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1 Einleitung 

1.1 Motivation und Hintergrund 

Internationale Bestrebungen zur Dekarbonisierung der Energieversorgung führen zu einem er-

höhten Bedarf an Speichertechnologien unterschiedlicher Art. Der steigende Anteil mobiler Bat-

teriespeicher in Form der Elektromobilität, zunehmende Installationszahlen dezentraler Erzeu-

gungseinheiten und die damit einhergehende Eigenversorgung in privaten Haushalten mittels 

Batteriespeicher erfordern und ermöglichen neue Ansätze bei Planung und Betrieb von Verteil-

netzen auf Mittel- und Niederspannungsebene. 

In städtischen Verteilnetzen ändern sich die Rahmenbedingungen durch die Integration einer be-

darfsgerechten Ladeinfrastruktur für einen wachsenden Elektromobilitätsanteil. Gegenüber dem 

Laden mit geringer Leistung zu Hause und dem Schnellladen mit sehr hohen Leistungen bspw. 

an Autobahnen, werden die Elektrofahrzeuge in Innenstädten an Ladesäulen mit Leistungen bis 

22 kW während der ohnehin stattfindenden Parkvorgänge geladen. Die Errichtung einer solchen 

Ladeinfrastruktur beschränkt sich im urbanen Raum überwiegend auf bereits existierende öffent-

liche und halböffentliche Parkmöglichkeiten, die klassischerweise durch Parkhäuser repräsentiert 

werden. Die Planung und der Betrieb einer Vielzahl an räumlich konzentrierten Ladepunkten und 

deren Berücksichtigung in der Netzplanung wirft eine Reihe von Forschungsfragen auf. Darüber 

hinaus ist zu klären, wie groß das Potential zur Flexibilisierung der Ladevorgänge parkender 

Elektrofahrzeuge von privaten Kunden für die systemdienliche Nutzung ist. Mit dem Ziel, Ant-

worten auf diese Fragestellungen zu geben und Potentiale zu identifizieren, fokussiert sich der 

erste Teil dieser Arbeit auf das Laden mobiler Batteriespeicher in Parkhäusern. 

Der weltweit zunehmende Elektromobilitätsanteil wird dazu führen, dass die Batteriepreise weiter 

fallen. Dies bildet die Ausgangslage für den zweiten Teil dieser Arbeit. Begünstigt durch ver-

schiedene Fördermaßnahmen und steigende Strompreise in Kombination mit der sinkenden Ein-

speisevergütung, konnte in den letzten Jahren eine zunehmende Anzahl an stationären Batterie-

speichern in privaten Haushalten mit PV-Anlage verzeichnet werden. Die in den nächsten Jahren 

auslaufende Einspeisevergütung für PV-Bestandsanlagen und die sinkenden Batteriepreise wer-

den den Trend der optimierten Eigenversorgung mithilfe eines Batteriespeichers verstetigen. Vor 

diesem Hintergrund ergeben sich verschiedene Forschungsfragen hinsichtlich der bedarfsgerech-

ten Auslegung und Planung, der Betriebsmöglichkeiten sowie des gesamten Marktpotentials von 

Batteriespeichern in privaten Haushalten. Darüber hinaus bestehen Fragen hinsichtlich des Po-

tentials zum kombinierten Einsatz mit weiteren flexiblen elektrischen Verbrauchern wie Elektro-

fahrzeugen und Wärmepumpen und zur systemdienlichen Nutzung der vorhandenen Freiheits-

grade im Verteilnetz. Für eine realistische Einschätzung des Nutzungspotentials der Flexibilitäten 

sind diese mit weiteren innovativen Ausbaualternativen, der konventionellen Netzverstärkung so-

wie mit Batteriespeichern als alternative Betriebsmittel technisch und wirtschaftlich zu verglei-

chen. Der zweite Teil dieser Arbeit widmet sich diesen Aspekten aus der Perspektive privater 

Haushalte sowie der Verteilnetzbetreiber und knüpft an eine Reihe von Studien und wissenschaft-

lichen Arbeiten der letzten Jahre zum Thema Batteriespeicher an. 
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1.2 Ziele und Struktur der Arbeit 

Grundlegend werden in dieser Arbeit Modellierungsansätze entwickelt, mit deren Hilfe Lastpro-

file im Parkhaus ladender Elektrofahrzeuge und privater Haushalte abgebildet werden können. 

Überdies wird ein Modell zur Berücksichtigung des Betriebsverhaltens eines stationären Batte-

riespeichers vorgestellt. Diese Ansätze basieren auf einer Vielzahl verschiedener Datenquellen 

und sollen eine möglichst hohe Aussagekraft der folgenden Berechnungen und Simulationen ge-

währleisten. Darauf aufbauend besteht ein weiteres Ziel der Arbeit in der Bereitstellung techni-

scher Richtwerte und Berechnungsparameter zur bedarfsgerechten Dimensionierung der Ladein-

frastruktur für Elektrofahrzeuge als mobile Batteriespeicher sowie stationärer Batteriespeicher in 

Haushalten und als Netzbetriebsmittel. Weiterhin wird das Potential zur optimierten Verteilnetz-

integration unter Nutzung der zu identifizierenden Freiheitsgrade im Betrieb der stationären und 

mobilen Batteriespeicher beziffert. Um die Chancen und Risiken der verschiedenen Konzepte in 

der Praxis möglichst realistisch einzuschätzen, werden die technischen Analysen durch wirt-

schaftliche Bewertungen abgerundet. 

In Kapitel 2 wird zunächst ein Ansatz zur Abbildung der Elektromobilität in Parkhäusern vorge-

stellt. Darauf basierend werden verschiedene Aspekte zur Planung der Ladeinfrastruktur und des 

Netzanschlusses behandelt. Unter Berücksichtigung der aus der unterschiedlichen Verweildauer 

der Elektrofahrzeuge resultierenden Freiheitsgrade wird das Potential zur Optimierung des Ge-

samtlastgangs ladender Elektrofahrzeuge und zur Bereitstellung von Systemdienstleistung be-

leuchtet. 

Kapitel 3 bildet mit dem vorgestellten Ansatz zur Modellierung von Wirkleistungsprofilen von 

Haushalten basierend auf Smart Meter Messdaten eine wichtige Grundlage für die folgenden Be-

trachtungen. Darüber hinaus wird ein Beispielhaushalt mit Wärmepumpe und Elektrofahrzeug 

definiert und dessen Freiheitsgrade im Betrieb für weitere Untersuchungen beziffert.  

Kapitel 4 beschäftigt sich mit der kapitalwertbasierten Auslegung stationärer Batteriespeicher in 

privaten Haushalten. Auf Basis des zunächst vorgestellten Batteriespeichermodells werden die 

mit Batteriespeichern erzielbaren Erträge berechnet und der Einfluss verschiedener Faktoren dar-

gestellt. Zuletzt wird aus den Simulationen ein Ansatz zur analytischen Berechnung der für einen 

Haushalt wirtschaftlich optimalen Batteriekapazität abgeleitet.  

Kapitel 5 beziffert das Marktpotential von Batteriespeichern in privaten Haushalten in Deutsch-

land bis zum Jahr 2030 und rundet die Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen aus vorigem Kapitel ab.  

In Kapitel 6 wird das Potential zur prognosebasierten Optimierung der Strombeschaffungskosten 

unter Berücksichtigung der Freiheitsgrade flexibler Verbraucher und der Degradationskosten des 

Batteriespeichers untersucht. Weiterhin erfolgt eine Kostenbewertung für die Bereitstellung der 

Flexibilität des Batteriespeichers im Verteilnetz. 

In Kapitel 7 wird die Entwicklungsmöglichkeit von Batteriespeichern als Netzbetriebsmittel zur 

Kompensation hoher PV-Einspeisung bewertet. Neben der bedarfsgerechten Auslegung erfolgt 

ein techno-ökonomischer Vergleich mit innovativen und konventionellen Netzausbaualternati-

ven. 

Kapitel 8 fasst schließlich die wichtigsten Ergebnisse und Erkenntnisse dieser Arbeit zusammen. 

Daraus werden Empfehlungen und offene Forschungsfragen abgeleitet.  
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2 Elektromobilität in Parkhäusern 

Die Untersuchungen dieses Kapitels fokussieren sich auf Fragen zur Planung und zum Betrieb 

der Ladeinfrastruktur für Elektrofahrzeuge im halböffentlichen Parkraum, der in Städten klassi-

scherweise durch Parkhäuser repräsentiert wird. In Anlehnung an die Nationale Plattform Elekt-

romobilität wird dort das AC-Laden mit 11 kW oder 22 kW betrachtet [NPE14][NPE15]. Als 

Grundlage für die Bewertung der Auswirkungen ladender Elektrofahrzeuge und die Ermittlung 

des Optimierungspotentials im Betrieb, wird zunächst ein statistischer Ansatz zur Modellierung 

des individuellen Park- und Ladeverhaltens der Elektrofahrzeuge präsentiert. Es folgen Ergeb-

nisse, die zur Planung der Ladeinfrastruktur und deren Netzanbindung von Interesse sind. Ein 

weiterer Schwerpunkt bildet die Identifikation des Potentials zur Optimierung des Gesamtlast-

gangs im laufenden Betrieb, unter Verwendung der Freiheitsgrade einzelner Elektrofahrzeuge. 

Anhand eines Fallbeispiels werden zuletzt die Auswirkungen und Nutzungspotentiale eines gro-

ßen Pools an Elektrofahrzeugen untersucht, die in mehreren Parkhäusern mit vorhandener Lad-

einfrastruktur in einem städtischen Mittelspannungsverteilnetz laden.  

2.1 Datengrundlage 

Den Untersuchungen liegen die Belegungsdaten von 39 verschiedenen Parkhäusern der Standorte 

Basel, Karlsruhe und Konstanz zu Grunde. Diese wurden im Zeitraum Juni 2012 bis April 2014, 

mithilfe eines in der studentischen Abschlussarbeit [SAA02] entworfenen Programms, aus den 

im Internet zugänglichen Daten der jeweiligen Parkleitsysteme erfasst [PLSai][PLSbi][PLSci]. 

Für die folgenden Berechnungen, die sich über ein gesamtes Jahr erstrecken, wurden die Daten 

aufbereitet und die 15-min-Mittelwerte der in fünfminütiger Auflösung vorliegenden Belegungs-

daten gebildet. Die Tagesprofile der Parkhäuser wurden unter Berücksichtigung der Öffnungszei-

ten nach den zwölf Monaten und drei Typtagen (Werktag, Samstag, Sonn- und Feiertag) unter-

teilt. Mithilfe von Daten, welche von der Parkraumgesellschaft Baden-Württemberg (PBW) mbH 

zur Verfügung gestellt wurden, erfolgte die Modellierung individueller Ankunfts- und Abfahrts-

zeitpunkte der Fahrzeuge im Parkhaus. In der studentischen Arbeit [SAA18] wurde ein deutlicher 

Einfluss der zugrundeliegenden Verweildauerverteilung der Fahrzeuge auf die Belegung der La-

desäulen und auch das Lastverschiebepotential festgestellt. Daher wird diesem Faktor gegenüber 

den bisherigen Veröffentlichungen [Uhr13c][Uhr14b][Uhr15b] größere Aufmerksamkeit zuteil.  

2.2 Modellierung individueller Parkprofile 

Der verwendete Ansatz berücksichtigt mit Kurzzeit- und Langzeitparkern die zwei wesentlichen 

Nutzergruppen in Parkhäusern [Pec09]. Die Auswertung der durch die PBW bereitgestellten Da-

ten hat gezeigt, dass sich die Verteilung der Verweildauer τ mit überlagerten log-logistischen 

Verteilungsfunktionen in der Form 
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𝑤(𝜏) = (1 − 𝑘) ∙
(
𝛽1
𝜊1
⁄ ) (𝜏 𝜊1⁄ )

𝛽1−1

[1 + (𝜏 𝜊1⁄ )
𝛽1
]
2 + 𝑘 ∙

(
𝛽2
𝜊2
⁄ ) (𝜏 𝜊2⁄ )

𝛽2−1

[1 + (𝜏 𝜊2⁄ )
𝛽2
]
2 . (2.1) 

nachbilden lässt. Form-, Skalen- und der Gewichtungsfaktor βi, οi und k unterscheiden sich je 

nach Parkhaustyp. Zur Berücksichtigung des Einflusses der Verweildauerverteilung, werden in 

Tabelle 2.1 und Abbildung 2.1 vier verschiedene Verteilungen Vi mit i ∈ [1,4] unterschieden. Für 

k = 0 und k = 1 wird in Gleichung (2.1) jeweils nur eine der beiden Verteilungsfunktionen be-

rücksichtigt, sodass die Werte der Parameter der jeweils anderen Verteilungsfunktion irrelevant 

sind. Um dem zweiten Axiom von Kolmogorow Rechnung zu tragen, erfolgt eine abschließende 

Normierung der generierten Verteilungsfunktionen auf dem betrachteten Intervall minimaler und 

maximaler Verweildauer τmin und τmax:  

𝑤Vi(𝜏) =
𝑤(𝜏)

∫ 𝑤(𝜏) 𝑑𝜏
𝜏𝑚𝑎𝑥 

𝜏𝑚𝑖𝑛

. (2.2) 

Tabelle 2.1: Parameter zur Beschreibung der Verweildauerverteilungen nach Gleichung (2.1). 

Verteilungstyp 
Skalenparameter Formparameter Gewichtungsfaktor Intervall der 

Verweildauer 

[τmin; τmax] in h ο1 in h ο2 in h β1 β2 k 

Überwiegend Kurzzeitparker (V1) 2 - 3 - 0 [0,25; 6] 

Gemischt, mehr  

Kurzzeitparker (V2) 
3 10 4 10 0,3 [0,25; 14] 

Gemischt, mehr  

Langzeitparker (V3) 
3 10 4 14 0,8 [0,25; 14] 

Überwiegend Langzeitparker (V4) - 10 - 14 1 [5; 14] 

 

Abbildung 2.1: Häufigkeit der Verweildauer der vier Verteilungstypen Vi nach den Gleichun-

gen (2.1)-(2.2) und Tabelle 2.1. 

Das Erstellen individueller Ankunftszeiten beruht auf der Annahme, dass sich eine hohe Park-

hausbelegung naturgemäß auf eine hohe Zahl einfahrender Fahrzeuge zurückführen lässt. Dies 

drückt sich in einer erhöhten Ankunftswahrscheinlichkeit aus. Zum anderen liegt die Vermutung 

nahe, dass Fahrzeuge mit längerer Verweildauer in der Regel früher einfahren, wenn eine gegen 

Ende der Öffnungszeit abnehmende Parkhausbelegung zu beobachten ist (Beispiel: Pendler als 
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Langzeitparker). Das bedeutet, dass die Ankunftswahrscheinlichkeit von Langzeitparkern zu Be-

ginn des Tages höher ist als am Ende des Tages und hat zur Folge, dass die Wahrscheinlichkeit, 

abends das Parkhaus aufzusuchen, bei Langzeitparkern geringer ist als bei Kurzzeitparkern.  

Zum Erstellen von Ankunftsprofilen wird gegenüber bisherigen Veröffentlichungen [Uhr13c] 

[Uhr15b] nun nicht das Gesamtbelegungsprofil des Parkhauses möglichst exakt nachgebildet. Zu 

Gunsten eines größeren Simulationsumfangs werden mit zuvor beschriebenen Wahrscheinlich-

keiten resultierend aus Verweildauer und Belegungsprofil des Parkhauses nur die relevanten An-

kunftszeiten von einem bis zu 100 Elektrofahrzeugen sowie deren Verweildauer generiert. Dabei 

wird die Annahme getroffen, dass sich das Parkverhalten der Halter von Elektrofahrzeugen nicht 

von dem Verhalten der Halter von kraftstoffbetriebenen Fahrzeugen unterscheidet. Diese An-

nahme wird durch die Ergebnisse in [TUB11] gestützt, wonach die Substitutionsperspektive bei 

Fahrzeughaltern überwiegt und das Elektrofahrzeug damit einen gleichwertigen Ersatz zum kraft-

stoffbetriebenen Fahrzeug darstellt.  

 

Abbildung 2.2: Eingangsdaten und resultierende Wahrscheinlichkeitsverteilungen zur Generie-

rung individueller Parkprofile. 

Unter Berücksichtigung von Monaten, Tagestypen, Schließtagen und Öffnungszeiten wird für 

jedes Parkhaus ein zufälliges Tagesbelegungsprofil in Form eines Vektors d mit d ∈ [1,365] aus-

gewählt und durch Normierung mithilfe der kumulierten Belegung einzelner Zeitschritte Bd(t) als 

Vektor der Wahrscheinlichkeitsverteilung 

𝒃d =
𝑩d

∫ 𝐵d(𝑡)𝑑𝑡 
𝑡zu
𝑡auf

 (2.3) 

für die Ankunft eines Fahrzeuges interpretiert (Abbildung 2.2 (a), (c)). Mit einer basierend auf 

Gleichung (2.2) zufällig generierten Verweildauer τ erfolgt die Gewichtung der Wahrscheinlich-

keitsverteilung b mithilfe der verbleibenden Dauer bis zum Schließen des Parkhauses tzu, oder bis 
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zum Zeitpunkt, an dem das Parkhaus nicht mehr belegt ist. Der Vektor zur Gewichtung der An-

kunftswahrscheinlichkeit wird hier als linear abnehmende Funktion berücksichtigt (Abbil-

dung 2.2 (b)): 

𝛾(𝑡) = max((𝑡zu − 𝑓1 ⋅ 𝑡 − 𝜏 + 𝑓2),0) ∀𝑡 ∈ [𝑡auf, 𝑡zu] (2.4) 

Je größer der Steigungsfaktor f1 ≥ 0 (hier: f1 = 1) gewählt wird, umso größer ist die Wahrschein-

lichkeit früher Ankunftszeiten. Faktor f2 ≥ 0 h dient dazu, die Ankunft kurz vor Ende zu unterbin-

den (hier: f2 = 0,5 h). Die Faktoren wurden anhand der verfügbaren Daten ermittelt. Daher ist nicht 

auszuschließen, dass je nach Parkhaustyp auch andere Gewichtungsterme besser geeignet sind.  

Die Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion zur Generierung der Ankunftszeiten berechnet sich mit 

Gleichung (2.4) und der normierten Parkhausbelegung in jedem Zeitschritt bd(t) zu: 

𝑤an(𝑡) =
𝑏d(𝑡) ⋅ 𝛾(𝑡)

∫ 𝑏d(𝑡) ⋅ 𝛾(𝑡) 𝑑𝑡 
𝑡zu
𝑡auf

. (2.5) 

Da es bei diesem stochastischen Ansatz vorkommt, dass, bei langen Verweildauern und verhält-

nismäßig kurzen Öffnungszeiten, wan ein Nullvektor wird, wird in diesen Fällen solange eine neue 

Verweildauer generiert, bis Ankunftszeitpunkt und Verweildauer eindeutig bestimmt sind.  

2.3 Annahmen für Ladeinfrastruktur und 

Fahrzeugparameter  

Die Wirtschaftlichkeit der Ladeinfrastruktur hängt je nach gewähltem Tarifmodell von der bei 

einer gegebenen Anzahl an Elektrofahrzeugen resultierenden Belegungsdauer oder der an den 

Ladepunkten geladenen Energie ab. Der für die Ladeinfrastruktur in den verschiedenen Parkhäu-

sern nötige Deckungsbeitrag wird anhand der Kostenangaben aus [FRA13a] ermittelt. Konkret 

werden die Kosten für Ladesäulen im halböffentlichen Bereich mit jeweils zwei Ladepunkten und 

einer Ladeleistung von 11 kW oder 22 kW für das Jahr 2020 mit 9.388 € berücksichtigt. Unter 

Annahme einer Lebensdauer von 10 Jahren und eines Kalkulationszinses von 2 % resultiert eine 

Annuität von rund 1.045 €/a. Hinzu kommen laufende Kosten in Höhe von 1.273 €/a im Refe-

renzjahr 2020 (vgl. auch [NPE15]). Demnach belaufen sich die Gesamtkosten pro Ladesäule mit 

zwei Ladepunkten auf ca. 6,35 €/d. Verfügt die Ladeinfrastruktur über einen separaten Netzan-

schlusspunkt inklusive Lastgangmessung, so liegt es nahe, die entstehenden Entgelte auf die Kun-

den umzulegen. Daher werden weiterhin die Entgelte nach dem Jahresleistungspreissystem be-

rücksichtigt, die mit der Gesamtleistung und dem Energiebedarf der Elektrofahrzeuge 

zusammenhängen. Nach dem Preisblatt 1 der Netze BW [NETi] betragen die Entgelte bspw. bei 

Anschluss an das Mittelspannungsnetz bei einer Jahresbenutzungsdauer von Tm ≥ 2.500 h/a 

72,21 €/kWa zzgl. 1,48 Ct/kWh und 18,20 €/kWa zzgl. 3,64 Ct/kWh bei Tm < 2.500 h/a für Kun-

den mit registrierender Lastgangmessung.  

Die Kapazität der Fahrzeugbatterien ergibt sich aus der Veröffentlichung „Anzahl der Neuzulas-

sungen von ausgewählten Pkw mit Elektroantrieb in den Jahren 2013 bis 2016 in Deutschland 



2.4 Planungsrelevante Ergebnisse 

7 

nach Marke/Modellreihe“ des Kraftfahrt-Bundesamtes mit Stand Oktober 2016 [KBAi] (Abbil-

dung 2.3). Laut der Mobilitätsstudie „Mobilität in Deutschland 2008“ [INF08] beträgt die durch-

schnittliche Weglänge des motorisierten Individualverkehrs (Fahrer) in Agglomerationsräumen 

14,7 km und variiert je nach Hauptzweck des Weges zwischen 8,1 km (Einkaufen) bis 19,9 km 

(Arbeit) (Freizeit: 19,1 km). Bei einem Verbrauch von 20 kWh/100 km entspricht dies einem 

Energiebedarf beim Laden von maximal 4 kWh, der innerhalb kurzer Zeit geladen werden könnte. 

