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1. Kurzdarstellung des Vorhabens  
  

1.1. Aufgabenstellung  
  

Die wesentliche Aufgabenstellung des Projekts bestand darin, das Potenzial der individuellen 

Blattverstellung (IPC) zur Optimierung der Energieerträge, Reduzierung struktureller Belastungen und 

Minimierung von Geräuschemissionen bei modernen Windkraftanlagen zu erforschen. Dabei sollte 

insbesondere die Anwendung von IPC bei kommerziellen Standard-Dreiflügel-Turbinen aber auch an 

Teetering-Downwind-Rotoren untersucht werden, um neue Erkenntnisse für die Windindustrie zu 

gewinnen und technologische Entwicklungen voranzutreiben. 

Dies wurde einerseits durch umfangreiche Messungen an einer kommerziellen Multimegawatt-Anlage 

und der theoretischen Entwicklung von Regleralgorithmen durch das Fraunhofer IWES, anderseits durch 

umfangreiche Messungen im Windkanal und der Reglerentwicklung und Messung an der 

Forschungsturbine Winsent durch die TU München und das ZSW umgesetzt. 

1.2. Voraussetzungen, unter denen das Vorhaben durchgeführt wurde  
Das Projekt wurde im Rahmen der „Förderbekanntmachung für angewandte nichtnukleare Forschung 

im 7. Energieforschungsprogramm ‚Innovationen für die Energiewende‘“ durchgeführt, die vom 

Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi) am 1. Oktober 2018 veröffentlicht wurde. 

Dieses Programm bildete die wesentliche finanzielle und regulatorische Grundlage für das Projekt und 

stellte die Übereinstimmung mit den nationalen Zielen für Energieinnovation sicher. 

 
Zu den wichtigsten Voraussetzungen gehörten: 

1.    Übereinstimmung mit den nationalen Energiezielen: Das Projekt wurde konzipiert, um kritische 

Herausforderungen anzugehen, die im 7. Energieforschungsprogramm identifiziert wurden, 

insbesondere diejenigen, die in Abschnitt 3.6 der Förderbekanntmachung aufgeführt sind. Der 

Schwerpunkt lag auf Innovationen, die die Effizienz, Zuverlässigkeit und Umweltverträglichkeit von 

Windenergiesystemen erheblich verbessern könnten. 

2.    Technologische Innovation: Das Projekt zielte auf die Entwicklung eines ganzheitlichen 

Blattverstellsystems ab, um die negativen Auswirkungen unterschiedlicher aerodynamischer 

Belastungen auf große Windkraftanlagenrotoren zu mindern. Dies steht im Einklang mit Abschnitt 3.6.2 

der Förderbekanntmachung, der sich auf die Notwendigkeit optimierter Rotorkonstruktionen 

konzentriert, um den für zukünftige Turbinen erwarteten größeren Rotordurchmessern gerecht zu 
werden. 

3.    Zuverlässigkeit der Komponenten und Kostensenkung: Das Projekt zielte auch auf die Verringerung 

der zyklischen Belastungen aller Turbinenkomponenten ab, wodurch die Lebensdauer und 

Zuverlässigkeit der Turbinen verbessert werden sollte. Dieses Ziel entspricht Abschnitt 3.6.3, in dem die 

Bedeutung von Innovationen in der Turbinentechnologie zur Kostensenkung und Erhöhung der 
Systemzuverlässigkeit hervorgehoben wird. 

4.    Umwelt- und akustische Aspekte: Ein wichtiger Schwerpunkt des Projekts lag auf der Minimierung 

mechanischer Belastungen und Lärmemissionen, wodurch die Standortwahl für Windparks verbessert 
und die akustischen Auswirkungen auf die umliegenden Gemeinden verringert werden konnten. Dieser 

Aspekt des Projekts steht in direktem Zusammenhang mit den Abschnitten 3.6.6 und 3.6.7, in denen 
die Bedeutung der Minimierung von Umweltauswirkungen und der Verbesserung der öffentlichen 

Akzeptanz von Windenergie durch Lärmreduzierung und andere Umweltmaßnahmen hervorgehoben 

wird. 
5.    Einhaltung gesetzlicher Vorschriften und gesellschaftliche Auswirkungen: Das Projekt wurde in dem 

klaren Bewusstsein durchgeführt, dass Umweltvorschriften eingehalten werden müssen und ein 

Beitrag zur gesellschaftlichen Akzeptanz der Windenergie geleistet werden muss. Dies war besonders 
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wichtig, um den Bedenken der Öffentlichkeit hinsichtlich Lärmemissionen und Auswirkungen auf die 
Tierwelt Rechnung zu tragen und sicherzustellen, dass die Ergebnisse des Projekts den nachhaltigen 

Ausbau der Windenergie unterstützen würden. 

Diese Voraussetzungen bildeten einen umfassenden Rahmen für die Durchführung des Projekts und 

stellten sicher, dass es sowohl mit der nationalen Energiepolitik als auch mit den spezifischen 

technologischen und ökologischen Herausforderungen des Windenergiesektors im Einklang stand. 
 

 

1.3. Planung und Ablauf des Vorhabens  
  

Die Projektlaufzeit erstreckte sich von 01.01.2020 – 30.06.2025. Um die Ziele dieses 

Forschungsvorhabens zu erreichen, wurden acht Arbeitspakete definiert:  

Arbeitspaket  Beschreibung des Arbeitspakets   

 

AP1     Bewertung konventioneller IPC anhand historischer Daten von kommerzieller 

Windenergieanlage (FhG IWES) 

AP2     Instrumentierung kommerzieller Windenergieanlage (FhG IWES) 

AP3     Feldvermessung kommerzieller Windenergieanlage   (FhG IWES) 

AP4    Instrumentierung der Forschungswindenergieanlagen (ZSW) 

AP5    Feldvermessung der Forschungswindenergieanlagen und Test „Advanced IPC“ (ZSW) 

AP6    Modellentwicklung (TUM) 

AP7     Modellversuch (TUM) 

AP8    Entwicklung "Advanced IPC" (FhG IWES) 

AP9  Projektmanagement (FhG IWES) 

 

Aufgrund von projektbedingten Verzögerungen wurde die Laufzeit zunächst um ein Jahr bis zum 31. 

Dezember 2023 verlängert. Aufgrund von Messbeschränkungen an den Winsent-

Forschungswindkraftanlagen und deren Inbetriebnahme wurde das Projekt anschließend um ein 

weiteres Jahr verlängert, mit einem neuen Enddatum am 30. Juni 2025.  

Das Ziel von Arbeitspaket AP1 war es, die Wirksamkeit herkömmlicher Strategien zur individuellen 

Blattverstellung (IPC) durch die Analyse historischer Daten einer kommerziellen Multi-MW-

Windkraftanlage zu bewerten. Dazu sollten vorhandene Betriebs- und Lastmessdaten kategorisiert 

werden, um die Auswirkungen der IPC auf die Leistungsabgabe und die Lastreduzierung zu bewerten. 

Die Analyse zielte darauf ab, ein tiefgreifendes Verständnis des aktuellen IPC-Systems zu vermitteln, 

Schwachstellen und Verbesserungsmöglichkeiten zu identifizieren und die zusätzlichen Instrumente zu 

spezifizieren, die an der kommerziellen Windkraftanlage erforderlich sind, um die Wirksamkeit der IPC 

zu verbessern und sie an die Projektziele anzupassen. 

Arbeitspaket AP2 konzentriert sich auf die Ausrüstung der kommerziellen Windkraftanlage mit 

zusätzlicher Messsystemen. Dazu gehört die Installation von Sensorik zur Messung der Belastungen an 

der Blattwurzel und den Lagern, der hochauflösenden Pitchwinkel für alle drei Rotorblätter sowie der 

Belastungen an der Hauptwelle. Zusätzlich soll der einströmende Wind gemessen werden, um eine 

rotoräquivalente Leistungskurve zu ermitteln und Abweichungen in der Energieerzeugung aufgrund von 

Pitch-Anpassungen zu identifizieren. Zu den Aufgaben gehört auch die Planung akustischer Messungen 
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zur Bewertung der Geräuschemissionen auf der Grundlage von Betriebsparametern. In diesem 

Arbeitspaket ist die Spezifizierung und Installation der Messsysteme sowie die Einrichtung eines 

Datenspeicherungs- und -übertragungssystems 

Arbeitspaket  AP3 umfasst die Durchführung der Messungen an der kommerziellen Windkraftanlage 

nach deren Instrumentierung. Das Ziel besteht darin, die Auswirkungen der individuellen 

Blattwinkelverstellung (IPC) in Bezug auf Leistung, Lasten und Schall zu bewerten. Dazu wurde die 

Leistung die Lasten und der Schall der Turbine verglichen wird, während die Anlage im IPC-Modus oder 

nicht im IPC-Modus ist. Akustische Messungen bestimmen sowohl den Schallpegel als auch die 

Schallleistungspegel, während eine Akustikkamera die Quelle der stärksten Geräusche unter 

verschiedenen Bedingungen lokalisiert. In diesm AP sind die Durchführung von der Messkapagne, die 

Analyse der gesammelten Daten (Belastungen, Schall, Leistung, Wind) und die Pflege der Datenbank mit 

Turbinen- und Messdaten. Die wichtigsten Ergebnisse sind detaillierte Datensätze aus den Messungen 

und eine umfassende Datenbank für die Entwicklung von IPC-Algorithmen. 

Arbeitspaket AP 4 konzentriert sich auf die Verbesserung der Instrumentierung der WINSENT-

Forschungswindenergieanlagen (FWEAs), um die Auswirkungen neu entwickelter Reglereinstellungen 

und Steuerungskonzepte vollständig zu erfassen. Dazu gehören die Spezifizierung, Beschaffung, 

Installation und Kalibrierung zusätzlicher Messgeräte, wobei der Schwerpunkt auf den Blattlasten und 

Verformungen an den Blattlagern liegt. Zu den Aufgaben gehören die Erweiterung des WINSENT-

Datenerfassungssystems um diese neuen Messpunkte und die Integration eines Mikrofonarrays in die 

bestehende Infrastruktur. Die Ergebnisse dieses Arbeitspakets sind die erfolgreiche Beschaffung und 

Installation der spezifizierten Messtechnik, die Integration in das WINSENT-System sowie die 

Validierung und Verfügbarkeit der Daten, einschließlich der Daten aus dem Mikrofonarray, in der 

erweiterten WINSENT-Datenbank. 

Arbeitspaket  AP5 konzentriert sich auf die Feldtests fortschrittlicher IPC-Strategien unter Verwendung 

der WINSENT Forschungswindenergieanlagen (FWEAs). Zunächst müssen die neu entwickelten 

Regelungsstrategien vom FWEA-Betreiber ZSW durch umfangreiche Simulationen und Hardware-in-the-

Loop-Tests (HiL) validiert werden, um sicherzustellen, dass sie den Sicherheitsanforderungen 

entsprechen. Die Feldtests werden sich sowohl auf die Erfassung von Hochfrequenzlast- und 

Betriebsdaten als auch auf akustische Emissionen konzentrieren. Ziel ist es, durch IPC-Anpassungen den 

Geräuschpegel weiter zu reduzieren. Zu den Zielen gehören die Verifizierung der Regelungsstrategien 

auf dem HiL-Prüfstand, die Planung und Durchführung von Feldversuchen sowie die Durchführung von 

akustischen Messungen mit einem Mikrofonarray, um die Auswirkungen der IPC auf den Geräuschpegel 

zu quantifizieren. Die Ergebnisse werden die erfolgreiche Implementierung und Erprobung 

fortschrittlicher IPC-Strategien an einer FWEA demonstrieren und detaillierte Geräuschmessungen und 

Analysen der IPC-Effekte liefern. Dieses Arbeitspaket liegt hauptsächlich in der Hand der Projektpartner 

ZSW und TUM. 

