_merged_long <- daten_merged %>% pivot_longer(cols = c("vorne", "hinten", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten"), names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
daten_merged_long$Modul <- factor(daten_merged_long$Modul, levels = c("vorne", "hinten", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten"))
levels(daten_merged_long$Modul) <- c("Tracker Vorderseite", "Tracker Rückseite", "PVSyst Vorderseite", "PVSyst Rückseite")
head(daten_merged_long)
nrow(daten_merged_long)

In [ ]: library(scales)

In [ ]: daten_Einstrahlung_fuer_plot <- daten_merged_long %>% mutate(
    Datumgruppe = ifelse((day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel) <= 21), "13.05 - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023"))

daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21)
daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite <- daten_Einstrahlung_fuer_plot %>% filter(!(day(Zeitstempel) >=13 & day(Zeitstempel) <=21))

head(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite)
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste$Zeitstempel))
unique(day(daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite$Zeitstempel))

In [ ]: vorderseiten_erste <- daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste %>% filter(Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite")
head(vorderseiten_erste)

In [ ]: mono <- c('#ffa500', '#ff4f00')
bi <- c('#ed0d00', '#8c0800')
monofazial <- c("Vorderseite, gemessen", "Vorderseite, Simulation PVSyst")
bifazial <- c("Rückseite, gemessen", "Rückseite, Simulation PVSyst")

In [ ]: min(vorderseiten_erste$Einstrahlung_Modulebene)
max(vorderseiten_erste$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Vorderseiten_erste <- ggplot(vorderseiten_erste, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line() + 
  scale_color_manual(values = mono, name = "", labels = monofazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1000, 200), limits = c(0,1100)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +



  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Vorderseiten_erste

In [ ]: ggsave("Sim_plot_Vorderseiten_erste.png", plot_Vorderseiten_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: vorderseiten_zweite <- daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite %>% filter(Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite")
head(vorderseiten_zweite)

In [ ]: min(vorderseiten_zweite$Einstrahlung_Modulebene)
max(vorderseiten_zweite$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_Vorderseiten_zweite <- ggplot(vorderseiten_zweite, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line() + 
  scale_color_manual(values = mono, name = " ", labels = monofazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,1000, 200), limits = c(0,1150)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_Vorderseiten_zweite

In [ ]: ggsave("Sim_plot_Vorderseiten_zweite.png", plot_Vorderseiten_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: rückseite_erste <- daten_Einstrahlung_fuer_plot_erste %>% filter(Modul == "Tracker Rückseite" | Modul == "PVSyst Rückseite")
head(rückseite_erste)

In [ ]: min(rückseite_erste$Einstrahlung_Modulebene)
max(rückseite_erste$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_rückseite_erste <- ggplot(rückseite_erste, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line() + 
  scale_color_manual(values = bi, name = "", labels = bifazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,350, 50), limits = c(0,350)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_rückseite_erste



Umrechnung von W/m2 im 1-Stundenintervall auf kWh/m2 --> Faktor = 1000

In [ ]: ggsave("Sim_plot_rückseite_erste.png", plot_rückseite_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: rückseite_zweite <- daten_Einstrahlung_fuer_plot_zweite %>% filter(Modul == "Tracker Rückseite" | Modul == "PVSyst Rückseite")
head(rückseite_zweite)

In [ ]: min(rückseite_zweite$Einstrahlung_Modulebene)
max(rückseite_zweite$Einstrahlung_Modulebene)

In [ ]: plot_rückseite_zweite <- ggplot(rückseite_zweite, aes(x = Zeitstempel, y = Einstrahlung_Modulebene, color = Modul)) + 
  geom_line() + 
  scale_color_manual(values = bi, name = "", labels = bifazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,350, 100), limits = c(0,370)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in W/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  scale_x_datetime(breaks = date_breaks("1 day"), labels = date_format("%d.%m", tz = "UTC")) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_rückseite_zweite

In [ ]: ggsave("Sim_plot_rückseite_zweite.png", plot_rückseite_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_merged)

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_tage <- daten_merged %>%
  group_by(Tag = date(Zeitstempel)) %>%
  summarize(
    vorne = sum(vorne)/1000,
    hinten = sum(hinten)/1000,
    PVSyst_vorne = sum(PVSyst_vorne)/1000, 
    PVSyst_hinten = sum(PVSyst_hinten)/1000)

Einstrahlung_Vergleich_tage$Datumgruppe = ifelse(day(Einstrahlung_Vergleich_tage$Tag) >=13 & day(Einstrahlung_Vergleich_tage$Tag) <=21, "13.05. - 21.05.2023", "25.05. - 05.06.2023")

head(Einstrahlung_Vergleich_tage)

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_tage_long <- Einstrahlung_Vergleich_tage %>% pivot_longer(cols = c("vorne", "hinten", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Modul <- factor(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Modul, levels = c("vorne", "hinten", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten"))
levels(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Modul) <- c("Tracker Vorderseite", "Tracker Rückseite", "PVSyst Vorderseite", "PVSyst Rückseite")
Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Tag <- format(ymd(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Tag), "%d.%m.")
Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Tag <- factor(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Tag,
                                                   levels = c("13.05.", "14.05.", "15.05.", "16.05.", "17.05.", "18.05.", "19.05.", "20.05.", "21.05.", "25.05.", 
                                                   "26.05.", "27.05.", "28.05.", "29.05.", "30.05.", "31.05.", "01.06.", "02.06.", "03.06.", "04.06.", "05.06."))

head(Einstrahlung_Vergleich_tage_long)
min(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Einstrahlung_Modulebene)
max(Einstrahlung_Vergleich_tage_long$Einstrahlung_Modulebene)



In [ ]: vorderseiten_tage_erste <- Einstrahlung_Vergleich_tage_long %>% filter((Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite") & Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023")
head(vorderseiten_tage_erste)

In [ ]: plot_vorderseiten_tage_erste <- ggplot(vorderseiten_tage_erste, aes(x = Tag, y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), vjust = -1, 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_fill_manual(values = mono,
                   breaks = c("Tracker Vorderseite", "PVSyst Vorderseite"),
                   name = "",
                   labels = monofazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,10, 2), limits = c(0,10)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_vorderseiten_tage_erste

In [ ]: ggsave("Sim_plot_vorderseiten_tage_erste.png", plot_vorderseiten_tage_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: vorderseiten_tage_zweite <- Einstrahlung_Vergleich_tage_long %>% filter((Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite") & Datumgruppe != "13.05. - 21.05.2023")
head(vorderseiten_tage_zweite)

In [ ]: plot_vorderseiten_tage_zweite <- ggplot(vorderseiten_tage_zweite, aes(x = Tag, y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), vjust = -1, 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_fill_manual(values = mono,
                   breaks = c("Tracker Vorderseite", "PVSyst Vorderseite"),
                   name = "",
                   labels = monofazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,14, 2), limits = c(0,15)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") 

plot_vorderseiten_tage_zweite

In [ ]: ggsave("Sim_plot_vorderseiten_tage_zweite.png", plot_vorderseiten_tage_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: rückseite_tage_erste <- Einstrahlung_Vergleich_tage_long %>% filter(!(Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite") & Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023")
head(rückseite_tage_erste)
max(rückseite_tage_erste$Einstrahlung_Modulebene)



In [ ]: plot_rückseite_tage_erste <- ggplot(rückseite_tage_erste, aes(x = Tag, y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), vjust = -1, 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_fill_manual(values = bi,
                   breaks = c("Tracker Rückseite", "PVSyst Rückseite"),
                   name = "",
                   labels = bifazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,2.5, 0.5), limits = c(0,2.5)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_rückseite_tage_erste

In [ ]: ggsave("Sim_plot_rückseite_tage_erste.png", plot_rückseite_tage_erste, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: rückseite_tage_zweite <- Einstrahlung_Vergleich_tage_long %>% filter(!(Modul == "Tracker Vorderseite" | Modul == "PVSyst Vorderseite") & Datumgruppe != "13.05. - 21.05.2023")
head(rückseite_tage_zweite)