Der Einfluss des Ladezustandes bei Ankunft auf den Gesamtlastgang eines Parkhauses wurde in 

[Uhr13c] untersucht, mit dem Ergebnis, dass das Überlastrisiko erwartungsgemäß steigt, da der 

zusätzliche Energiebedarf zu verlängerten Ladevorgängen führt. Sehr kurze Ladevorgänge gehen 

entsprechend mit einer Unterschätzung auftretender Leistungsspitzen einher. Daher wird, im Hin-

blick auf die planungsrelevanten Ergebnisse, die alternative Annahme getroffen, dass die Fahr-

zeughalter, unabhängig von der vorhandenen Batteriekapazität des Elektrofahrzeuges, ab dem 

Erreichen eines bestimmten Ladezustandes die verbleibende Reichweite durch das Laden erhöhen 

möchten. Dies wird durch eine Variation des Ladezustands bei Ankunft im Bereich von 25 % bis 

65 % abgebildet. In Ermangelung an Daten zentraler Ladeinfrastrukturen, konnten die Ergebnisse 

nicht mit Erfahrungswerten aus der Praxis abgeglichen werden. Abweichend von der tatsächli-

chen Ladeleistung der Elektrofahrzeuge nach Herstellerangaben, wird von einer binomialverteil-

ten Ladeleistung mit 11 kW und 22 kW ausgegangen. Dies entspricht der laut [NPE14][NPE15] 

zu erwartenden Ladeleistung im halböffentlichen Parkraum. Daraus resultieren Ladezeiten, die 

im Bereich der Verweildauer der Fahrzeuge im Parkhaus liegen und abhängig vom individuellen 

Energiebedarf der Elektrofahrzeuge variieren (vgl. Abbildung 2.21). Ab einem Ladezustand von 

80 % bis zu einem Ladezustand von 95 % bis 99 % wird das Laden mit verringerter Leistung in 

der Konstant-Spannungsphase berücksichtigt. 

 

Abbildung 2.3: Häufigkeit der Batteriekapazitäten von Elektrofahrzeugen nach [KBAi]. 

2.4 Planungsrelevante Ergebnisse 

Die Ergebnisse beruhen auf Berechnungen für jedes Parkhaus mit einem bis zu 100 ladenden 

Elektrofahrzeugen pro Tag mit den nach Kapitel 2.2 erstellten Profilen. Dabei werden nur Fälle 

betrachtet, in denen maximal genauso viele Ladepunkte wie Elektrofahrzeuge verfügbar sind.  
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2.4.1 Benötigter Deckungsbeitrag für Ladeinfrastruktur 

Der resultierende Gesamtenergieumsatz der Ladeinfrastruktur ergibt sich aus dem Energiebedarf 

einzelner Elektrofahrzeuge. Basierend auf dem in Kapitel 2.3 beschriebenen Ansatz resultiert aus 

den Jahressimulationen für alle Parkhäuser ein durchschnittlicher Energiebedarf pro Fahrzeug 

von 13,6 kWh. Dieser Wert kann in erster Näherung auch aus dem gewichteten Mittelwert der 

Fahrzeugkapazitäten (hier: 26,98 kWh) und der durchschnittlichen Differenz zwischen dem La-

dezustand bei Abfahrt und Ankunft (hier: 0,52; 26,98 kWh⋅0,52 = 14,03 kWh) berechnet werden. 

Dies entspricht in etwa einer Fahrleistung von 68 km bei 20 kWh/100 km (höhere Effizienz: 

113,3 km bei 12 kWh/100 km). Aus dem Gesamtenergieumsatz und der Maximalleistung ergibt 

sich für alle simulierten Fälle eine maximale Jahresbenutzungsdauer von 1.794 h/a, was deutlich 

unterhalb der Grenze von 2.500 h/a liegt (Kapitel 2.3). Demnach werden im Folgenden die Ent-

gelte in Höhe von 18,20 €/kWa zzgl. 3,64 Ct/kWh berücksichtigt.  

Das Belegungsprofil der Parkhausladeinfrastruktur wird sehr stark durch die Verweildauer ein-

zelner Elektrofahrzeuge beeinflusst, die aus der zugrundeliegenden Verweildauerverteilung re-

sultiert. So können bei einem hohen Anteil an Kurzparkern (V1) maximal 7,24 Fahrzeuge pro 

Tag und LadepunktI laden. Dieser Maximalwert sinkt mit zunehmenden Anteil an Langzeitpar-

kern über 3,26 (V2) und 2,16 (V3) auf 1,19 Fahrzeuge pro Tag und Ladepunkt (V4). Die pro Tag 

und Ladepunkt maximal bezogene Energie, welche sich auch aus zuvor erwähntem durchschnitt-

lichen Energiebedarf und der Fahrzeuganzahl berechnen lässt, sinkt mit zunehmender Verweil-

dauer von 98,0 kWh (V1) über 46,8 kWh (V2) und 31,4 kWh (V3) auf 19,0 kWh (V4). Während 

die durchschnittliche Belegungsdauer pro Ladesäule bei längeren Verweildauern höher ist, be-

trägt diese im Maximum 15,2 h (V1), 15,2 h (V2), 14,0 h (V3) und 11,8 h (V4), da bei kurzer 

Verweildauer die Ladevorgänge mehrerer Elektrofahrzeuge im Extremfall direkt nacheinander 

stattfinden können. Dies ist bei langen Verweildauern und begrenzten Öffnungszeiten nicht mög-

lich. Der Vergleich zeigt, dass bei den aktuell bevorzugten zeitbasierten Ladetarifen (vgl. 

[NPE15]) geringere Unterschiede zwischen den verschiedenen Verweildauerverteilungen beste-

hen, was hinsichtlich der höheren Planungssicherheit vorteilhaft ist. Bei energiebasierten Tarifen 

ist genauere Kenntnis über das Parkverhalten und auch die gefahrenen Distanzen, d.h. über den 

Energiebedarf der Nutzer nötig. Außerdem erfordert die energiebasierte Abrechnung geeichte 

Messstellen und ist bisher nur Energieversorgungsunternehmen vorbehalten.  

Unabhängig vom gewählten Tarifmodell variieren die benötigten Deckungsbeiträge pro Elektro-

fahrzeug mit der Verweildauer. Mit steigender Verweildauer nimmt die Streuung des benötigten 

Kostenbeitrages zur Deckung der Ladeinfrastrukturkosten (ca. 6,35 €/d) und der Entgelte nach 

dem Jahresleistungspreissystem ab (Abbildung 2.4). Erwartungsgemäß sinkt der benötigte De-

ckungsbeitrag pro Elektrofahrzeug mit zunehmender Auslastung der Ladesäulen. Gleichermaßen 

steigt der Anteil an Elektrofahrzeugen, der nicht geladen werden kann, wenn, wie zu Beginn des 

Kapitels erwähnt, die maximale Anzahl an Ladepunkten auf das tägliche Elektrofahrzeugaufkom-

men beschränkt ist. Die geringsten Deckungsbeiträge pro geladenem Elektrofahrzeug werden bei 

hohem Anteil an Kurzzeitparkern (V1) erreicht. Diese liegen bei einer hohen und gleichermaßen 

nutzerunfreundlichen Quote von 50 Elektrofahrzeugen pro Ladesäule bei minimal 1,05 €/EV 

                                                      
I Wert resultierend aus Jahressumme bezogen auf 365 Tage im Jahr unter Vernachlässigung von 

Schließtagen. 
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(Abbildung 2.4 (a)). Wird hingegen nur ein Elektrofahrzeug pro Ladepunkt geladen, so müsste 

dieses mindestens die anteiligen Fixkosten in Höhe von 3,77 € tragen (Abbildung 2.5 (a)). Bei 

sechs geladenen Elektrofahrzeugen pro Ladepunkt liegt der minimale Deckungsbeitrag bei 

1,13 €. Nur in Einzelfällen können weitere Elektrofahrzeuge pro Ladepunkt geladen werden, 

wodurch die anteiligen Kosten weiter sinken. Durch die Berücksichtigung der zusätzlichen Ent-

gelte liegen die errechneten Kosten im Bereich von [Fis11]. In [NPE15] hingegen wird angege-

ben, dass der „Betrieb einer AC-Ladesäulen mit 2 Ladepunkten…in 2020…ein sich selbst tragen-

des Geschäftsmodell“ ist, wenn unter anderem im Durchschnitt vier Ladevorgänge pro Tag und 

Ladesäule stattfinden und die Nutzer bereit sind, mindestens einen zusätzlichen Euro zur Deckung 

der Ladeinfrastrukturkosten zu zahlen. Der benötigte Deckungsbeitrag ist verglichen mit den an-

fallenden variablen Kosten der Ladevorgänge, die im Wesentlichen mit der Verweildauer (V1: 

durchschnittlich 2,2 h) oder dem Energiebedarf (durchschnittlich 13,6 kWh) der Elektrofahrzeuge 

skalieren, hoch (vgl. Abbildung B.1 und Abbildung B.2). 

 

Abbildung 2.4: Deckungsbeitrag (DB) pro Elektrofahrzeug in €/EV in Abhängigkeit der Anzahl 

an Ladepunkten und dem gesamten Elektrofahrzeugaufkommen pro Tag (Far-

ben) (vgl. Abbildung B.1 und Abbildung B.2). 

Werden die benötigten Beiträge zeitbasiert abgerechnet, so muss der Tarif in Parkhäusern mit 

hohem Anteil an Kurzzeitparkern deutlich höher sein als in Parkhäusern mit hohem Anteil an 

Langzeitparkern (Abbildung 2.5 (b)). Zwar existieren je nach Belegungsprofil und Öffnungszei-

ten Unterschiede zwischen den einzelnen Parkhäusern (bspw. in der Nähe von Kino und Theater 

mit temporär hohen Gleichzeitigkeiten), der Einfluss der Verweildauer ist jedoch deutlich größer. 

Sofern Abrechnungs- und Messwesen für beide Tarifmodelle mit vergleichbarem Aufwand ver-

bunden ist, ist in Parkhäusern mit überwiegendem Anteil an Langzeitparkern ein zeitbasierter 

Tarif zu bevorzugen, während in Parkhäusern mit vielen Kurzparkern eher der Energiebedarf zu 
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bepreisen ist. Auch ist eine Mischform beider Tarife denkbar, sodass beispielsweise der energie-

bezogene Kostenanteil reduziert werden kann.  

 

Abbildung 2.5: Minimaler Deckungsbeitrag in Abhängigkeit geladener Elektrofahrzeuge (a). 

Exemplarischer Mindest-Deckungsbeitrag als Kombination aus energie- und 

zeitabhängigen Anteil für ein Parkhaus mit 5 Ladesäulen und 20 Elektrofahrzeu-

gen pro Tag (b). 

 

Abbildung 2.6: Deckungsbeitrag für Ladeinfrastruktur bei Kostenumlage auf alle Kunden. Ab-

schätzung der Kundenzahl nach Gleichung (2.7) basierend auf gesamter Bele-

gung und tatsächlicher Öffnungszeiten (a) sowie der Belegung zwischen 8 und 

20 Uhr (b)II. 

Deutlich geringere Deckungsbeiträge lassen sich erzielen, wenn die Ladeinfrastrukturkosten auf 

die Gesamtheit aller parkenden Fahrzeuge eines Parkhauses umgelegt werden. Zur Bestimmung 

des nötigen Deckungsbeitrages wurde für jedes Parkhaus mit einer maximalen Belegung von 60 

bis 1.000 Fahrzeugen mithilfe der Belegung im Tagesverlauf Bd(t) mit d ∈ [1,365] zunächst das 

Verkehrsvolumen pro Tag  

𝑉d = ∑ 𝐵d(𝑡) ⋅ Δ𝑡

𝑡𝑧𝑢

𝑡=𝑡auf

. (2.6) 

                                                      
II In allen boxplot-Darstellungen werden die Standardeinstellungen von MATLAB verwendet. Die 

rote Linie repräsentiert jeweils den Median. Die grüne Box ist begrenzt durch das 25. und 75. 

Perzentil (q1 und q3). Alle Werte außerhalb des Bereiches [q1-w⋅ (q3-q1), q3+w⋅(q3-q1)] mit w=1,5 

werden durch blaue Kreuze markiert (ca. +/–2,7σ bei normalverteilten Daten).  
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ermittelt. Die Anzahl parkender Fahrzeuge nKFZ Vi innerhalb eines Jahres lässt sich dann mit der 

Verweildauerverteilung wVi und der zugehörigen Verweildauer TVerweil mit i ∈ [1,4] (vgl. Glei-

chung (2.2) und Tabelle 2.1) abschätzen:  

𝑛KFZ Vi ≈∑
𝑉d

𝒘Vi ∘ 𝑻Verweil

365

d=1

. (2.7) 

Der benötigte Deckungsbeitrag pro Ladesäule und Fahrzeug, resultierend aus den Ladeinfrastruk-

turkosten in Höhe von 2.318 €/a und unter Vernachlässigung der Entgelte nach dem Jahresleis-

tungspreissystem, würde im Maximum bei durchschnittlich 45 parkenden Fahrzeugen pro Tag 

lediglich 14,26 Ct⋅(KFZ⋅LS)-1 betragen (Abbildung 2.6). 

2.4.2 Maximallast und Gleichzeitigkeitsfaktor beim Laden  

Die Maximalleistung der gesamten Ladeinfrastruktur wird zum einen durch die Nennleistung der 

Ladepunkte begrenzt (hier: PrLP = 22 kW, dreiphasig). Zum anderen spielt die tatsächliche Lade-

leistung der Elektrofahrzeuge eine Rolle (hier: ≤ 11 kW und ≤ 22 kW, dreiphasig). Erreicht man 

mit der Installation einer großen Anzahl an Ladepunkten die Bemessungsgrößen der Betriebsmit-

tel oder ist die Versorgungsinfrastruktur neu zu planen, so kann auch bei der Planung der Ladein-

frastruktur für Elektrofahrzeuge mit Gleichzeitigkeitsfaktoren vergleichbar mit denen konventio-

neller Haushalte gerechnet werden [Kau95]. Generell gilt, dass bei gleichem Energiebedarf und 

sinkender Ladeleistung die Wahrscheinlichkeit für parallele Ladevorgänge, bei gleichzeitig sin-

kender Maximalleistung, steigt. Damit ergibt sich ein ebenfalls steigender Gleichzeitigkeitsfak-

tor. Zudem können in Parkhäusern mit überwiegendem Anteil an Langzeitparkern (z. B.: Flotten- 

und Pendlerparkhäuser) hohe Lastspitzen aufgrund der zeitlich konzentrierten Ankunftszeiten 

auftreten. Dass die Verteilung der Verweildauer besonders berücksichtigt werden muss, zeigt 

auch die Auswertung der Belegungsprofile der 39 Parkhäuser. In Parkhäusern mit hohem Anteil 

an Kurzzeitparkern ist gegenüber den Langzeitparkern in der Regel eine gleichmäßigere Vertei-

lung der Ankunftszeiten über den Tag zu beobachten. Ausnahmen bilden Parkhäuser in der Nähe 

von Theatern oder Kinos, da unmittelbar vor Vorstellungsbeginn anhand der Belegungskurve des 

Parkhauses ein verstärktes Einfahren abzuleiten ist [Uhr15b].  

Ist keine Information über das Parkverhalten der Elektrofahrzeuge verfügbar, so ergibt sich der 

in Abbildung 2.7 (b) dargestellte Gleichzeitigkeitsfaktor g(nEV) aus der maximalen Gesamtleis-

tung Pges EV max (Abbildung 2.7 (a)), dem täglichen Elektrofahrzeugaufkommen nEV und der Nenn-

leistung der Ladepunkte PrLP nach Gleichung (2.8). Durch das Fitting der Maximalwerte sowie 

der 0,99-Quantile und 0,999-Quantile aller Jahressimulationen bei unterschiedlichem Elektro-

fahrzeugaufkommen kann der Gleichzeitigkeitsfaktor in Anlehnung an dessen Berechnung für 

Haushaltslasten in [Kau95] nach Gleichungen (2.9) und die Gesamtleistung nach Glei-

chung (2.10) mit PrLP = 22 kW und den aus dem jeweiligen Fitting resultierenden Werten der 

Parameter in Tabelle 2.2 analytisch berechnet werden. Im Gegensatz zur Berechnung bei Haus-

haltslasten sollte für die Planung der Ladeinfrastruktur bis zu einer Fahrzeuganzahl von mindes-

tens nEV0+1 ein maximaler Gleichzeitigkeitsfaktor berücksichtigt werden. Der Parameter hEV ge-

wichtet die Abhängigkeit des Gleichzeitigkeitsfaktors vom Elektrofahrzeugaufkommen, sodass 
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der Gleichzeitigkeitsfaktor gemäß Gleichung (2.9) bei großen Werten für hEV schneller gegen den 

Grenzwert gEV∞ konvergiert.  

 

Abbildung 2.7: Gesamtladeleistung und Gleichzeitigkeitsfaktor für alle Parkhäuser (vgl. Abbil-

dung B.3 für bekannte Verweildauerverteilungen). 

𝑔(𝑛EV) =
𝑃ges EV max(𝑛EV)

∑ 𝑃rLP
𝑛EV
i=1

 (2.8) 

𝑔EV(𝑛EV) = {
𝑔EV∞ + (1 − 𝑔EV∞) ⋅ (𝑛EV − 𝑛EV0)

−ℎEV 𝑛EV > 𝑛EV0
1 0 < 𝑛EV ≤ 𝑛EV0

 (2.9) 

𝑃ges EV max(𝑛EV) = 𝑔EV(𝑛EV) ⋅ 𝑛EV ⋅ 𝑃rLP. (2.10) 

Tabelle 2.2: Parameter zur Berechnung der Maximallast nach den Gleichungen (2.9)-(2.10). 
Verweildauerverteilungstyp Wert gEV∞  hEV nEV0 

Alle Verweildauertypen 

Maximum 0,1846 0,0960 3 

Q0,999 0,5834 0,7414 0 

Q0,99 0,3476 1,6260 0 

Verweildauerverteilung V1 

Maximum 0,6891 0,4805 1 

Q0,999 0,1708 0,6255 0 

Q0,99 0,1553 1,1097 0 

Verweildauerverteilung V2 

Maximum 0,6419 0,4755 1 

Q0,999 0,2384 0,6358 0 

Q0,99 0,2113 1,2836 0 

Verweildauerverteilung V3 

Maximum 0,6489 0,3928 3 

Q0,999 0,3456 0,6348 0 

Q0,99 0,2978 1,5271 0 

Verweildauerverteilung V4 

Maximum 0,0000 0,0847 3 

Q0,999 0,5834 0,7414 0 

Q0,99 0,3476 1,6255 0 

Für hohes Elektrofahrzeugaufkommen ist die Häufigkeit auftretender Lastspitzen implizit aus den 

unterschiedlichen Grenzwerten gEV∞ basierend auf der Auswertung des Maximums und der bei-

den Quantile der Gesamtladeleistung abzuleiten. Bei sehr langer Verweildauer der Elektrofahr-

zeuge (V4) und sonst gleichem Elektrofahrzeugaufkommen sind hohe Gleichzeitigkeiten zu er-

warten. Entsprechend klingt der Gleichzeitigkeitsfaktor basierend auf der Auswertung der 

Maximalwerte gegenüber den anderen Verteilungen langsamer ab (vgl. Abbildung B.3). Daher 
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unterscheiden sich die Werte der Parameter in Tabelle 2.2, die aus dem Fitting im Intervall 

nEV ∈ [1,100] resultieren, gegenüber den anderen dargestellten Fällen. Dennoch eignet sich Glei-

chung (2.9) um den Verlauf des Gleichzeitigkeitsfaktors auch für diesen Fall nachzubilden.  

Im dargestellten Beispiel empfiehlt sich bei einem Aufkommen von bis zu 4 Elektrofahrzeugen 

pro Tag die Auslegung auf die Anschlussleistung der Ladepunkte. Wenn die Elektrofahrzeuge 

mit anderen als den hier verwendeten binomialverteilten Ladeleistungen von 11 kW und 22 kW 

laden, so ist zu erwarten, dass dies auch die Gleichzeitigkeit der Ladevorgänge beeinflusst. Aus 

Ergebnissen eines Feldtests auf einem Pendlerparkplatz in [Gra16], in welchem einige Elektro-

fahrzeuge einphasig mit verringerter Leistung luden, ergibt sich für bis zu sechs Elektrofahrzeuge 

ein Gleichzeitigkeitsfaktor von eins (hier: gEV(6) = 0,92). Bei zehn Elektrofahrzeugen luden im-

mer noch neun Elektrofahrzeuge gleichzeitig (hier: gEV(10) = 0,86) und für 43 Elektrofahrzeuge 

wird ein Gleichzeitigkeitsfaktor von 13/43 angegeben, was dem in Abbildung 2.7 dargestellten 

Wert des Q0,99 entspricht. Die Auswirkungen des (einphasigen) Ladens im Niederspannungsnetz 

wurde bereits in verschiedenen Arbeiten untersucht. [Pro14] evaluierte unter anderem in Haus-

halten (HH) ladende Elektrofahrzeuge basierend auf einem Durchdringungsgrad von 12,5 %, mit 

dem Ergebnis, dass bei 50 Haushalten das 99. Perzentil der Spitzenlast von ca. 1,51 kW/HH auf 

1,79 kW/HH steigt. [Sto14] berücksichtigte in seinen Untersuchungen zum Einfluss der Elektro-

fahrzeuganzahl auf die Ladelast, Ladeleistungen von bis zu 11 kW mit ähnlichem Ergebnis wie 

[Pro14], dass die Ladelastspitze pro Elektrofahrzeug bei höherer Ladeleistung stärker abnahm. 

Dort sank das 75. Perzentil bei einer Ladeleistung von 11,1 kW von ca. 5 kW/EV bei 14 Fahrzeu-

gen auf ca. 1,6 kW/EV bei 146 Fahrzeugen.  

Die unterschiedlichen Ergebnisse zeigen, dass bei der Planung der Ladeinfrastruktur mit gut an-

gepassten Gleichzeitigkeitsfaktoren gerechnet werden sollte. Je nachdem ob Fahrzeuge einphasig 

bei geringer Leistung laden oder dreiphasig schnellladen, ist mit stark streuenden Gleichzeitig-

keiten und mit den für die Auslegung relevanten Maximalleistungen zu rechnen. Solange keine 

besseren Erfahrungswerte vorliegen, empfiehlt sich daher zunächst die konservative Auslegung 

nach dem Maximum. Berücksichtigt man exemplarisch die Übertragungskapazität resultierend 

aus der thermischen Begrenzung der in Tabelle 7.1 dargestellten Niederspannungskabel mit Quer-

schnitten von 150 mm² bis 300 mm² (133,9 kVA bis 203,2 kVA), so kann durch die Berechnung 

der Gleichzeitigkeit nach Gleichung (2.10) gegenüber der Annahme maximaler Gleichzeitigkeit 

jeweils ein Ladepunkt mit 22 kW Nennleistung mehr versorgt werden. 