Der Schwerpunkt von Arbeitspaket AP6 liegt auf der Entwicklung und Erprobung von 

maßstabsgetreuen Modellen für die Windenergieforschung. Ein Modell der WINSENT-

Forschungswindenergieanlage (FWEA) wird unter Verwendung der TUM G2-Modellplattform gebaut, 

einschließlich maßstabsgetreuer Rotorblätter, die auf die aerodynamischen und strukturellen 

Eigenschaften der Turbine in Originalgröße abgestimmt sind. Das Modell wird außerdem über einen 

speziell entwickelten Turm und Rotor verfügen. Zusätzlich wird ein maßstabsgetreues Modell eines 

zweiflügeligen Taumelrotors erstellt, einschließlich einer speziell entwickelten Taumelnabe mit 

Dämpfungselementen und einem variablen Delta-3-Winkel zur Flatterkontrolle. Das bestehende 

Echtzeit-Steuerungssystem, mit dem sich Yaw, Drehmoment und Blattneigung einstellen lassen, wird 

beibehalten. Beide Modelle werden Windkanaltests unterzogen, um ihre Leistung und 

Belastungseigenschaften unter verschiedenen Bedingungen zu bewerten. Zu den Zielen gehören die 

Konstruktion und Herstellung des aeroelastisch maßstabsgetreuen WINSENT FWEA-Modells und des 

Taumelscheibenrotormodells sowie die Charakterisierung ihrer Leistungskurven im Windkanal. Das 
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Ergebnis wird ein vollständig gefertigtes und getestetes maßstabsgetreues Modell des WINSENT FWEA 

und ein zweiblättriges Taumelscheibenrotormodell mit einer charakterisierten Taumelscheibennabe 

sein. Dieses Arbeitspaket wird hauptsächlich von den Projektpartnern TUM und ZSW durchgeführt. 

Arbeitspaket AP7 umfasst die Durchführung verschiedener Modellversuche im Windkanal des 

Politecnico di Milano. Diese Versuche bieten eine erhebliche Flexibilität bei der Bewertung von 

Strategien zur individuellen Blattverstellung (IPC) und ermöglichen die Simulation extremer 

Betriebsszenarien wie Notabschaltungen, deren Testung unter realen Bedingungen schwierig oder 

riskant ist. Vielversprechende Strategien, die durch diese Versuche identifiziert werden, werden in 

Feldversuchen weiter validiert. Darüber hinaus werden Tests an einem zweiflügeligen 

Taumelscheibenrotor unter Verwendung einer TUM G2-Turbine durchgeführt, um festzustellen, ob IPC 

die zukünftigen Herausforderungen neuer Windturbinenkonstruktionen bewältigen kann. Zu den Zielen 

gehören die Charakterisierung grundlegender und fortgeschrittener IPC-Strategien unter verschiedenen 

Betriebsbedingungen, die Untersuchung von IPC zur Lastreduzierung bei geneigten Windturbinen sowie 

die Analyse und Berichterstattung der Ergebnisse. Die Ergebnisse umfassen analysierte Datensätze aus 

den Modellversuchen und detaillierte Berichte über die Ergebnisse. Dieses Arbeitspaket wird 

hauptsächlich vom Projektpartner TUM durchgeführt. 

Arbeitspaket  AP8 konzentriert sich auf die Entwicklung und Verbesserung von IPC Regelung für WEA. 

Dazu gehört die Definition einer Basisversion von IPC und deren Weiterentwicklung durch die Integration 

nichtlinearer und fraktionaler Regler. Ein wichtiger Aspekt der Entwicklung ist die Schaffung einer 

automatisierten Parametrisierungsmethode für alle Pitch-Regler unter Verwendung einer 

multikriteriellen mathematischen Optimierung. Das System wird eine Verstärkungsplanung integrieren, 

um sich online an unterschiedliche Betriebspunkte anzupassen. Spezifische Weiterentwicklungen zielen 

auf Zweiblattrotoren, Geräuschreduzierung und Notabschaltverfahren ab. Zusätzliche Anwendungen 

werden entwickelt, um die Parametrisierung zu unterstützen und ihre Auswirkungen zu bewerten. Zu 

den Zielen gehören die Erstellung einer Basisversion von IPC, die Verbesserung der Leistung von PID-

Reglern bei der Pitchregelung, optimale Parametrisierungsmethoden, IPC-Algorithmen für zweiflügelige 

Turbinen, Strategien zur Geräuschreduzierung und IPC-Strategien für Notabschaltungen. Die Ergebnisse 

umfassen die Basisversion von IPC, automatisierte Parametrisierungsmethoden, IPC-Algorithmen für 

zweiflügelige Rotoren, Strategien zur Geräuschreduzierung und Strategien für Notabschaltungen. 

Arbeitspaket  AP9 konzentriert sich auf die Gesamtkoordination und -verwaltung des Projekts. Das 

vorrangige Ziel besteht darin, sicherzustellen, dass die Projektziele mit den verfügbaren Ressourcen 

erreicht werden. Zu den wichtigsten Aufgaben gehören die Berichterstattung an die Förderstelle und die 

Sicherstellung einer reibungslosen Kommunikation zwischen den Projektpartnern. Der 

Projektkoordinator überwacht den Projektfortschritt, nimmt notwendige Anpassungen am Projektplan 

vor und verwaltet sowohl interne als auch externe Berichtspflichten. Die erwarteten Ergebnisse sind die 

effektive Verwaltung des Projekts gemäß dem Plan, die Umsetzung erforderlicher Änderungen und eine 

umfassende Berichterstattung sowohl an interne Stakeholder als auch an die Förderstelle. 

 

1.4. Wissenschaftlicher und technischer Stand an den angeknüpft wurde   
  

Die Forschung zur individuellen Pitchregelung (IPC) für Windenergieanlagen (WEA) wird seit mehreren 

Jahrzehnten betrieben, wobei der Schwerpunkt vor allem auf numerischen Simulationen und der 

Modellierung von IPC-Systemen liegt. Feldmessungen und Windkanaltests, die speziell die IPC 

bewerten, sind jedoch rar. Insbesondere gab es zu Beginn des Projektes keine veröffentlichten 

Feldstudien für Windkraftanlagen der Multi-Megawatt-Klasse, was eine erhebliche Forschungslücke 

verdeutlicht. Für solche großen Turbinen empfiehlt die Literatur z.B. (1) einen ganzheitlichen Ansatz zur 
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Steuerung, bei dem die Dämpfung von Turmschwingungen und eine umfassende Steuerung der 

Rotorblätter im Vordergrund stehen. 

Bei großen Windkraftanlagen verursacht die erhebliche Variabilität der Windgeschwindigkeiten 

während einer Rotorumdrehung zyklische und zeitverzögerte Laständerungen an allen Blättern, 

insbesondere bei Vielfachen der Rotordrehzahl (1P, 2P, 3P, 4P usw.). Eine effektive IPC-Implementierung 

muss diese zyklischen Lastschwankungen berücksichtigen, um den Energieertrag zu optimieren und 

gleichzeitig Spitzenlasten, Ermüdungslasten und Geräuschemissionen zu reduzieren. 

Forschungsprojekte wie HAPT (Highly Accelerated Pitch Bearing Test Bench) und iBAC (Intelligent Blade 

Bearing Amplitude Control) befassten sich mit den Herausforderungen, die IPC für Pitchlager mit sich 

bringt. Diese vom Fraunhofer IWES geleiteten Projekte untersuchen die Auswirkungen von 

Pitchwinkeländerungen auf den Zustand und die Lebensdauer von Lagern mit dem Ziel, zukünftige 

Lagerkonstruktionen zu optimieren und Zustandsüberwachungssysteme für Pitchlager zu entwickeln.  

Simulationen haben zwar gezeigt, dass IPC die Geräuschemissionen reduzieren könnte, doch wurde 

dieser Effekt bislang noch nicht durch Feldstudien bestätigt. Das aktuelle Projekt zielte darauf ab, diese 

Lücken zu schließen, indem es Feld- und Windkanalmessungen nutzt, um unkonventionelle IPC-

Strategien zur Leistungsoptimierung und Geräuschreduzierung zu untersuchen. Die Integration der 

Ergebnisse aus laufenden lagerspezifischen Projekten wird dazu beitragen, die durch IPC verursachten 

nachteiligen Bedingungen zu mindern und Synergien bei der Verbesserung der Turbinenleistung und -

lebensdauer zu fördern.  

1.5. Zusammenarbeit mit anderen Stellen  
  

Ursprünglich sollte ein weiterer Industriepartner an dem Projekt teilnehmen. Aufgrund 

unvorhergesehener Umstände konnte dieser seine Teilnahme jedoch nicht fortsetzen. Dennoch wurde 

das Projekt dank der engen Zusammenarbeit zwischen anderen wichtigen Partnern erfolgreich 

umgesetzt. Die Technische Universität München (TU München) und das Zentrum für Sonnenenergie- 

und Wasserstoff-Forschung (ZSW) in Stuttgart blieben für den Fortschritt des Projekts von 

entscheidender Bedeutung. Ihre Beiträge waren maßgeblich für die Verwirklichung der Projektziele und 

die erfolgreiche Umsetzung des Projekts. 

Ebenfalls fand das Vorhaben in Zusammenarbeit mit dem assoziierten Partner Energiekontor 

Management GmbH & Co. KG, Bremen statt.  
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2. Eingehende Darstellung des Vorhabens 

  

2.1. Verwendung der Zuwendung und des erzielten Ergebnisses im Einzelnen 
  

Im Folgenden wird auf die Ergebnisse des Vorhabens eingegangen. Die Struktur folgt hierbei den 

Arbeitspaketen des Projektes.  

2.1.1. AP1: Bewertung konventioneller IPC anhand historischer Daten von kommerzieller 

Windenergieanlage 

 

Die Hauptaufgabe im Arbeitspaket 1 bestand darin, die historischen Daten der kommerziellen 

Windenergieanlage auszuwerten und auf der Basis der Daten ein zu installierendes Messystem zu 

definieren. Dafür wurde gemeinsam mit den Partnern eine WEA aus einem Windpark ausgewählt. 

Der Windpark besteht aus insgesamt 6 Anlagen, wobei 3 Anlagen nicht zuverlässig in Betrieb sind. So 

hatten wir die Möglichkeit, eine der Anlagen aus den verbleibenden 3 Anlagen auszuwählen. Abbildung 

1 zeigt dieLage der 3 Anlagen auf der Karte: Die zur Verfügung stehenden Anlagen sind WEA 2, 5 und 

6. Nördlich der WEA 2 befindet sich ein Waldstück, was ein Problem für akustische Messungen 

darstellen, da die Hintergrundgeräuschemissionen die Messungen in den niedrigen Frequenzoktaven 

beeinträchtigen könnten, wenn das Mikrofon in der Nähe des Waldgebiets aufgestellt wird.  Gemäß 

Standardanalyse von WEA 5 und WEA 6 konnte für WEA 5 ein größerer gültiger Sektor (gemäß IEC 

61400-12) ermittelt werden. Daher wurde WEA 5 als endgültige Windenergieanlage für die Messung 

im Rahmen des Projektes ausgewählt. Diese WEA konnte für die Messungen gestoppt werden. Dies 

beschränkte sich aber nur auf kurze Zeitspannen. 

 

Abbildung 1: Karte des Windparks mit den Windenergieanlagen 

In Abbildung 2 ist das Ergebnis der Standortbewertung dargestellt. Der gültige Sektor für die zu 

prüfende Anlage beträgt 114,1-354,2°. Der rot markierte Sektor ist der gestörte Sektor. Aufgrund der 

anderen Anlage des GE-Farms beträgt der gestörte Sektor 354,2°-114,1°. 
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Abbildung 2: Gültiger Sektor der ausgewählten Anlage. 

 

 

Der Betreiber stellte im Jahr 2021 SCADA-Daten für die Turbine für einen Zeitraum von etwa einem 

Monat zur Verfügung (vom 29.05.2021 bis zum 03.07.2021). Da die Turbine neu installiert worden war, 

waren die verfügbaren SCADA-Daten zunächst zeitlich sehr begrenzt.  

Die Daten wurden in die Datenbank eingepflegt und über die Datenaustauschplattform „Nexus“, 

hochgeladen den Projektpartnern zur Verfügung gestellt. Diese Plattform ermöglicht es den Nutzern, die 

Daten herunterzuladen, in verschiedene Dateiformate zu konvertieren, die Abtastrate anzupassen und 

zu visualisieren. Sie diente auch als Grundlage für die anschließende Analyse und Auswertung (Abbildung 

3). 

Im Juni 2023 Fraunhofer IWES einen API-Zugang, der Zugriff auf alle relevanten SCADA-Parameter der 

Windkraftanlage gewährte. Die SCADA-Daten enthalten jedoch keine Lastmessungen oder akustischen 

Daten. Die verfügbaren SCADA-Datenkanäle, die sowohl mit einem Zeitstempel von 10 Minuten als auch 

von 1 Sekunde bereitgestellt werden, sind in Tabelle 1 und Tabelle 2 unten aufgeführt. 