In [ ]: plot_rückseite_tage_zweite <- ggplot(rückseite_tage_zweite, aes(x = Tag, y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 1)), vjust = -1, 
            size = 3, position = position_dodge(width = 1)) +
  scale_fill_manual(values = bi,
                   breaks = c("Tracker Rückseite", "PVSyst Rückseite"),
                   name = "",
                   labels = bifazial) + 
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,2, 0.5), limits = c(0,2.3)) +
  facet_wrap(~Datumgruppe, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Datum", y = "Einstrahlung in die Modulebene in kWh/m2", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.x = element_text(angle = 45, hjust = 1)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5)))

plot_rückseite_tage_zweite

In [ ]: ggsave("Sim_plot_rückseite_tage_zweite.png", plot_rückseite_tage_zweite, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: head(daten_merged)

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_periode1 <- daten_merged %>% filter(
    day(Zeitstempel) >= 13 & day(Zeitstempel)<=21)
unique(day(Einstrahlung_Vergleich_periode1$Zeitstempel))
length(unique(day(Einstrahlung_Vergleich_periode1$Zeitstempel)))

Einstrahlung_Vergleich_periode2 <- daten_merged %>% filter(



    day(Zeitstempel) <= 5 | day(Zeitstempel)>=25)
unique(day(Einstrahlung_Vergleich_periode2$Zeitstempel))
length(unique(day(Einstrahlung_Vergleich_periode2$Zeitstempel)))

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_periode_erste <- Einstrahlung_Vergleich_periode1 %>% summarize(
    vorne = sum(vorne)/1000/9,
    hinten = sum(hinten)/1000/9,
    PVSyst_vorne = sum(PVSyst_vorne)/1000/9,
    PVSyst_hinten = sum(PVSyst_hinten)/1000/9)
Einstrahlung_Vergleich_periode_erste$Datumgruppe = "13.05. - 21.05.2023"

Einstrahlung_Vergleich_periode_zweite <- Einstrahlung_Vergleich_periode2 %>% summarize(
    vorne = sum(vorne)/1000/12,
    hinten = sum(hinten)/1000/12,
    PVSyst_vorne = sum(PVSyst_vorne)/1000/12,
    PVSyst_hinten = sum(PVSyst_hinten)/1000/12)
Einstrahlung_Vergleich_periode_zweite$Datumgruppe = "25.05. - 05.06.2023"

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_perioden <- bind_rows(Einstrahlung_Vergleich_periode_erste, Einstrahlung_Vergleich_periode_zweite)
Einstrahlung_Vergleich_perioden

In [ ]: Einstrahlung_Vergleich_perioden_long <- Einstrahlung_Vergleich_perioden %>% pivot_longer(cols = c("vorne", "hinten", "PVSyst_vorne", "PVSyst_hinten"), 
                                                                                       names_to = "Modul", values_to = "Einstrahlung_Modulebene")
Einstrahlung_Vergleich_perioden_long$Modul <- factor(Einstrahlung_Vergleich_perioden_long$Modul, levels = c("vorne", "PVSyst_vorne", "hinten", "PVSyst_hinten"))
levels(Einstrahlung_Vergleich_perioden_long$Modul) <- c("Vorderseite gemessen", "Vorderseite simuliert", "Rückseite gemessen", "Rückseite simuliert")

Einstrahlung_Vergleich_perioden_long

In [ ]: plot_Einstrahlung_Vergleich_perioden <- ggplot(Einstrahlung_Vergleich_perioden_long, aes(x = factor(Datumgruppe), y = Einstrahlung_Modulebene, fill = Modul)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Einstrahlung_Modulebene, digits = 2)), 
            vjust = -1, size = 3, position = position_dodge(width = 0.9)) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,14, 2), limits = c(0,15)) +
  scale_fill_manual(values = c(mono, bi),
                   breaks = c("Vorderseite gemessen", "Vorderseite simuliert", "Rückseite gemessen", "Rückseite simuliert"),
                   name = "", labels = c(monofazial, bifazial)) + 
  theme_bw() +
  labs(x = "Periode", y = "Durchschnittliche Einstrahlung in \ndie Modulebene in kWh/(m2*d)", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 12)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(legend.position = "bottom") +
  guides(color = guide_legend(override.aes = list(size = 1.5))) 

plot_Einstrahlung_Vergleich_perioden

In [ ]: ggsave("Sim_plot_Einstrahlung_Vergleich_perioden.png", plot_Einstrahlung_Vergleich_perioden, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: unterschied_perc_periode1 <- Einstrahlung_Vergleich_perioden %>% filter(Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023") %>% transmute(
    vorne = round(100 / vorne * PVSyst_vorne - 100, digits = 2),
    hinten = round(100 / hinten * PVSyst_hinten - 100, digits = 2))
unterschied_perc_periode1

unterschied_perc_periode2 <- Einstrahlung_Vergleich_perioden %>% filter(!Datumgruppe == "13.05. - 21.05.2023") %>% transmute(
    vorne = round(100 / vorne * PVSyst_vorne - 100, digits = 2),
    hinten = round(100 / hinten * PVSyst_hinten - 100, digits = 2))
unterschied_perc_periode2



 
 

Anhang 8: Datenblatt der Solarmodule der Firma Suntech 

 



 
 

 

 

 



Anhang 9: R-Skript für die Datenauswertung der Wechselrichter-Abregelung
Änderung der Neigung von 70° auf 60° ab Oktober 2020 --> für 60° nur 2021 & 2022, für 90° alle 5 Jahre

Daten einlesen

Anzeigen zum überprüfen

NA-Werte zählen, in ganzen Zahlen und in % und in Tabelle abspeichern

In [ ]: library(tidyverse)
library(lubridate)

In [ ]: col_names <- c("Zeitstempel", "P D-mean norm WWP", "P E-mean norm WWP") ### zu importierende Spalten
spalten <- c("Zeitstempel", "60 Grad", "90 Grad") ### Spaltennamen definieren

In [ ]: daten_18 <- read_csv("10_Sekunden_2018.csv", col_select = col_names)
colnames(daten_18) = spalten

In [ ]: daten_19 <- read_csv("10_Sekunden_2019.csv", col_select = col_names)
colnames(daten_19) = spalten

In [ ]: daten_20 <- read_csv("10_Sekunden_2020.csv", col_select = col_names)
colnames(daten_20) = spalten

In [ ]: daten_21 <- read_csv("10_Sekunden_2021.csv", col_select = col_names)
colnames(daten_21) = spalten

In [ ]: daten_22 <- read_csv("10_Sekunden_2022.csv", col_select = col_names)
colnames(daten_22) = spalten

In [ ]: daten_alle <- bind_rows(daten_18, daten_19, daten_20, daten_21, daten_22)
nrow(daten_alle)
daten_alle_fuer_60_grad <- bind_rows(daten_21, daten_22)
nrow(daten_alle_fuer_60_grad)

In [ ]: daten = daten_alle_fuer_60_grad #hier ändern
head(daten)
nrow(daten)
#str(daten_18)