2.4.3 Nutzung des PV-Dachflächenpotentials von Parkhäusern 

Viele Parkhäuser verfügen über Dachflächen, die zur Installation einer Photovoltaik-Anlage ge-

nutzt werden können. Daher wurde in der studentischen Arbeit [SAA12] das PV-Dachflächenpo-

tential von 24 Parkhäusern mit Schräg- und Flachdach ermittelt. Das Maximum liegt bei einer 

installierbaren Leistung von 250 kWpeak, wohingegen elf der untersuchten Objekte über ein Dach-

flächenpotential von bis zu 47 kWpeak verfügen. Es wird schnell ersichtlich, dass dies nicht für die 

vollständige Versorgung größerer Fahrzeugflotten ausreicht, vor allem wenn die Ladeleistung ei-

nes Fahrzeuges wie hier bereits 22 kW beträgt. Zudem fallen die saisonalen Unterschiede der PV-

Einspeisung deutlich größer aus, als es bei den Elektrofahrzeugen zu erwarten ist, sodass besten-

falls in den Sommermonaten hohe Autarkiegrade zu erzielen sind. 
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Für die Installation einer PV-Anlage spricht die Tatsache, dass das Belegungsprofil von einigen 

Parkhäusern sehr gut mit dem durchschnittlichen Einspeiseverlauf von PV-Anlagen korreliert. 

Daraus resultiert ein hoher Direktverbrauch des erzeugten PV-Stroms, was der Wirtschaftlichkeit 

der PV-Anlage sehr zuträglich ist. Verdeutlicht an einem Beispiel ergibt sich im Durchschnitt für 

alle Parkhäuser mit unterschiedlicher Verweildauerverteilung ab einem Verhältnis von ca. 

6-7 EV/kWpeak eine Eigenverbrauchsquote von über 50 %, wohingegen der Autarkiegrad erst ab 

ca. 33 kWpeak/EV über 50 % beträgt (Abbildung 2.8). Mit den Kostenannahmen für die PV-An-

lage aus Kapitel 5, einer Erzeugung von 1.000 kWh/kWpeak und einer angenommenen Degrada-

tion von 1 % pro Jahr über die Laufzeit von 20 Jahren, ergeben sich für das Jahr 2016 Stromge-

stehungskosten von 9,2 Ct/kWh für PV-Anlagen im Privaten. Laut [BNA17] lag der mittlere 

Zuschlagswert für kleine Freiflächenanlagen (<10 MWpeak) im Februar 2017 bei 6,87 Ct/kWh. 

PV-Anlagen auf Parkhausdächern liegen vermutlich je nach Parkhausgröße und Art des Daches 

zwischen diesen beiden Werten. Vor dem Hintergrund des großen Potentials zum Direktver-

brauch bei steigendem Elektromobilitätsanteil und den niedrigen und perspektivisch weiter sin-

kenden Stromgestehungskosten aus PV-Anlagen erscheint die Nutzung der Dachflächen auf Park-

häusern auch im Hinblick auf die Kundenakzeptanz als eine aussichtsreiche Option und ein 

perspektivisch tragfähiges Geschäftsmodell.  

 

Abbildung 2.8: Durchschnittliche Eigenverbrauchsquote und Autarkiegrad für alle Verweildauer-

Verteilungen in Abhängigkeit des Elektrofahrzeugaufkommens und der instal-

lierten PV-Leistung. 

2.4.4 Kompensation der Überlast durch einen Batteriespeicher 

2.4.4.1 Dimensionierung des Batteriespeichers 

Äquivalent zur Auslegung von Batteriespeichern als Netzbetriebsmittel in Kombination mit PV-

Anlagen in Kapitel 7, steht hier die Frage der optimalen Systemauslegung zur Vermeidung unzu-

lässig hoher Leistungswerte im Fokus. Gegenüber der PV-Einspeisung, die saisonal zu stark va-

riierender Belastungssituation im Netz führt, sind bei der Elektromobilität geringere saisonale 

Schwankungen zu erwarten. Damit einher geht die verbesserte Nutzung des Batteriespeichers, die 

sich zuletzt in dessen Wirtschaftlichkeit widerspiegeln sollte. Im Folgenden wird die Überlastsi-

tuation bei variierendem Fahrzeugaufkommen und unterschiedlicher Bemessungsleistung des 

Netzanschlusses der Ladeinfrastruktur untersucht. Die Kosten des Speichers werden verglichen 
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mit dem Einsparpotential bei den Entgelten nach dem Jahresleistungspreissystem sowie den Kos-

ten der konventionellen Netzverstärkung.  

Ähnlich wie in Kapitel 7.3.1 steigt die zur Überlastvermeidung benötigte Batteriekapazität in 

etwa quadratisch mit der benötigten Nennleistung (Abbildung 2.9 (a)). Für hohes Fahrzeugauf-

kommen konvergiert sowohl die auf das Elektrofahrzeugaufkommen benötigte Leistung als auch 

die Kapazität gegen einen Grenzwert (Abbildung 2.9 (b), (c)). Basierend auf dem 99,9. Perzentil 

ergibt sich bei einer minimalen Netzanschlussleistung von 50 kVA ein Maximum von 

13,1 kW/EV und 14,1 kWh/EV.  

Die Annahme, dass der Batteriespeicher bei höherem Elektromobilitätsaufkommen eine bessere 

Ausnutzung vorweist, kann anhand der Volllaststunden und Vollzyklen in Abbildung 2.10 bestä-

tigt werden. Der Ausnutzungsgrad ist wie zu erwarten abhängig von der Anschlussleistung. So-

wohl die auf die Leistung bezogenen Volllaststunden (FLH) als auch die auf die Kapazität bezo-

genen äquivalente Vollzyklen (EFC) sind höher als im vorgestellten Beispiel im kombinierten 

Einsatz mit PV-Anlagen in Kapitel 7.4 (600 FLH und 60 EFC). Dennoch existieren vor allem bei 

geringerem Elektromobilitätsaufkommen und generell auch während der Schließzeiten große 

Freiheitsgrade zur Vermarktung der verfügbaren Flexibilität.  

 

Abbildung 2.9: Verlauf der leistungsabhängigen Kapazität (a). Benötigte Batterieleistung (b) und 

-kapazität (c) in Abhängigkeit des Elektrofahrzeugaufkommens (Farben) pro Tag 

und der Netzanschlussleistung basierend auf dem 99,9. Perzentil für alle Park-

häuser und Verweildauerverteilungen.  
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Abbildung 2.10: Volllaststunden (a) und äquivalente Vollzyklen pro Jahr von Batteriespeichern 

mit Auslegung nach dem jeweiligen 99,9. Perzentil zur Kompensation der Über-

last bei gegebener Anschlussleistung. 

2.4.4.2 Bewertung der Wirtschaftlichkeit des Batteriespeichers 

Gegenüber vorangegangen Betrachtungen werden im Folgenden nur jene Fälle berücksichtigt, in 

denen die Anzahl der Ladesäulen genau dem täglichen Elektrofahrzeugaufkommen entspricht. 

Zur Beurteilung der Wirtschaftlichkeit richtet sich der Blick zunächst auf die Entgelte nach dem 

Jahresleistungspreissystem (vgl. Kapitel 2.3). Umgelegt auf das Elektrofahrzeugaufkommen be-

tragen diese maximal 1,68 €⋅(EV⋅d)-1 bei einem Elektrofahrzeug pro TagIII und insgesamt maxi-

mal 46.594 €/a bei 100 Elektrofahrzeugen pro Tag (Abbildung 2.11; Abbildung 2.12 (a)). Die 

Jahresbenutzungsdauer liegt im Referenzfall bei maximal 1.634 h/a und überschreitet frühestens 

ab einer Reduktion der Spitzenleistung auf 65 % die Schwelle von 2.500 h/a. Dabei reduzieren 

sich die anfallenden Entgelte durchschnittlich auf 91,6 % bis maximal 61,6 % (Abbil-

dung 2.12 (b)). Generell gilt dabei: Je höher das Elektrofahrzeugaufkommen, umso geringer fällt 

im Durchschnitt die relative Einsparung dieser Entgelte aus. Zur Reduktion dieses Kostenanteils 

besteht die Möglichkeit auftretende Lastspitzen mittels eines passend dimensionierten Batterie-

speichers, durch das zeitliche Verzögern der Ladevorgänge mittels Lademanagement (Kapi-

tel 2.5.1) oder durch den direkten Anschluss der Ladeinfrastruktur an der HS/MS Station des Ver-

teilnetzbetreibers über ein eigenes Mittelspannungskabel zu kompensieren.  

Dass die Finanzierung von Batteriespeichern nur aus den einzusparenden Entgelten derzeit 

nicht möglich ist, ist anhand Abbildung 2.12 (c) ersichtlich. Unter der Annahme von leistungs- 

und kapazitätsbezogenen Kosten in Höhe von ckW = 500 €/kW und ckWh = 500 €/kWh, einem Kal-

kulationszins von 2 % (zk = 0,02), jährlich konstanten Betriebskosten in Höhe von 1 % der Inves-

titionskosten (zBetrieb = 0,01), einer Nutzungsdauer von τnutz = 20 a und einer Steigerung der o.a. 

Entgelte nach [NETi] um 2 %/a, liegen die Batteriespeicherkosten mindestens um den Faktor 1,93 

                                                      

III Vereinfacht wird für alle Fälle angenommen, dass die Entgelte nach dem Preisblatt 1 [NETi] 

für lastganggemessene Kunden anfallen und diese sich nur abhängig von der Jahresbenutzungs-

dauer unterscheiden. 
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über den möglichen jährlichen Einsparungen. Kostenneutralität ergäbe sich bspw. bei einer Hal-

bierung der beiden spezifischen Kostenanteile des Batteriespeichers auf ckW = 250 €/kW und 

ckWh = 250 €/kWh (Abbildung 2.13).   

 

Abbildung 2.11: Kosten resultierend aus Entgelten nach dem Jahresleistungspreissystem 

 

Abbildung 2.12: Auf Elektrofahrzeuganzahl bezogene Kosten resultierend aus Entgelten (a), 

mögliche Kosteneinsparungen durch Spitzenlastreduktion (b) und Batteriekos-

ten im Verhältnis zu Einsparungen (c).  
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Abbildung 2.13: Durch Entgelteinsparung kompensierbare spezifische Batteriekosten. 

Im vorliegenden Beispiel (ckW = 500 €/kW; ckWh = 500 €/kWh) ergeben sich durch entsprechende 

Dimensionierung minimale annuitätische Gesamtsystemkosten in Höhe von 44,5 €/kW und 

55,7 €/kWh. Bei gleichen Annahmen für den Kalkulationszins (zk = 0,02) und die Betriebskosten 

(zBetrieb = 0,01) liegen die spezifischen annuitätischen Kosten inklusive Betriebskosten (vgl. 

Gleichung (A.1)) eines Kabels des Typs NAYY-J 4x300 bei ca. 3,17 €/m (Anfangsinvestition 

ℐ0 = 68 €/m; Nutzungsdauer τnutz = 40 a; vgl. Kapitel 7.2), die eines Transformator mit einer 

Nennleistung von 250 kVA bei etwa 1,55 €/kVA (ℐ0 = 7.750 €; τnutz = 35 a; vgl. Kapitel 7.2). 

Wird nun die Erhöhung der Übertragungskapazität um 70 kVA durch den Tausch eines Kabels 

des Typs NAYY-J 4x150 gegen den Typ NAYY-J 4x300 in Erwägung gezogen und werden dabei 

die annuitätischen Kosten des Kabels ca Kabel, des Batteriespeichers ca Bat, des Transformators ca Tr, 

und die möglichen Entgelteinsparungen Δca Entgelt durch den Einsatz des Batteriespeichers berück-

sichtigt, so berechnet sich die minimale Kabellänge lKabel, ab welcher der Batteriespeicher im bes-

ten Fall eine wirtschaftliche Alternative darstellt, zu  

𝑐a Kabel ⋅ 𝑙Kabel + 𝑐a Tr ≥ 𝑐a Bat − Δ𝑐a Entgelt, (2.11) 

𝑙Kabel ≥
𝑐a Bat − Δ𝑐a Entgelt − 𝑐a Tr

𝑐a Kabel
, (2.12) 

𝑙Kabel ≥
3.158,34 € − 1.547,49 € − 387,52€

3,17
€
m

= 385,91 m. (2.13) 

Die minimale Kabellänge variiert bei gleicher Bemessungsleistung (70 kW) abhängig von der 

benötigten Kapazität des Batteriespeichers und der Bemessungsleistung des Transformators und 

liegt im besten Fall bei 386 m. Unter Berücksichtigung der Kosten eines Transformators mit einer 

Nennleistung von 630 kVA reduziert sich die minimale Kabellänge auf 296 m (Tabelle 2.3).  

Tabelle 2.3: Minimale Kabellänge zur Erreichung der Kostenneutralität von Batteriespeichern. 

Szenario 

Batteriespeicher 
Entgelt- 

einsparungen 
Transformator Kabel 

PrBat CrBat ca Bat Δca Entgelt SrTr ca Tr ca Kabel lKabel 

best Case 70 kW 18,8 kWh 3158,34 € 1547,49 € 
250 kVA 387,52 € 

3,17 €/m 

386 m 

630 kVA 672,53 € 296 m 

worst Case 70 kW 65,1 kWh 4807,22 € 1545,10 € 
250 kVA 387,52 € 908 m 

630 kVA 672,53 € 818 m 
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Wird der Batteriespeicher lediglich auf die zu kompensierende Lastspitze und nicht auf die kom-

plette gesteigerte Übertragungskapazität des Kabels ausgelegt, so leitet sich aus den Simulations-

ergebnissen und Gleichung (2.11) die maximale Bemessungsleistung des Batteriespeichers ab, 

bei welcher der Batteriespeicher die wirtschaftlichere Alternative darstellt. Werden lediglich die 

Kosten des Transformators berücksichtigt, ist der Batteriespeicher unter Berücksichtigung oder 

Vernachlässigung der einzusparenden Entgelte bis zu einer Leistung von PrBat = 17,3 kW oder 

PrBat = 8,7 kW wirtschaftlich von Vorteil (Abbildung 2.14). Bei einer Kabellänge von 200 m be-

trägt die maximale Leistung PrBat = 45,6 kW oder PrBat = 23,0 kW.  

 

Abbildung 2.14: Nennleistung des Batteriewechselrichters, für die der Batteriespeicher gegen-

über der konventionellen Verstärkung wirtschaftlich von Vorteil ist.  

 

Abbildung 2.15: Entgelteinsparungen durch Anschluss der Ladeinfrastruktur an HS/MS Station 

basierend auf Entgelten nach [NETi] (a) und maximale Kabellänge, damit an-

nuitätische Kosten durch Entgelteinsparungen kompensiert werden können (b). 
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Alternativ kann der direkte Anschluss mit einem eigenen Kabel an der HS/MS Station des Ver-

teilnetzbetreibers von Vorteil sein. Die Entgelte nach dem Leistungspreissystem nach [NETi] re-

duzieren sich nämlich von 18,20 €/kWa und 3,64 Cent/kWh auf 9,13 €/kWa und 2,67 Cent/kWh 

für Tm < 2.500 h/a oder 72,21 €/kWa und 1,48 Cent/kWh auf 68,71 €/kWa und 0,29 Cent/kWh 

für Tm ≥ 2.500 h/a (Abbildung 2.15 (a)). Damit die Kosten der Kabelverlegung durch die verrin-

gerten Entgelte kompensiert werden, muss sich die nächstgelegene Umspannstation in angemes-

sener Distanz befinden. Mit spezifischen Investitionskosten in Höhe von 80 €/m für ein Mit-

telspannungskabel des Typs NA2XS(FL)2Y 3x1x150 (vgl. [Ker11]) ergeben sich unter o.a. 

Randbedingungen annuitätische Kosten (inkl. Betriebskosten) in Höhe von 3,72 €/m. Unter Be-

rücksichtigung der annuitätischen Kosten eines 630 kVA Transformators (672,53 €) berechnet 

sich die maximale Kabellänge zu 

𝑙Kabel ≤ max(0,
Δ𝑐a Entgelt − 𝑐a Tr

𝑐a Kabel
). (2.14) 

Beispielsweise beträgt diese bei zehn Elektrofahrzeugen pro Tag 176 m bis 536 m (Abbil-

dung 2.15 (b)). Bei 36 Elektrofahrzeugen pro Tag wird die Nennleistung des Transformators bei 

einer Maximalleistung von 596 kW noch eingehalten. Hier liegt die maximale Kabellänge zur 

Einhaltung der Kostenneutralität für die simulierten Fälle zwischen 781 m und 2.149 m.  

2.5 Optimierungspotential des Gesamtlastgangs im Betrieb 

In der Literatur finden sich zahlreiche Ansätze zur Koordinierung der Ladevorgänge von Elekt-

rofahrzeugen. [Lee11] gibt eine strukturierte Übersicht und einen guten Vergleich über existie-

rende Ansätze. Während mit der Lastverschiebung von zu Hause ladenden Elektrofahrzeugen vor 

allem Netzengpässe vermieden werden sollen [Rei12], besteht bei Elektrofahrzeugflotten ein fi-

nanzieller Anreiz zur Minimierung von Lastspitzen [Sed15]. Bei Flotten, die sich vor allem durch 

private Elektrofahrzeuge zusammensetzen und in Parkhäusern laden, besteht die Herausforderung 

im Setzen richtiger Anreize, damit die Nutzer bereit sind, verfügbare Flexibilität zur Lastverschie-

bung gegen entsprechende Vergütung zur Verfügung zu stellen. Im Folgenden wird zunächst das 

maximale Einsparpotential durch die Verringerung von Leistungsspitzen beziffert und weiterhin 

ein Ansatz zur optimierten Nutzung der verfügbaren Netzanschlussleistung vorgestellt.  

2.5.1 Minimierung der Spitzenleistung 

Das Potential zur Minimierung der jährlichen Spitzenleistung ladender Elektrofahrzeuge wird für 

die 39 Parkhäuser mit den vier verschiedenen Verweildauerverteilungen bei variabler Fahrzeug-

anzahl (nEV ∈ [1; 2m]; ∀ m ∈ [1, 10]) für 365 Tage mithilfe der Matlab Optimization App unter 

Verwendung des fmincon-Solvers und des Innere-Punkte-Verfahrens bestimmt. Das Minimie-

rungspotential leitet sich aus dem Vergleich der Spitzenwerte für das ungesteuerte Laden und das 

Laden mit globalem Optimierungsziel bei sonst gleichen Randbedingungen ab. Ebenso wie in 

Kapitel 2.4.4.2 werden nur jene Fälle betrachtet, in denen die Anzahl der Ladesäulen dem tägli-

chen Elektrofahrzeugaufkommen entspricht. Vereinfachend wird in dieser best Case Abschätzung 
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angenommen, dass alle Fahrzeuge über die komplette Verweildauer am Lademanagement teil-

nehmen und unter Berücksichtigung der maximalen Ladeleistung sonst alle nicht negativen 

15 min Leistungswerte zulässig sind.  

Für jeden Tag des betrachteten Jahres ergibt sich das Gesamtprofil aller an einem Tag ladenden 

Elektrofahrzeuge aus der Summe der Einzelprofile. Das Tageslastprofil lässt sich interpretieren 

als (96 x 1)-Vektor der Form 

𝑷ges EV = 𝐌d ⋅ 𝑷EV, (2.15) 

(

𝑃ges EV
1

⋮
𝑃ges EV
96

) = (𝑰96 … 𝑰96)⏟        
96 x 96⋅nEV

⋅

(

 
 
 
 
 [

𝑃1
1

⋮
𝑃1
96 
]

⋮

[

𝑃nEV
1

⋮
𝑃nEV
96  
]

)

 
 
 
 
 

, (2.16) 

mit 𝑰96 als Einheitsmatrix, deren Größe von den Zeitschritten im betrachteten Intervall abhängt 

(hier: nΔt = 96). Der (nEV⋅96 x 1)-Vektor 𝑷EV enthält die individuellen Ladeprofile der Elektro-

fahrzeuge die zwischen dem Zeitpunkt der Ankunft tan und der Abfahrt tab  zur Minimierung des 

Gesamtprofils angepasst werden können. Unter Berücksichtigung der aus den unterschiedlichen 

Verweildauern resultierenden Freiheitsgrade beim Laden erfolgt die Minimierung der Zielfunk-

tion 𝑓(𝑷𝑔𝑒𝑠) in der bekannten Form  

min
𝑷ges EV

𝑓(𝑷ges EV), (2.17) 

mit  

 𝑓(𝑷ges EV) = 𝑷ges EV
𝕋 ⋅ 𝑷ges EV = ∑ (𝑃ges EV

𝑡 )96
𝑡=1

2
. (2.18) 

Mit der Forderung  
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⋅
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𝑃1
1

⋮
𝑃1
96 
]

⋮

[

𝑃nEV
1

⋮
𝑃nEV
96  
]

)

 
 
 
 
 

⋅ Δ𝑡 =
!
(

𝑊soll 1
⋮

𝑊soll nEV

) (2.19) 

wird gewährleistet, dass der individuelle Energiebedarf Wsoll i mit i ∈ [1; nEV] der nEV Elektrofahr-

zeuge gedeckt wird und zwar unter der Bedingung, dass deren zulässige minimalen und maxima-

len Leistungsgrenzen Pmax i  
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(𝟎) ≤
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  (2.20) 

eingehalten werden. 

Das aus der Optimierung resultierende maximale Entlastungspotential, welches aus dem Ver-

gleich der Maximallast mit und ohne Optimierung resultiert, ist in Abbildung 2.16 dargestellt. 