Dieser umfangreiche Zugriff erfolgte erst lange nach Beginn der Installation der Anlage, sodass die 

Bewertung des zusätzlichen Instrumentierungsbedarfs auf der Grundlage sehr weniger historischer 

Daten durchgeführt werden konnte. Anhand der SCADA-Daten konnten wir jedoch später durch Analyse 

der Pitchwinkel feststellen, wann die Anlage im IPC- oder Nicht-IPC-Modus betrieben wurde. Die Daten 

wurden anschließend in IPC- und Nicht-IPC-Modi kategorisiert. Einen Überblick über das in Arbeitspaket 

1.4. definierte Messystem gibt Abbildung 5.  
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Abbildung 3: In house tool “Nexus” for the SCADA data visualization from the wind turbine 

 

 
Die Leistungskurve wurde anhand der begrenzten Daten der Turbine erstellt (Abbildung 4).

 
Abbildung 4: Leistungskurve der Turbine (Von 29.05.2021 bis 03.07.2021) 

 

 

 

Lfd. 
Nr 

Kanalname Beschreibung Einheit 
Auf-

lösung 

1 WGEN_RotSpd Generator Rotational speed RPM 1 sec 

2 WNAC_Dir Wind direction Degrees 1 sec 

3 WNAC_PriWdSpd Primary wind speed m/s 1 sec 

4 WROT_PtAngBl1 Pitch angle of blade 1 Degrees 1 sec 

5 WROT_PtAngBl2 Pitch angle of blade 2 Degrees 1 sec 
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6 WROT_PtAngBl3 Pitch angle of blade 3 Degrees 1 sec 

7 WROT_RotSpd Rotor speed RPM 1 sec 

8 WTUR_cosPhi Power factor of the wind turbine  1 sec 

9 WTUR_W Wind turbine power output Watts 1 sec 

10 WGEN_GnAPh1 Generator phase 1 active power Watts 1 sec 

11 WGEN_GnAPh2 Generator phase 2 active power Watts 1 sec 

12 WGEN_GnAPh3 Generator phase 3 active power Watts 1 sec 

13 WGEN_GnBrgTmp1 Generator bearing temperature 1 Celsius 1 sec 

14 WGEN_GnBrgTmp2 Generator bearing temperature 2 Celsius 1 sec 

15 WGEN_GnWiTmpPh1 Generator winding temperature phase 1 Celsius 1 sec 

16 WGEN_GnWiTmpPh2 Generator winding temperature phase 2 Celsius 1 sec 

17 WGEN_GnWiTmpPh3 Generator winding temperature phase 3 Celsius 1 sec 

18 WNAC_AirDens Wind turbine air density Kg/m3 1 sec 

19 WNAC_ExTmp External temperature Celsius 1 sec 

20 WNAC_IntnTmp Internal temperature Celsius 1 sec 

21 WNAC_WdDir Wind direction Degrees 1 sec 

22 WROT_BrgGtmTmp1 Rotor bearing gear temperature 1 Celsius 1 sec 

23 WROT_BrgGtmTmp2 Rotor bearing gear temperature 2 Celsius 1 sec 

24 WROT_PtMotTmpBl1 Pitch motor temperature blade 1 Celsius 1 sec 

25 WROT_PtMotTmpBl2 Pitch motor temperature blade 2 Celsius 1 sec 

26 WROT_PtMotTmpBl3 Pitch motor temperature blade 3 Celsius 1 sec 

27 WTRF_WiTmpPh1 Transformer winding temperature phase 1 Celsius 1 sec 

28 WTRF_WiTmpPh2 Transformer winding temperature phase 2 Celsius 1 sec 

29 WTRF_WiTmpPh3 Transformer winding temperature phase 3 Celsius 1 sec 

30 WTRM_GbxBrgTmp Gearbox bearing temperature Celsius 1 sec 

31 WTRM_GbxOilTmp Gearbox oil temperature Celsius 1 sec 

32 WTRM_GbxParticleCount Gearbox particle count  1 sec 

33 WTRF_OilTemp Transformer oil temperature Celsius 1 sec 

34 WTOW_XdirVbr Wind turbine tower vibration in X direction  1 sec 

35 WTOW_YdirVbr Wind turbine tower vibration in Y direction  1 sec 

36 WNAC_WdDirRel Relative wind direction Degrees 1 sec 

37 WTUR_W_1diff Differential in wind turbine power output - 1 sec 

38 WNAC_PriWdSpd_1diff Differential in primary wind speed - 1 sec 

Tabelle 1: SCADA-Daten der Windkraftanlage im Zeitintervall von 1 Sekunde 
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Lfd. 
Nr 

Kanalname Beschreibung Einheit 
Auf- 

lösung 

1 PitchDynamic_Avg Average pitch dynamics Degrees 10 min 

2 PitchDynamic_Avg2 Second average pitch dynamics Degrees 10 min 

3 PitchDynamic_Count Count of pitch dynamics Count 10 min 

4 WGEN_GnBrgTmp1_Avg 
Average generator bearing 

temperature 1 
Celsius 10 min 

5 WGEN_GnBrgTmp2_Avg 
Average generator bearing 

temperature 2 
Celsius 10 min 

6 WGEN_GnWiTmpPh1_Avg 
Average generator winding 

temperature phase 1 
Celsius 10 min 

7 WGEN_GnWiTmpPh2_Avg 
Average generator winding 

temperature phase 2 
Celsius 10 min 

8 WGEN_GnWiTmpPh3_Avg 
Average generator winding 

temperature phase 3 
Celsius 10 min 

9 WNAC_AirDens_Avg Average wind turbine air density kg/m³ 10 min 

10 WNAC_Dir_Avg Average wind direction Degrees 10 min 

11 WNAC_Dir_Sdv Wind direction standard deviation Degrees 10 min 

12 WNAC_ExTmp_Avg Average external temperature Celsius 10 min 

13 WNAC_IntnTmp_Avg Average internal temperature Celsius 10 min 

14 WNAC_PriWdSpd_1diff_Avg 
Average of primary wind speed 

difference 
m/s 10 min 

15 WNAC_PriWdSpd_1diff_Sdv 
Standard deviation of primary wind 

speed difference 
m/s 10 min 

16 WNAC_PriWdSpd_Avg Average primary wind speed m/s 10 min 

17 WNAC_PriWdSpd_Sdv 
Standard deviation of primary wind 

speed 
m/s 10 min 

18 WNAC_WdDirRel_Avg Average relative wind direction Degrees 10 min 

19 WNAC_WdDirRel_Sdv 
Standard deviation of relative wind 

direction 
Degrees 10 min 

20 WNAC_WdDir_Avg Average wind direction Degrees 10 min 

21 WNAC_WdDir_Sdv Wind direction standard deviation Degrees 10 min 

22 WROT_BrgGtmTmp1_Avg 
Average rotor bearing gear 

temperature 1 
Celsius 10 min 

23 WROT_BrgGtmTmp2_Avg 
Average rotor bearing gear 

temperature 2 
Celsius 10 min 

24 WROT_PtAngBl1_Avg Average pitch angle of blade 1 Degrees 10 min 

25 WROT_PtAngBl1_Delta Delta change in pitch angle of blade 1 Degrees 10 min 
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26 WROT_PtAngBl1_Sdv 
Standard deviation of pitch angle of 

blade 1 
Degrees 10 min 

27 WROT_PtAngBl2_Avg Average pitch angle of blade 2 Degrees 10 min 

28 WROT_PtAngBl2_Sdv 
Standard deviation of pitch angle of 

blade 2 
Degrees 10 min 

29 WROT_PtAngBl3_Avg Average pitch angle of blade 3 Degrees 10 min 

30 WROT_PtAngBl3_Sdv 
Standard deviation of pitch angle of 

blade 3 
Degrees 10 min 

31 WROT_PtMotTmpBl1_Avg 
Average pitch motor temperature 

blade 1 
Celsius 10 min 

32 WROT_PtMotTmpBl2_Avg 
Average pitch motor temperature 

blade 2 
Celsius 10 min 

33 WROT_PtMotTmpBl3_Avg 
Average pitch motor temperature 

blade 3 
Celsius 10 min 

34 WROT_RotSpd_1p   10 min 

35 WROT_RotSpd_Avg Average rotor speed RPM 10 min 

36 WTRF_WiTmpPh1_Avg 
Average transformer winding 

temperature phase 1 
Celsius 10 min 

37 WTRF_WiTmpPh2_Avg 
Average transformer winding 

temperature phase 2 
Celsius 10 min 

38 WTRF_WiTmpPh3_Avg 
Average transformer winding 

temperature phase 3 
Celsius 10 min 

39 WTRM_GbxBrgTmp_Avg Average gearbox bearing temperature Celsius 10 min 

40 WTRM_GbxOilTmp_Avg Average gearbox oil temperature Celsius 10 min 

41 WTRM_GbxParticleCount_Tot Total gearbox particle count Count 10 min 

42 WTUR_W_1diff_Avg 
Average difference in wind turbine 

power output 
Watts 10 min 

43 WTUR_W_Avg Average wind turbine power output Watts 10 min 

44 WTUR_W_Min Minimum wind turbine power output Watts 10 min 

Tabelle 2: SCADA-Daten der Windkraftanlage  im Zeitintervall von 10 Minuten 
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Abbildung 5 Überblick über das zu installierende Messsystem, das in AP 1.4. definiert wurde. 

  

2.1.2. AP 2: Instrumentierung kommerzieller Windenergieanlage  

In Arbeitspaket 2 waren alle Arbeiten zusammegefasst, die die Definition, Beschaffung, 
Inbetriebnahme und Plausibilisierung der Systeme zur Vermessung der kommerziellen 
Windenergieanlage (WEA) vor Ort betrafen. Ziel dieser Instrumentierung war es, die Belastungen, die 
Schallemission und die Leistung der Anlage zu messen, um später in AP3 den Einfluss der IPC bewerten 
zu können. Die Belastungen wurden an der Blattwurzel und den Blattlagern gemessen, zusätzlich 
wurden hochauflösende Messungen der Pitchwinkel aller drei Rotorblätter durchgeführt und die 
Belastungen und Beschleunigungen an der Hauptwelle gemessen. Zusätzlich waren akustische 
Messungen geplant, um die Geräuschemissionen der WEA in Abhängigkeit von den 
Betriebsparametern zu bewerten. Zusätzlich wurde die Leistung der WEA in sehr hoher Auflösung (2kH) 
gemessen. Um das auf die WEA einwirkende Windfeld genau zu bestimmen, wurde mit Hilfe eines 
LiDARs auch ein vertikales Windprofil gemessen.  Einen Überblick über das Messystem gibt Abbildung 
5. Abbildung 6 zeigt einen detaillierten Überblick über die verschiedenen Sensoren, die an der 
Windenergieanlage installiert wurden, angefangen vom Turm über die Gondel, die Rotornabe, die 
Blätter und die Hauptwelle. Darüber hinaus gab es einige zusätzliche Sensoren und Geräte, die für die 
Messungen benötigt wurden - z.B. LIDAR für die Messung der Windgeschwindigkeit und -richtung, 10-
Meter-Meter-Mast für die Messung der Hintergrundgeräuschemissionen der Windenergieanlage. 
Außerdem wurde ein zusätzliches SCADA-Daten- und Speichersystem für die Aufzeichnung der 
Messdaten installiert. 
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Abbildung 6 Übersicht über die auf der Anlage zu installierende Sensorik. 

 

Definition des Messsystems 

Die einzelnen zu installierenden Sensoren sind in Tabelle 3 bis Tabelle 6 aufgeführt. 
 

Tabelle 3 Zusammenfassung der Sensorik zur Messung der Lasten. 

Load quantities Unit Frequency 

Tower top bending (2 directions) uStrain 100 Hz 

Tower mid bending (2 directions) uStrain 100 Hz 

Tower bottom bending (2 directions) uStrain 100 Hz 

Tower top torsion uStrain 100 Hz 

Hub Acceleration ms-2 100 Hz 

Nacelle Acceleration ms-2 100 Hz 

Gearbox acceleration ms-2 2000 Hz 

Displacement Main Bearing / Gearbox (4 
positions) 

mm 
2000 Hz 

Blade1 root bending (4 positions) nm (wave length) 100 Hz 

Blade2 root bending (4 positions) nm (wave length) 100 Hz 

Blade3 root bending (4 positions) nm (wave length) 100 Hz 

Main shaft torsion  mV/V 100 Hz 

Main shaft bending moment (2 directions) mV/V 100 Hz 

Ovalisation measurement Blade 1  Relat.units 10 Hz 
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Ovalisation measurement Blade 2  Relat.units 10 Hz 

Ovalisation measurement Blade 3  Relat.units 10 Hz 

 

Tabelle 4 Zusammenfassung der Sensorik zur Messung der meteorologischen Größen. 