In [ ]: missing_values_count <- data.frame(
    "2018" = colSums(is.na(daten_18), na.rm = FALSE),
    "2019" = colSums(is.na(daten_19), na.rm = FALSE),
    "2020" = colSums(is.na(daten_20), na.rm = FALSE),
    "2021" = colSums(is.na(daten_21), na.rm = FALSE),
    "2022" = colSums(is.na(daten_22), na.rm = FALSE)
)
colnames(missing_values_count) <- c("2018", "2019", "2020", "2021", "2022")
rownames(missing_values_count) <- c("Zeitstempel", "60 Grad", "90 Grad")

missing_values_count



Dataframe je Neigung erstellen

NA-Werte je Neigung zählen

In [ ]: missing_values_pct <- data.frame(
    "2018" = round(colSums((is.na(daten_18)*100/nrow(daten_18)), na.rm = FALSE),2),
    "2019" = round(colSums((is.na(daten_19)*100/nrow(daten_19)), na.rm = FALSE),2),
    "2020" = round(colSums((is.na(daten_20)*100/nrow(daten_20)), na.rm = FALSE),2),
    "2021" = round(colSums((is.na(daten_21)*100/nrow(daten_21)), na.rm = FALSE),2),
    "2022" = round(colSums((is.na(daten_22)*100/nrow(daten_22)), na.rm = FALSE),2)
)
colnames(missing_values_pct) <- c("2018", "2019", "2020", "2021", "2022")
rownames(missing_values_pct) <- c("Zeitstempel", "60 Grad", "90 Grad")

missing_values_pct

In [ ]: daten_alle_60_mit_NA <- data.frame(daten_alle_fuer_60_grad$Zeitstempel, daten_alle_fuer_60_grad$`60 Grad`)
colnames(daten_alle_60_mit_NA) <- c("Zeitstempel", "Leistung")

daten_alle_90_mit_NA <- data.frame(daten_alle$Zeitstempel, daten_alle$`90 Grad`)
colnames(daten_alle_90_mit_NA) <- c("Zeitstempel", "Leistung")

head(daten_alle_60_mit_NA)
nrow(daten_alle_60_mit_NA)
nrow(daten_alle_90_mit_NA)

In [ ]: werte_NA_60_monat <- daten_alle_60_mit_NA %>% 
  mutate(Monat = month(Zeitstempel)) %>%
  group_by(Monat) %>%
  summarize(Anzahl = sum(is.na(Leistung)))

werte_NA_60_monat_perc <- werte_NA_60_monat %>% 
  mutate(Anzahl = Anzahl/sum(Anzahl)*100) %>%
  group_by(Monat) %>%
  summarize(Anzahl_60 = sum(Anzahl))

sum(werte_NA_60_monat_perc$Anzahl_60) ### muss 100 (%) sein
sum(werte_NA_60_monat$Anzahl) ### Anzahl NA-Werte

In [ ]: werte_NA_90_monat <- daten_alle_90_mit_NA %>% 
  mutate(Monat = month(Zeitstempel)) %>%
  group_by(Monat) %>%
  summarize(Anzahl = sum(is.na(Leistung)))

werte_NA_90_monat_perc <- werte_NA_90_monat %>% 
  mutate(Anzahl = Anzahl/sum(Anzahl)*100) %>%
  group_by(Monat) %>%
  summarize(Anzahl_90 = sum(Anzahl))

sum(werte_NA_90_monat_perc$Anzahl_90) ### muss 100 (%) sein
sum(werte_NA_90_monat$Anzahl) ### Anzahl NA-Werte

werte_NA_90_monat
werte_NA_90_monat_perc



In [ ]: werte_NA_beide_monat <- bind_cols(werte_NA_60_monat_perc, Anzahl_90 = werte_NA_90_monat_perc$Anzahl_90)

werte_NA_beide_monat

In [ ]: werte_NA_beide_monat_long <- werte_NA_beide_monat %>% pivot_longer(cols = starts_with("Anzahl_"), names_to = "Neigung", values_to = "Anteil")
werte_NA_beide_monat_long$Neigung <- factor(werte_NA_beide_monat_long$Neigung, levels = c("Anzahl_60", "Anzahl_90"))
levels(werte_NA_beide_monat_long$Neigung) <- c("60 Grad", "90 Grad")
head(werte_NA_beide_monat_long)

In [ ]: plot_werte_NA_beide_monat_long <- ggplot(werte_NA_beide_monat_long, aes(x = factor(Monat), y = Anteil, fill = Neigung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Anteil, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,22, 5), limits = c(0,23)) +
  facet_wrap(~Neigung, ncol = 2) +
  scale_fill_manual(values = c("#33a02c", "#ff7f00"),
                   breaks = c("60 Grad", "90 Grad"),
                   name = "Neigung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  labs(x = "Monat", y = "Anteil am Total der fehlenden Messwerte in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_werte_NA_beide_monat_long

In [ ]: ggsave("plot_NA_monat.png", plot_werte_NA_beide_monat_long, width = 10, height = 5, dpi = 300)

In [ ]: werte_NA_60_stunde <- daten_alle_60_mit_NA %>% 
  mutate(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  group_by(Stunde) %>%
  summarize(Anzahl = sum(is.na(Leistung)))

werte_NA_60_stunde_perc <- werte_NA_60_stunde %>% 
  mutate(Anzahl = Anzahl/sum(Anzahl)*100) %>%
  group_by(Stunde) %>%
  summarize(Anzahl_60 = sum(Anzahl))

sum(werte_NA_60_stunde_perc$Anzahl_60) ### Muss 100 (%) sein
sum(werte_NA_60_stunde$Anzahl) ### Anzahl NA-Werte --> muss gleich sein wie bei montlichen

In [ ]: werte_NA_90_stunde <- daten_alle_90_mit_NA %>% 
  mutate(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>%
  group_by(Stunde) %>%
  summarize(Anzahl = sum(is.na(Leistung)))

werte_NA_90_stunde_perc <- werte_NA_90_stunde %>% 
  mutate(Anzahl = Anzahl/sum(Anzahl)*100) %>%
  group_by(Stunde) %>%
  summarize(Anzahl_90 = sum(Anzahl))

sum(werte_NA_90_stunde_perc$Anzahl_90) ### Muss 100 (%) sein
sum(werte_NA_90_stunde$Anzahl) ### Anzahl NAWerte --> muss gleich sein wie bei montlichen

In [ ]: werte_NA_beide_stunde <- bind_cols(werte_NA_60_stunde_perc, Anzahl_90 = werte_NA_90_stunde_perc$Anzahl_90)

werte_NA_beide_stunde



Erträge, die bei Abregelung auf X % der Nennleistung verloren gehen würden:

--> drop NA

pro Jahr

In kWh/kWp

max(werte_NA_beide_stunde$Anzahl_90)

In [ ]: werte_NA_beide_stunde_long <- werte_NA_beide_stunde %>% pivot_longer(cols = starts_with("Anzahl_"), names_to = "Neigung", values_to = "Anteil")
werte_NA_beide_stunde_long$Neigung <- factor(werte_NA_beide_stunde_long$Neigung, levels = c("Anzahl_60", "Anzahl_90"))
levels(werte_NA_beide_stunde_long$Neigung) <- c("60 Grad", "90 Grad")
head(werte_NA_beide_stunde_long)

In [ ]: plot_werte_NA_beide_stunde_long <- ggplot(werte_NA_beide_stunde_long, aes(x = factor(Stunde), y = Anteil, fill = Neigung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Anteil, digits = 1)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,6, 1), limits = c(0,6)) +
  scale_x_discrete(breaks = seq(0,23,2)) +
  facet_wrap(~Neigung, ncol = 1) +
  scale_fill_manual(values = c("#33a02c", "#ff7f00"),
                   breaks = c("60 Grad", "90 Grad"),
                   name = "Neigung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Anteil am Total der fehlenden Messwerte in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_werte_NA_beide_stunde_long

In [ ]: ggsave("plot_NA_stunde.png", plot_werte_NA_beide_stunde_long, width = 15, height = 6, dpi = 300)

In [ ]: intervalle_pro_h = 360 #Zeitintervall verwenden für Umwandlung von kW zu kWh

In [ ]: daten_alle_60 <- na.omit(daten_alle_60_mit_NA) ### NA-Werte droppen
head(daten_alle_60)
nrow(daten_alle_60)
nrow(daten_alle_60_mit_NA) - sum(werte_NA_60_monat$Anzahl) == nrow(daten_alle_60) ### Kontrolle

In [ ]: daten_alle_90 <- na.omit(daten_alle_90_mit_NA)
head(daten_alle_90)
nrow(daten_alle_90)
nrow(daten_alle_90_mit_NA) - sum(werte_NA_90_monat$Anzahl) == nrow(daten_alle_90) # kontrolle

In [ ]: max(daten_alle_60$Leistung)
max(daten_alle_90$Leistung)