Mit zunehmender Elektrofahrzeuganzahl kann die auf den Referenzfall bezogene Maximallast im 

Durchschnitt von ca. 70 % (Median: 84 %) bei einem Elektrofahrzeug auf 36 % (Median: 32 %) 

bei 20 Elektrofahrzeugen reduziert werden. Auch bei geringem Elektromobilitätsaufkommen 

trägt das Lademanagement in den meisten Fällen zu einer Verringerung der Spitzenlast bei. Je-

doch sind bei kurzen Verweildauern (V1) an wenigen Tagen im Jahr keine Freiheitsgrade zur 

Lastverschiebung vorhanden, sodass der Netzanschluss trotz Lademanagement auf die Maximal-

leistung ausgelegt oder der volle Leistungspreis entrichtet werden müsste. Bei sehr langen Ver-

weildauern (V4) hingegen kann die Maximallast auch bei wenigen Fahrzeugen um mindestens 

73 % reduziert werden. Dieses Potential zur Minimierung der Leistungsspitzen können sich vor 

allem Betreiber von Fahrzeugflotten mit langen Verweildauern zu Nutze machen, mit dem wirt-

schaftlichen Anreiz die Entgelte nach dem Jahresleistungspreissystem zu reduzieren. Vergleicht 

man die zu entrichtenden Entgelte mit und ohne Optimierung, so ergibt sich eine Ersparnis bei 20 

Elektrofahrzeugen pro Tag von mindestens 10 % bis maximal 63 % und 801 € (11 Ct/EV) bis 

6.077 € (83 Ct/EV) (Abbildung 2.17). 

 

Abbildung 2.16: Maximallast bezogen auf Referenzfall ohne Lastverschiebung in Abhängigkeit 

der Elektrofahrzeuganzahl für alle Parkhäuser und Verweildauerverteilungen. 
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Abbildung 2.17: Entgelte nach dem Jahresleistungspreissystem bei ungesteuertem Laden (a) und 

gesteuertem Laden (b) und resultierendes Einsparungspotential in Abhängigkeit 

der Elektrofahrzeuganzahl (c). 

2.5.2 Optimierte Ausnutzung verfügbarer Anschlussleistung 

Die optimierte Ausnutzung der verfügbaren Anschlussleistung durch Priorisierung der Ladevor-

gänge ist gegenüber dem in Kapitel 2.5.1 beschriebenen Ansatz von Vorteil, wenn keine genaue 

Prognose der im Tagesverlauf auftretenden Ladevorgänge getroffen werden kann. Auch für Lad-

einfrastrukturbetreiber, welche eine begrenzte Anschlussleistung zur Verfügung haben, bietet 

sich ein Vorteil gegenüber alternativen Ansätzen, da die Ladevorgänge nur bei Bedarf zeitlich 

verzögert werden und die verfügbare Leistung, wenn nötig, voll genutzt werden kann. Gegenüber 

der einfachen Freigabe der verfügbaren Leistung, wie bspw. in [Ish12], werden bei diesem Ansatz 

zusätzliche nach ISO 15118-2 [ISO14] kommunizierten Informationen vom Fahrzeug verwendet, 

um ein diskriminierungsfreies gesteuertes Laden zu ermöglichen. Auch ist das Laden nach einem 

extern vorgegebenen Profil realisierbar (vgl. Kapitel 2.6.3).  

Aus den vom Elektrofahrzeug kommunizierten Parametern ist die verbleibende Verweildauer  

𝜏verbl(𝑡) = 𝑡ab − 𝑡          ∀ 𝑡 ≤ 𝑡ab  (2.21) 
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und der Energiebedarf Wsoll(t) direkt sowie die maximale und minimale Ladeleistung Pmax(t) und 

Pmin(t) indirekt aus der Nennspannung und dem maximalen und minimalen Ladestrom ableitbar. 

Daraus lässt sich zur Bestimmung der Dringlichkeit eines Ladevorgangs zunächst die verblei-

bende Durchschnittsleistung  

𝑃verbl(𝑡)  =
𝑊soll(𝑡)

𝑡verbl(𝑡)
 (2.22) 

berechnen. Dabei handelt es sich um die theoretische Leistung, mit der unter Vernachlässigung 

von Leistungsgrenzen minimal geladen werden sollte, um innerhalb der Verweildauer noch den 

gewünschten Ladezustand zu erreichen. Ein Wert für Pverbl(t) kann dabei durch verschiedene 

Kombinationen der benötigten Energie Wsoll(t) und verbleibender Verweildauer τverbl(t) berechnet 

werden, was hinsichtlich des Datenschutzes von Interesse sein kann. Wird das Fahrzeug nicht 

geladen, so steigt der Wert bei sich verkürzender Verweildauer und gleichbleibendem Energie-

bedarf. Unter Einbezug der maximalen Ladeleistung Pmax eines Fahrzeugs lässt sich die Priorität 

𝑝(𝑡) =
𝑃verbl(𝑡)

𝑃max(𝑡)
 (2.23) 

berechnen. Durch diese Gewichtung wird berücksichtigt, dass ein Elektrofahrzeug mit großer La-

deleistung und gleichem Energiebedarf wie ein Elektrofahrzeug mit geringer Ladeleistung über 

höheres Verschiebepotential verfügt. Für p(t) ≪ 1 ist eine Verzögerung des Ladevorgangs ohne 

Probleme möglich, wohingegen für p(t) > 1 der Energiebedarf nicht mehr vollständig gedeckt 

werden kann.  

Um die vorgegebenen Leistungsgrenzen bestmöglich auszunutzen, wird die verfügbare Leistung 

Pverf(t) nach den Prioritäten auf die beteiligten nEV Elektrofahrzeuge verteilt. Für das Fahrzeug 

j ∈ nEV ergibt sich die Ladeleistung  

𝑃lade j(𝑡) =
𝑝j(𝑡)

∑ 𝑝i(𝑡)
nEV
i=1

∙ 𝑃verf(𝑡). (2.24) 

Zuletzt erfolgt in Gleichung (2.25) eine Anpassung, sofern Leistungsgrenzen des Fahrzeuges 

nicht eingehalten werden können. 

𝑃lade final j(𝑡) = {

𝑃min j(𝑡), 𝑃min j(𝑡) > 𝑃lade j(𝑡)

𝑃max j(𝑡), 𝑃max j(𝑡) < 𝑃lade j(𝑡)

𝑃lade j(𝑡), sonst

. (2.25) 

In Abbildung 2.18 ist dieser Ablauf beispielhaft dargestellt. Solange nur Elektrofahrzeug 1 laden 

möchte, bekommt es die verfügbare Ladeleistung zugeteilt. Trifft Elektrofahrzeug 2 mit höherer 

Priorität ein (10:00 Uhr), so wird die Ladeleistung entsprechend der Prioritäten aufgeteilt. Da mit 

höherer Leistung als Pverbl(t) geladen wird sinkt die Priorität während des Ladevorgangs und ist 

bei Beendigung des Ladevorgangs gleich null. Wird die zugeteilte Ladeleistung nicht vollständig 

von Elektrofahrzeug 2 genutzt, so wird diese für Elektrofahrzeug 1 freigegeben (ca. 10:50 Uhr).  
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Abbildung 2.18: Beispielhafter Verlauf der Ladeleistungen (a) und Prioritäten (b) zweier Elekt-

rofahrzeuge (EV) bei 10 kW verfügbarer Gesamtleistung. 

Laut ISO 15118-2 muss der Austausch der Kommunikationseinheiten des Elektrofahrzeuges 

(Electric Vehicle Communication Controller (EVCC)) und der Ladestation (Supply Equipment 

Communication Controller (SECC)) während des Ladevorgangs im Allgemeinen spätestens 

60 Sekunden nach der vorherigen Anfrage mit einer maximalen Antwortzeit von 5 Sekunden er-

folgen. Reagiert der SECC nicht auf die Anfrage des EVCC innerhalb der zulässigen Antwortzeit 

oder ist innerhalb von 60 Sekunden nach der letzten Anfrage keine weitere eingegangen, wird ein 

Timeout ausgelöst, der einen Abbruch des Ladevorgangs zur Folge hat. Eine iterative Anpassung 

der Ladeprofile ist auf dieser Grundlage in jedem Fall möglich. Für weitere Erläuterungen sei 

neben der Norm [ISO14] auf [Mül14] verwiesen.  

In Abbildung 2.19 ist zuletzt der Lastverlauf für das Fallbeispiel eines Parkhauses der Parkraum-

gesellschaft Baden-Württemberg (PBW) mbH inklusive des Verlaufs der Grundlast dargestellt. 

Dem gesamten Parkhaus steht eine Wirkleistung von 160 kW zur Verfügung und die Grundlast 

beträgt im Durchschnitt 22 kW. Mit dem Ziel die maximal mögliche Anzahl ladender Elektro-

fahrzeuge zu ermitteln, wurde die Elektrofahrzeuganzahl für das ungesteuerte Laden und das La-

den nach Priorität so lange erhöht, bis die maximale Leistung überschritten wird. Die Elektrofahr-

zeuge werden dabei zufällig aus den 1.826 an diesem Referenztag parkenden Fahrzeugen 

ausgewählt. Zusätzlich zu den bekannten Ankunfts- und Abfahrtszeiten wird eine individuelle 

Batteriekapazität, Ladeleistung, sowie der Ladezustand bei Ankunft und Abfahrt zugeordnet (vgl. 

Kapitel 2.6). Während beim ungesteuerten Laden bereits bei 61 Elektrofahrzeugen die maximale 

Leistung von 160 kW überschritten wird, kann beim gesteuerten Laden nach Priorität bei 183 

Elektrofahrzeugen die Leistungsbegrenzung erstmals nicht mehr eingehalten werden. Hierbei re-

duziert sich die Maximalleistung von zuvor 363 kW um über 55 % auf 162 kW. Die Tatsache, 

dass durch das gesteuerte Laden ca. die dreifache Anzahl an Elektrofahrzeugen geladen werden 

kann, verdeutlicht nochmals, dass großes Lastverschiebepotential zur optimierten Integration von 

Elektrofahrzeugen in die Verteilnetze besteht.  
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Abbildung 2.19: Lastverlauf inkl. Grundlast eines Parkhauses mit 61 (3,3 % Elektromobilität) 

und 183 Elektrofahrzeugen (10 % Elektromobilität) für das ungesteuerte und 

gesteuerte Laden nach Priorität. 

2.6 Auswirkungen und Potentiale der Elektromobilität in 

einem städtischen Mittelspannungsnetz 

Netzrückwirkungen der Elektromobilität auf Niederspannungsebene, der Umgang damit in der 

Netzplanung [Pro14] und auch die optimierte Integration durch lokale sowie marktorientierte Op-

timierung [Lin11][Sto14] wurden bereits umfänglich untersucht. Auch existieren bereits Hard-

ware-Lösungen zur Verbesserung des netzdienlichen Verhaltens der Ladeinfrastruktur [Kra16]. 

Wie sich die Gesamtlast im städtischen Mittelspannungsnetz bei hohem Elektrofahrzeugaufkom-

men in Parkhäusern konkret entwickelt und welche Freiheitsgrade zur Bereitstellung von Sys-

temdienstleistung durch gezielte Lastverschiebung bestehen, wird ergänzend zu bisher existieren-

den Studien im Folgenden anhand eines Fallbeispiels mit zwölf Parkhäusern untersucht. 

Grundlage hierfür bilden die Daten realer Parkhäuser aus Kapitel 2.1. Die Ergebnisse stellen einen 

Auszug der Publikation [Uhr14b], unter der Zuarbeit aus den studentischen Arbeiten [SAA07] 

[SAA08], dar. 

2.6.1 Eingangsdaten 

Das untersuchte Netzgebiet versorgt rund 80 unterlagerte Niederspannungsnetze über einen 

40 MVA Transformator. Aufgrund der hohen Lastdichte wurden die Haushalte und Gewerbe 

durch entsprechende Standardlastprofile modelliert. Geeignete Standorte für die Ladeinfrastruk-

tur wurden anhand einer Umfeldanalyse ermittelt und insgesamt zwölf öffentliche und halböf-

fentliche Parkhäuser und Parkflächen mit 70 bis 186 Stellplätzen mit Ladeinfrastruktur in das 

Mittelspannungsnetz integriert. Das Modell umfasst unter anderem Parkhäuser mit hohem Pend-

leranteil und ein Messeparkhaus, in dem viele Fahrzeuge mit langer Verweildauer parken. Unter 

der Berücksichtigung des Standortes der Parkhäuser im Netzgebiet wurde das Belegungsprofil 

eines vergleichbaren Parkhauseses (Kapitel 2.1) als Modellierungsgrundlage gewählt. Eine Mög-

lichkeit zur Clusterung von Parkhäusern nach Standort, d.h. nach der Verteilung der Verweildau-

ern und der Volatilität des Belegungsprofils, wurde in [Uhr15b] vorgestellt. Das Belegungsprofil 
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eines Tages ergibt sich aus dem Mittelwert der Belegungsprofile einer Woche. Um die unter-

schiedliche Stellplatzanzahl der modellierten und verfügbaren Parkhäuser zu berücksichtigen, er-

folgte eine entsprechende Skalierung.  

Mit dem in [Uhr13c] beschriebenen Ansatz wurden individuelle Parkprofile unter Berücksichti-

gung für den jeweiligen Parkhaustyp typischen Verweildauern der Fahrzeuge so generiert, dass 

das jeweilige Gesamtbelegungsprofil der Parkhäuser möglichst genau abgebildet wird. Insgesamt 

resultieren rund 3.500 am Referenztag parkende Fahrzeuge. Da die Netzrückwirkungen bei ho-

hem Elektromobilitätsaufkommen bewertet werden sollen, beruhen die dargestellten Ergebnisse 

auf der Annahme eines Elektromobilitätsanteils von 20 %, d.h. 689 ladenden Elektrofahrzeugen. 

Weiterhin wird angenommen, dass jedes ankommende Elektrofahrzeug Zugang zur Ladeinfra-

struktur hat und dass die Netzanschlusspunkte der Parkhäuser ausreichend dimensioniert sind. 

Äquivalent zu Kapitel 2.3 wurde jedem Elektrofahrzeug basierend auf den Eingangsdaten in Ta-

belle 2.4 zusätzlich zur Ankunfts- und Abfahrtszeit ein zufälliges Wertetupel an Elektrofahrzeug-

parametern zugeordnet. Individuelle Ladekurven unterscheiden sich je nach Ladeleistung, Batte-

riekapazität und Ladezustand. Neben dem ungesteuerten Laden wird im Folgenden auch das 

batterieschonende, d.h. das verzögerte Laden mit reduzierter Leistung berücksichtigtIV.  

Tabelle 2.4: Wertebereiche der Elektrofahrzeugparameter. 
Parameter Wertebereich (Verteilung) 

Kapazität 20/25/30 kWh (50/25/25 %) 

Minimaler Ladezustand  20 % bis 30 % (gleichverteilt) 

Maximaler Ladezustand 90 % bis 95 % (gleichverteilt) 

Ladezustand bei Ankunft 25 % bis 75 % (gleichverteilt) 

Min. Ladeleistung 1 kW 

Max. Ladeleistung 11/22 kW (50/50 %) 

Reduzierte Ladeleistung 30 % bis 50 % von max. Ladeleistung (angepasst an Kapazität) 

2.6.2 Methodik 

Das Lademanagement der zwölf Parkhäuser läuft in parallelisierten Simulationen und ist in Mat-

lab implementiert. Die Netzberechnung erfolgt in DIgSILENT PowerFactory unter Verwendung 

von DIgSILENT Programming Language (DPL)-Skripten zur Verarbeitung der Simulationsdaten 

der Parkhäuser und Zuordnung zu entsprechenden Anschlussknoten im Netzmodell sowie zum 

Export der aus der Netzberechnung resultierenden Sollprofile oder Grenzwerte (Abbil-

dung 2.20 (a)). Sofern die Anzahl der zu simulierenden Parkhäusern derer verfügbarer Prozesso-

ren entspricht, kann die gesamte Simulation auf einem Computer ablaufen. In diesem Fall wurde 

die Simulationsumgebung um Parallelprogramme erweitert, die verteilt auf weiteren Computern 

liefen. Zu Beginn der Simulation mit dem synchronen Austausch der Leistungsdaten zwischen 

den Parkhaussimulationen und der Netzberechnung erfolgt eine Initialisierung und die Übergabe 

der Daten an die Parallelprogramme.  Die Synchronisation und der Datenaustausch, d.h. die Über-

gabe der prognostizierten und tatsächlichen Ladeprofile und der Leistungssollwerte seitens der 

Netzberechnung zwischen den Programmen wurde mittels CSV-Dateien realisiert (Abbil-

dung 2.20 (b)), was sich vor allem aufgrund der einfachen Anpassungsmöglichkeit zur Übergabe 

unterschiedlicher Prognosewerte als vorteilhaft erwiesen hat. Jedes Parkhaus prognostiziert und 

                                                      
IV Die Parameter aller parkender Fahrzeuge stehen unter [Uhria] frei zur Verfügung. 
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kommuniziert in regelmäßigen Intervallen die unveränderliche Grundlast, die minimale und be-

vorzugte Ladeleistung der nächsten vier Stunden sowie die negative Regelleistung, die innerhalb 

der nächsten 15 min und der nächsten Stunde bereitgestellt werden kann. Dabei wird der syn-

chrone Ablauf der abhängig vom Elektrofahrzeugaufkommen unterschiedlich aufwändigen Be-

rechnungen einfach mittels Zeitstempel gewährleistet. Für den Fall des ungesteuerten Ladens ent-

fällt die iterative Kommunikation der Parkhaussimulationen mit der Netzberechnung und es 

erfolgt die einmalige Übergabe der Lastprofile am Ende eines Tagesdurchlaufes. Die finale Netz-

berechnung und Ausgabe relevanter Lastflussergebnisse beenden die gesamte Simulation.    

  

(a) 

 

(b) 

Abbildung 2.20: Überblick über implementierten Programmaufbau (a) und den Simulationsab-

lauf (Schritt 4 in (a)) (b) nach [SAA08]. 
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2.6.3 Ergebnisse 

Das Lastverschiebepotential einzelner Elektrofahrzeuge leitet sich aus dem Vergleich von Lade-

dauer und Verweildauer im Parkhaus ab. Beim Laden mit maximaler Leistung liegt dieses für 

0,5 % aller Elektrofahrzeuge bei über eins (Reduzierte Ladeleistung: 8,8 %) (Abbildung 2.21 (a)). 

Nur diese Fahrzeuge können nicht bis zum gewünschten Ladezustand laden. Der Mittelwert des 

Verhältnisses liegt bei maximaler Ladeleistung bei 20 % und bei reduzierter Ladeleistung bei 

48 %. Das bedeutet, dass die Verweildauer durchschnittlich mehr als doppelt so lang ist wie die 

Ladedauer. Dieser Unterschied spiegelt sich auch im Tagesprofil der gleichzeitig parkenden und 

ladenden Elektrofahrzeuge wider (Abbildung 2.21 (b)). 

 

Abbildung 2.21: Verhältnis von Ladedauer zur Verweildauer ladender Elektrofahrzeuge (a) sowie 

Anzahl gleichzeitig ladender und parkender Elektrofahrzeuge (EV) (b). 

Tabelle 2.5: Ergebnisse der Parkhäuser (PH). 
PH-

Nr. 

Geladene 

EV 

Energie in 

kWh 

Maximalleistung 

in kW 

1 39 437 82 

2 68 997 287 

3 34 381 88 

4 48 531 83 

5 74 861 167 

6 88 1098 215 

7 49 509 104 

8 48 498 110 

9 41 467 102 

10 55 611 144 

11 77 923 159 

12 68 802 159 

Σ 689 8.114 1.277* 

 (*Ermittelt aus Gesamtverlauf (Abbildung 2.22) 

 

Abbildung 2.22: Lastgang aller Parkhäuser. 

 

Das Laden im städtischen Bereich mit bis zu 22 kW pro Fahrzeug ist hinsichtlich der Netzrück-

wirkungen auf Mittelspannungsebene als unkritisch zu sehen, wenn sich die gesamte Ladeinfra-

struktur über das Netzgebiet verteilt und nicht durch eine einzige Leitung versorgt wird. Im Falle 

des ungesteuerten Ladens liegt das Maximum der Gesamtladeleistung bei 1.277 kW. (Tabelle 2.5 

und Abbildung 2.22). Bei Ladeleistungen von bis zu 287 kW sind die Rückwirkungen auf die 
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Mittelspannungsleitungen, mit Übertragungsleistungen bei Querschnitten von 150 mm² ab 

9 MVA, auch unter Berücksichtigung des n-1 Falls zu vernachlässigen. Die Transformatorauslas-

tung steigt maximal nur um 2,85 Prozentpunkte. Die durchschnittliche Mehrbelastung liegt bei 

unter einem Prozent. 

Das Poolen mehrerer Parkhäuser eröffnet die Möglichkeit, vorhandene Freiheitsgrade mit höherer 

Zuverlässigkeit zu vermarkten, da sich Abweichungen zwischen den Parkhäusern mit steigendem 

Elektromobilitätsanteil zunehmend ausgleichen. In Abbildung 2.23 wird lediglich die Bereitstel-

lung negativer RegelleistungV, also das gezielte Laden der Elektrofahrzeuge betrachtet. Positive 

Regelleistung stünde prinzipiell dann zur Verfügung, wenn die Elektrofahrzeugbatterien entladen 

werden. Das Entladen der Batterien privater Elektrofahrzeuge kann zu Hause von Interesse sein 

(vgl. Kapitel 3.2.2). Auch besteht hohes Nutzungspotential für Flottenbetreiber, die die Verweil-

dauer der Fahrzeuge an der Ladesäule sehr gut planen und durch das gezielte Entladen der Batte-

rien den Wert der Flotte durch verringerte Batteriedegradation erhalten können. Beim ungesteu-

erten Laden, bei dem das Fahrzeug mit maximaler Leistung direkt geladen wird, ist das Potential 

zur gezielten Bereitstellung negativer Regelleistung sehr gering. Im Fallbeispiel summiert sich 

der verbleibende Energiebedarf aller Elektrofahrzeuge auf 510 kWh. Die Verzögerung und das 

Laden mit verringerter Leistung beim batterieschonenden Laden führen dazu, dass sich dieser 

Wert auf maximal 3.139 kWh versechsfacht. Im besten Fall könnte dann für 60 min mit einer 

konstanten Leistung von 2.933 kW und für 15 min mit maximal 4.728 kW geladen werden. 