Meteorologische Parameter Unit Frequency 

Wind speed LiDAR  m/s 

1/600 Hz 

Wind direction LiDAR  deg 

Air temperature @2m °C 

Air humidity @2m % 

Air pressure @2m Pa 

Wind speed @ hub height m/s 100 Hz 

Wind direction @ hub height deg 100 Hz 

Air Temperature @hub height °C 100 Hz 

Air Humidity @hub height % 100 Hz 

Air pressure in the nacelle Pa 100 Hz 

 

Tabelle 5 Zusammenfassung der Sensorik zur Messung der Betriebsparameter. 

Betriebsparameter der WEA Unit Frequency 

Yaw Position deg 100 Hz 

Pitch position (3 blades) deg 100 Hz 

Rotor azimuth deg 100 Hz 

Voltage measurement 690V V 2000 Hz 1) 

Current measurement 690V A 2000 Hz 1) 

Voltage measurement 6kV V 2000 Hz 1) 

Current measurement 6kV A 2000 Hz 1) 

Voltage of System A V 100 Hz 

Voltage of System A V 100 Hz 

 

Tabelle 6 Zusammenfassung der Sensorik zur Messung des Schalls 

Akustische und notwendige begleitende 
meteorologische Messungen 

Unit frequency 

wind speed m/sec 1Hz 

wind direction deg 1Hz 

Pressure Pa 1Hz 

temperature °C 1Hz 

Humidity % 1Hz 

Sound pressure level dB 10Hz 

Acoustic camera dB ? 

 

Test der Messsysteme 

Vor der Installation wurde das Messsystem zur Messung der Lasten und der Anlagenparameter im 
Labor des Fraunhofer IWES aufgebaut und getestet (Abbildung 7).  
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Abbildung 7: Labortests des Systems vor der ersten Installationsphase: oben (Turm oben), Mitte (Turm Mitte), unten (Turm 
Fuss). 

 

Zum Test der akustischen Messsystem erfolgten Feldmessungen an der in Bremerhaven  gelegenen WEA 

AD8-180 durchgeführt. Die Testversuche des akustischen Messsystems wurden an der Offshore-

Prototyp-Windenergieanlage AD8 in unmittelbarer Nähe des IWES. Das System misst die von der 

Windenergieanlage ausgehenden Schallemissionen gemäß der Norm IEC61400-11. Das regnerische 

Wetter, der Standort der Anlage und die ungünstige Windrichtung stellten eine Herausforderung für die 

Durchführung der Messungen dar, um gültige Datensätze zu erfassen. Trotzdem konnte ein erfolgreicher 

Test der Systeme durchgeführt werden. Abbildung 8 zeigt das Mikrofon mit primärem und sekundärem 
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Windschutz und Holzplatte auf dem Boden in Windrichtung der Windenergieanlage. Die 

aufgezeichneten Daten sind der A-bewertete Schalldruckpegel, FFTs, 1/3-Oktave und 1/1-Oktave, 

gemittelt über einen Zeitraum von 10 Sekunden (Abbildung 9). Es werden auch nicht-akustische Daten 

gemessen, z. B. Windgeschwindigkeit, -richtung, Temperatur und Luftdruck mit Hilfe eines 10 Meter 

hohen Messmasts zur Messung von Hintergrundgeräuschen. 

 

Abbildung 8: Test des akustischen Messsystems in der Nähe der Windenergieanlage AD8: (links) Mikrofon, (rechts) Mikrofon 
mit Primär- und Sekundärwindschutz 

 

Abbildung 9: Daten, die vom Messsystem aufgezeichnet wurden. Schalldruckpegel, FFT's, 1/3 Oktaven, 1/1 Oktaven. 
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Installation der Messysteme 

Auf Grund des Umfangs des Messsystems wurden die Installation auf der Windenergieanlage in 

mehreren Phasen durchgeführt. In der ersten Phase wird die Instrumentierung der Sensoren in der 

Mitte, am Fuss und an der Spitze des Turms zusammen mit dem System zur Leistungsmessung 

vorgenommen. Die erste Phase fand im August 2022 statt. Die weiteren Phasen umfasste die Installation 

der Sensoren in der Gondel, der Rotornabe, den Blättern und dem Hauptantrieb. Einen Überblick gibt 

Tabelle 7. 

Tabelle 7 Zeitlicher Überblick über die Installation der Messsysteme. 

Datum Aufgabe 

April 22 Erstbegehung 

August.22 Installation DMS Turm 

Okotober.22 Installation DMS Gondel und Blätter 

Januar.23 Installations Messsytem Rotor, Installation Lidar 

März 23 Installation Leistungsmesssystem, Inbetriebname Gesamtsystem 

Mai 23 Kalibrierung: Pitchwinkel, DMS Rotorblätter und Turm, Gondelausrichtung 

Okotober 23 Abbau Lidar 

Januar 24 Rückbau Gesamtsystem 

 

Erste Begehung der kommerziellen Windenergieanlage 

Vor der Installation wurde die Vorabbegehung der Windkraftanlage durchgeführt statt. Die erste 

Begehung der kommerziellen Windenergieanlage konnte durch das Fraunhofer IWES im April 2022 

durchgeführt werden. Es handelt sich um eine Anlage, die seit Mai 2021 in Betrieb ist.  

Bei der Vorabbegehung wurden alle technischen Details sowie Bilder der verschiedenen Teile der Anlage 

aufgenommen. Insbesondere wurde die Positionen, an denen die Instrumente installiert werden sollen, 

identifiziert. Messungen und Abmessungen bestimmter Stellen für die Installation von Sensoren wurden 

aufgezeichnet.  

 
Installation 
 
Die Installation wurde im Zeitraum vom 01.08.2022 bis 04.08.2022 begonnnen. Im Folgenden wird der 

Installationsplan Schritt für Schritt vorgestellt. Die Installation der Messeinheiten an der kommerziellen 

Windenergieanlage soll in 3 Phasen erfolgen.  

Erste Phase der Installation (Turm) 

Die Installation umfasst die Messtechnik (Messverstärker), Sensorik (Dehnungsmessstreifen (DMS) und 

Strommessung) und Kabelverbindungen im Turm. Darüber hinaus wurde ein Systemtest des installierten 

Messsystems durchgeführt. 
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In Abbildung 10 wird eine schematische Darstellung der installierten Komponenten in der 

Windenergieanlage gezeigt. (Die orangefarbene Linie am oberen Rand stellt die Strom- und 

Datenverbindung zum Datenlogger in der Gondel dar.) 

 
Abbildung 10: Schematische Darstellung der installierten Komponenten im Turm. Obere orangefarbene Linie: Strom- 
und Datenverbindung zum Gondeldatenlogger. 

 
Anordnung und Definition der Messpunkte 

Die folgenden Abbildungen zeigen die Definition der Messpunkte und die Anordnung der 

Dehnungsmessstreifen für die untere (TB = Tower Bottom), mittlere (TM = Tower Middle) und obere (TT 

= Tower Top) Turmebene.  In allen drei Turmebenen werden die Biegemomente gemessen (Abbildung 

11), zudem wird in der oberen Turmebene zusätzlich das Torsionsmoment in die Messung 

aufgenommen. (Abbildung 12). 

 

Abbildung 11: Definition der Messpunkte und Anordnung der Biegemoment-Dehnungsmessstreifen der unteren, 
mittleren und oberen Turmebene. 
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Abbildung 12: Definition der Messpunkte und Anordnung der Torsion der Dehnungsmessstreifen in den oberen 
Turmebenen. 

 

Abbildung 13:  Installierter DMS-Sensor zur Biegemomentmessung am Turmfuss 

Beispielhaft zeigt Abbildung 13 einen im Turmfuss installierten Dehnungsmessstreifen. 
 
Zweite Phase der Installation (Blätter, Gondel, Hauptwelle und Rotornabe) 
 
Die zweite Phase der Installation umfasste das Messsystem, welches in der Gondel, auf dem 

Gondeldach, in der Nabe und im Inneren der Rotorblätter der Windenergieanlage installiert wurde. 

Die Abbildung 14 und Abbildung 15 zeigen schematisch die installierten Komponenten in der 

Windenergieanlage. Die orangefarbene Linie unter Abbildung 14 beschreibt die Strom- und 

Datenverbindungen zu den Verstärkern im Turm. Diese Komponenten wurden während der zweiten 

Installationsphase nur zu Testzwecken vorbereitet und werden erst bei der dritten Installation endgültig 

installiert. 

Gondel 

• Hauptwelle: SCT 

• Messbox Gondel 

Nabe 

Tower Bottom Section 

Tower Bottom 

Section 
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• PsLoggerbox Nabe (Halterung wurde installiert) 

• FibersailBox Nabe (Halterung wurde installiert) 

• Hirschmann WLAN-Modul 

• Drehgeber Pitch position (Halterung wurde installiert) 

Blatt 1 

• Sensor für die Blattform 

Blatt 1,2 & 3 

• Ovalisierungssensor 
 

 
 
Abbildung 14: Schematische Darstellung der installierten Komponenten in der Gondel und auf dem Gondeldach. Untere 
orange Linie: Energie- und Datenverbindung zu den Messverstärkern im Turm. 
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Abbildung 15: Schematische Darstellung der installierten Komponenten in der Nabe (linke Grafik) und Rotorblatt 1, 2 
und 3 (rechte Grafik). 

 
Die zweite Phase der Installation wurde vom 10.10.2022 bis zum 14.10.2022 durchgeführt. 

Die Sensoren zur Messung der Gondelbeschleunigung wurden mit einem Magneten unter dem 

Hauptträger des Antriebsstrangs, am Übergang zwischen Turmkopf und Gondel, angebracht (Abbildung 

16). 
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Abbildung 16: Einachsige Beschleunigungssensoren mit Magnethalterung unter dem Hauptträger des Antriebsstrangs 
(Übergang Turmkopf/Gondel). 

Der Sensor zur Messung der Getriebebeschleunigung wurde mittig auf die Oberseite des Getriebes 

geklebt (Abbildung 17). 

 
 

Abbildung 17: Beschleunigungssensor an der Oberseite des Getriebes. 

Der Drehgeber zur Messung des Gierwinkels wurde auf dem Gierzahnkranz des Systems installiert 

(Abbildung 18).  
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Abbildung 18: Installierter Geber auf dem Gierzahnrad. 

Vier Laser-Distanzsensoren wurden am Lagergehäuse (2. Hauptlager, Getriebeeingangsseite) vom 

Hauptträgers des Antriebsstrangs (an den Haltewinkeln der ALC-Sensoren des Systems) montiert. Die 

Sensoren sind ca. 90° radial versetzt zueinander angebracht (Abbildung 19). 

 

 
Abbildung 19: Am Lagergehäuse (2. Hauptlager, Getriebeeingangsseite) installierte Laser-Distanzsensoren an der 
Halterung der ALC-Sensoren des Systems. 
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Auf der Hauptwelle wurden die DMS (2 x Biegung als Halbbrücke, 1 x Torsion als Vollbrücke) an vier 

Messstellen jeweils 90° versetzt geklebt und abgedeckt. Die Energieversorgungseinheit für den SCT 

sowie der SCT selbst wurden mittels Metall-Spannbänder auf der Welle installiert (Abbildung 20).  

 
Abbildung 20: Dehnungsmessstreifen-Sensor an der Hauptwelle (langsam laufende Welle) 

 
Das Ultraschall-Anemometer wurde auf dem Gondeldach über den Kühlern am Träger des 

Anlagenanemometers angebracht. Die Temperatur- und die relativen Luftfeuchte-Sensoren wurden am 

selben Träger, wie das Ultraschall-Anemometer, angebracht (Abbildung 21). 

 

 
Abbildung 21: Ultraschall-Anemometer, Temperatur- und relativen Luftfeuchte-Sensoren installiert am Träger des 
Anlagenanemometers auf dem Gondeldach. 

 
 
 

Zur Pitch-Winkel-Messung wurden drei Drehgeber (mit angebautem Messritzel) mittels Stahlwinkel 

und Federarmen am Nabenkörper im Bereich der Pitch-Lager angebracht (Abbildung 22). 
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Abbildung 22: Pitch Drehgeber und Halterung mit Federarm am Zahnkranz des Pitch-Lagers 

Der Beschleunigungssensor für die Nabe und das Inklinometer zur Rotationswinkel-Messung des 

Rotors wurden in der Nabe installiert. Die Position der Sensoren liegt auf der Drehachse des Rotors 

(Abbildung 23). 