In [ ]: verlust_60_grad_jahr <- daten_alle_60 %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),



In Prozenten

         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Jahr_60 = year(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = round(sum(Normalleistung),2),
            Verlustleistung_110_tot = round(sum(Verlustleistung_110),2),
            Verlustleistung_100_tot = round(sum(Verlustleistung_100),2),
            Verlustleistung_90_tot = round(sum(Verlustleistung_90),2),
            Verlustleistung_80_tot = round(sum(Verlustleistung_80),2),
            Verlustleistung_75_tot = round(sum(Verlustleistung_75),2),    
            Verlustleistung_70_tot = round(sum(Verlustleistung_70),2))

verlust_60_grad_jahr

round(colMeans(verlust_60_grad_jahr[, 2:7]),2)

In [ ]: verlust_90_grad_jahr <- daten_alle_90 %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Jahr_90 = year(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = round(sum(Normalleistung),2),
            Verlustleistung_110_tot = round(sum(Verlustleistung_110),2),
            Verlustleistung_100_tot = round(sum(Verlustleistung_100),2),
            Verlustleistung_90_tot = round(sum(Verlustleistung_90),2),
            Verlustleistung_80_tot = round(sum(Verlustleistung_80),2),
            Verlustleistung_75_tot = round(sum(Verlustleistung_75),2),    
            Verlustleistung_70_tot = round(sum(Verlustleistung_70),2))

verlust_90_grad_jahr
round(colMeans(verlust_90_grad_jahr[, 2:7]),2)

In [ ]: verlust_60_grad_jahr_perc <- verlust_60_grad_jahr %>%
    transmute(Jahr_60 = Jahr_60,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_60_grad_jahr_perc
mean_jahr_60 <- tibble(Neigung = "60 Grad", mean_110 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_110_perc), 
                       mean_100 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_80_perc), 
                       mean_75 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_75_perc),
       mean_70 = mean(verlust_60_grad_jahr_perc$Verlustleistung_70_perc))
mean_jahr_60



pro Monat

in kWh/kWp, im Durchschnitt aller betrachteten Jahre

In [ ]: install.packages("writexl")
library(writexl)

write_xlsx(verlust_60_grad_jahr_perc, "verlust_60_grad_jahr_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_60_grad_jahr_perc, "verlust_60_grad_jahr_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_90_grad_jahr_perc <- verlust_90_grad_jahr %>%
    transmute(Jahr_90 = Jahr_90,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_90_grad_jahr_perc
mean_jahr_90 <- tibble(Neigung = "90 Grad", mean_110 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_110_perc), 
                       mean_100 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_100_perc), 
       mean_90 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_80_perc), 
                       mean_75 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_75_perc), 
       mean_70 = mean(verlust_90_grad_jahr_perc$Verlustleistung_70_perc))

mean_jahr_90

mean_jahre <- bind_rows(mean_jahr_60, mean_jahr_90)
mean_jahre

In [ ]: write_xlsx(verlust_90_grad_jahr_perc, "verlust_90_grad_jahr_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_90_grad_jahr_perc, "verlust_90_grad_jahr_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: mean_jahre_long <- mean_jahre %>% pivot_longer(cols = starts_with("mean_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
mean_jahre_long$Begrenzung <- factor(mean_jahre_long$Begrenzung, levels = c("mean_110", "mean_100", "mean_90", "mean_80", "mean_75", "mean_70"))
levels(mean_jahre_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")
mean_jahre_long

In [ ]: plot_jahre <- ggplot(mean_jahre_long, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung, fill = Neigung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,20, 5), limits = c(0,21)) +
  facet_wrap(~Neigung, ncol = 3) +
  scale_fill_manual(values = c("#33a02c", "#ff7f00"),
                   breaks = c("60 Grad", "90 Grad"),
                   name = "Neigung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  labs(x = "Begrenzung der Nennleistung", y = "Jährliche Verlustleistung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_jahre

In [ ]: ggsave("plot_jahre.png", plot_jahre, width = 10, height = 5, dpi = 300)



In Prozenten, im Durchschnitt aller betrachteten Jahre

In [ ]: verlust_60_grad_monat <- daten_alle_60 %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Monat = month(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = round(sum(Normalleistung)/2,2),
            Verlustleistung_110_tot = round(sum(Verlustleistung_110)/2,2),
            Verlustleistung_100_tot = round(sum(Verlustleistung_100)/2,2),
            Verlustleistung_90_tot = round(sum(Verlustleistung_90)/2,2),
            Verlustleistung_80_tot = round(sum(Verlustleistung_80)/2,2),
            Verlustleistung_75_tot = round(sum(Verlustleistung_75)/2,2),
            Verlustleistung_70_tot = round(sum(Verlustleistung_70)/2,2))

verlust_60_grad_monat

In [ ]: verlust_90_grad_monat <- daten_alle_90 %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Monat = month(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = round(sum(Normalleistung)/5,2),
            Verlustleistung_110_tot = round(sum(Verlustleistung_110)/5,2),
            Verlustleistung_100_tot = round(sum(Verlustleistung_100)/5,2),
            Verlustleistung_90_tot = round(sum(Verlustleistung_90)/5,2),
            Verlustleistung_80_tot = round(sum(Verlustleistung_80)/5,2),
            Verlustleistung_75_tot = round(sum(Verlustleistung_75)/5,2),
            Verlustleistung_70_tot = round(sum(Verlustleistung_70)/5,2))

verlust_90_grad_monat

In [ ]: verlust_60_grad_monat_perc <- verlust_60_grad_monat %>% 
    transmute(Monat = Monat,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100, 2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_60_grad_monat_perc

In [ ]: write_xlsx(verlust_60_grad_monat_perc, "verlust_60_grad_monat_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_60_grad_monat_perc, "verlust_60_grad_monat_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_60_grad_monat_perc_long <- verlust_60_grad_monat_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_60_grad_monat_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_60_grad_monat_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verlust_60_grad_monat_perc_long$Monat <- factor(verlust_60_grad_monat_perc_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))



levels(verlust_60_grad_monat_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_60_grad_monat_perc_long)

In [ ]: plot_monat_60_Begr <- ggplot(verlust_60_grad_monat_perc_long, aes(x = factor(Monat), y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 4) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,30, 5), limits = c(0,32)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 3) +
  labs(x = "Monat", y = "Monatliche Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#40c837", "#39b432", "#33a02c", "#2d8c27", "#267821", "#20641c"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_monat_60_Begr

In [ ]: ggsave("plot_monat_60.png", plot_monat_60_Begr, width = 12, height = 6, dpi = 300)

In [ ]: verlust_90_grad_monat_perc <- verlust_90_grad_monat %>% 
    transmute(Monat = Monat,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100, 2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_90_grad_monat_perc

In [ ]: write_xlsx(verlust_90_grad_monat_perc, "verlust_90_grad_monat_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_90_grad_monat_perc, "verlust_90_grad_monat_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_90_grad_monat_perc_long <- verlust_90_grad_monat_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_90_grad_monat_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_90_grad_monat_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verlust_90_grad_monat_perc_long$Monat <- factor(verlust_90_grad_monat_perc_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))
levels(verlust_90_grad_monat_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_90_grad_monat_perc_long)

In [ ]: plot_monat_90_Begr <- ggplot(verlust_90_grad_monat_perc_long, aes(x = factor(Monat), y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 4) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,30, 5), limits = c(0,31)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 3) +
  labs(x = "Monat", y = "Monatliche Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#ff9933", "#ff8c1a", "#ff7f00", "#e67200", "#cc6600", "#b35900"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 



Pro Saison

in kWh/kWp, im Durchschnitt aller betrachteten Jahre

  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_monat_90_Begr

In [ ]: ggsave("plot_monat_90.png", plot_monat_90_Begr, width = 12, height = 6, dpi = 300)