 

Abbildung 2.23: Verbleibender Energiebedarf und maximal verfügbare Ladeleistung beim unge-

steuerten (UL) und batterieschonenden Laden (BL). 

Wird eine gezielte Regelleistungsanfrage bedient, muss berücksichtigt werden, dass der Lastver-

lauf und die weiterhin bereitstellbare Regelleistung in den darauffolgenden Minuten bis Stunden 

stark abnehmen kann („Nachholeffekt“; vgl. [DEN16]) (Abbildung 2.24). Je nach Parkhaustyp ist 

dieser Effekt unterschiedlich ausgeprägt. Parkhäuser mit hohem Anteil an Langzeitparkern kön-

nen einmalig verhältnismäßig große Leistung beziehen und das verbleibende Angebot ist weitest-

gehend erschöpft. Demgegenüber können Parkhäuser mit vielen Kurzzeitparkern über den Tag 

verteilt kleinere Beträge negativer Regelleistung anbieten, denn die größere Fluktuation parken-

der Fahrzeuge führt dazu, dass erneut Regelleistung in ähnlicher Größenordnung bereitgestellt 

                                                      
V Unter dem Begriff „Regelleistung“ wird hier der gezielte Leistungsaustausch mit dem Netz 

unabhängig von verschiedenen Märkten und den damit einhergehenden Anforderungen verstan-

den.  
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werden könnte. Befinden sich mehrere Parkhaustypen in einem Pool, so kann sowohl auf große 

als auch kleinere, alternierende Abweichung flexibel reagiert werden. Damit private Elektrofahr-

zeugbesitzer ihre zeitliche Flexibilität beim Parken in Parkhäusern zur Verfügung stellen, bedarf 

es sicherlich größerer Anreize. Das Beispiel zeigt dennoch, dass großes Potential zu Flexibilisie-

rung der Ladevorgänge besteht. Die gezielte Lastverschiebung sollten Betreiber größerer Fahr-

zeugflotten in jedem Fall zunächst zur optimierten Strombeschaffung nutzen. 

 

Abbildung 2.24: Tatsächliche Ladeleistung (a) und verfügbare Regelleistung (b) mit und ohne 

Regelleistungsbereitstellung. 

2.7 Kernaussagen bezüglich der Elektromobilität in 

Parkhäusern 

Basierend auf dem zunächst vorgestellten Ansatz zur Modellierung des Ladeverhaltens von Elekt-

rofahrzeugen in Parkhäusern wurden verschiedene planungs- und betriebsrelevante Aspekte für 

die Ladeinfrastruktur untersucht.  

Werden Ladeinfrastrukturkosten und Entgelte nach dem Jahresleistungspreissystem nur auf die 

ladenden Elektrofahrzeuge umgelegt, so bedarf es zusätzlich zu den Stromkosten eines Deckungs-

beitrages in Höhe von mindestens 1,13 € pro Elektrofahrzeug, unter der Annahme, dass die An-

zahl an Ladepunkten maximal dem täglichen erwarteten Elektromobilitätsaufkommen entspricht. 

Die Umlage der Ladeinfrastrukturkosten auf die Gesamtheit aller parkenden Fahrzeuge, führt zu 

reduzierten Beiträgen in Höhe von maximal 14 Ct pro Ladesäule und Fahrzeug. Werden die Kos-

ten auf die ladenden Elektrofahrzeuge entsprechend ihres Nutzungsverhaltens umgelegt, so eignet 

sich zur besseren Planung der Einnahmen für Kurzzeitparker ein energiebasierter Tarif, für Lang-

zeitparker eher ein zeitbasierter Tarif.  

Sofern keine genauere Kenntnis über das Nutzungsverhalten der Elektrofahrzeugnutzer vorliegt, 

empfiehlt sich bei der Planung der Ladeinfrastruktur mit einer maximalen Gleichzeitigkeit zu 

rechnen. Basierend auf den getroffenen Annahmen ist der Gleichzeitigkeitsfaktor für bis zu vier 

Elektrofahrzeuge am Tag maximal. Ein Vergleich mit anderen Studien zeigt jedoch deutliche 

Abweichungen, sodass weitere Fallunterscheidungen für das einphasige Laden, das Schnellladen 

und weitere mögliche Kombinationen sinnvoll erscheinen.  
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Das PV-Dachflächenpotential von Parkhäusern reicht in der Regel nicht aus, um den Energiebe-

darf der Elektrofahrzeuge zu decken. Die gute Korrelation der PV-Einspeisung mit der Bele-

gungskurve der Parkhäuser ist ein Indikator dafür, dass ein hoher Direktverbrauch des lokal pro-

duzierten PV-Stroms möglich ist. Konkret kann bei 6-7 Elektrofahrzeugen pro 1 kWpeak und Tag 

eine durchschnittliche Eigenverbrauchsquote von über 50 % ohne Lastverschiebung erreicht wer-

den.  

Der Einsatz von Batteriespeichern zur Kompensation von Leistungsspitzen führt häufig zu sehr 

hohen Kosten, weshalb konventionelle Verstärkungsmaßnahmen bis auf Weiteres zu bevorzugen 

sind. Ausnahme bilden Fälle, in denen längere Leitungssegmente und ggf. der Transformator auf-

grund geringer Überlastung zu ertüchtigen wären. Beim Einsatz von Batteriespeichern existieren 

Freiheitsgrade zur zusätzlichen Vermarktung, sodass weitere Erlösmöglichkeiten den Kosten-

nachteil wettmachen können. Die Kombination von Geschäftsmodellen zur Vermarktung der 

Freiheitsgrade von Batteriespeichern und der Elektrofahrzeuge bietet Raum für weitere Untersu-

chungen. 

Zur Einhaltung vorhandener Leistungsbegrenzungen wurde der Ansatz des Ladens nach Priorität 

vorgestellt. Durch die Nutzung der Freiheitsgrade lassen sich darüber hinaus vor allem bei Elekt-

rofahrzeugflotten mit langen Verweildauern große Einsparungen bei den Entgelten nach dem 

Leistungspreissystem erzielen.  

Zuletzt wurde anhand eines Fallbeispiels demonstriert, dass bis auf Weiteres Netzrückwirkungen 

ladender Elektrofahrzeuge in städtischen Mittelspannungsnetzen eher unkritisch zu bewerten 

sind, sofern sich die Ladeinfrastruktur auf verschiedene Mittelspannungsabgänge verteilt. Damit 

sind auch bei der Vermarktung der Flexibilität zunächst keine Restriktionen von Seiten des Netzes 

zu erwarten. In Parkhäusern mit hohem Anteil an Langzeitparkern wird das Potential zur einma-

ligen Bereitstellung großer Leistungsbeträge durch das verzögerte Laden von Elektrofahrzeugen 

gesehen. Demgegenüber können in Parkhäuser mit vielen Kurzzeitparkern mehrmals am Tag klei-

nere Leistungsbeträge gezielt bereitgestellt werden. 
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3 Modellierung von Haushalten mit 

Elektrofahrzeug und Wärmepumpe 

Nachfolgend wird das in den folgenden Kapiteln verwendete Modell der Wirkleistungsprofile 

privater Haushalte vorgestellt und ein bezüglich der elektrischen Ausstattung und des Gebäude-

standards moderner Beispielhaushalt für spätere Detailbetrachtungen definiert. Während das 

Lastprofilmodell des konventionellen Haushaltsstrombedarfs auf der statistischen Analyse von 

Smart Meter Messdaten beruht, resultiert das Lastprofil der Wärmepumpe im Wesentlichen aus 

Berechnungen nach der Vornorm DIN V 18599 „Energetische Bewertung von Gebäuden“ 

[DIN13] unter Zuhilfenahme externer Klimadaten und Bedarfsprofile für Trinkwarmwasser nach 

[Jor01]. Das statistische Modell der Elektrofahrzeugladeprofile basiert auf Daten der Mobilitäts-

studie „Mobilität in Deutschland 2008“ [INF08]. 

3.1 Modellierung von Wirkleistungsprofilen 

konventioneller Haushaltsverbraucher 

Bedingt durch den Zubau erneuerbarer Energien sowie die steigende Durchdringung von statio-

nären und mobilen Speichern nimmt der Informationsbedarf über den Lastfluss auf der Nieder-

spannungsebene zu. Da die Verwendung von Standardlastprofilen zur Nachbildung des Lastver-

laufs sich erst ab 150 Haushalten empfiehlt, sind auf Niederspannungsebene Lastprofile in 

höherer Auflösung, also Haushalts- oder Netzknotenscharf, erforderlich. Die flächendeckende 

Ausstattung von Haushalten mit „intelligenter“ Messtechnik ist aufgrund des ungünstigen Kos-

ten- zu Nutzenverhältnisses derzeit in den meisten Fällen nicht zu rechtfertigen. In § 29 MsbG 

[MBG16] wird die Verpflichtung grundzuständiger Messstellenbetreiber zur Ausstattung von 

Letztverbrauchern und Anlagenbetreibern geregelt. Für Letztverbraucher mit einem Jahresener-

giebedarf kleiner 6.000 kWh ist die Aufrüstung mittelfristig jedoch nicht verpflichtend. Daher 

wird in der „dena-Smart-Meter-Studie“ [DEN14] nicht vor 2029 mit einer flächendeckenden Um-

stellung der Messsysteme gerechnet. Der Bedarf an detaillierterer Information über die Verteil-

netze einerseits, und die Tatsache, dass international in Modellregionen zunehmend Messdaten 

von Haushalten verfügbar werden andererseits, ermöglichen und erfordern die Ableitung geeig-

neter Modelle zur Verbesserung bestehender Planungs- und Berechnungsansätze auf Niederspan-

nungsebene.  

In der Literatur wird zwischen dem Ansatz der top-down- und der bottom-up-Modellierung un-

terschieden. [Gra12][Lab13][Swa09] liefern einen guten Überblick über verschiedene in der Wis-

senschaft verfolgte Ansätze. Bottom-up-Modelle setzen bei der Nachbildung einzelner Geräte in 

den Haushalten an. Die Haushaltslastprofile werden meist durch Addition einzelner Gerätelast-

profile unter Berücksichtigung von Nutzungswahrscheinlichkeiten oder Verhaltensmustern der 

Einwohner generiert. Der Simulationsaufwand ist sehr hoch, doch ist eine bessere Auflösung des 

Energiebedarfs nach verschiedenen Tätigkeiten möglich, womit auch Simulationen hinsichtlich 

der Lastverschiebung einzelner Geräte durchgeführt werden können. Mit [Pfl13] und [Pou13] 
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existieren zwei Tools zur Generierung von Lastprofilen, die auf diesem Ansatz beruhen. In 

[Hay16] wird darüber hinaus die Laststeuerung einzelner Geräte zur Analyse neuer Stromtarife 

für Haushalte basierend auf diesem Ansatz untersucht. Top-down-Modelle beruhen hingegen auf 

unterschiedlich parametrierten Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen, welche die Häufigkeitsver-

teilung von in Haushalten gemessenen Leistungsprofilen möglichst genau wiedergeben sollen 

[Car06][Her08][Kay12]. Um die zeitliche Korrelation von Leistungswerten zu berücksichtigen, 

eignet sich die zusätzliche Einführung von Markow Modellen [Lab13][Mcl10]. Dieser Modellie-

rungsansatz empfiehlt sich vor allem für Netzberechnungen, in denen keine genauere Information 

über das Zustandekommen eines Lastprofils innerhalb des Haushaltes nötig ist. Zuletzt sei ange-

merkt, dass vereinzelt aufbereitete Originaldaten zur Verfügung gestellt werden. So sind bspw. in 

[HTWi] dreiphasige Wirk- und Blindleistungsprofile von 74 Haushalten in einsekündiger Auflö-

sung erhältlich, die auf Basis von Messkampagnen erstellt wurden. Diese werden in angepasster 

Form zur Bewertung der Übertragbarkeit des Modells herangezogen. 

3.1.1 Ansatz 

Der vorgestellte Ansatz wurde in der studentischen Arbeit [SAA11] entwickelt und bereits in 

[Uhr14a] veröffentlichtVI. Er verfolgt das Ziel, bspw. auf Basis eines Standardlastprofils, die Leis-

tungsverteilungen einzelner Haushalte mittels Häufigkeitsverteilungen nachzubilden, dabei je-

doch möglichst genau das ursprüngliche Profil im Durchschnitt je Zeitschritt nachzubilden. Die 

Nachbildung realistischer Lastverläufe der Haushalte wird durch den Einsatz von Markow-Ketten 

in Kombination mit den ermittelten Übergangswahrscheinlichkeiten gewährleistet. Zwar müssen 

für die Modellierung je nach gewünschtem Anpassungsgrad (Unterscheidung einzelner Tage ver-

sus Unterscheidung von Typtagen) verschiedene Parameter vorgehalten werden, jedoch ist dies 

wesentlich effizienter als die Speicherung von ganzen Lastprofilen einzelner Haushalte oder gar 

die bottom-up Modellierung des Gesamtverlaufes von Haushalten durch Nachbildung einzelner 

Geräte. Nachteilig kann dieser Ansatz je nach Anwendungszweck hinsichtlich der zeitlichen Auf-

lösung von 15 min sowie der einphasigen Modellierung bewertet werden, da die Smart Meter 

Daten in den meisten Fällen eben genau so aufgezeichnet werden. Der Vergleich der Lastprofile 

und Histogramme in Abbildung 3.1 verdeutlicht nochmals, dass eine individuelle Nachbildung 

regionaler Lastverläufe eine höhere Genauigkeit von Berechnungen nach sich zieht.  

3.1.2 Eingangsdaten 

Grundlage des vorgestellten Modells bilden Messdaten in Form des 15 min Leistungsmittelwertes 

von 917 Privathaushalten aus einer ländlichen Region in Baden-Württemberg aus dem Jahr 2010. 

Aufgrund der Inkonsistenz vieler Datensätze wurden lediglich die Profile von 291 Haushalten 

verwendet, womit in etwa 50 % aller aufgezeichneten Messwerte in der Auswertung berücksich-

tigt wurden. Dieser nahezu vollständig über das gesamte Jahr aufgezeichnete Datensatz wird im 

Folgenden statistisch ausgewertet.  

                                                      
VI Das Programm zur Generierung von Lastprofilen steht unter [Uhrib] frei zur Verfügung. 
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Abbildung 3.1: Vergleich des Lastverlaufs sowie der Häufigkeitsverteilungen des Standardlast-

profils mit verschiedenen aus Messdaten resultierenden Profilen. 

3.1.3 Auswertung zeitdiskreter Leistungsverteilungen  

Da bei der Generierung von Lastprofilen auf 1.000 kWh/a normierte Standardlastprofile als 

Grundlage dienen sollen, wurden alle 291 Profile entsprechend normiert, wobei der Jahresener-

giebedarf später Berücksichtigung finden kann (Kapitel 3.1.7). Für jeden der 35.040 Zeitschritte 

wurden 16 verschiedene Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen hinsichtlich der Genauigkeit zur 

Beschreibung der Häufigkeitsverteilung der normierten Leistungswerte mit der maximum like-

lihood Methode verglichenVII. Dabei stellte sich die verallgemeinerte Extremwertverteilung (Glei-

chung (3.1)) als die am besten geeignete Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion heraus und war nur 

in 0,35 % der untersuchten Fälle signifikant schlechter als andere Funktionen. In diesen Fällen 

konnten keine systematischen Ursachen für das schlechte Abschneiden festgestellt werden und 

auch andere Funktionen lieferten keine wesentlich bessere Verteilung. Sie wurden als zufällige 

Ausreißer behandelt und nicht weiterverfolgt.  

Die Häufigkeitsverteilung der Leistungswerte eines Haushaltes ist charakterisiert durch selten 

auftretende Leistungsspitzen und eine Verschiebung in Richtung niedriger Leistungswerte (Ab-

bildung 3.1 (b)). Zu deren Beschreibung werden die Parameter aus Gleichung (3.1) für alle Tage 

bestimmt und gespeichert, mit dem Ziel, diese in Zusammenhang mit dem übergebenen Leis-

tungsprofil unter Berücksichtigung des Tagestyps und der Jahreszeit zu bringen.  
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VII Verwendung der Matlab Funktion allfitdist von Mike Sheppard [MATi]  
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3.1.3.1 Parameterbestimmung der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion 

Der Skalenparameter σ zeigt eine lineare Abhängigkeit von der mittleren Leistung P̅L:  

𝜎(𝑃̅L) = 𝓈 ⋅ 𝑃̅L. (3.2) 

In erster Näherung ist die Annahme eines konstanten Faktors 𝓈 ausreichend. Da dieser jedoch im 

Jahresverlauf variiert, wurde der Faktor für jeden Zeitschritt des Jahres zunächst durch das Fitting 

ermittelt und dessen Verlauf wiederum mittels nichtparametrischer lokaler Regression geglättet. 

Die Werte wurden nach Typtagen unterschieden in einer Wertematrix gespeichert.  

Der Ortsparameter μ ist ebenfalls linear abhängig von der mittleren Leistung P̅L und lässt sich 

durch ein Polynom ersten Grades beschreiben:  

𝜇(𝑃̅L) = 𝓂1 ⋅ 𝑃̅L +𝓂2. (3.3) 

Erwartungsgemäß zeigt der Ortsparameter genauso wie der Lastverlauf eine deutliche Abhängig-

keit von der Uhrzeit, während der Einfluss unterschiedlicher Jahreszeiten eher zu vernachlässigen 

ist. Mittels lokaler Regression wurden für alle Typtage jeweils 96 Zahlenwerte für m1 und m2 

ermittelt und für die spätere Generierung von Profilen in Wertematrizen gespeichert.  

Der Formparameter κ lässt sich nicht durch eine mathematische Funktion in Abhängigkeit des 

Leistungsprofils beschreiben, da dieser nur zeitabhängig ist und lediglich in zeitlich ähnlichen 

Bereichen vergleichbare Werte aufweist. Ebenso wie bei den anderen beiden Parametern erfolgt 

eine Glättung, hier mittels nichtparametrischer lokaler Regression. Dabei erwies sich die Unter-

teilung nach Typtagen wiederum als sinnvoll. 

Exemplarisch ist der Einfluss der verschiedenen Parameter auf die Form der Verteilungsfunktion 

in Abbildung 3.2 dargestellt. 

 

Abbildung 3.2: Verallgemeinerten Extremwertverteilung bei variierenden Parametern.  

3.1.3.2 Statistische Anteile der Parameter 

Die Glättung der Parameter führt zu Abweichungen von den ursprünglich ermittelten Werten, die 

sich als statistische Anteile interpretieren lassen. Für die weitere Beschreibung wurde für σ und μ 

die relative Abweichung herangezogen, während für κ die absolute Abweichung besser geeignet 
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ist. Mittels der maximum likelihood Methode wurde für alle Parameter die nicht standardisierte 

t-Verteilung als beste Annäherung identifiziert. Zwar ändert sich das Erscheinungsbild der Dich-

tefunktionen gegenüber dem Modell mit geglätteten Parametern kaum, eine Berücksichtigung der 

statistischen Anteile empfiehlt sich trotzdem, wenn eine feinere Unterscheidung bspw. zwischen 

Jahreszeiten vonnöten ist.  

3.1.4 Auswertung der Übergangswahrscheinlichkeiten 

Werden zeitlich entkoppelte Simulationen durchgeführt, in denen der Lastverlauf irrelevant ist, 

so kann auf die Modellierung von Übergangswahrscheinlichkeiten verzichtet werden. Soll in Be-

rechnungen der Einsatz von Speichereinheiten Berücksichtigung finden, spielt die zeitliche Kopp-

lung zwischen den einzelnen Zeitschritten eine wesentliche Rolle.  

Mit dem Ziel die auf Basis der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen generierten Leistungswerte 

zu realistischen Lastprofilen zusammenzuführen, wurden die normierten 291 Lastprofile in Rela-

tion zueinander gesetzt. Zunächst erfolgt eine Einteilung der Lastprofile in n Zustände (hier: 

n = 66), was beispielsweise anhand verschiedener Quantile durchgeführt werden kann. Während 

der Bereich eines Zustandes bezüglich der Quantile stets fest ist, variieren die dem Zustand zuge-

ordneten Leistungswerte für die einzelnen Zeitschritte. In Starklastzeiten sind den Zuständen ge-

genüber Schwachlastzeiten tendenziell größere Leistungswerte zugeordnet (Abbildung 3.3 (b)). 

Innerhalb eines Zeitpunktes werden hohe Leistungswerte Zuständen höherer Ordnung zugeord-

net, während kleine Leistungswerte durch Zustände niedrigerer Ordnung repräsentiert werden. 

Zum besseren Verständnis ist dies in Abbildung 3.4 für einen Verbraucher bei einer Einteilung in 

zehn Zustände an einem Werktag dargestellt. Aufgrund der im Verhältnis zu den anderen Ver-

brauchern geringen Leistungswerten in den Morgen- und Abendstunden wird der Verbraucher 

entsprechend vermehrt geringen Zuständen zugewiesen. Zur Mittagszeit sind die gemessenen 

Leistungswerte vergleichsweise hoch, was zur Folge hat, dass der Verbraucher in diesen Zeiten 

entsprechend hohen Zuständen zugeordnet wird. Um eine höhere Sensitivität der Lastprofile be-

züglich der selten auftretenden Leistungsspitzen zu erhalten, wurden die Zustände höherer Ord-

nung gegenüber den anderen Gruppen feiner untergliedert. So enthalten die obersten elf Zustände 

jeweils einen Verbraucher, die folgenden zehn Zustände jeweils zehn Verbraucher (Abbil-

dung 3.3 (b)).    