 
Abbildung 23: Beschleunigungssensor (blaues Gehäuse) und Inklinometer (schwarzes Gehäuse) installiert hinter dem 
Hauptschaltschrank der Nabe, auf der Rotordrehachse. 

 
In allen drei Rotorblättern wurden jeweils 4 faseroptische DMS im Bereich der Blattwurzel installiert. 

Zwei Sensoren zur Messung des Biegemoments in Schlagrichtung (Saug-/Druckseite) und zwei 
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Sensoren für das Biegemoment in Schwenkrichtung (Vorder-/Hinterkante). Auf der Blattwurzelplatte 

wurden mit Magneten die Verschaltungsboxen installiert, in die die faseroptischen Kabel enden. Im 

späteren Verlauf wird aus diesen Boxen jeweils ein faseroptisches Kabel in die Nabe geführt. 

 
Dritte Installationsphase 

Die dritte Phase der Installation fand in den ersten Monaten des Jahres 2023 statt. Die Hauptziele dieser 

Phase waren die Installation von Ovalisierungssensoren, eines Formsensors und eines Systems zur 

Messung der elektrischen Leistung. 

 

Die Arbeiten fanden vom 20. Januar 2023 bis zum 27. Januar 2023 statt und wurde in diesem Zeitraum 

erfolgreich abgeschlossen, mit Ausnahme des Leistungsmesssystems, das im März 2023 in Betrieb 

genommen wurde.  

 

In dieser dritten Phase der Installation wurden alle Rotorblätter mit faseroptischen 

Ovalisierungssensoren ausgestattet. Die Sensoren wurden hochpräzise an den Blattlagern positioniert, 

um eventuelle Veränderungen in der Ovalisierung während des Betriebs der Anlage zu erkennen. 

Rotorblatt 1 wurde mit longitudinalen Shape-Sensoren ausgestattet. Der Hauptzweck dieser 

Längssensoren besteht darin, die Blattverformung während des gesamten Betriebszyklus genau zu 

messen. 

Abbildung 24 gibt einen Überblick über die in den Blättern zusätzlich installierten Sensoren. Die 

Gesamt-Instrumentierung besteht aus drei Ovalisierungssensoren, die an der Innenseite jedes 

Blattlagers angebracht sind. Darüber hinaus ist das Rotorblatt 1 mit einem Längsformsensor 

ausgestattet, der sich bis zu einer Entfernung von 34,5 m entlang des Blattes erstreckt, wie in Abbildung 

26 dargestellt. 

 
Abbildung 24: Instrumentierung des FiberSail Optical Sensor (FSOS)-Messsystems in der Windkraftanlage 

Jeder Ovalisierungsensor wurde mit acht instrumentierten Querschnitten hergestellt. Durch eine 
fehlerhafte Produktion des Lieferanten, musste der des FSOS (Fiber Bragg Grating-based Shape-Sensor) 

Blatt 1: 
Longitudinaler Formsensor - Schersteg der Blätter 
 
Blatt 1, 2 and 3: 
Ovalisierungssensor - Blattlagerabschnitt 
 
 

Longitudinaler 
Formsensor 

Ovalisierungssensor 
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um 290 mm von der Sensorspitze gekürzt werden. Folglich beträgt die Gesamtlänge des installierten 
FSOS 8,61 Meter, wobei sieben instrumentierte Querschnitte verbleiben (CS8 wurde verworfen). Der 
Querschnitt des faseroptischen Sensors ist in Abbildung 25 gut zu erkennen. Jeder Querschnitt besteht 
aus 4 FBGs (Fiber Bragg Gratings). 
 

 
Abbildung 25: Perspektivische Ansicht des Achsensystems und des instrumentierten Querschnitts 

 

Sowohl der longitudinale Shape-Sensor als auch der Lagersensor des Blattes 1 sind zur Umwandlung der 

ankommenden optischen Signale an einen Interrogator. Die an Blatt 2 und 3 installierten Lagersensoren 

sind dagegen an einen separaten Interrogator, angeschlossen.  

Der Längssensor wurde vollständig an der Vorderkante in den Schersteg von Blatt 1 geklebt. 

 

Abbildung 26:  Position des longitudinalen Shape-Sensors: längs des Blattes 

Das ZX 300 Lidar-System wurde erfolgreich in unmittelbarer Nähe eines in der Nähe befindlichen 

Schweinemastbetriebs installiert. Die Entfernung zur Windenergieanlagen ist mit 870 m etwas höher 

als in der IEC-Norm gefordert. Aufgrund von möglichem Vandalismus und der notwendigen 

Stromversorgung wurde der höhere Abstand gewählt. Die zusätzliche Unsicherheit in der Messung wird 

bei der Auswertung mit berücksichtigt.  

Querschnitt

e 
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Abbildung 27 zeigt das Lidar-System, das zum Schutz vor Vandalismus mit Zäunen umgeben ist. Das 
System konnte direkt an die Stromversorgung des Schweinmastbetriebs angeschlossen werden, wobei 
die zu diesem Zweck installierte Steckdose verwendet wurde. Für das LTE-Modem und den 
Stromanschluss wurde ein separater Schaltschrank entworfen. Abbildung 28 zeigt das Satellitenbild der 
Position des Lidars im Umfeld der Windenergieanlage.  

 

Abbildung 28: Satellitenbild mit der genauen Position des LIDAR-Systems und der Windturbine zeigt 

 

Die Installation der Sensorik zur Leistungsmessung erfolgte am 14. und 15. März 2023. Hiermit werden 

Strom- und Spannungsdaten gemessen, um die produzierte Leistung der Windturbine zu erfassen. 

 

Abbildung 27 LIDAR in der Nähe der Windenergieanlage mit 
Zäunen zum Schutz vor Störungen von außen. 
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Abbildung 29 zeigt das Anschlussschema für das an der Windenergieanlage installierte 

Spannungsmesssystem. 
 

Abbildung 29: Messaufbau Spannungsmessung 

 

ML 1 Messleitung vom MP1 /6kV /Silivolt-HV 2,5mm² 

ML-2 Messleitung vom MP2 /6kV /Silivolt-HV 2,5mm² 

ML-3 Messleitung vom MP3 /6kV /Silivolt-HV 2,5mm² 

ML-4 Messleitung vom MP4 /690V /Silivolt 2,5mm² 

ML-5 Messleitung vom MP5 /690V /Silivolt 2,5mm² 

ML-6 Messleitung vom MP6 /690V /Silivolt 2,5mm² 

Tabelle 8: Das Anschlussschema für das Spannungsmesssystem 

2U

2V

2W

Schmelzsicherungen
In Gehäuse

ZES Zimmer HST6 XL A111 BNC

F1A / 
6kV

F1A / 
6kVA

F1A / 
6kV

Kabeltyp
Länge

Kabeltyp
Länge

Kabeltyp
Länge

Ch. 1

Ch. 2

Ch. 3

1

2

3

Output Ch 1
5m BNC

Output Ch 2
5m BNC

Output Ch 3
5m BNC

4

3U

3V

3W

XXX A

XXX A

XXX A

Kabeltyp
Länge

Kabeltyp
Länge

Kabeltyp
Länge

1

2

3

1

2

3

Schmelzsicherungen
Im Kabelende

XL A128 SEB

M10 

M10 

Sicherung 
Nötig 

Kabeltyp
LängeN/PE

N/PE Kabeltyp
Länge

6000 V 3 V

690 V

230 V AC
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Abbildung 30  zeigt den Anschluss von ML6 an 3W für 690 Volt. 

Abbildung 30: MP6: Spannungsmessung 690V sieht man die ML-6 an 3W 
 

In der Abbildung 31 ist das Leistungsmessgerät der Firma ZES Zimmer zu sehen. Eine Sicherungsbox mit 
jeweils einer 1A Schmelzsicherung pro Phase ist zwischen den MP1-MP3 und dem HST6 gesetzt, um bei 
Überspannung den Messaufnehmer zu schützen. Die gemessenen Daten werden über BNC – Leitungen 
an das Gantner-Messsystem gesendet. 
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Abbildung 31: HST6 von ZES-Zimmer und Sicherungsbox für 6kV 

 

 
Abbildung 32: Anschlussplan für das Strommesssystem 

 

Abbildung 32 zeigt den Anschlussplan für das Strommessystem. Es handelt sich dabei um PEM UK 

CWT15 mit einer Rogowski-Spule pro Phase. Jede Rogowski-Spule wird um zwei Leitungen pro Phase 

gelegt. 

 

 

PEM 
UK 

CWT15

PEM 
UK 

CWT15

PEM 
UK 

CWT15

PEM 
UK 

CWT15

PEM 
UK 

CWT15

PEM 
UK 

CWT15

Ch1

Ch2

Ch3

Ch1

Ch2

Ch3

Rogowskispule Integrator XL A111 BNC

6V AC100mV/kA

230 V AC

230 V AC



34  

  

Strommessung auf der Generatorseite 6kV 

In der Abbildung 33 ist erkennbar, dass um die Zuleitung zum Stator mit jeweils einer Rogowski-Spule 

pro Leitung und somit pro Phase angebracht ist. 

 
Abbildung 33 Strommessung am Generator 6kV 

In Abbildung 34 sind die BNC-Anschlüsse der Strommessung der 690V und 6kV Seite zu sehen. 

Abbildung 34 BNC Anschlüsse Strommessung 690V und 6kV 
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Abbildung 35: Der Schaltplan für die Skizze im Inneren des Gehäuses für die Spannungs- und Strommessungen ist oben 

abgebildet. 

 

Am 25. Mai 2023 wurde das gesamte System kalibriert, und die erhaltenen Kalibrierungswerte 

anschließend zur Verarbeitung der seit der Inbetriebnahme des Systems aufgezeichneten Daten 

verwendet. 

Im Rahmen des Arbeitspakets 2 sollte auch ein funktionierendes Datenspeichersystem, auf das alle 

Projektpartner zugreifen können, erstellt werden. Dazu wurde die durch das IWES entwickelte 

Datenplatform nexus auf die Anforderungen von Flamingo angepasst und alle Daten den Partnern über 

die Platform bereitgestellt. 

2.1.3. AP 3: Feldvermessung kommerzieller Windenergieanlage 

Im Arbeitspaket 3 ist die Feldvermessung der kommerziellen Windenergieanlage zusammengefasst. 
Dazu zählt auch die Auswertung der Daten. 
Nach der Installationsphase wurde die Feldmesskampagne gestartet und die Datenerfassung begann. 
Es wurden regelmäßige Datenkontrollen durchgeführt, um mögliche Fehler oder Anomalien im System 
zu erkennen. Darüber hinaus wurden in bestimmten Abständen routinemäßig Plausibilitätsprüfungen 
der Daten durchgeführt. 
Die akustischen Messungen an der kommerziellen Windenergieanlage wurden vom 20. bis 24. 
September durchgeführt. Dieser Zeitraum wurde so gewählt, dass geeignete Wetterbedingungen 
vorherrschen, die für genaue akustische Messungen an der Windenergieanlage notwendig sind. In der 
Anfangsphase wurden die Messungen mit einem einzelnen Mikrofon gemäß der Norm IEC61400-11 
durchgeführt (2). 

 

Ch1

Ch2

Ch3

1

2

3

1

2

3

Ch4

Ch1
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Abbildung 36: Mobiler meteorologischer Mast für die meteorologischen Parameter während der Hintergrundlärmmessungen 
im Umfeld der Windenergieanlage 

Zur Messung meteorologischer Parameter wie Windgeschwindigkeit und Windrichtung während der 
Hintergrundlärmmessungen wurde ein Anemometer verwendet, das auf einem meteorologischen 
Mast mit einer Höhe von 10 Metern montiert war (Abbildung 36 bis Abbildung 38).  

 

Abbildung 37: Mikrofon auf einem 1 m runden Holzbrett 200 m hinter der WEA 
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Abbildung 38: Datenerfassungssystem für das Einzelmikrofon mit der mobilen Messeinrichtung 

Das Mikrofon wurde in einem Abstand von 200 m hinter der Windenergieanlage in Übereinstimmung 
mit den Richtlinien der IEC61400-11, berechnet als Nabenhöhe + (Rotordurchmesser / 2), positioniert. 
 
Der horizontale Abstand (R0) von der vertikalen Mittellinie der Windenergieanlage 
(Turmfußmittelpunkt) zu jeder Mikrofonposition sollte gemäß (2)mit einer Toleranz von ±20%, maximal 
±30 m eingehalten werden. Dieser Abstand wird mit einer Genauigkeit von ±2% gemessen. 
 