In [ ]: sommer <- verlust_60_grad_monat %>% slice(4:9)
winter <- verlust_60_grad_monat %>% slice(1:3, 10:12)

verlust_60_grad_sommer <- sommer %>%
    summarize(Saison = "Sommer", 
            Normalleistung = sum(Normalleistung),
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110_tot),
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100_tot),
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90_tot),
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80_tot),
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75_tot),
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70_tot))  

verlust_60_grad_winter <- winter %>%
    summarize(Saison = "Winter", 
            Normalleistung = sum(Normalleistung),
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110_tot),
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100_tot),
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90_tot),
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80_tot),
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75_tot),
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70_tot)) 

verlust_60_grad_saison <- bind_rows(verlust_60_grad_sommer, verlust_60_grad_winter)
verlust_60_grad_saison

In [ ]: sommer <- verlust_90_grad_monat %>% slice(4:9)
winter <- verlust_90_grad_monat %>% slice(1:3, 10:12)

verlust_90_grad_sommer <- sommer %>%
    summarize(Saison = "Sommer", 
            Normalleistung = sum(Normalleistung),
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110_tot),
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100_tot),
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90_tot),
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80_tot),
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75_tot),
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70_tot))  

verlust_90_grad_winter <- winter %>%
    summarize(Saison = "Winter", 
            Normalleistung = sum(Normalleistung),
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110_tot),
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100_tot),
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90_tot),
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80_tot),
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75_tot),
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70_tot)) 



In Prozenten

verlust_90_grad_saison <- bind_rows(verlust_90_grad_sommer, verlust_90_grad_winter)
verlust_90_grad_saison

In [ ]: verlust_60_grad_saison_perc <- verlust_60_grad_saison %>% 
    transmute(Saison = Saison,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_60_grad_saison_perc

In [ ]: write_xlsx(verlust_60_grad_saison_perc, "verlust_60_grad_saison_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_60_grad_saison_perc, "verlust_60_grad_saison_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_60_grad_saison_perc_long <- verlust_60_grad_saison_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_60_grad_saison_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_60_grad_saison_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
levels(verlust_60_grad_saison_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_60_grad_saison_perc_long)

In [ ]: plot_saison_60_Begr <- ggplot(verlust_60_grad_saison_perc_long, aes(x = Saison, y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,25, 5), limits = c(0,26)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 6) +
  labs(x = "Saison", y = "Saisonale Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#40c837", "#39b432", "#33a02c", "#2d8c27", "#267821", "#20641c"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_saison_60_Begr

In [ ]: ggsave("plot_saison_60.png", plot_saison_60_Begr, width = 12, height = 4, dpi = 300)

In [ ]: verlust_90_grad_saison_perc <- verlust_90_grad_saison %>% 
    transmute(Saison = Saison,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2),
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_90_grad_saison_perc



Pro Tageszeit, im Winterhalbjahr

in kWh/kWp im Durchschnitt aller betrachteten Jahre

In [ ]: write_xlsx(verlust_90_grad_saison_perc, "verlust_90_grad_saison_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_90_grad_saison_perc, "verlust_90_grad_saison_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_90_grad_saison_perc_long <- verlust_90_grad_saison_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_90_grad_saison_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_90_grad_saison_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
levels(verlust_90_grad_saison_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_90_grad_saison_perc_long)

In [ ]: plot_saison_90_Begr <- ggplot(verlust_90_grad_saison_perc_long, aes(x = Saison, y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,25, 5), limits = c(0,26)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 6) +
  labs(x = "Saison", y = "Saisonale Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#ff9933", "#ff8c1a", "#ff7f00", "#e67200", "#cc6600", "#b35900"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6))

plot_saison_90_Begr

In [ ]: ggsave("plot_saison_90.png", plot_saison_90_Begr, width = 12, height = 4, dpi = 300)

In [ ]: daten_60_grad_winterhalbjahr <- subset(daten_alle_60, month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 10|month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 11|month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 12|
                                       month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 1|month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 2|month(daten_alle_60$Zeitstempel) == 3)

verlust_60_grad_stunde_winter <- daten_60_grad_winterhalbjahr %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = sum(Normalleistung)/2,
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110)/2,
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100)/2,
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90)/2,
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80)/2,
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75)/2,
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70)/2)

verlust_60_grad_stunde_winter

In [ ]: daten_90_grad_winterhalbjahr <- subset(daten_alle_90, month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 10|month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 11|month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 12|
                                       month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 1|month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 2|month(daten_alle_90$Zeitstempel) == 3)



In Prozenten

verlust_90_grad_stunde_winter <- daten_90_grad_winterhalbjahr %>% 
  mutate(Normalleistung = Leistung/intervalle_pro_h,
         Verlustleistung_110 = ifelse(Leistung - 1.1 <= 0, 0, (Leistung - 1.1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_100 = ifelse(Leistung - 1 <= 0, 0, (Leistung - 1)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_90 = ifelse(Leistung - 0.9 <= 0, 0, (Leistung - 0.9)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_80 = ifelse(Leistung - 0.8 <= 0, 0, (Leistung - 0.8)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_75 = ifelse(Leistung - 0.75 <= 0, 0, (Leistung - 0.75)/intervalle_pro_h),
         Verlustleistung_70 = ifelse(Leistung - 0.7 <= 0, 0, (Leistung - 0.7)/intervalle_pro_h)) %>% 
  group_by(Stunde = hour(Zeitstempel)) %>% 
      summarize(Normalleistung = sum(Normalleistung)/5,
            Verlustleistung_110_tot = sum(Verlustleistung_110)/5,
            Verlustleistung_100_tot = sum(Verlustleistung_100)/5,
            Verlustleistung_90_tot = sum(Verlustleistung_90)/5,
            Verlustleistung_80_tot = sum(Verlustleistung_80)/5,
            Verlustleistung_75_tot = sum(Verlustleistung_75)/5,
            Verlustleistung_70_tot = sum(Verlustleistung_70)/5)

verlust_90_grad_stunde_winter

In [ ]: verlust_60_grad_stunde_winter_perc <- verlust_60_grad_stunde_winter %>% 
    transmute(Stunde = Stunde,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),  
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_60_grad_stunde_winter_perc <- slice(verlust_60_grad_stunde_winter_perc, 9:17) # von 8 bis 16 Uhr

verlust_60_grad_stunde_winter_perc

In [ ]: write_xlsx(verlust_60_grad_stunde_winter_perc, "verlust_60_grad_stunde_winter_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_60_grad_stunde_winter_perc, "verlust_60_grad_stunde_winter_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_60_grad_stunde_perc_long <- verlust_60_grad_stunde_winter_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_60_grad_stunde_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_60_grad_stunde_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
levels(verlust_60_grad_stunde_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_60_grad_stunde_perc_long)

In [ ]: plot_stunde_60_Begr <- ggplot(verlust_60_grad_stunde_perc_long, aes(x = factor(Stunde), y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,35, 5), limits = c(0,35)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 3) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Stündliche Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#40c837", "#39b432", "#33a02c", "#2d8c27", "#267821", "#20641c"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +



  theme(axis.text = element_text(size = 11))

plot_stunde_60_Begr

In [ ]: ggsave("plot_stunde_60.png", plot_stunde_60_Begr, width = 12, height = 6, dpi = 300)

In [ ]: verlust_90_grad_stunde_winter_perc <- verlust_90_grad_stunde_winter %>% 
    transmute(Stunde = Stunde,
         Verlustleistung_110_perc = round(Verlustleistung_110_tot/Normalleistung*100,2),   
         Verlustleistung_100_perc = round(Verlustleistung_100_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_90_perc = round(Verlustleistung_90_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_80_perc = round(Verlustleistung_80_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_75_perc = round(Verlustleistung_75_tot/Normalleistung*100,2), 
         Verlustleistung_70_perc = round(Verlustleistung_70_tot/Normalleistung*100,2))

verlust_90_grad_stunde_winter_perc <- slice(verlust_90_grad_stunde_winter_perc, 9:17) # von 8 bis 16 Uhr

verlust_90_grad_stunde_winter_perc

In [ ]: write_xlsx(verlust_90_grad_stunde_winter_perc, "verlust_90_grad_stunde_winter_perc.xlsx") ### als Excel speichern um in Bericht zu kopieren
write_csv(verlust_90_grad_stunde_winter_perc, "verlust_90_grad_stunde_winter_perc.csv") ### als csv speichern zum weiterarbeiten