Jeder der 291 Verbraucher wird auf Basis der Leistungswerte in jedem Zeitschritt einem der 66 

Zustände zugeteilt. Ein Lastverlauf mit konstant niedrigem Verbrauch befindet sich tendenziell 

in Zuständen geringerer Ordnung. Ein Verbraucher der sich gegenüber dem durchschnittlichen 

Verbrauch antizyklisch verhält, wird in der Nacht tendenziell hohen Zuständen und am Tag ge-

ringen Zuständen zugeordnet. Zur Bestimmung der Übergangswahrscheinlichkeiten zwischen 

den Zuständen hat sich eine weitere Einteilung nach Tageszeiten als sinnvoll erwiesen. Weiterhin 

ist die Einteilung nach Jahreszeiten oder Typtagen denkbar. Dies wurde jedoch nicht umgesetzt, 

da keine signifikante Verbesserung für den Verwendungszweck erzielt werden konnte. Die Un-

terteilung eines Tages erfolgt für jeden Verbraucher individuell anhand des Mittelwertes des er-

mittelten Zustandes für alle 96 Zeitschritte eines Tages. In Abbildung 3.3 (c) ist der Zustand eines 

exemplarischen Verbrauchers im Jahresverlauf und in Abbildung 3.3 (a) der durchschnittliche 

Zustand der 365 Werte je Zeitschritt dargestellt. Beide Abbildungen enthalten auch die Untertei-

lung nach den Tageszeiten, die für jeden Verbraucher individuell so vorgenommen wurde, dass 
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die Zustände in einem Intervall einem monotonen Trend folgen, um ausgehend von einem Wert, 

Zustandswechsel zu erhalten, die in eine Richtung verlaufen. Dies führt zu einem realistischeren 

Verlauf und spiegelt sich in geringerer Volatilität der Zustandswechsel und damit des Lastprofils 

wider. Dabei bilden die lokalen Maxima oder Minima, die größer oder kleiner als die nächstgele-

genen lokalen Extrema sind, die Grenzen zwischen den Zeitbereichen. Der Übergang zwischen 

Tagen bildet per se keine Grenze. Für jedes dieser Zeitintervalle T wird die Übergangswahr-

scheinlichkeit 

Üi
𝑇 = (

ü11 ⋯ ü1𝑛
⋮ ⋱ ⋮
ü𝑛1 ⋯ ü𝑛𝑛

) (3.4) 

zwischen den n Zuständen eines jeden Lastprofils i ∈ [1,291] ermittelt und gespeichert.  

 

Abbildung 3.3: Verläufe des mittleren Zustandes eines Originalprofils und eines exemplarischen 

Modells (a), (c), (d). Exemplarische Darstellung des Leistungswertebereichs ei-

nes Zustandes höherer Ordnung zu verschiedenen Zeitpunkten und Einteilung der 

291 Verbraucher in die 66 Zustände (b). 

11 1
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40 6

5 4



3.1 Modellierung von Wirkleistungsprofilen konventioneller Haushaltsverbraucher 

39 

 

Abbildung 3.4: Lastgang von Verbraucher-Nr. 100, aller Verbraucher sowie deren Mittelwert an 

einem zufälligen Werktag (Begrenzung der Ordinate auf 1.000 W) (a). Resultie-

render Zustandsverlauf von Verbraucher-Nr. 100 bei exemplarischer Einteilung 

in zehn Zustände (b). 

3.1.5 Erzeugung synthetischer Leistungsverteilungen 

Die synthetischen Leistungsverteilungen werden unter Berücksichtigung der Tageszeit, des Ta-

gestyps und des jeweiligen mittleren Leistungswertes mit der generalisierten Extremwertvertei-

lung erzeugt. Als Eingangsgröße wird jeweils der geglättete, deterministische Parameter (Kapi-

tel 3.1.3.1) mit dem aus der Glättung resultierenden statistischen Anteil (Kapitel 3.1.3.2) 

überlagert. Bei der Generierung zufälliger Leistungswerte wird die Funktion auf einen für die 

Praxis relevanten Wertebereich der Leistungen begrenzt, wobei sich die Berücksichtigung der 

Tageszeit als ausreichend erwiesen hat. Während die Untergrenze auf 0 W gesetzt wird, wurde 

für das obere Limit zunächst das Jahresmaximum in jedem Zeitschritt ermittelt und in einem 

zweiten Schritt das Limit durch eine stückweise kubische, hermite Interpolation angepasst (Ab-

bildung 3.5). Die Obergrenze ist somit größer oder gleich dem tatsächlich in einem Zeitschritt 

aufgetretenem Maximum. Der Übergang um Mitternacht wurde zur Vermeidung von Leistungs-

sprüngen angepasst. Liegt die Abweichung des resultierenden Mittelwertes der Leistungsvertei-

lung vom übergebenen mittleren Leistungswert über 3 %, werden erneut zufällige Leistungswerte 

erzeugt.  

 

Abbildung 3.5: Obere Begrenzung der generalisierten Extremwertverteilung und Maximum auf 

1.000 kWh/a normierter Messwerte. 
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3.1.6 Erzeugung synthetischer Zustandsverläufe 

Zur Modellierung der Zustandsverläufe liegen die Matrizen der Übergangswahrscheinlichkeiten 

innerhalb der verschiedenen Intervalle der 291 Verbraucher vor. Bei gleichem zugrundeliegenden 

Datensatz ist die Reproduktion identischer Zustandsverläufe faktisch nicht zu realisieren, da le-

diglich statistische Eigenschaften übernommen werden.  

Ausgehend von einem zufällig gewählten Startzustand wird der Folgezustand mithilfe der in ei-

nem Zeitintervall gültigen Übergangsmatrix und einer Markow-Kette erster Ordnung bestimmt, 

d.h. für die Bestimmung des Folgezustandes ist nur der aktuelle Zustand und kein vorheriger 

Zustand von Relevanz. Für den Fall, dass ausgehend von einem Zustand keine Übergangswahr-

scheinlichkeit zu Folgezuständen aus den Daten abgeleitet werden kann, was vor allem beim 

Wechsel zwischen Intervallen auftreten kann, werden die Wahrscheinlichkeiten benachbarter Zu-

stände herangezogen. Auf diese Weise werden Zustandsverläufe für den gewünschten Zeitraum 

von einem Jahr für die benötigte Anzahl an Profilen erstellt. Es sei nochmals angemerkt, dass der 

Verlauf der Zustände in keinem Fall die Leistungsverteilungen und damit das resultierende Stan-

dardlastprofil beeinflussen, sondern lediglich für realistische Leistungsübergänge innerhalb der 

einzelnen Profile sorgen (Abbildung 3.3 (c), (d)).  

3.1.7 Erzeugung synthetischer Lastprofile  

Die gemäß Kapitel 3.1.5 erzeugten Leistungsverteilungen und gemäß Kapitel 3.1.6 generierten 

Zustandsverläufe werden in einem letzten Schritt zur Erzeugung synthetischer Lastprofile vereint 

(Abbildung 3.6). Hierfür werden für jeden Zeitschritt sowohl Leistungswerte als auch Zustände 

der Größe nach sortiert. Innerhalb eines Zustandes erfolgt die Zuordnung der Leistungswerte zu 

den Verbrauchern zufällig, um eine systematische Zuordnung größerer Leistungswerte zu Ver-

brauchern höherer Ordnung zu vermeiden. Die Ordnung der Verbraucher resultiert nämlich aus 

der Reihenfolge in der die synthetischen Zustandsverläufe generiert werden. Da die zufällige Zu-

ordnung stochastischen Abweichungen unterliegt, betragen die Jahresenergiebedarfe einzelner 

Verbraucher nicht exakt 1.000 kWh/a. Für den Fall, dass eine Toleranz von hier ± 3 % über- oder 

unterschritten wird, werden die Zustände entsprechender Verbraucher solange angepasst, bis der 

Zielwert des Jahresenergiebedarfs bis auf die zulässige Toleranz erreicht ist. Hierbei hat sich die 

Erhöhung oder Verringerung der Zustände in Abhängigkeit der betragsmäßigen Abweichung vom 

Sollwert als guter Kompromiss zwischen Simulationsdauer und Entfremdung von den zugrunde-

liegenden Übergangswahrscheinlichkeiten zwischen den Zuständen herausgestellt. Dieser Vor-

gang kann im Falle einer Verschlechterung der Ergebnisse oder Überschreitung einer maximalen 

zulässigen Iteration abgebrochen werden.  

Für die Verwendung in weiteren Berechnungen können die generierten Profile, mit einem Jahres-

energiebedarf von ca. 1.000 kWh/a, im letzten Schritt mit einem Skalierungsfaktor multipliziert 

werden, um einen realistischen Jahresenergiebedarf eines Haushaltes zu erhalten. Grundlage hier-

für liefern z. B. Einwohnerstatistiken (vgl. Tabelle 5.1). Zur Berücksichtigung der Verbrauchs-

charakteristik von Haushalten unterschiedlichen Energiebedarfs, kann diese Information bei Be-

darf von den 291 zugrundeliegenden Haushalten gespeichert werden und ebenfalls über zufällige 

Zuordnung der infrage kommenden Haushalte übergeben werden.  
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Abbildung 3.6: Schematischer Ablauf zur Erzeugung synthetischer Lastprofile nach [SAA11].  
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3.1.8 Bewertung und Vergleich der synthetischen Lastprofile 

Zunächst wurde mittels Kolmogorow-Smirnow (KS)-Test geprüft ob die Nullhypothese „gemes-

senen und modellierten Lastprofilen liegt die gleiche Verteilungsfunktion zugrunde“ zutrifft. 

Diese wurde auf einem Signifikanzniveau von αKS = 0,05 in ca. 3 % der untersuchten Fälle ver-

worfen (0,3 % bei αKS = 0,01). In einer weitergehenden Untersuchung zeigte sich, dass in ca. 

0,5 % aller Zeitpunkte die Nullhypothese in mehreren Iterationen verworfen wurde. In diesen 

Fällen ist die Nachbildung als nicht realitätsgetreu anzusehen, jedoch sind andere Verteilungen 

nicht signifikant besser (vgl. Kapitel 3.1.3). In allen anderen Fällen können die Leistungsvertei-

lungen als hinreichend genau angesehen werden.  

Zur Bewertung der Güte der synthetischen Lastprofile werden Profile mit dem Mittelwert aller 

Lastprofile als Eingangsvektor erstellt. Ein Standardlastprofil wurde nicht verwendet, um Abwei-

chungen die aus dem Eingangsprofil resultieren, auszuschließen. Für den Ansatz mit und ohne 

Markow-Ketten wurden jeweils 10.000 Lastprofile für ein ganzes Jahr erstellt und anhand statis-

tischer Kenngrößen mit den jeweils zugehörigen Originalverläufen, die die Grundlage der Über-

gangswahrscheinlichkeiten lieferten, verglichen. Die Mittelwerte der Testparameter sind in Ta-

belle 3.1 dargestellt. Während der KS-Test den betragsmäßig maximalen Abstand zwischen zwei 

empirischen Verteilungsfunktionen bewertet, basiert der Cramér-von-Mises (CM)-Test auf der 

Summe der quadratischen Differenzen [Hed16]. Darüber hinaus wurden Stichproben verschiede-

ner Tagesprofile hinsichtlich charakteristischer Schwach- und Starklastphasen sowie deren Leis-

tungswerte und Laständerungen geprüft. In allen Fällen konnte eine deutliche Verbesserung durch 

den Einsatz der Markow-Ketten beobachtet werden (Abbildung 3.7). 

Um eine Aussage hinsichtlich der Nutzbarkeit der Lastprofile in Netzberechnungen (vgl. Kapi-

tel 7) zu treffen, erfolgt ein Vergleich des aus dem Modell resultierenden Gleichzeitigkeitsfaktors 

g(nHH) (Gleichung (3.5)) mit dem nach [Kau95] berechneten Gleichzeitigkeitsfaktor gHH(nHH) 

(Gleichung (3.6)) in Abhängigkeit der Haushaltsanzahl nHH in Abbildung 3.8. Der Gleichzeitig-

keitsfaktor g(nHH) berechnet sich aus der auftretenden Maximalleistung aller überlagerten Last-

profile Pges HH max(nHH) und der Summe der individuellen Maximalleistungen einzelner Haushalte 

P HH max.  

𝑔(𝑛HH) =
𝑃ges HH max(𝑛HH)

∑ 𝑃HH max
𝑛HH
i=1

, (3.5) 

𝑔HH(𝑛HH) = 0,06 + (1 − 0,06) ⋅ (𝑛HH)
−0,75. (3.6) 

Zum Vergleich der beiden Werte wurden in 10.000 Wiederholungen jeweils nHH Lastprofile über-

lagert und der Gleichzeitigkeitsfaktor nach Gleichung (3.5) ermittelt. Generell reduziert sich der 

Gleichzeitigkeitsfaktor bei steigender Anzahl an Haushalten. Werden nur wenige Haushalte in 

einem Netzgebiet betrachtet, so liegt der Gleichzeitigkeitsfaktor der modellierten Lastprofile über 

dem nach [Kau95] berechneten. In der Praxis werden meist mehrere Haushalte in einem Nieder-

spannungsnetz versorgt. Beispielsweise wird der nach [Kau95] berechnete Gleichzeitigkeitsfak-

tor gHH(10) = 0,227 um 0,028 überschätzt. Die Abweichung reduziert sich stetig und beträgt bei 

50 Haushalten gegenüber gHH(50) = 0,110 noch 0,008.   
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Tabelle 3.1: Mittelwert der Testparameter bei jeweils 10.000 verglichenen Leistungsverteilungen 

einzelner Profile. 
Modell KS-Kriterium CM-Kriterium 

Lastverlauf ohne Markow-Ketten 0,162 167,7 

Lastverlauf mit Markow-Ketten 0,066 27,7 

Lastwechsel ohne Markow-Ketten 0,193 267,0 

Lastwechsel mit Markow-Ketten 0,050 14,7 

 

Abbildung 3.7: Exemplarischer Tagesverlauf eines gemessenen und zweier modellierter Profile 

(a). Häufigkeitsverteilung des Jahresprofils eines exemplarischen Haushaltes (b) 

und zugehörige Häufigkeitsverteilung der Leistungsänderung (c). 

 

Abbildung 3.8: Gleichzeitigkeitsfaktoren berechnet nach den Gleichungen (3.5), (3.6) unter Ver-

wendung des 95. Perzentils für die modellierten Profile.  
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Tabelle 3.2: Mittelwert der Testparameter bei jeweils 1.000 verglichenen Leistungsverteilungen 

einzelner synthetischer, originaler und externer Profile aus [HTWi]. 
#  Verglichene Profile KS-Kriterium CM-Kriterium Korrelationskoeffizient 

1 Lastprofil Synth. vs. Original mit Zuordnung 0,075 29,4 0,996 

2 Lastprofil Synth. vs. Original ohne Zuordnung 0,200 295,4 0,972 

3 Lastprofil Original vs. [HTWi] 0,175 213,8 0,979 

4 Lastprofil Synth. vs. [HTWi] 0,200 269,4 0,972 

5 
Lastprofil Synth. vs. [HTWi] 

mit Zuordnung nach Energiebedarf 
0,152 161,1 0,938 

6 Lastwechsel Synth. vs. Original mit Zuordnung 0,037 10,0 0,998 

7 
Lastwechsel Synth. vs. Original  

ohne Zuordnung 
0,079 48,5 0,991 

8 Lastwechsel Original vs. [HTWi] 0,059 27,4 0,995 

9 Lastwechsel Synth. vs. [HTWi] 0,073 39,1 0,992 

10 
Lastwechsel Synth. vs. [HTWi]  

mit Zuordnung nach Energiebedarf 
0,054 23,6 0,950 

 

Abbildung 3.9: Mittelwert sowie 5. und 95. Perzentil der Testparameter beim Vergleich der ver-

schiedenen Häufigkeitsverteilungen der synthetischen (S), originalen (O) und ex-

ternen (E) Lastprofile und zugehöriger Lastwechsel. 

Abschließend werden die synthetischen mit den externen Profilen aus [HTWi] verglichen. Diese 

wurden zunächst als einphasige, 15 Minuten-Werte gemittelt. In 1.000 Iterationen wurde jeweils 

ein Profil der 1.000 synthetischen, der 291 originalen, auf 1.000 kWh/a normierten und der 74 

externen, ebenfalls normierten Profilen verglichen (Tabelle 3.2). Die Testparameter beim Ver-

gleich der synthetischen mit den Originalprofilen unter Berücksichtigung der Übergangswahr-

scheinlichkeiten der Originalprofile sind vergleichbar mit Tabelle 3.1 (Tabelle 3.2: # 1, # 6) und 

sind erwartungsgemäß am besten. Da die Zuordnung nur in diesem speziellen Fall möglich ist, ist 

der Vergleich unter deren Vernachlässigung im Hinblick auf die Übertragbarkeit des Ansatzes 

von höherer Relevanz. Die Testparameter ohne zuvor genannte Zuordnung (Tabelle 3.2: # 2, # 7) 
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liegen in ähnlicher Größenordnung wie beim Vergleich der synthetischen mit den externen Pro-

filen (Tabelle 3.2: # 4, # 9). Eine weitere Verbesserung lässt sich durch die Berücksichtigung des 

Jahresenergiebedarfs erzielen (Tabelle 3.2: # 5, # 10).  

Zusätzlich wurden die Testparameter aus Tabelle 3.2 beim Vergleich aller 1.365 Profile unterei-

nander (n⋅(n+1)/2 Kombinationsmöglichkeiten) ermittelt, um die Ähnlichkeit der drei Teilgrup-

pen untereinander und innerhalb der Gruppen zu prüfen (Abbildung 3.9). Dabei fällt auf, dass die 

Wertebereiche der Testparameter beim Vergleich von synthetischen und externen Leistungsver-

teilungen untereinander und miteinander in ähnlicher Größenordnung liegen. Insgesamt ergibt 

sich eine akzeptable Übereinstimmung der synthetischen mit externen Profilen, sodass eine Über-

tragung des Ansatzes auf andere Testregionen zulässig erscheint.  

3.2 Definition eines Beispielhaushaltes mit flexiblen 

Verbrauchern 

Die Flexibilitäten, die von einem Haushalt bereitgestellt werden können, werden am Beispiel ei-

nes Vierpersonenhaushaltes vorgestellt, der hinsichtlich der elektrischen Ausstattung und des Ge-

bäudestandards als repräsentativer Fall für zukünftige Energieszenarien betrachtet werden kann. 

Das Haushaltsmodell entstammt einem in [Uhr16a] vorgestellten Netzmodell, in dem verschie-

dene Haushalte mit unterschiedlicher Heizung und verschiedenen Isolationsstandards modelliert 

wurden. Die ausgewählte Familie lebt in einem Niedrigenergiehaus und verfügt über eine PV-

Anlage mit einer Nennleistung von 5,38 kWpeak. Der Jahresenergiebedarf beträgt 4.502 kWh. Das 

vorhandene Elektrofahrzeug hat bei einer Jahresfahrleistung von 16.485 km einen zusätzlichen 

Energiebedarf von 3.151 kWh und wird ausschließlich zu Hause geladen. Es hat eine Kapazität 

von 20 kWh und lädt überwiegend in den Abend- und Nachtstunden ausschließlich (unidirektio-

nal) mit einer Leistung von 3,7 kW. Dies entspricht einem klassischen Pendlerprofil. Weiterhin 

verfügt der Haushalt über eine Luft-Wärmepumpe mit 20 kW thermischer Leistung (Leistungs-

zahl COP = 3,5) sowie eine Fußbodenheizung inklusive 300-Liter-Warmwasserspeicher. Der 

elektrische Energiebedarf der Heizungsanlage beträgt 2.443 kWh und 14,4 kWh/m² im Beispiel-

jahrVIII. Zuletzt steht ein Batteriespeicher zur Verfügung. Da diese Komponente eine zentrale 

Rolle einnimmt, werden die Bemessungsgrößen variabel gehalten. Weitere flexible Verbraucher 

im Haushalt wurden darüber hinaus nicht modelliert. Als Grundlage zur Optimierung der Strom-

beschaffungskosten in Kapitel 6 werden im Folgenden Details zur zeitlichen Auflösung des Ener-

giebedarfs und der Flexibilität der Heizungsanlage sowie des Elektrofahrzeuges dargestellt.  

3.2.1 Energiebedarf und Freiheitsgrade der Wärmepumpe  

Das Modell zur Ermittlung des klimaabhängigen Wärmebedarfs verschiedener Wohngebäudety-

pen beruht auf der DIN V 18599 [DIN13] und wurde in der studentischen Arbeit [SAA20] im-

plementiert und findet in verschiedenen Aspekten in den Veröffentlichungen [Uhr15a][Uhr15d] 

                                                      
VIII Wird der Berechnung alternativ ein älterer Gebäudeisolationsstandard bei sonst gleichen 

Randbedingungen zugrunde gelegt, erhöht sich der Energiebedarf auf 4.821 kWh („EFH2009“) 

oder 12.547 kWh („EFH1978“), vgl. [IWU11].  
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[Uhr16a] Berücksichtigung. Laut dem Entwurf des Gebäudeenergiegesetzes, welches voraus-

sichtlich im Jahr 2018 in Kraft tritt und das Energieeinspargesetz, die Energieeinsparverordnung 

und das Erneuerbare-Energien-Wärmegesetz zusammenlegen soll, bildet diese Vornorm in der 

aktualisierten Fassung vom Oktober 2016 die Grundlage zur Berechnung des Jahres-Primärener-

giebedarfs von Gebäuden.  

Die Modellierungs- und Berechnungsansätze beruhen im Wesentlichen auf der DIN V 18599 

[DIN13] und werden daher nicht weiter aufgeführt. In Einzelfällen wurden kleinere Anpassungen 

vorgenommen, damit externe Jahresprofile in 15-minütiger Auflösung des Klimas und der Be-

darfsprofile für Trinkwarmwasser nach [Jor01] Berücksichtigung finden können. Zudem werden 

in der Berechnung weitere Einflussfaktoren wie bspw. die Beleuchtung (hier: Energiesparlam-

pen), die Art der Kühlung (hier: Fensterlüftung), die Heizperiode (hier: Oktober bis Mai) und eine 

wirksame Wärmespeicherfähigkeit nach DIN V 18599 berücksichtigt. Der Energiebedarf wird 

vor allem durch den Aufbau der Systemgrenzen des Gebäudemodells beeinflusst (Tabelle C.1) 

(vgl. [IWU11]). Vereinfacht wird angenommen, dass die Raumtemperatur im gesamten Gebäude 

homogen ist, sodass die beheizte Fläche der Nettogrundfläche (NGF) entspricht. Diese beträgt 

170 m² inklusive Türen und Innenwände und verteilt sich auf zwei Stockwerke (10 m ⋅ 8,5 m). 