Die Windenergieanlage hat auf Basis ihrer Nennleistung einen für die Schallmessung festgelegten 
Windgeschwindigkeitsbereich. Dieser Bereich ist definiert als die Windgeschwindigkeit in Nabenhöhe, 
die zwischen dem 0,8- und 1,3-fachen der minimalen Windgeschwindigkeit der maximalen Leistung 
liegt. Dieser Wert wird in der Regel gerundet angegeben.  
 

Abbildung 39 zeigt beispielhaft die akzeptable Position des mobilen Messmastes für einen Gierwinkel 

der Anlage von 0° (d.h. Richtung Norden). Die Position des Mikrofons und des Wettermastes ändert 

sich je nach Gierwinkel der Windenergieanlage. Der mobile Messmast wurde durch eine Batterie und 

ein Solarmodul mit Strom versorgt. Die Stromversorgung des Mikrofons, des IMC-Messsystems und des 

Laptops erfolgte über die Windenergieanlage, sodass ein 200 m langes Kabel von der WEA zum 

Messystem erforderlich war. Der Wechsel des Standorts war aufgrund des Zwiebelfeldes und der durch 

Regen verursachten Nässe eine Herausforderung. Trotzdem wurden die Messungen erfolgreich 

durchgeführt. 
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Abbildung 39: Windenergieanlage mit den relativen Positionen des Mikrofons und dem schraffierten Bereich für die 
akzeptable Position des mobilen Messmastes relativ zur WEA 

Hintergrundlärmmessungen und Gesamtlärmmessungen wurden über einen Zeitraum von drei Tagen 

durchgeführt. Leider waren nächtliche Aufzeichnungen aufgrund der zu erwartenden Regenfälle nicht 

möglich. Abbildung 40 zeigt die Unterschiede der Messungen des Hintergrundgeräuschs und der SPL 

während die WEA in Betrieb war. 

 
Abbildung 40: Schalldruckpegel (SPL) A, gewichtet nach dem Hintergrund- (blau) und Gesamtlärm (orange) in Abhängigkeit 
von der auf Nabenhöhe normierten Windgeschwindigkeit 

 

0° Yaw Angle 
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Abbildung 41: Schalldruckspektrum in 1/3 Oktave bei 7,5 m/s (oben) und 11 m/s (unten) 

In Abbildung 41 sind Diagramme dargestellt, die das Gesamtrauschen und den Hintergrundlärm (A-

Gewichtet) für 1/3 Oktaven im Bereich von 0,80 Hz bis 20 kHz zeigen. 

Sowohl für das Gesamtgeräusch als auch für den Hintergrundlärm ist eine Mindestanzahl von 180 

Messungen, welche die entsprechenden Windgeschwindigkeitsbereiche abdecken, vorgeschrieben. 

Zusätzlich müssen in jedem Windgeschwindigkeitsbereich mindestens 10 Messungen sowohl für den 

Gesamtlärm als auch für den Hintergrundlärm durchgeführt werden. Tabelle 9 zeigt die im Rahmen des 

Projektes durchgeführten Messungen. 

 

Abschnitt (m/s) 
Messungen des 

Gesamtlärms 
Messungen des 

Hintergrundlärms 

Summe der 
Messungen 

Gesamtlärm und 
Hintergrundlärm 

7.50 291 12 303 
8.00 217 14 231 
8.50 172 21 193 
9.00 184 31 215 
9.50 112 42 154 

10.00 74 40 114 
10.50 22 53 75 
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11.00 16 63 79 
Total 1088 276 1364 

 

Abschnitt (m/s) 
Messungen des 

Gesamtlärms 
Messungen des 

Hintergrundlärms 

Summe der 
Messungen 

Gesamtlärm und 
Hintergrundlärm 

11.50 7 88 95 
12.00 1 80 81 
12.50 1 88 89 
13.00 - 68 68 

 
Tabelle 9: Anzahl der Gesamtlärm- und Hintergrundlärmmessungen für den Bereich von 7,5 m/s bis 11 m/s [vollständige 
Abschnitte] und von 11,5 m/s bis 13 m/s [unvollständige Abschnitte aufgrund der geringen Anzahl an Gesamtmessungen] 

Abschnitte mit Windgeschwindigkeiten von mehr als 11 m/s wurden von der Analyse ausgeschlossen, 

da die Anzahl der Gesamtlärmmessungen nicht ausreichte (weniger als 10), obwohl die 

Hintergrundlärmmessungen vollständig waren. 

Die SCADA-Daten der Windenergieanlage wurden zusammen mit akustischen Daten und Daten von 

einem 12 m hohen meteorologischen Messmast synchron gemessen. Zusätzlich stehen folgende 

SCADA-Daten der Windenergieanlage für den entsprechenden Zeitraum zur Verfügung: Gierwinkel, 

Windgeschwindigkeit in Nabenhöhe, Windrichtung in Nabenhöhe, RPM, Anstellwinkel (alle 3 

Rotorblätter), Wirkleistung. 

Im Anschluss an die IEC61400-11 Einzelmikrofonmessungen wurden Messungen mit einem Mikrofon-

Array an der kommerziellen Windenergieanlage durchgeführt. Insgesamt wurden 12 Standorte bzw. 

Fälle um die Windenergieanlage identifiziert. Hierbei lagen 6 vor der WEA (in Luvrichtung) und 6 hinter 

der WEA (in Leerichtung). Da es keine etablierten Standardmessungen für Mikrofon-Array Messungen 

an Windenergieanlagen gibt, wurden die Standorte auf der Grundlage früherer Forschungsarbeiten (3) 

in welchen geeignete Positionen beschrieben werden, festgelegt. Die Position von 120 m um die 

Windenergieanlage wurde so gewählt, dass der Aufnahmewinkel für das Mikrofon-Array in etwa 45° 

beträgt. Außerdem wurde eine nähere Position von 0,6 * Nabenhöhe gewählt, sodass die untere 

Grenze des Rayleigh-Kriteriums reduziert wird (Abbildung 43). 

 

Abbildung 42: Aufstellung des Mikrofon-Arrays für die Messungen an der Seitenfront (d.h. 225 Grad zur Hauptwindrichtung) 
der Windenergieanlage (Fall 12) 
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Trotz der Herausforderungen, die das Zwiebelfeld hinter der Windenergieanlage mit sich bringt, 

konnten wir das Mikrofon-Array erfolgreich platzieren und die erforderlichen Feldmessungen 

durchführen (Abbildung 42). 

Abstand innerer Kreis: 
0.6*Nabenhöhe 

Äußerer Kreis: 
Nabenhöhe 

hinter der WEA Fall 1, 2 und 3 Fall 7, 8 und 9 
vor der WEA Fall 4, 5 und 6 Fall 10, 11 und 12 

Tabelle 10: Tabelle mit den Mikrofon-Array Messfällen 

 

Abbildung 43: Aufbau des Mikrofon-Arrays um die Windenergieanlage für einen Gierwinkel von 0°. Bei anderen Gierwinkeln 
verschiebt sich der Aufbau entsprechend 

 

Abbildung 44: Lärmkarte im Frequenzband von 1600 Hz [1414-1782 Hz] für Fall 11: 120 m unmittelbar vor der 
Windenergieanlage 
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Abbildung 45: 3. Oktavband, gemittelt über einen Zeitraum von 10 Sekunden 

Die akustischen Daten wurden mit einer Abtastfrequenz von 48 kHz und einer Messdauer von 10 

Sekunden erfasst. In jedem Fall wurden mindestens 10 Messungen durchgeführt, was insgesamt mehr 

als 120 Mikrofon-Array Messungen ergab (Abbildung 44). 

Abbildung 44 zeigt, dass die vorherrschende Lärmquelle in erster Linie von der Gondel ausgeht. 

Zusätzliche Beiträge von den Blattspitzen sind zu erkennen. Hierbei ist besonders auffällig, dass das 

absteigende Blatt die dominante Lärmquelle darstellt. 

Das auf der Windenergieanlage installierte Messsystem wurde im Januar 2024 rückgebaut und die 

Messungen abgeschlossen. Das Lidar zur Windmessung musste bereits im Oktober 2023 rückgebaut 

werden. In der nachfolgenden Zeit diente das Gondelanemometer zur Quantifizierung des 

einströhmenden Windfeldes. 

Datenauswertung 

Der Fokus der anschließenden Datenauswertung lag auf der Bewertung der Wirkungsweise von IPC auf 

Belastungen, Schall und Leistung der Anlage. Leider war es nicht möglich, den Betriebsmodus der 

Anlage so zu ändern, dass direkt zeitlich hintereinander zwischen Betrieb im ICP-Modus und im nicht-

IPC-Modus gewechselt werden konnte. Da das SCADA-System kein Signal lieferte, das anzeigte, ob die 

Turbine im IPC-Modus arbeitete oder nicht, wurden die Pitchwinkelwerte analysiert. Zur Auswertung 

der akustischen Daten und der Leistungsdaten wurde die Identifizierung des IPC-Modus wie in 

Abbildung 46 dargestellt durchgeführt. Für jedes 40-Sekunden-Zeitintervall wurde die 

Standardabweichung der Pitchwinkel berechnet. Für Zeiten, in denen dieser Wert einen Schwellenwert 

von 0,4 % überschritt, wurde die Turbine als im IPC-Modus betrieben identifiziert. Auf der Grundlage 

dieser Identifizierung wurden auch die Leistungs- und Akustikdatensätze entsprechend in IPC- und 

Nicht-IPC-Modi kategorisiert. 

Für die Lastanalyse wurden Datensätze mit einer Dauer von 10 Minuten verwendet. Um zwischen 

Zeitintervallen zu unterscheiden, in denen die Turbine im IPC- oder Nicht-IPC-Modus betrieben wurde, 

wurde zunächst die gleitende Standardabweichung der Anstellwinkel der Rotorblätter 1 und 2 unter 

Verwendung eines Zeitfensters von 6 Sekunden berechnet. Anschließend wurde die Anzahl der 

Sekunden innerhalb des 600-Sekunden-Zeitraums ermittelt, in denen diese Standardabweichung den 

Schwellenwert von 0,5 überschritt. Datensätze wurden als IPC-Datensätze klassifiziert, wenn der 

Schwellenwert für mindestens 450 Sekunden überschritten wurde. Nicht-IPC-Datensätze waren solche, 

bei denen der Schwellenwert nie überschritten wurde. Alle anderen Datensätze wurden für die 

Lastenauswertung von der weiteren Analyse ausgeschlossen. 
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Abbildung 46: Darstellung zur Identifizierung der Zeitintervalle, in denen die Turbine im IPC-Modus betrieben wird  Die 
Standardabweichung des Pitchwinkels (oberes Diagramm) zeigt an, dass die Turbineim IPC-Modus betrieben wird. Zum 
Vergleich sind diePitchwinkel aller 3 Blätter im unteren Diagramm angezeigt. 

Die akustischen Messungen zeigen, dass das Individual Pitch Control (IPC) System der kommerziellen 
Windkraftanlage in diesem Projekt höhere Schalldruckpegel verursacht als der Betrieb ohne IPC; 
Abbildung 48. Diess wurde durch Messungen mit dem Mikrofonarray sowie Einzelmikrofonmessungen 
gemäß IEC 61400-11-Standard in der Umgebung der Windkraftanlage gezeigt.  

 

Abbildung 47: Vergleich der Gesamtschalldruckpegel aus den Einzelmikrofonmessungen nach IEC61400-11 [Anhang- A]. 
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Abbildung 48: Bild an Position 6 aus einer einzigen Umdrehung, das den Fall ohne IPC (links) und den Fall mit IPC (rechts) für 
das 3. Oktavband von 500 Hz bis 6300 Hz vergleicht. Oben: für die 2. und 3. Aufnahme, Skala, von 75 bis 81 dB(A) und unten: 
für die 4. und 1. Aufnahme, Skala, von 74 bis 80 dB(A) und ist für die beiden oberen Diagramme und die beiden unteren 
Diagramme gleichermaßen von blau nach rot gefärbt [Anhang -A]. 