In [ ]: verlust_90_grad_stunde_perc_long <- verlust_90_grad_stunde_winter_perc %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verlust_90_grad_stunde_perc_long$Begrenzung <- factor(verlust_90_grad_stunde_perc_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", 
                                                                                                            "Verlustleistung_75_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
levels(verlust_90_grad_stunde_perc_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%")

head(verlust_90_grad_stunde_perc_long)

In [ ]: plot_stunde_90_Begr <- ggplot(verlust_90_grad_stunde_perc_long, aes(x = factor(Stunde), y = Verlustleistung, fill = Begrenzung)) +
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") +
  geom_text(aes(label = round(Verlustleistung, digits = 0)), vjust = -1, size = 3.5) +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,35, 5), limits = c(0,35)) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 3) +
  labs(x = "Uhrzeit", y = "Stündliche Verlustleistung in %") +
  scale_fill_manual(values = c("#ff9933", "#ff8c1a", "#ff7f00", "#e67200", "#cc6600", "#b35900"),
                   breaks = c("110%", "100%", "90%", "80%", "75%", "70%"),
                   name = "Begrenzung") + 
  theme(legend.position = "none") +
  theme_bw() +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text = element_text(size = 11))

plot_stunde_90_Begr

In [ ]: ggsave("plot_stunde_90.png", plot_stunde_90_Begr, width = 12, height = 6, dpi = 300)

In [ ]:



Abweichung mit stündlichen Werten

Jährlich

In [ ]: library(tidyverse)

In [ ]: verluste_jahr_60_grad_h <- read_csv("verlust_60_grad_jahr_perc_h.csv")
verluste_jahr_60_grad <- read_csv("verlust_60_grad_jahr_perc.csv")
verluste_jahr_60_grad_h
verluste_jahr_60_grad

In [ ]: verluste_jahr_90_grad_h <- read_csv("verlust_90_grad_jahr_perc_h.csv")
verluste_jahr_90_grad <- read_csv("verlust_90_grad_jahr_perc.csv")
#verluste_jahr_90_grad_h
#verluste_jahr_90_grad

In [ ]: abweichung_jahr_60_grad_rel <- verluste_jahr_60_grad
abweichung_jahr_60_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_jahr_60_grad[, -1] * verluste_jahr_60_grad_h[, -1])

abweichung_jahr_60_grad_rel

In [ ]: abweichung_jahr_90_grad_rel <- verluste_jahr_90_grad
abweichung_jahr_90_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_jahr_90_grad[, -1] * verluste_jahr_90_grad_h[, -1])

abweichung_jahr_90_grad_rel

In [ ]: abweichung_jahr_60 <- tibble(Auflösung = "Abweichung", mean_110 = mean(abweichung_jahr_60_grad_rel$Verlustleistung_110_perc), 
                             mean_100 = mean(abweichung_jahr_60_grad_rel$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(abweichung_jahr_60_grad_rel$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(abweichung_jahr_60_grad_rel$Verlustleistung_80_perc), 
                             mean_70 = mean(abweichung_jahr_60_grad_rel$Verlustleistung_70_perc))

abweichung_jahr_90 <- tibble(Auflösung = "Abweichung", mean_110 = mean(abweichung_jahr_90_grad_rel$Verlustleistung_110_perc), 
                             mean_100 = mean(abweichung_jahr_90_grad_rel$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(abweichung_jahr_90_grad_rel$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(abweichung_jahr_90_grad_rel$Verlustleistung_80_perc), 
                             mean_70 = mean(abweichung_jahr_90_grad_rel$Verlustleistung_70_perc))

abweichung_jahr_60
abweichung_jahr_90

In [ ]: abweichung_jahr_60_long <- abweichung_jahr_60 %>% pivot_longer(cols = starts_with("mean_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_jahr_60_long$Begrenzung <- factor(abweichung_jahr_60_long$Begrenzung, levels = c("mean_110", "mean_100", "mean_90", "mean_80", "mean_70"))
levels(abweichung_jahr_60_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")
abweichung_jahr_60_long <- abweichung_jahr_60_long %>% mutate(
    Neigung = "60 Grad")
abweichung_jahr_60_long

In [ ]: abweichung_jahr_90_long <- abweichung_jahr_90 %>% pivot_longer(cols = starts_with("mean_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_jahr_90_long$Begrenzung <- factor(abweichung_jahr_90_long$Begrenzung, levels = c("mean_110", "mean_100", "mean_90", "mean_80", "mean_70"))
levels(abweichung_jahr_90_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")
abweichung_jahr_90_long <- abweichung_jahr_90_long %>% mutate(
    Neigung = "90 Grad")
abweichung_jahr_90_long

In [ ]: abweichung_jahr_long_beide <- bind_rows(abweichung_jahr_60_long, abweichung_jahr_90_long)
abweichung_jahr_long_beide



max(abweichung_jahr_long_beide$Verlustleistung)

In [ ]: mean_jahr_60 <- tibble(Auflösung = "10 Sekunden", mean_110 = mean(verluste_jahr_60_grad$Verlustleistung_110_perc), 
                       mean_100 = mean(verluste_jahr_60_grad$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(verluste_jahr_60_grad$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verluste_jahr_60_grad$Verlustleistung_80_perc), 
                       mean_70 = mean(verluste_jahr_60_grad$Verlustleistung_70_perc))
mean_jahr_60_h <- tibble(Auflösung = "1 Stunde", mean_110 = mean(verluste_jahr_60_grad_h$Verlustleistung_110_perc), 
                         mean_100 = mean(verluste_jahr_60_grad_h$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(verluste_jahr_60_grad_h$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verluste_jahr_60_grad_h$Verlustleistung_80_perc), 
                         mean_70 = mean(verluste_jahr_60_grad_h$Verlustleistung_70_perc))
mean_jahr_60
mean_jahr_60_h

In [ ]: mean_jahr_90 <- tibble(Auflösung = "10 Sekunden", mean_110 = mean(verluste_jahr_90_grad$Verlustleistung_110_perc), 
                       mean_100 = mean(verluste_jahr_90_grad$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(verluste_jahr_90_grad$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verluste_jahr_90_grad$Verlustleistung_80_perc), 
                       mean_70 = mean(verluste_jahr_90_grad$Verlustleistung_70_perc))
mean_jahr_90_h <- tibble(Auflösung = "1 Stunde", mean_110 = mean(verluste_jahr_90_grad_h$Verlustleistung_110_perc), 
                         mean_100 = mean(verluste_jahr_90_grad_h$Verlustleistung_100_perc),
       mean_90 = mean(verluste_jahr_90_grad_h$Verlustleistung_90_perc), mean_80 = mean(verluste_jahr_90_grad_h$Verlustleistung_80_perc), 
                         mean_70 = mean(verluste_jahr_90_grad_h$Verlustleistung_70_perc))
mean_jahr_90_h

In [ ]: mean_jahre_60 <- bind_rows(mean_jahr_60, mean_jahr_60_h)
mean_jahre_60
mean_jahre_90 <- bind_rows(mean_jahr_90, mean_jahr_90_h)
mean_jahre_90

In [ ]: mean_jahre_long_60 <- mean_jahre_60 %>% pivot_longer(cols = starts_with("mean_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
mean_jahre_long_60$Begrenzung <- factor(mean_jahre_long_60$Begrenzung, levels = c("mean_110", "mean_100", "mean_90", "mean_80", "mean_70"))
levels(mean_jahre_long_60$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")
mean_jahre_long_60 <- mean_jahre_long_60 %>% mutate(
    Neigung = "60 Grad")
mean_jahre_long_60