Die Raumhöhe wurde mit 2,4 m angesetzt. Die Fläche des Pultdaches berechnet sich unter der 

Annahme einer Neigung von 10°, einer Außenlänge von 11,21 m und einer Außenbreite von 

9,71 m zu 110,53 m².  

Aufgrund der saisonalen Asynchronität des thermischen Energiebedarfs und der PV-Erzeugung 

wird nur geringes Potential zur Erhöhung des Anteils an PV-Strom erwartet. Andererseits sollte 

ein Warmwasserspeicher zu hohem Lastverschiebepotential im Tagesverlauf führen. Um dieses 

zu beziffern soll als best Case Abschätzung unter Vernachlässigung von Restriktionen, die aus 

dem Betrieb der Wärmepumpe resultieren, bei idealer Prognose von Energiebedarf und -erzeu-

gung, der tägliche elektrische Energiebedarf der Wärmepumpe (HP; engl.: Heat Pump) unter 

bestmöglicher Nutzung des PV-Dargebotes gedeckt werden. Das maximale Potential wurde mit-

hilfe der Matlab Optimization App unter Verwendung des linprog-Solvers und des interior-point-

legacy-Algorithmus bestimmt. Für den Betrieb der Wärmepumpe in Volllast wird der intlinprog-

Solver mit dem dual-simplex-Algorithmus verwendet. 

Die Forderung eines möglichst hohen Direktverbrauchs ergibt sich aus der Maximierung des Ska-

larproduktes der nicht negativen Vektoren des PV-Einspeiseprofils PPV und des Profils der Wär-

mepumpe PHP. Da die Matlab Optimization App stets die Eingabe eines Minimierungsproblems 

fordert wird aus der Maximierung des Skalarproduktes die Minimierung der negativen Zielfunk-

tion:  

max
𝑷HP

(𝑷PV
𝕋 ⋅ 𝑷HP) ⟹ min

𝑷HP
(−𝑷PV

𝕋 ⋅ 𝑷HP) =min
𝑷HP

(−(𝑃PV
𝑡0  … 𝑃PV

𝑡end) ⋅ (
𝑃HP
𝑡0

⋮

𝑃HP
𝑡end

)) . (3.7) 

Als Nebenbedingung soll der Heizenergiebedarf Wsoll HP
d  eines Tages, der sich aus der Jahressi-

mulation im Referenzfall berechnet, durch die Wärmepumpe bezogen werden: 
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∑𝑃HP
𝑡 ⋅ Δ𝑡

𝑡end

𝑡=𝑡0

=
!
𝑊soll HP
d . (3.8) 

Für den Fall, dass nur der Volllastbetrieb der Wärmepumpe zulässig ist berechnet sich der Soll-

wert durch Rundung des auf die Nennleistung der Wärmepumpe Pmax HP bezogenen Referenzwer-

tes Wsoll HP
d  zu 

𝑊soll HP Volllast 
d = ⌊ 

𝑊soll HP
d

𝑃max HP
⌉ ⋅ 𝑃maxHP . (3.9) 

Gegenüber dem Volllastbetrieb, in dem die Wärmepumpe nur zwei Betriebszustände aufweist 

(PHP
t  ∈ {0, Pma HP}), kann bei der Optimierung mit zulässigem Teillastbetrieb jeder beliebige 

nicht negative Wert angenommen werden (0 ≤ PHP
t  ≤ Pma HP), wobei der Sollwert Wsoll HP

d  iden-

tisch mit dem des Referenzfalles ist. Dabei handelt es sich um eine starke Vereinfachung, da der 

Systemwirkungsgrad in den verschiedenen Betriebsbereichen variiert. Diesem Sachverhalt wird 

im Bedarfsfall in der Betriebssimulation Rechnung getragen (vgl. Kapitel 6). Ein detaillierter An-

satz basierend auf einer modellbasierten prädiktiven Regelung findet sich beispielweise in 

[Bia06].  

Abhängig vom Standort und der durchschnittlichen Soll-Raumtemperatur liegt der Jahresenergie-

bedarf der Wärmepumpe im Beispielhaushalt mit Niedrigenergiestandard zwischen 2.043 kWh/a 

und 3.090 kWh/a (Abbildung 3.10). Der Energiebedarf nimmt bei Erhöhung der Soll-Raumtem-

peratur um 1 K durchschnittlich um etwa 179 kWh⋅(a⋅K)-1 zu. 77 % des Gesamtenergiebedarfs 

entfallen auf das Winterhalbjahr von Oktober bis März, wohingegen in der gleichen Zeit etwa 

28 % des Jahresertrages der PV-Anlage erzeugt werden (Abbildung 3.11 (a)). Im Referenzfall 

werden 4,3 % des Energiebedarfs der Wärmepumpe durch die PV-Anlage gedeckt, womit eine 

Eigenverbrauchsquote in Höhe von 1,8 % erreicht wird (Abbildung 3.11 (b), (c)).  

 

Abbildung 3.10: Elektrischer Heizenergiebedarf WHP an unterschiedlichen Standorten bei variie-

renden Soll-Raumtemperatur θsoll. 

In Abbildung 3.11 (b), (c) sind zusätzlich zum Referenzfall mit θsoll = 20°C der durch die Opti-

mierung erzielbare Autarkiegrad und die Eigenverbrauchsquote für das Beispieljahr dargestellt. 

Für den Fall des Volllastbetriebes lässt sich der Autarkiegrad (durch PV-Anlage gedeckter Ener-

giebedarf bezogen auf gesamten Energiebedarf) um ca. 30 Prozentpunkte auf rund 34 % steigern, 

der Eigenverbrauchsquotient (von Wärmepumpe bezogene PV-Energie bezogen auf gesamtes 

PV-Dargebot) nimmt um ca. 12 Prozentpunkte auf 14 % zu. Mit zulässigem Teillastbetrieb ist 
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eine Steigerung des Autarkiegrades und des Eigenverbrauchsquotienten von 32 Prozentpunkten 

und 13 Prozentpunkten möglich. Bei einem exemplarischen Strompreis und Vergütungszahlun-

gen in Höhe von 28 Ct/kWh und 12 Ct/kWh betragen die Kosteneinsparungen maximal 117 €/a 

im Falle des Volllastbetriebes und 127 €/a bei Betrieb in Teilllast, ausgehend von Kosten für die 

Wärmeversorgung in Höhe von 655 €/a (Strompreis von 22 Ct/kWh: 514 €/a; Kosteneinsparung: 

73 €/a und 79 €/a). Die Einsparungen fallen hier besonders deutlich aus, da die Wärmepumpe im 

Referenzfall überwiegend außerhalb der Zeiten hoher PV-Einspeisung betrieben wird und auf-

grund des Warmwasserspeichers große Freiheitsgrade bzgl. der Betriebszeiten der Wärmepumpe 

bestehen (Abbildung 3.12). Die Gesamtkapazität des Warmwasserspeichers CrWW berechnet sich 

basierend auf der Vorlauftemperatur der Heizung θvorlauf = 45°C, der mittleren Kaltwasserzulauf-

temperatur θzulauf = 10°C, dem Speichervolumen des Warmwasserspeichers VWW = 300 L 

(0,3 m³), der Dichte und der spezifischen Wärmekapazität von Wasser ρWasser = 1.000 kg/m³ und 

cWasser = 1,163⋅10-3
 kWh⋅(kg⋅K)-1 zu  

𝐶rWW = cWasser ⋅ 𝜌Wasser ⋅ 𝑉WW ⋅ (𝜃vorlauf − 𝜃zulauf)                                        

𝐶WW = 1,163 ⋅ 10
−3 kWh

kg⋅K 
⋅ 1.000

kg

m3 ⋅ 0,3 m
3 ⋅ (45 − 10) K = 12,21 kWh.  

(3.10) 

In der Simulation wurde die untere und obere Ladezustandsgrenze des Schichtspeichers zu 0,40 

und 0,95 gewählt, woraus bei idealisierter Temperaturschichtung eine nutzbare Kapazität von 

6,72 kWh resultiert.  

Primär können in einem Haushalt die Freiheitsgrade zur Verringerung der Verluste durch Abre-

gelung der PV-Anlage genutzt werden (vgl. [Bru16]). Auch ist das Potential zur systemdienlichen 

Bereitstellung dieser Flexibilität als sehr hoch einzuordnen, was die Ergebnisse in [Bia06] bestä-

tigt. Darüber hinaus besteht die Möglichkeit, Grenzwerte der Warmwasserspeichertemperatur, 

aber auch der Raumtemperatur so zu erweitern, dass beispielsweise bei Abwesenheit der Haus-

bewohner, Abweichungen von der Solltemperatur in Kauf genommen werden können. 

3.2.2 Energiebedarf und Freiheitsgrade des Elektrofahrzeugs  

Das Modell des Elektrofahrzeugs beruht auf Auswertungen der Jahresfahrleistung unterschiedli-

cher Haushalte sowie der Abfahrts- und Ankunftszeitpunkte zu Hause (Abbildung 3.13) aus der 

Studie „Mobilität in Deutschland 2008“ [INF08]. Der Energiebedarf des Elektrofahrzeuges im 

Beispielhaushalt beläuft sich auf 3.151 kWh. Dabei wird angenommen, dass durchschnittlich 

70 % der gefahrenen Kilometer werktags und jeweils 15 % an Samstagen und Sonntagen inklu-

sive Feiertagen zurückgelegt werden. Unter der weiteren Annahme, dass das Elektrofahrzeug aus-

schließlich zu Hause mit 3,7 kW geladen wird, kann der durchschnittliche Energiebedarf und da-

mit der Ladezustand bei einer nutzbaren Batteriekapazität von 20 kWh bei Ankunft ermittelt 

werden. Dieser wird basierend auf einer Normalverteilung mit einer Standardabweichung von 

10 % des Mittelwertes variiert, mit dem Ziel, Unterschiede zwischen den einzelnen Tagen abzu-

bilden. Weiterhin wird angenommen, dass das Elektrofahrzeug bis zur Abfahrt vollgeladen sein 

muss. 
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Abbildung 3.11: Monatlicher Energiebedarf der Wärmepumpe und Dargebot der PV-Anlage (a), 

Autarkiegrad (b) und Eigenverbrauchsquote (c) mit und ohne Optimierung.  

 

Abbildung 3.12: Betriebszeiten (gelb) der Wärmepumpe in verschiedenen Betriebsmodi.  

 

Abbildung 3.13: Häufigkeit der Ankunfts- und Abfahrtszeiten basierend auf Daten aus [INF08]. 
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Mit dem beschriebenen Ansatz werden 52 % des Energiebedarfs des Elektrofahrzeuges zwischen 

18:00 Uhr und 06:00 Uhr geladen (Abbildung 3.14 (a)). Im gleichen Zeitraum erzeugt die PV-

Anlage nur 2,3 % des Gesamtertrages. Selbst bei der geringen Ladeleistung von 3,7 kW ist das 

Fahrzeug an 86 % aller Tage im Jahr bis Mitternacht vollständig geladen, womit der Ladezustand 

ausgehend von durchschnittlich 55 % bei Ankunft, bei einer Fahrleistung von ca. 45 km/d, über 

die Verweildauer zu Hause im Jahresdurchschnitt 96 % beträgt. An 307 Tagen im Jahr ist das 

Fahrzeug bis 7 Uhr zu Hause und im besten Fall bis dahin am Netz angeschlossen (Abbil-

dung 3.14 (b)). Wird der Ladevorgang so verschoben, dass das Fahrzeug kurz vor Abfahrt voll-

geladen ist, so lässt sich der durchschnittliche Ladezustand beim Parken zu Hause auf 61 % redu-

zieren. Dabei ändern sich Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquote von zuvor 15 % und 8 % auf 

23 % und 12 %. Darüber hinaus ist auch das Entladen des Elektrofahrzeuges möglich, was sich 

positiv auf die kalendarische Alterung der Fahrzeugbatterie verbunden mit dem mittleren Lade-

zustand (vgl. Gleichung (4.18)) auswirkt. Dadurch ändert sich der Autarkiegrad und die Eigen-

verbrauchsquote auf 17 % und 14 %. Das Entladen der Batterie nach Ankunft auf einen Ladezu-

stand von 30 % mit einer Leistung von -3,7 kW bewirkt eine weitere Reduktion des 

durchschnittlichen Ladezustandes auf 45 %, wobei ca. 1.782 kWh entladen und zu einem späteren 

Zeitpunkt wieder geladen werden müssen.  

Unter Berücksichtigung der Verweildauer wird äquivalent zu Gleichung (3.7) als best Case Ab-

schätzung das maximale Potential zum Laden des Elektrofahrzeuges mit PV-Strom ermittelt, wo-

bei das Laden in der Konstantspannungs-Phase bei hohen Ladezuständen nicht berücksichtigt 

wird und vereinfacht alle Leistungswerte 0 ≤ PEV ≤ 3,7 kW zulässig sind. Dadurch erhöht sich der 

Autarkiegrad auf bestenfalls 25 % und die Eigenverbrauchsquote steigt auf maximal 13 %. Das 

Einsparpotential wird ebenso wie bei der Wärmepumpe basierend auf Stromkosten von 

28 Ct/kWh und einer Vergütung von 12 Ct/kWh berechnet. Gegenüber dem Referenzfall des di-

rekten Ladens ergeben sich durch die Maximierung des Eigenverbrauchs maximale Einsparungen 

in Höhe von 53 €/a (Einsparungen bei 22 Ct/kWh: 33 €/a).  

 

Abbildung 3.14: Anwesenheit des Elektrofahrzeuges (a) und Vergleich des Energiebedarfs zu 

verschiedenen Uhrzeiten bei unterschiedlichen Ladearten (b). 
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3.3 Kernaussagen bezüglich der Lastprofile von 

Haushalten und vorhandener Freiheitsgrade 

Zunächst wurde ein Ansatz zur Modellierung realistischer Wirkleistungsprofile vorgestellt, der 

auf der statistischen Auswertung von Smart Meter Messdaten beruht. Dabei wurden geeignete 

Dichteverteilungen (verallgemeinerte Extremwertverteilung) einzelner Zeitpunkte mit einem 

Markow-Modell so verknüpft, dass die Übergänge zwischen einzelnen Zeitschritten eine hohe 

Übereinstimmung zu den Originalverläufen aufweisen. Ein Vergleich mit einem weiteren exter-

nen Datensatz lässt auf eine prinzipielle Übertragbarkeit des Ansatzes auf andere Regionen schlie-

ßen. Der vorgestellte Ansatz ermöglicht Berechnungen auf Niederspannungsebene sowie Simu-

lationen mit Batteriespeichern, bei denen die Verknüpfung zwischen den Zeitpunkten bei der 

Bestimmung des Ladezustandes eine wichtige Rolle spielt. Weiterhin wurde als Grundlage für 

die folgenden Kapitel ein Beispielhaushalt mit Niedrigenergiestandard, einer Wärmepumpe und 

einem Elektrofahrzeug als zusätzliche flexible Lasten definiert und deren Lastverschiebepotential 

untersucht. Für die Wärmepumpe ergibt sich durch die Lastverschiebung im besten Fall ein Au-

tarkiegrad von 36 % und eine Eigenverbrauchsquote von 15 %. Eine deutliche Steigerung darüber 

hinaus erscheint aufgrund der saisonalen Asynchronität von PV-Erzeugung und Wärmebedarf 

unwahrscheinlich. Für das Elektrofahrzeug, welches im klassischen Pendlerbetrieb gefahren wird, 

liegen maximaler Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquote bei 25 % und 13 %. Hier wirkt sich 

der hohe Energiebedarf in den Abend- und Nachtstunden begrenzend auf die beiden Größen aus. 

Durch die Verschiebung der Ladevorgänge kann der durchschnittliche Ladezustand während des 

Verweilens zu Hause von zuvor 96 % auf 61 % und beim Entladen der Batterie auf minimal 30 % 

bis auf 45 % gesenkt werden, was vor allem hinsichtlich der Degradation der Fahrzeugbatterie 

positiv zu bewerten ist.  
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4 Batteriespeicher in privaten Haushalten 

In diesem Kapitel wird zunächst das Batteriespeichermodell vorgestellt, welches die Grundlage 

für die folgenden Betrachtungen zur Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern und zu den ver-

schiedenen Einflussfaktoren bildet. Daraus wird zuletzt ein Ansatz zur wirtschaftlich optimalen 

Auslegung von Batteriespeichern für private Haushalte abgeleitet.  

4.1 Batteriespeichermodell 

Das Batteriespeichermodell setzt sich aus einem Modell der Batteriezelle, einem Modell zur Be-

schreibung der Systemalterung sowie dem Batteriewechselrichter-Modell zusammen. Dabei wird 

vereinfacht von gleichem Verhalten aller Zellen ausgegangen, deren Anzahl aus der Nennkapa-

zität des zu modellierenden Batteriespeichers und der Zelle resultiert. Weiterhin wird die AC-

Kopplung des Batteriespeichers mit der Stromverteilung des Haushaltes angenommen. Da die 

folgenden Berechnungen alle in einer zeitlichen Auflösung von 15 min stattfinden, werden Reak-

tionszeiten bei der Einstellung eines neuen Arbeitspunktes, die in der Regel im Sekundenbereich 

liegen, vernachlässigt. 

4.1.1 Modellierung der Ladecharakteristik der Zelle 

Das Modell der Batteriezelle beruht auf Impedanz-Messdaten von Pouch-Zellen des Typs „Ko-

kam SLPB353452“, bereitgestellt durch das Institut für Angewandte Materialien - Werkstoffe der 

Elektrotechnik des Karlsruher Institut für Technologie und wurde um weitere allgemein aner-

kannte Restriktionen zur Schonung der Batteriezelle aus der Literatur ergänzt (Tabelle 4.1). Die 

Zelle ist charakterisiert durch die Leerlaufspannung U0 und den Innenwiderstand Ri, der die Bat-

terieverluste zusammenfassend beschreibt. Zur verbesserten Einbindung in die Simulation wurde 

die Abhängigkeit beider Größen vom Ladezustand SoC der Zelle aus den Messdaten jeweils durch 

eine Polynomfunktion angenähert (Abbildung 4.1).  

Tabelle 4.1: Daten der modellierten Batteriezelle. 

Nennkapazität CrCell 560 mAh 

Maximaler Ladestrom  Ilade max 0,56 A 

Minimaler Dauerentladestrom Ilade min -1,12 A 

Vorladestrom [Jos06] Ivorlade 0,1⋅C 

Grenzstrom [Jos06] Ilade stop 1/30⋅C 

Nennspannung UrCell 3,7 V 

Maximalspannung [Jos06] UCell max 4,1 V 

Minimalspannung [Jos06] UCell min 3,0 V 

Minimaler Ladezustand  SoCmin 0,2 

Maximaler Ladezustand  SoCmax 0,9 
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Zu Beginn der Berechnung des neuen Ladezustands wird die anteilige Selbstentladung der Zelle 

berechnet. Nach [Gel11] beträgt diese bei Zimmertemperatur ca. 20 % in 12 Monaten. Ebenso 

wird der jeweilige Innenwiderstandswert der Zelle und die Kapazität vorab um den berechneten 

Alterungsfaktor degradiert (vgl. Kapitel 4.1.2).  

 

Abbildung 4.1: Gemessener und angenäherter Verlauf von Leerlaufspannung (a) und Innenwi-

derstand der Zelle (b) (R²: Bestimmtheitsmaß). 

Das Modell findet in Zeitreihenrechnungen mit einer zeitlichen Auflösung von Δtextern= 15 min 

Anwendung. Um dennoch die charakteristischen ladezustandsabhängigen Verläufe von Leer-

laufspannung U0 und Innenwiderstand Ri zu berücksichtigen, wird die Ladezustandsänderung in-

nerhalb eines Zeitschrittes in höherer Auflösung von Δtintern = 1 min berechnet.  

Aus der für das gesamte Intervall gültigen Sollleistung der Zelle 𝑃Cell soll
𝑡 , mit positivem Vorzei-

chen beim Laden, resultiert der Zellstrom  

𝐼Cell soll
𝑡 =

{
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 

max

(

 
 
 −

𝑈0
𝑡 − √(𝑈0

𝑡)2  +  4 𝑃Cell soll
𝑡 ⋅ 𝑅i

𝑡

2 𝑅𝑖
𝑡 ,

𝑈0
𝑡 − 𝑈Cell min

𝑅i
𝑡 )

 
 
 

∀𝑃Cell soll
𝑡 < 0,

min

(

 
 
 −

𝑈0
𝑡 − √(𝑈0

𝑡)2  +  4 𝑃Cell soll
𝑡 ⋅ 𝑅i

𝑡

2 𝑅𝑖
𝑡 ,

𝑈Cell max − 𝑈0
𝑡

𝑅i
𝑡 )

 
 
 

∀𝑃Cell soll
𝑡 > 0.