Die Ergebnisse zeigen die Notwendigkeit eines intelligenten Windparkcontrollers, der IPC nicht nur zur 
Lastreduktion, sondern auch zur Reduzierung der Schalldruckpegel einsetzt. Ein solcher Controller 
sollte die Flexibilität besitzen, Lasten, Energieerzeugung und Lärm gleichzeitig zu optimieren. Zum 
Beispiel könnte der Controller tagsüber die Lasten und die Energieerzeugung optimieren. Nachts 
könnte hingegen sichergestellt werden, dass die Lärmpegel, die von den lokalen Behörden auferlegten 
Grenzwerte nicht überschreiten, wodurch Turbinenabschaltungen minimiert und die 
Gesamtenergieerzeugung erhöht werden. Diese Ergebnisse wurden in (4) veröffentlicht und auf der 
Internoise Konferenz in Nantes 2024 vorgestellt. 

Unsere Ergebnisse zeigen, dass die Auswirkung von IPC auf die mechanischen Belastungen nicht 

gleichmäßig über die gesamte Turbine verteilt ist, d. h. sowohl Belastungen als auch Schäden werden 

im IPC-Modus je nach Messkanal verringert oder erhöht. Bei der Betrachtung der Blattwurzel 

(Abbildung 49, Abbildung 50) sieht man, dass die Biegemomente bei Betrieb der Turbine im IPC-Modus 

und im Nicht-IPC-Modus sowohl für die Schlag- als auch die Schwenkrichtung ähnlich sind. Allerdings 

sind die DELs in Schlagrichtung höher, wenn die Turbine im IPC-Modus betrieben wird, als im Nicht-IPC-

Modus. Auch bei den Messungen im Turmfuss konnten keine deutlich reduzierten Lasten in unserer 

Analyse festgestellt werden. Diese und weitere Ergebnisse sind in (4) und (5) veröffentlicht und wurden 

auf der Windeurope Konferenz in Kopenhagen 2025 vorgestellt. 
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Abbildung 49 BIegemomente und schadensäquivalente Lasten an der Blattwurzel (Schlagrichtung) 

 

Abbildung 50 BIegemomente und schadensäquivalente Lasten an der Blattwurzel (Schwenkrichtung) 

 



46  

  

 
 

 
Abbildung 51 BIegemomente und schadensäquivalente Lasten am Turmfuss (Querrichtung) 

 

Abbildung 52 BIegemomente und schadensäquivalente Lasten am Turmfuss (Längsrichtung) 
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2.1.4. AP 4: Instrumentierung der Forschungswindenergieanlagen 

Das Arbeitspaket 4 beinhaltete alle Aspekte, die die Instrumentierung der 

Forschungswindenergieanlagen Winsent betrafen. Die Hauptverantwortung dieses APs lag beim 

Projektpartner ZSW. IWES hat hier einen Beitrag durch Beratung und Unterstützung bei der Auswahl 

der Messsysteme geleistet. Insbesondere für das System zur Messung der Ovalisierung hat IWES 

unterstützt. Das gleiche System wurde auch auf der kommerzielle WEA eingebaut, sodass hier 

Erfahrungen bzgl. des Lieferanten und bzgl. der Datenerfassung und -bereitstellung unterstützt wurde. 

Auch das faserotpische Messsystem, das durch die Firma Polytech geliefert wurde, ist gleich zu dem, 

was auf der kommerziellen Anlage verbaut wurde. Im Rahmen des Projektes wurde auch die durch das 

IWES entwickelte Datenplatform Nexus dem Partner ZSW zum Testen bereitgestellt. Die Integration des 

Soundmesssystems in das Datenerfassungssystem wurde nicht final umgesetzt, da die Messungen nicht 

stattgefunden haben. Allerdings ist dies kein Problem, diese Integration nach einer möglichen Messung 

umzusetzen, da das Messsystem und die Datenerfassung bei das IMC-System verwenden. 

2.1.5. AP 5: Feldvermessung der Forschungswindenergieanlagen und Test „Advanced IPC“ 

Das Arbeitspaket 5 beinhaltete die Aspekte, die die Feldvermessung an der 

Forschungswindenergieanlagen Winsent betrafen. ZSW war hier der hauptverantwortliche Partner. Das 

Fraunhofer IWES hatte nur einen sehr kleinen Teil. Insbesondere war im Rahmen der Feldvermessung 

eine akustische Messung an den Forschungswindenergieanlage geplant. Aufgrund der starken 

Verzögerung konnten die Messungen selbst nicht mehr durchgeführt werden. Insbesondere, da die 

beiden Anlagen im Sommer nur sehr eingeschränkt betrieben werden können. Zur Durchführung von 

Schallmessungen müssen die Bedingungen an der Anlage betimmte Voraussetzungen erfüllen (wie z.B. 

kein Regen, hinreichend hohe Windgeschwindigkeiten). Dies konnte auf Grund der starken 

Verzögerungen der Bereitstellung der Winsent-Anlagen im Rahmen des Projektes nicht durchgeführt 

werden. Zusätzlich wurde der bzgl. Schall optimierte Regler an den Winsent-Anlagen nicht 

implementiert, sodass die Schallmessung bzgl. des optimierten Reglers obsolet waren. Die 

vorbereitenden Arbeiten wie z.B. die Definition möglicher Standorte des Mikrophonarrays und eine 

Standortanalyse wurden durchgeführt.  

2.1.6. AP 6: Modellentwicklung 

Das Fraunhofer IWES hat keine Beteiligung im Arbeitspaket 6. 

2.1.7. AP 7: Modellversuch 

Das Arbeitspaket 7 beinhaltete die Aspekte zum Modellversuch mit der skalierten Turbine im 

Windkanal in Mailand. Die Hauptverantwortung dieses APs lag beim Projektpartner TUM. Fraunhofer 

IWES mit seiner Expertise in der Reglerentwicklung und Feldmessungen beraten. Insbesondere im 

Rahmen der Diskussion in regelmäßigen Besprechungen. 

2.1.8. AP8: Entwicklung "Advanced IPC" 

Das Hauptziel des Arbeitspakets 8 bestand darin, einen fortschrittlichen individuellen Pitchregler zu 

entwerfen (Advanced IPC). Dazu wurden die Ansätze für IPC theoretisch untersucht und verglichen. 

Zu Beginn wurde eine Übersichtsstudie zu vorhandenen Erkenntnissen bzgl. IPC-Regelung durchgeführt 

und in Form eines Reviews veröffentlicht (6). Der Hauptteil dieser Veröffentlichung besteht in der 

Untersuchung alter und neuer multikriterieller Optimierungs Algorithmen (MOO-Algorithmen) aus 

steuerungstechnischer Sicht, wobei praktische Erfahrungen und Konstruktionshinweise vermittelt 

werden. Eine numerische Untersuchung unter Verwendung des Pitch-Steuerungssystems einer 

Windkraftanlage ist ebenfalls enthalten.  

In einem vertiefenden Schritt wurden Regelungsstrategien für Probleme von Windkraftanlagen 

untersucht, die mit verschiedenen Ansätzen der Pitch-Regelung gelöst werden. Neben dem Review von 

vorhandener Literatur, wurden die Vor- und Nachteile der Ansätze in der Darstellung der Themen 
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berücksichtigt. Sehr große Windkraftanlagen mehrere Regelungsziele gleichzeitig erfüllen. IPC kann z.B. 

zu  Vibrationen am Turm und an den Rotorblättern führen und Ermüdungsbelastungen in den 

Blattlagern erzeugen. Daher erfordert die Pitch-Regelung einen Kompromiss zwischen der Leistung und 

der Sicherheit der Windkraftanlage. In den letzten zwei Jahrzehnten wurden viele Ansätze 

vorgeschlagen, um verschiedene Ziele zu erreichen und die Probleme eines Windenergiekonverters mit 

Pitch-Regelung zu überwinden. Daher müssen Ansätze wie kollektive und individuelle Pitchregelung, 

Turm- und Blattdämpfungsregelung sowie Pitchaktuatorregelung in einem integrierten 

Regelungssystem koexistieren (7). 

Im nächsten Schritt wurde zum Entwurf eines fortschrittlichen IPC-Reglers zuerst ein nichtlinearen PI-

Regler (NPI) ausgewählt und mit der Mathematik der fraktionaler Ordnung kombiniert, d.h., es wurde 

ein nichtlinearer PI mit fraktionalen Ordnung entwickelt (FO-NPI). Die Simulationsergebnissen zeigen 

eine Reduktion der Lasten an den Rotorblättern vom ca. 7.5 % im Vergleich zum konventionellen PI-

Regler. Die Ergebnisse wurden auf der IEEE CCTA 2021, San Diego vorgestellt (8). 

Die Ergebnisse des Reviews (7) zeigen auch, dass die drei heute bekannten Ansätze zwar einige 

Ähnlichkeiten aufweisen, aber dennoch unterschiedlich sind und zu verschiedenen dynamischen 

Systemverhalten führen. Ein Problem, das alle Ansätze betrifft, ist die optimale Auswahl der 

Reglerparameter. Eine Methode, die heutzutage sehr vielversprechend zu sein scheint, basiert auf dem 

Einsatz der Mehrzieloptimierung. Im Rahmen des Projekts wurde eine vergleichende Studie 

verschiedener Optimierungsmethoden durchgeführt und die Ergebnisse in (9) veröffentlicht. Darin 

wurde auch festgestellt, dass das aus Metaheuristik basierende „MOBA“-Verfahren (MultiObjective Bat 

Algorithm) ein sehr großes Potential (Schnelligkeit und Konvergenz) für die Bestimmung der 

Reglerparameter von IPC hat. Deshalb wurde es mit mehreren Ansätzen detailliert untersucht (10). 

Aufgrund des nichtlinearen Charakters der Windenergieanlagen ändert sich der Arbeitspunkt mit der 

Windgeschwindigkeit, weshalb die Reglerparameter angepasst werden müssen. Ein 

Anpassungsmechanismus wurde auch in (10) vorgestellt. Die Anpassungsmechanismen erfordern zum 

einen die Bestimmung des Arbeitspunktes der Anlage und zum anderen die partiellen Ableitungen der 

Leistung sowie der Schubkraft nach dem Pitchwinkel (die sogenannte Empfindlichkeitsfunktionen). 

Algorithmen zur datenbasierend numerischen Bestimmung sowohl des Arbeitspunktes als auch der 

partiellen Ableitungen werden.  

Das ultimative Ziel eines Regelsystems ist seine Implementierung für den Echtzeitbetrieb. Der Übergang 

von der Simulation zur Echtzeit bringt eine Reihe von Schwierigkeiten mit sich, die in der simulations-

basierten Forschung im Allgemeinen nicht auftreten. Außerdem ist es noch nicht möglich, Aspekten 

der Regelung mit einer echten Windenergieanlage zu erproben. Aus diesem Grund ist ein Echtzeit-

Simulationssystem mit Hardware-in-the-Loop (HiL) eine Zwischenlösung, die eingesetzt werden kann. 

In diesem Zusammenhang wurden Versuche durchgeführt, deren Ergebnisse in  (11) veröffentlicht 

wurden. 

Weitere Möglichkeiten zur Verbesserung des IPCs können indirekterweise in zwei Richtungen 

durchgeführt werden:  

1) Da der Reglerentwurf modellbasierend stattfindet, führt eine Verbesserung des dynamischen 

Modells zu einem besseren Reglerentwurf. Diesbezüglich wurde festgestellt, dass die Schnelllaufzahl 

zwar eine sehr wichtige Variable ist, aber nicht in den dynamischen Modellen berücksichtigt wird. 

Daher wurde das Modell des rotierenden Teilsystems so modifiziert, dass die Schnelllaufzahl als 

Zustandsvariable im Modell erscheint. Das Konzept ist auf fast alle Antriebsstrangmodelle anwendbar. 

Ein derartiges Modell ermöglicht den Entwurf eines Intervall-Zustandsbeobachters, der eine direkte 

Schätzung der Schnelllaufzahl für die Regelung und auch die Ermittlung der effektiven 

Windgeschwindigkeit liefert. Die Ergebnisse der Untersuchung wurden in (12) veröffentlicht. 
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Der zweite Punkt befasst sich mit der Problematik des Generatorreglers in der dritten Region, obgleich 

sich seine Hauptfunktion auf die zweite Region konzentriert. Der CPC/IPC arbeitet mit dem 

Generatorregler gekoppelt. Daher gibt eine feinere Einstellung des Generatorreglers mehr Spielraum 

für die Arbeit des CPC/IPCs. Beide Aspekte wurden im Rahmen des Projektes tiefer untersucht und 

hierfür Methoden entwickelt. In der dritten Region muss der Generatorregler die schnellen 

Schwankungen ausgleichen, die durch die Pitchaktivität im Generator-Drehmoment entstehen. Der 

Hauptunterschied im Verhalten des Generatorreglers zwischen der zweiten und der dritten Region 

besteht also gerade in der kurzen Reaktionszeit des Generatorreglers (d. h. schneller als den 

Pitchregler), die für die dritte Region erforderlich ist. 