In [ ]: mean_jahre_long_90 <- mean_jahre_90 %>% pivot_longer(cols = starts_with("mean_"), names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
mean_jahre_long_90$Begrenzung <- factor(mean_jahre_long_90$Begrenzung, levels = c("mean_110", "mean_100", "mean_90", "mean_80", "mean_70"))
levels(mean_jahre_long_90$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")
mean_jahre_long_90 <- mean_jahre_long_90 %>% mutate(
    Neigung = "90 Grad")
mean_jahre_long_90

In [ ]: mean_jahre_long_beide <- bind_rows(mean_jahre_long_60, mean_jahre_long_90)
mean_jahre_long_beide

In [ ]: # Daten für die Punkte
df_punkte <- abweichung_jahr_long_beide
df_punkte$Verlustleistung_round <- round(df_punkte$Verlustleistung, 0)

# Funktion zur Skalierung der zweiten y-Achse
zweite_y_achse <- function(x) x * (22/40)

# Daten für die zweite y-Achse umrechnen und in den Datenframes speichern
df_punkte$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(df_punkte$Verlustleistung)

abweichung_jahr_long_beide$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(abweichung_jahr_long_beide$Verlustleistung)

plot_jahre_abweichung <- ggplot(mean_jahre_long_beide, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung, fill = Auflösung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 



Monatlich

  geom_point(data = df_punkte, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung_skaliert, fill = Auflösung), size = 2, color = "#901328") +
  scale_fill_manual(values = c("#89b5f0", "#9189f0", "#901328"), breaks = c("10 Sekunden", "1 Stunde", "Abweichung"), name = "Auflösung", 
                   guide = guide_legend(override.aes = list(shape = NA))) +
  geom_text(aes(label = sprintf("%.1f", round(Verlustleistung, 1))), vjust = -0.5, size = 3.5, position = position_dodge(width = 1)) +
  geom_text(data = df_punkte, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung_skaliert,
                                 label = Verlustleistung_round), vjust = -1,
                        size = 3.5, position = position_dodge(width = 1), color = "#901328", fontface = "bold") +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,22, 2), limits = c(0,22), sec.axis = sec_axis(trans = ~ . * (40/22), 
                                name = "Relative Abweichung zwischen 10s - und 1h-Intervallen in %")) +
  facet_wrap(~Neigung, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Begrenzung der Nennleistung", y = "Jährliche Verlustleistung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.y.right = element_text(margin = margin(r = 10), color = "#901328", face = "bold"))+
  theme(legend.position = "bottom")

plot_jahre_abweichung

In [ ]: ggsave("plot_abweichung_jahr.png", plot_jahre_abweichung, width = 10, height = 8, dpi = 300)

In [ ]: verluste_monat_60_grad_h <- read_csv("verlust_60_grad_monat_perc_h.csv")
verluste_monat_60_grad <- read_csv("verlust_60_grad_monat_perc.csv")
#verluste_monat_60_grad_h
#verluste_monat_60_grad

In [ ]: abweichung_monat_60_grad_rel <- verluste_monat_60_grad
abweichung_monat_60_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_monat_60_grad[, -1] * verluste_monat_60_grad_h[, -1])

In [ ]: abweichung_monat_60_grad_rel <- abweichung_monat_60_grad_rel %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "Abweichung")

abweichung_monat_60_grad_rel

In [ ]: verluste_monat_60_grad <- verluste_monat_60_grad %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "10 Sekunden")

verluste_monat_60_grad_h <- verluste_monat_60_grad_h %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "1 Stunde")

verluste_monat_60_grad

In [ ]: verluste_monat_60_grad_beide <- bind_rows(verluste_monat_60_grad, verluste_monat_60_grad_h)
verluste_monat_60_grad_beide

In [ ]: verluste_monat_60_grad_long <- verluste_monat_60_grad_beide %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                             names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verluste_monat_60_grad_long$Begrenzung <- factor(verluste_monat_60_grad_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                            "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verluste_monat_60_grad_long$Monat <- factor(verluste_monat_60_grad_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))
levels(verluste_monat_60_grad_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")



head(verluste_monat_60_grad_long)

In [ ]: verluste_monat_90_grad_h <- read_csv("verlust_90_grad_monat_perc_h.csv")
verluste_monat_90_grad <- read_csv("verlust_90_grad_monat_perc.csv")
#verluste_monat_90_grad_h
#verluste_monat_90_grad

In [ ]: abweichung_monat_90_grad_rel <- verluste_monat_90_grad
abweichung_monat_90_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_monat_90_grad[, -1] * verluste_monat_90_grad_h[, -1])

abweichung_monat_90_grad_rel

In [ ]: abweichung_monat_90_grad_rel <- abweichung_monat_90_grad_rel %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "Abweichung")

abweichung_monat_90_grad_rel

In [ ]: verluste_monat_90_grad <- verluste_monat_90_grad %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "10 Sekunden")

verluste_monat_90_grad_h <- verluste_monat_90_grad_h %>% transmute(
    Monat = Monat, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "1 Stunde")

verluste_monat_90_grad_h

In [ ]: verluste_monat_90_grad_beide <- bind_rows(verluste_monat_90_grad, verluste_monat_90_grad_h)
head(verluste_monat_90_grad_beide)

In [ ]: verluste_monat_90_grad_long <- verluste_monat_90_grad_beide %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                             names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verluste_monat_90_grad_long$Begrenzung <- factor(verluste_monat_90_grad_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                    "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verluste_monat_90_grad_long$Monat <- factor(verluste_monat_90_grad_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))
levels(verluste_monat_90_grad_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")

head(verluste_monat_90_grad_long)

In [ ]: abweichung_monat_60_long <- abweichung_monat_60_grad_rel %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                          names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_monat_60_long$Begrenzung <- factor(abweichung_monat_60_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                                 "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc",  "Verlustleistung_70_perc"))
abweichung_monat_60_long$Monat <- factor(abweichung_monat_60_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))
levels(abweichung_monat_60_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%","70%")

head(abweichung_monat_60_long)

In [ ]: abweichung_monat_90_long <- abweichung_monat_90_grad_rel %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                          names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_monat_90_long$Begrenzung <- factor(abweichung_monat_90_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                           "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
abweichung_monat_90_long$Monat <- factor(abweichung_monat_90_long$Monat, levels = c("1", "2", "3", "4", "5", "6", "7", "8", "9", "10", "11", "12"))
levels(abweichung_monat_90_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")



Saisonal

head(abweichung_monat_90_long)

In [ ]: head(verluste_monat_90_grad_long)
nrow(verluste_monat_90_grad_long)

In [ ]: head(abweichung_monat_60_long)

In [ ]: # Daten für die Punkte
df_punkte <- abweichung_monat_90_long
df_punkte$Verlustleistung_round <- round(df_punkte$Verlustleistung, 0)

# Funktion zur Skalierung der zweiten y-Achse
zweite_y_achse <- function(x) x * (30/120)

# Daten für die zweite y-Achse umrechnen und in den Datenframes speichern
df_punkte$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(df_punkte$Verlustleistung)

abweichung_monat_90_long$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(abweichung_monat_90_long$Verlustleistung)

In [ ]: #abweichung_monat_90_long

In [ ]: plot_monate_abweichung_90_grad <- ggplot(verluste_monat_90_grad_long, aes(x = factor(Monat), y = Verlustleistung, fill = Auflösung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_point(data = df_punkte, aes(x = factor(Monat), y = Verlustleistung_skaliert, fill = Auflösung), size = 2, color = "#901328") +
  scale_fill_manual(values = c("#89b5f0", "#9189f0", "#901328"), breaks = c("10 Sekunden", "1 Stunde", "Abweichung"), name = "Auflösung", 
                   guide = guide_legend(override.aes = list(shape = NA))) +
  geom_text(aes(label = sprintf("%.1f", round(Verlustleistung, 1))), vjust = -0.5, size = 3.5, position = position_dodge(width = 1)) +
  geom_text(data = df_punkte, aes(x = factor(Monat), y = Verlustleistung_skaliert,
                                 label = Verlustleistung_round), vjust = -1,
                        size = 3.5, position = position_dodge(width = 1), color = "#901328", fontface = "bold") +
  scale_y_continuous(breaks = seq(0,30, 5), limits = c(0,30), sec.axis = sec_axis(trans = ~ . * (120/30), 
                                    name = "Relative Abweichung zwischen 10s - und 1h-Intervallen in %")) +
  facet_wrap(~Begrenzung, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Monat", y = "Monatliche Verlustleistung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.y.right = element_text(margin = margin(r = 10), color = "#901328", face = "bold")) +
  theme(legend.position = "bottom")

plot_monate_abweichung_90_grad

In [ ]: ggsave("plot_abweichung_monat_90.png", plot_monate_abweichung_90_grad, width = 10, height = 14, dpi = 300)

In [ ]: verluste_saison_60_grad_h <- read_csv("verlust_60_grad_saison_perc_h.csv")
verluste_saison_60_grad <- read_csv("verlust_60_grad_saison_perc.csv")
#verluste_saison_60_grad_h
#verluste_saison_60_grad



In [ ]: verluste_saison_90_grad_h <- read_csv("verlust_90_grad_saison_perc_h.csv")
verluste_saison_90_grad <- read_csv("verlust_90_grad_saison_perc.csv")
#verluste_saison_90_grad_h
#verluste_saison_90_grad

In [ ]: abweichung_saison_60_grad_rel <- verluste_saison_60_grad
abweichung_saison_60_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_saison_60_grad[, -1] * verluste_saison_60_grad_h[, -1])

In [ ]: abweichung_saison_60_grad_rel <- abweichung_saison_60_grad_rel %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "Abweichung")

abweichung_saison_60_grad_rel

In [ ]: abweichung_saison_90_grad_rel <- verluste_saison_90_grad
abweichung_saison_90_grad_rel[, -1] <- 100 - (100 / verluste_saison_90_grad[, -1] * verluste_saison_90_grad_h[, -1])

In [ ]: abweichung_saison_90_grad_rel <- abweichung_saison_90_grad_rel %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "Abweichung")

abweichung_saison_90_grad_rel

In [ ]: head(verluste_saison_60_grad_h)

In [ ]: verluste_saison_60_grad <- verluste_saison_60_grad %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "10 Sekunden")

verluste_saison_60_grad_h <- verluste_saison_60_grad_h %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "1 Stunde")

verluste_saison_60_grad
verluste_saison_60_grad_h

In [ ]: verluste_saison_90_grad <- verluste_saison_90_grad %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "10 Sekunden")

verluste_saison_90_grad_h <- verluste_saison_90_grad_h %>% transmute(
    Saison = Saison, Verlustleistung_110_perc = Verlustleistung_110_perc, Verlustleistung_100_perc = Verlustleistung_100_perc, 
    Verlustleistung_90_perc = Verlustleistung_90_perc, 
    Verlustleistung_80_perc = Verlustleistung_80_perc, Verlustleistung_70_perc = Verlustleistung_70_perc, Auflösung = "1 Stunde")

verluste_saison_90_grad
verluste_saison_90_grad_h

In [ ]: verluste_saison_60_grad_beide <- bind_rows(verluste_saison_60_grad, verluste_saison_60_grad_h)
verluste_saison_60_grad_beide

In [ ]: verluste_saison_90_grad_beide <- bind_rows(verluste_saison_90_grad, verluste_saison_90_grad_h)



verluste_saison_90_grad_beide

In [ ]: verluste_saison_60_grad_long <- verluste_saison_60_grad_beide %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                        names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verluste_saison_60_grad_long$Begrenzung <- factor(verluste_saison_60_grad_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                      "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verluste_saison_60_grad_long$Saison <- factor(verluste_saison_60_grad_long$Saison)
levels(verluste_saison_60_grad_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")

verluste_saison_60_grad_long

In [ ]: verluste_saison_90_grad_long <- verluste_saison_90_grad_beide %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                               names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
verluste_saison_90_grad_long$Begrenzung <- factor(verluste_saison_90_grad_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                             "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc", "Verlustleistung_70_perc"))
verluste_saison_90_grad_long$Saison <- factor(verluste_saison_90_grad_long$Saison)
levels(verluste_saison_90_grad_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%", "70%")

verluste_saison_90_grad_long

In [ ]: abweichung_saison_60_long <- abweichung_saison_60_grad_rel %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                            names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_saison_60_long$Begrenzung <- factor(abweichung_saison_60_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                     "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc",  "Verlustleistung_70_perc"))
abweichung_saison_60_long$Saison <- factor(abweichung_saison_60_long$Saison)
levels(abweichung_saison_60_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%","70%")

head(abweichung_saison_60_long)

In [ ]: abweichung_saison_90_long <- abweichung_saison_90_grad_rel %>% pivot_longer(cols = starts_with("Verlustleistung_"), 
                                                                            names_to = "Begrenzung", values_to = "Verlustleistung")
abweichung_saison_90_long$Begrenzung <- factor(abweichung_saison_90_long$Begrenzung, levels = c("Verlustleistung_110_perc", "Verlustleistung_100_perc", 
                                                 "Verlustleistung_90_perc", "Verlustleistung_80_perc",  "Verlustleistung_70_perc"))
abweichung_saison_90_long$Saison <- factor(abweichung_saison_90_long$Saison)
levels(abweichung_saison_90_long$Begrenzung) <- c("110%", "100%", "90%", "80%","70%")

head(abweichung_saison_90_long)

In [ ]: # Daten für die Punkte
df_punkte <- abweichung_saison_60_long
df_punkte$Verlustleistung_round <- round(df_punkte$Verlustleistung, 0)

# Funktion zur Skalierung der zweiten y-Achse
zweite_y_achse <- function(x) x * (30/60)

# Daten für die zweite y-Achse umrechnen und in den Datenframes speichern
df_punkte$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(df_punkte$Verlustleistung)

abweichung_saison_60_long$Verlustleistung_skaliert <- zweite_y_achse(abweichung_saison_60_long$Verlustleistung)

In [ ]: plot_saison_abweichung_60_grad <- ggplot(verluste_saison_60_grad_long, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung, fill = Auflösung)) + 
  geom_bar(stat = "identity", position = "dodge") + 
  geom_point(data = df_punkte, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung_skaliert, fill = Auflösung), size = 2, color = "#901328") +
  scale_fill_manual(values = c("#89b5f0", "#9189f0", "#901328"), breaks = c("10 Sekunden", "1 Stunde", "Abweichung"), name = "Auflösung", 
                   guide = guide_legend(override.aes = list(shape = NA))) +
  geom_text(aes(label = sprintf("%.1f", round(Verlustleistung, 1))), vjust = -0.5, size = 3.5, position = position_dodge(width = 1)) +
  geom_text(data = df_punkte, aes(x = factor(Begrenzung), y = Verlustleistung_skaliert,
                                 label = Verlustleistung_round), vjust = -1,
                        size = 3.5, position = position_dodge(width = 1), color = "#901328", fontface = "bold") +



  scale_y_continuous(breaks = seq(0,30, 5), limits = c(0,30), sec.axis = sec_axis(trans = ~ . * (60/30), 
                                        name = "Relative Abweichung zwischen 10s - und 1h-Intervallen in %")) +
  facet_wrap(~Saison, ncol = 1) +
  theme_bw() +
  labs(x = "Begrenzung der Nennleistung", y = "Saisonale Verlustleistung in %", vjust = 4) +
  theme(text = element_text(size = 14)) + 
  theme(axis.title.y = element_text(vjust = 2)) + 
  theme(axis.title.x = element_text(vjust = -0.6)) +
  theme(axis.text.y.right = element_text(margin = margin(r = 10), color = "#901328", face = "bold")) +
  theme(legend.position = "bottom")

plot_saison_abweichung_60_grad

In [ ]: ggsave("plot_saison_abweichung_60_grad.png", plot_saison_abweichung_60_grad, width = 10, height = 8, dpi = 300)

In [ ]:
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