Um diesen Aspekt zu verbessern, wurde das Regelgesetz durch die Einführung des Hill-Climb-

Algorithmus geändert und zur Optimierung der Reaktionszeit wurden die neuen 

Optimierungsalgorithmen untersucht, die im Rahmen der Deep-Learning-Forschung entwickelt 

wurden. Die Ergebnisse dieser Forschungsaktivitäten sind in (13) zu finden. 

Ein weiterer Aspekt, der im Rahmen des Arbeitspakets 8.2. behandelt wurde ist die Betrachtung der 

Schalls in Bezug auf die Regelung mit IPC. Insbesondere relevant ist hier die Region III. Die Studie zur 

Schallminderung in der Region III wurde in zwei Teile gegliedert. Im ersten Teil wurden Modelle für die 

Schallemission, -übertragung und -absorption untersucht, um geeignete Darstellungen zu finden, 

welche für den Entwurf des Regelsystems verwendet werden können (14). Im zweiten Teil wurden 

verschiedene Regelkonzepte untersucht, um einen optimalen Entwurf des Regelsystems auf der Basis 

der im ersten Teil untersuchten Modelle zu ermöglichen. Insbesondere wurden zwei Konzepte für die 

Simulationsstudien ausgewählt. Beide erfordern einen zusätzlichen Regelkreis zum CPC, in einem Fall 

wurde dieser parallel zum CPC geschaltet, im anderen in Kaskade (15). Die Abschaltregelung, die der 

Region IV entspricht, wird ebenfalls mittels des Pitchregelsystems durchgeführt, allerdings mit einer 

anderen Strategie. Erstens erfolgt die Abschaltung im Bereich IV, wenn die Windgeschwindigkeit den 

zulässigen Grenzwert überschritten hat und die Sicherheit der Maschine gefährdet ist. Dies würde die 

schnellste Abschaltung erfordern, die aber andererseits große und unzulässige Lasten erzeugen würde. 

Diese Konstellation führt zur Lösung eines Min-Max-Problems und erfordert einen Kompromiss. In 

diesem Rahmen wurde die Steuerung für den Abschaltvorgang einer sehr großen Windkraftanlage 

untersucht. Das Steuerungsschema nutzt die in der Maschine vorhandene Standard-

Steuerungsinfrastruktur, jedoch wird das Steuerungssystem entsprechend den Anforderungen des 

Abschaltsteuerungsproblems neu konfiguriert. Das klassische kollektive Pitch-Regelsystem, das als 

Regler fungiert, wurde durch ein Feedforward-Regelschema ergänzt, um die Reaktionsfähigkeit zu 

verbessern, und als Referenzverfolgungsregelungsproblem mit Einschränkungen neu konfiguriert. Die 

Einschränkungen wurden mit einer Anti-Windup-Strategie für Größe und Rate behandelt (16).  

Eine weitere Möglichkeit, die am Rande betrachtet wurde, bezieht sich auf aktive Dämpfung zur 

Reduzierung der Schwingungen im Rotorblatt.  

Große Windkraftanlagen haben in der Regel schlecht gedämpfte Strukturen. Das Fehlen einer 

Dämpfung führt daher zu aeroelastischen Schwingungen, und die Betriebsdrehzahl des Rotors kann 

sich der kritischen Rotordrehzahl annähern. Durch den Einsatz von Dämpfungseinspeisung kann das 

Steuerungssystem aktiv eine zusätzliche Dämpfung einbringen. Eine mögliche Lösung ist ein 

Steuerungsansatz zur Verringerung der Schwingungen der Rotorblätter in Edge-Richtung 

vorgeschlagen. Das Konzept basiert auf dem Dämpfungseinspeisungsmechanismus, und durch die 

Einführung der dynamischen Sicherheitsmarge (DSM) in das Regelgesetz wird ein zusätzliches Maß an 

Sicherheit erreicht. Das Rückkopplungsregelschema erfordert einige nicht messbare Variablen. Dieser 

Aspekt wird durch die Verwendung eines Intervallbeobachters abgedeckt. Der Regelungsansatz wird 

anhand von Simulationen an einem hochauflösenden Modell getestet, das in einem aeroelastischen 

Code implementiert ist (17).   
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2.1.9. AP9: Projektmanagement 

Die Projektkoordination und -verwaltung waren zentrale Aspekte dieses Arbeitspakets, mit dem 

sichergestellt werden sollte, dass die Projektziele mit den verfügbaren Ressourcen erreicht wurden. Zu 

den Aufgaben gehörten die Organisation regelmäßiger Konsortialtreffen und monatlicher 

Telefonkonferenzen, die Aufrechterhaltung eines reibungslosen Informationsflusses zwischen den 

Projektpartnern und die Erfüllung der Berichtspflichten gegenüber der Förderstelle. Auf Grund der 

COVID-19 Pandemie fanden nur 2 der geplanten In-Person Projektmeetings in Stuttgart bzw. Donsdorf 

in der Nähe des Winsent-Testfelds statt. Während des gesamten Projekts wurde der Projektplan 

erfolgreich eingehalten und notwendige Anpassungen wurden nach Bedarf vorgenommen. Darüber 

hinaus wurde sowohl intern als auch gegenüber der Förderstelle eine umfassende Berichterstattung 

durchgeführt, um Transparenz und eine effektive Kommunikation zwischen allen Beteiligten zu 

gewährleisten. 

 

2.2. Zahlenmäßiger Nachweis  
 Dieser Absatz ist vertraulich. 

 

2.3. Notwendigkeit und Angemessenheit der geleisteten Arbeit  
 Die COVID-19-Pandemie führte zu weitreichenden Verzögerungen, die sich auf Reisen, Laborarbeiten 

und die Logistik auswirkten. Darüber hinaus kam es beim Fraunhofer IWES zu erheblichen 

Verzögerungen bei der Beschaffung einer kommerziellen Windkraftanlage für die Installation der 

Sensoren, da die Suche nach einer geeigneten Anlage mit IPC-Ausstattung länger dauerte als erwartet. 

Durch die COVID-19-Pandemie war der Kontakt mit dem assoziierten Partnern sehr schwierig. Daher 

verzögerte sich das Projekt. Die Inbetriebnahme der Forschungswindkraftanlage verzögerte sich 

ebenfalls aufgrund von Rechtsstreitigkeiten. Darüber hinaus führten logistische Verzögerungen bei der 

Lieferung von Turbinenteilen, die durch die Pandemie noch verstärkt wurden, zu einer Verlängerung der 

Inbetriebnahme- und Testphasen, sodass es unmöglich war, das Projekt innerhalb des ursprünglichen 

Zeitrahmens abzuschließen. Dank einer kostenneutralen Verlängerung um 2,5 Jahre konnten die 

Arbeitspakete erfolgreich umgesetzt werden. 

Die budgetierten Kosten für die erforderliche Hardware auf Seiten des IWES wurden eingehalten, und 

es kam zu keinen Überschreitungen. Alle Fördermittel wurden vollständig für das Projekt verwendet. Die 

Reisekosten wurden effizient für Feldinstallationen, Fehlerbehebung, Wartung und die Präsentation der 

Ergebnisse auf internationalen Konferenzen eingesetzt. Ohne die entsprechenden Personalkosten wäre 

das Projekt nicht möglich gewesen, und insgesamt wäre die durchgeführte Forschungsarbeit ohne die 

finanzielle Unterstützung nicht realisierbar gewesen. 

2.4. Voraussichtlicher Nutzen (insbesondere der Verwertbarkeit des Ergebnisses im  

Sinne des fortgeschriebenen Verwertungsplans)  
  

Die Ergebnisse der Vermessung der kommerziellen Windenergieanlage in Bezug auf die Lasten, Leistung 

und Schall wurden auf der Konferenz Windeurope in Kopenhagen 2025 vorgestellt und in einer 

begleitenden Publikation veröffentlicht. Die Ergebnisse der Schallmessungen mit dem Mikrophon-Array 

wurden bereits vorher separat auf der Konferenz Internoise in Nantes 2024 vorgestellt und in einer 

begleitenden Publikation veröffentlicht. Die Ergebnisse der akustischen Messung mit dem Messsystem 

nach IEC61400-11 wurden auf der WESC Konferenz 2023 in Glasgow. Die Ergbnisse bzgl. der 

Regleroptimierung wurden auf zahlreichen Konferenzen und in zahlreichen Publikationen veröffentlicht.  
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Während der Internoise wurde Kontakt zum Fraunhofer HHI aufgenommen, das ein kostengünstiges 

Mikrofonarray für Nahbereichsmessungen entwickelt. Das Institut bekundete Interesse an einer 

Zusammenarbeit bei der Entwicklung eines ähnlichen Arrays für Windkraftanlagen unter Einbeziehung 

modernster Technologien, darunter neuronale Netze. Gespräche über eine mögliche Zusammenarbeit 

sind geplant, und beide Kontakte sollen 2026 weiter ausgebaut werden. 

Ebenfalls fanden bereits Gespräche mit Betreibern statt, von denen einer an den Ergebnissen der 

Lastreduktion durch IPC-Regelung Interesse zeigte. Hier besteht die Möglichkeit, dass auch weitere 

Betreiber Interesse an der Regelung haben.   

Eine weitere Anfrage bezog sich auf die erworbene Expertise bzgl. Schallmessung durch einen Hersteller. 

Hier wird ein großes Potenzial gesehen, da gerade im Bereich Akustik von WEA deutliche 

Einschränkungen durch das Bundesimmissionsschutzgesetz existieren.  

Ebenso gab es Anfragen bzgl. des Einsatzes der Datenplattform „Nexus“.  

 

2.5. Während der Durchführung des Vorhabens dem ZE bekannt gewordenen  

Fortschritts auf dem Gebiet des Vorhabens bei anderen Stellen  
 Keine. 

2.6. Erfolgte oder geplante Veröffentlichungen des Ergebnisses nach Nr. 11  
Folgende Publikationen wurden auf im Rahmen des Projektes veröffentlicht: 

Investigation of the effects of individual pitch control of a wind turbine on loads, power and acoustic 

emission. Wegner, Anna, et al. 012018, 2025, Journal of Physics: Conference Series, Bd. 3025. 

Multiobjective optimal control: algorithms, approaches and advice for the application. Gambier, 

Adrian. Hsinchu, Taiwan : s.n., 2020. Tagungsband der „2020 International Automatic Control 

Conference“ (CACS 2020). 

Pitch control of three bladed large wind energy converters—A Review. Gambier, Adrian. 23, 2021, 

Energies, Bd. 14. 

Multiobjective optimal control of wind turbines: A Survey on methods and recommendations for the 

implementation. Gambier, Adrian. 2, 2022, Energies, Bd. 15. 

Wind turbine pitch and active tower damping control system design using metaheuristic multiobjective 

bat optimization. Gambier, Adrian und Nazaruddin, Yul Yunazwin. 2022. Proceedings of the 21st 
International Conference on Modelling and Applied Simulation (MAS). S. 2724-0037 

Real-time wind turbine simulation for pitch control purposes by using a hardware-in-the-loop approach. 
Kenko, David und Gambier, Adrian. 2022. Proceedings of the 21st International Conference on 

Modelling and Applied Simulation (MAS). S. 2724-0037 

Gambier, Adrian und Nazaruddin, Yul Yunazwin. Modelling the Wind Turbine by Using the Tip-Speed 
Ratio for Estimation and Control. Energies. 2022, Bd. 15, 9454 

Rivarola, Andrea und Gambier, Adrian. Control of Large Wind Energy Systems for Acoustic Noise 

Reduction by Using Multi-Objective Optimal Control. IFAC-PapersOnLine. 2023, Bd. 56, 2, S. 11255-
11260. 

Chamoli, Suryans und Gambier, Adrian. Active Edgewise Blade Damping Control of Large Wind 
Turbines by Using the Pitch Controller and an Interval Observer. actuators. 2024, Bd. 13, 58 
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Acoustic evaluation: microphone array measurements on a multi-megawatt individual pitch control 
wind turbine. Sharma, Ashutosh, Kraasch, Corinna und Wegner, Anna. 12, 2024, INTER-NOISE and 

NOISE-CON Congress and Conference Proceedings, Bd. 3376, S. 2993 - 3992. 

Zustäzlich fanden zahlreiche Präsentationen auf unterschiedlichen Konferenzen statt. 
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