 (4.1) 

Nach dem gleichen Verfahren zur Reduktion des Ladestroms aufgrund von Restriktionen der 

Zellspannung wird der aus Gleichung (4.1) resultierende Sollwert des Ladestromes bei Bedarf zur 

Einhaltung zulässiger Ladezustandsgrenzen angepasst: 

𝐼Cell soll
𝑡 = {

max ((𝑆𝑜𝐶min − 𝑆𝑜𝐶
𝑡−1) ⋅ 𝐶rCell ⋅ Δ𝑡

−1, 𝐼Cell soll
𝑡  ) ∀𝐼Cell soll

𝑡 < 0,

min((𝑆𝑜𝐶max − 𝑆𝑜𝐶
𝑡−1) ⋅ 𝐶rCell ⋅ Δ𝑡

−1, 𝐼Cell soll
𝑡 ) ∀𝐼Cell soll

𝑡 > 0.
 (4.2) 
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Weiterhin wird der Strom auf den zulässigen Lade- und Entladestrom sowie bei niedrigen Span-

nungen auf den Vorladestrom begrenzt (Tabelle 4.1). Der neue Ladezustand berechnet sich unter 

Berücksichtigung aller Begrenzungen mit dem resultierenden Istwert des Stromes ICell ist zu  

𝑆𝑜𝐶𝑡 = 𝑆𝑜𝐶𝑡−1 +
𝐼Cell ist
𝑡 ⋅ Δ𝑡

𝐶rCell
. (4.3) 

Lade- und Entladevorgang gelten als abgeschlossen, wenn 

1. beim Laden der maximale Ladezustand erreicht ist 

𝑆𝑜𝐶𝑡 ≥ 𝑆𝑜𝐶max, (4.4) 

2. beim Entladen der minimale Ladezustand erreicht ist 

𝑆𝑜𝐶𝑡 ≤ 𝑆𝑜𝐶min, (4.5) 

3. beim Laden bei bereits hoher Zellspannung ein minimaler Ladestrom unterschritten ist 

𝐼Cell ist
𝑡 ≤ 𝐼lade stop, (4.6) 

4. beim Entladen die minimale Zellspannung unterschritten ist  

𝑈0
𝑡 + 𝐼Cell ist

𝑡 ⋅ 𝑅i
𝑡 ≤ 𝑈Cell min, (4.7) 

5. das Zeitintervall Δtextern= 15 min abgelaufen ist  

𝑛Δt ⋅ Δ𝑡intern ≥ Δ𝑡extern , (4.8) 

6. oder die gewünschte Energie innerhalb des Zeitintervalls Δtextern ge- oder entladen wurde 

∑ (𝑈0
𝑡 ⋅ 𝐼Cell ist

𝑡 + 𝑅i
𝑡 ⋅ 𝐼Cell ist

𝑡 2
)⏟                  

𝑃Cell ist
𝑡

𝑡end

𝑡=𝑡0

Δ𝑡intern = 𝑃Cell soll
𝑡 ⋅ Δ𝑡extern. (4.9) 

Allen Zellen der Batterie wird das gleiche Verhalten unterstellt, sodass die berechneten Leistun-

gen und Ströme entsprechend skaliert werden können und in allen Zellen der gleiche Ladezustand 

herrscht. Werden durch eventuelle Anpassungen des Ladestroms Abschaltkriterien des Batterie-

wechselrichters erfüllt (vgl. Kapitel 4.1.3), so wird der Batteriespeicher nicht ge- oder entladen.  

4.1.2 Abbildung des Alterungsverhaltens 

Mit der Nachbildung des Alterungsverhaltens des Batteriesystems werden in dieser Arbeit drei 

wesentliche Ziele verfolgt. Erstens wird in Kapitel 4.4.7 der Einfluss der Degradation und die 

damit einhergehende verkürzte Laufzeit auf die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern unter-

sucht. Daraus leitet sich zweitens die Motivation ab, den Batteriespeicher hinsichtlich dessen De-
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gradation optimiert zu betreiben (Kapitel 6.5). Besteht drittens die Absicht verfügbare Freiheits-

grade als Systemdienstleistung zu vermarkten, muss die damit einhergehende Abnutzung zur Be-

stimmung nötiger Erträge beziffert werden können (Kapitel 6.6).  

In der Literatur existieren sehr detaillierte Modelle zur Beschreibung der Zelldegradation, die auf 

umfangreichen Messkampagnen beruhen [Eck12][Sar15][Ser05][Sch14], doch auf Systemebene 

gibt es zusätzliche mechanische Alterungserscheinungen, die von gleicher Relevanz sind. Unter 

[ISEi] wird ein „Offenes Batterie-Alterungs-Tool zur Lebensdauerprognose von Batteriepacks 

unter Berücksichtigung von Unsicherheiten und Streuung von Zellqualität“ entwickelt und be-

reitgestellt, welches auch den Einfluss der Verschaltung von Zellen und damit systemrelevante 

Aspekte berücksichtigt. Insgesamt gewinnt das Thema der Lebensdauerprognose durch die zu-

nehmende Anzahl an Batteriespeichern im Energiesektor an Bedeutung. Der hier vorgestellte An-

satz verfolgt das Ziel, mithilfe weniger Herstellerangaben eines Batteriespeichers ein Modell zu 

parametrieren, das eine individuelle (monetäre) Bewertung der Abnutzung und deren Berücksich-

tigung bspw. in der Optimierung der Strombeschaffungskosten ermöglicht. Konkret machen die 

Hersteller Angaben zur Mindestlebensdauer und Zyklenfestigkeit von Batteriespeichersystemen, 

die zur Parametrierung des Modells dienen sollen. Zudem, steigt die Verfügbarkeit von Messer-

gebnissen bzgl. des Systemverhaltens von Batteriespeichern, die ebenfalls als Grundlage zur Be-

schreibung des Alterungsverhaltens herangezogen werden können.   

Das implementierte Alterungsmodell berücksichtigt mit der kalendarischen und zyklischen Alte-

rung die zwei wesentlichen Faktoren. Für Batteriezellen existieren allgemein anerkannte End-of-

Life Kriterien (EoL). Das Lebensende ist erreicht, wenn die Kapazität auf 80 % der Anfangska-

pazität degradiert ist oder wenn sich der Innenwiderstand verdoppelt hat. In Ermangelung kon-

sistenter Datensätze wird vereinfacht angenommen, dass der Innenwiderstand und die Kapazität 

gleichermaßen degradieren und beide Kriterien am Ende der vom Hersteller angegebenen Le-

bensdauer greifen. Konkret wird die zyklische Alterung in Anlehnung an [Nau14] und [Mag09] 

mittels der Wöhler-Kurve dargestellt, welche die Anzahl der möglichen Zyklen bis zum Lebens-

dauerende EoL in Abhängigkeit der Entladetiefe DoD ∈ [0,1] widergibt. Der zyklische Alterungs-

faktor innerhalb eines Intervalls T berechnet sich zu:  

𝑎cyc
𝑇 (𝐷𝑜𝐷) = (𝜐cyc ⋅ (𝐷𝑜𝐷

𝑇)𝜎cyc)
−1
, (4.10) 

Der Parameter σcyc = -0,676 wurde nach [Nau14] beibehalten und υcyc = 5.000 ergibt sich aus der 

Annahme, dass 5.000 Vollzyklen bis zum Lebensdauerende möglich sind (Abbildung 4.2 (a)). 

Liegen von Seiten der Hersteller Angaben zur Zyklenfestigkeit in mindestens zwei Betriebspunk-

ten vor, so kann die Funktion an den entsprechenden Batteriespeicher angepasst werden. Die Ent-

ladetiefe DoD wird auf Zellebene mit Hilfe der in einem Ladezyklus im Intervall T umgesetzten 

Ladung QCell und der Nennkapazität der Zelle CrCell berechnet:  

𝐷𝑜𝐷𝑇 =
𝑄Cell
𝑇

2𝐶rCell
. (4.11) 

Ein Ladezyklus gilt als abgeschlossen, wenn  

1. sich der Ladezustand gegenüber dem vorherigen Zeitschritt vergrößert hat 
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𝑆𝑜𝐶𝑡 > 𝑆𝑜𝐶𝑡−1, (4.12) 

2. sich das Vorzeichen des Ladestroms geändert hat  

sgn(ICell ist
𝑡 ) ≠ sgn(𝐼Cell ist

𝑡−1 ) (4.13) 

3. und dieses nun positiv ist 

sgn(𝐼Cell ist
𝑡 ) = 1. (4.14) 

Solange der Zyklus nicht abgeschlossen ist, wird der Ladestrom für den nächsten Zeitschritt inte-

griert: 

𝑄Cell
𝑡+1 = 𝑄Cell

𝑡 + ∑ |𝐼Cell ist
𝑡 | ⋅ 𝛥𝑡intern.

𝛥𝑡𝑒𝑥𝑡𝑒𝑟𝑛

𝑡=1

 (4.15) 

Andernfalls gilt in Gleichung (4.15) Q
Cell
t  = 0 und die Entladetiefe kann mit der innerhalb des 

abgeschlossenen Intervalls T umgesetzten Ladung Q
Cell
T  nach Gleichung (4.11) berechnet werden.  

 

Abbildung 4.2: Zyklischer Alterungsfaktor (a) sowie ladezustandsabhängiger (grün) und zeitab-

hängiger (rot) kalendarischer Alterungsfaktor je 24 h Intervall (b). 

Während in [Nau14] weiterhin eine konstante, nur von der Betriebsdauer abhängige kalendarische 

Alterung angenommen wird, berücksichtigt das Modell in [Mag09] den Einfluss der Temperatur 

sowie des Ladezustandes auf den kalendarischen Alterungsprozess. In [Eck12][Sch14] wird für 

spezielle Zelltypen sowohl die Ladezustandsabhängigkeit als auch die mit der Zeit fortschreitende 

Alterung bestätigt. Zusammengefasst steigt die Alterung exponentiell mit dem Ladezustand, wäh-

rend sich die zeitliche Abhängigkeit in der Form t1/2 beschreiben lässt. Um der zeit- und der lade-

zustandsabhängigen Alterung Rechnung zu tragen, wurde das Modell in zwei Schritten imple-

mentiert. Der mit der Zeit voranschreitende Alterungsfaktor berechnet sich mit der 

Wurzelfunktion, was bedeutet, dass in den ersten Jahren eine schnellere Abnutzung zu verzeich-

nen ist als in späteren Jahren (Abbildung 4.2 (b)). Für einen 15 min Zeitschritt nΔt ∈ [1,700.800] 
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berechnet sich der anteilige zeitabhängige Alterungsfaktor unter der Annahme einer Lebensdauer 

von 20 Jahren zu: 

𝑎cal t
𝑛Δ𝑡 = (1 − (

𝑛Δ𝑡
𝑛EoL

)

1
2
) ∑ 1− (

𝑛

𝑛EoL
)

1
2
 

𝑛EoL

𝑛=1

⁄ . (4.16) 

Der absolute zeitabhängige Alterungsfaktor ergibt sich durch Addition der anteiligen Faktoren im 

jeweils betrachteten Intervall. Am Ende der Lebensdauer gilt mit nEoL =700.800: 

𝑎cal t ges
𝑛EoL = ∑ 𝑎cal t

𝑛

𝑛EoL

𝑛=1

= 1. (4.17) 

Zur Berücksichtigung des Einflusses des Ladezustandes auf die Degradation wird basierend auf 

Ergebnissen in [Eck12] vorausgesetzt, dass bei einem mittleren Ladezustand von 50 % die vom 

Hersteller angegebene Lebensdauer erreicht wird. Um den Einfluss hoher Ladezustände im De-

gradationsmodell zu berücksichtigen, wird weiterhin angenommen, dass sich die Lebensdauer des 

Batteriespeichers bei einem Verweilen im Ladezustand von 100 % auf zehn Jahre halbiert. Be-

findet sich der Batteriespeicher hingegen in einem niedrigen Ladezustand von 0 %, wird von einer 

Verdopplung der Lebensdauer ausgegangen und zunächst vernachlässigt, dass die Tiefenentla-

dung negativen Einfluss auf die Lebensdauer hat. Da sowohl in der Praxis als auch in der Simu-

lation der zulässige Ladezustandsbereich nach oben und unten begrenzt ist und der Batteriespei-

cher bei der Eigenverbrauchsoptimierung in der Regel täglich zyklisiert wird, wird diesem 

Sachverhalt vereinfacht nicht Rechnung getragen. Der von dem im Intervall T mittleren Ladezu-

stand SoC ∈ [0,1] abhängige kalendarische Alterungsfaktor berechnet sich mit υcal = 0,5 und 

σcal =1,3863 zu 

𝑎cal SoC
𝑇 (𝑆𝑜𝐶) = 𝜐cal ⋅ e

(𝜎cal⋅𝑆𝑜𝐶). (4.18) 

Äquivalent zu [Mag09] ergibt sich der Gesamtalterungsfaktor in einem Intervall T aus dem Ma-

ximum der zyklischen und der kalendarischen Alterung zu 

𝑎ges
𝑇 = max (𝑎cyc

𝑇 (𝐷𝑜𝐷), 𝑎cal t
𝑇 ⋅ 𝑎cal SoC 

𝑇 (𝑆𝑜𝐶)) (4.19) 

Gegenüber dem hier angewandten Ansatz dem die Annahme zugrunde liegt, dass abhängig von 

der Belastung innerhalb eines Zyklus einer der beiden Faktoren dominiert, wird in [FZJ12] eine 

Addition der kalendarischen und zyklischen Alterungsfaktoren mit angepassten Parametern be-

vorzugt. Welcher Ansatz besser geeignet ist um das Systemverhalten einer Batterie zu beschrei-

ben, ist nicht abschließend geklärt.  

Der Gesamtalterungsfaktor zum Zeitpunkt t bildet sich aus der Summe aller anteiligen Alterungs-

faktoren der vergangenen Intervalle:  

𝑎ges
𝑡 = ∑ 𝑎ges

𝑇𝑇𝑡
𝑇=𝑇0

. (4.20) 

Damit berechnet sich zuletzt die anteilige Degradation des Innenwiderstands und der Kapazität: 
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𝑅i
𝑡 = 𝑅i

𝑡0 ⋅ (1 + 𝑎ges
𝑡 ), (4.21) 

𝐶rCell
𝑡 = 𝐶rCell

𝑡0 ⋅ (1 − 0,2 ⋅ 𝑎ges
𝑡 ). (4.22) 

Für ages
t = 1 sind die EoL-Kriterien, d.h. die Verdopplung des Innenwiderstandes und die Verrin-

gerung der Kapazität auf 80 %, erreicht.  

4.1.3 Modellierung des Batteriewechselrichters 

Zur Berücksichtigung der Eigenschaften des Batteriewechselrichters wird das in [Sch96] vorge-

stellte Modell auf einen am Markt erhältlichen Batteriewechselrichter angewandt. Anhand weni-

ger Wirkungsgradangaben in unterschiedlichen Lastbereichen, die den Datenblättern zu entneh-

men sind, kann der Wirkungsgradverlauf über den gesamten Betriebsbereich abgebildet werden. 

In Ermangelung genauerer Herstellerangaben wird von gleichen Wirkungsgraden beim Laden 

und Entladen mit gleichen Leistungsbeträgen ausgegangen. Dabei werden die Wechselrichterver-

luste in Eigenverbrauchsverluste pself sowie spannungsabhängige vloss (z. B. Dioden und Transis-

toren) und stromabhängige Verluste rloss (z. B. Spulen, Leitungen, Verbinder) unterteilt [Sch96]. 

Mit 

𝑝AC = |𝑃AC soll 𝑃rAC⁄ |, (4.23) 

𝑝loss = 𝑝self + 𝑣loss ⋅ 𝑝AC + 𝑟loss ⋅ 𝑝AC
2 , (4.24) 

𝑝self  =
1

9
⋅
1

𝜂100
−
1

4
⋅
1

𝜂50
+
5

36
⋅
1

𝜂10
, (4.25) 

𝑣loss  =  −
4

3
⋅
1

𝜂100
+
33

12
⋅
1

𝜂50
−
5

12
⋅
1

𝜂10
− 1, (4.26) 

𝑟loss =
20

9
⋅
1

𝜂100
−
5

2
⋅
1

𝜂50
+
5

18
⋅
1

𝜂10
, (4.27) 

ergibt sich nach [Sch96] die auf Batterieseite eingehende DC-Leistung zu 

𝑃DC soll =

{
 
 

 
 0 ∀|𝑃AC 𝑃rAC⁄ | < 0,05,

𝑃AC soll
2

𝑃rAC ⋅ (𝑝loss + 𝑝AC)
 ∀𝑃AC 𝑃rAC⁄ ≥ 0,05,   

−𝑃rAC ⋅ (𝑝loss + 𝑝AC) ∀𝑃AC 𝑃𝑟AC⁄ ≤ −0,05.

 (4.28) 

Bei gegebener Notation sind die Leistungen beim Entladen negativ und beim Laden positiv. 

Weicht die tatsächliche Leistung PDC ist auf Gleichspannungsseite aufgrund von Begrenzungen 

der Batteriezelle von der Sollleistung PDC soll ab, ergibt sich die angepasste wechselspannungssei-

tige Leistung mit 
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𝕝1 = √𝑃DC ist (
𝑣loss
2 𝑃DC ist + 2𝑣loss𝑃DC ist + 𝑃DC ist
+4𝑝self𝑃rAC − 4𝑝self𝑟loss𝑃DC ist

), (4.29) 

𝕝2 = √
𝑣loss
2 𝑃rAC + 2𝑣loss𝑃rAC + 𝑃rAC − 4𝑟loss𝑃DC ist − 4𝑝self𝑟loss𝑃rAC

𝑃rAC
, (4.30) 

zu 

𝑃AC ist =

{
 
 

 
 

0 ∀𝑃DC ist = 0,

𝑃rAC(𝑃DC ist + 𝑣loss𝑃DC ist + 𝕝1)

2(𝑃rAC − 𝑟loss𝑃DC ist)
∀𝑃DC ist > 0,

𝑃rAC(𝑣loss − 𝕝2 + 1)

2𝑟loss
∀𝑃DC ist < 0.

 (4.31) 

Ist zuletzt |PAC ist| < 0,05⋅PrAC, so wird PAC ist = 0 und der Ladezustand bleibt bis auf die anteilige 

Selbstentladung unverändert.  

4.1.4 Systemwirkungsgrad des modellierten Batteriespeichers 

Die Gesamtsystemverluste des vorgestellten Batteriespeichermodells setzen sich aus den Wech-

selrichter- und kumulierten Zellverlusten zusammen. Der Anteil der Zellverluste an den Gesamt-

verlusten eines exemplarischen 5 kW/5 kWh-Batteriespeichers beträgt unter Berücksichtigung 

der zulässigen Betriebsbereiche im Neuzustand in allen Betriebspunkten durchschnittlich 12,8 % 

(minimal: 0,6 %; maximal: 24,6 %) (Abbildung 4.3 (a)). Der Gesamtwirkungsgrad liegt ebenfalls 

unter Berücksichtigung von zulässigen Betriebsbereichen bei durchschnittlich 93,1 % (minimal: 

87,5 %; maximal: 95,1 %) (Abbildung 4.3 (c)). Bei maximal gealterten Zellen steigt der Anteil 

der Zellverluste an den Gesamtverlusten im Durchschnitt auf 22,3 % (minimal: 1,2 %; maximal: 

40,9 %) (Abbildung 4.3 (b)) und der Wirkungsgrad verschlechtert sich auf durchschnittlich 

92,4 % (minimal: 87,2 %; maximal: 94,7 %) (Abbildung 4.3 (d)). Der durch die Alterung erhöhte 

Innenwiderstand macht sich vor allem beim Entladen der Batterie mit betragsmäßig großen Leis-

tungen bemerkbar. Bei betragsmäßig kleinen Leistungen ist der schlechte Wirkungsgrad des Bat-

teriewechselrichters unabhängig von der Degradation dominant. Dennoch zeigt die geringe Wir-

kungsgradänderung im Vergleich der beiden Extremfälle, dass der Wechselrichter die 

Gesamtsystemeffizienz sehr stark beeinflusst. Bei ungünstiger Auslegung des Batteriespeichers 

wird das System häufig im Bereich geringen Wirkungsgrades betrieben, was sich dann entspre-

chend negativ auf den erzielbaren Ertrag auswirkt. Dieser Einfluss wird in den folgenden Kapiteln 

näher beleuchtet. 
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Abbildung 4.3:  Anteil der Zellverluste eines 5 kW/5 kWh-Batteriespeichers an Gesamtsystem-

verlusten ohne Alterung (a) und bei maximaler Alterung (b). Gesamtsystemwir-

kungsgrad ohne Alterung(c) und bei maximaler Alterung (d).  

4.2 Grundlegende Annahmen zur Ertragsberechnung  

Die Wirtschaftlichkeitsrechnungen basieren auf Simulationen über den Zeitraum von 20 Jahren 

in einer zeitlichen Auflösung von 15 min (Einfluss der zeitlichen Auflösung in Kapitel 4.4.9). 

Verschiedene Haushaltsgrößen werden durch einen über die 20 Jahre konstanten Jahresenergie-

bedarf im Bereich von 1 MWh/a bis 10 MWh/a in Intervallen von 0,5 MWh berücksichtigt. Allen 

19 Verbrauchswerten wird eine PV-Anlage mit einer installierten Leistung im Bereich von 

0,5 kWpeak bis 15 kWpeak ebenfalls in Intervallen von 0,5 kWpeak zugeordnet (Einfluss des Jahres-

energieertrages und der Profilverläufe in Kapitel 4.4.2), sodass insgesamt 570 Haushalte mit un-

terschiedlich dimensionierten Batteriesystemen simuliert werden. Für die PV-Module wird eine 

jährliche Degradation von 1 %/a angenommen, die über dem Durchschnitt von 0,8 %/a liegt, der 

in [Jor12] für reale PV-Anlagen ermittelt wurde.  

Allen Verbrauchern wurde für jedes Jahr ein gemäß Kapitel 3 generiertes Lastprofil hinterlegt. 

Für die Einspeiseprofile wurde auf Daten des Luftmessnetz ZIMEN, bereitgestellt durch das Lan-

desamt für Umwelt, Wasserwirtschaft und Gewerbeaufsicht Rheinland-Pfalz, zurückgegriffen, da 

diese für weitere Simulationen zusätzliche benötige Temperaturdaten umfassen. Es wurden Pro-

file sechs verschiedener Standorte für das Jahr 2013 verwendet, um verschiedene Einspeisever-

läufe zu berücksichtigen. Die Profile haben eine zeitliche Auflösung von 30 min und wurden da-

her beruhend auf statistischen Auswertungen zeitlich höher aufgelöster Messdaten, bereitgestellt 

durch das Institut für Meteorologie und Klimaforschung des Karlsruher Institut für Technologie, 



4 Batteriespeicher in privaten Haushalten 

62 

auf eine zeitliche Auflösung von 15 min angepasst. Nach der Berücksichtigung des Wechsel-

richterwirkungsgrades erfolgt die Normierung des Energieertrages auf AC-Seite des Wechsel-

richters auf die gewünschte jährliche Energieerzeugung.  

Jeder Haushalt wurde mit einem gemäß Kapitel 4.1 modellierten Batteriespeicher ausgestattet, 

dessen AC-Bemessungsleistung zwischen 1 kW und 5 kW in Schritten von 1 kW variiert. Zusätz-

lich wurde die Batteriespeicherkapazität beginnend bei 0,5 kWh in Schritten von 0,5 kWh ver-

größert, bis die Vergrößerung zu einer Ertragssteigerung kleiner oder gleich 50 € führte. Im Ba-

sisszenario wird der Speicher einfach ge- und entladen, wodurch unter Vernachlässigung von 

Einspeiserestriktionen und Alterungsmechanismen der Eigenverbrauch am einfachsten maximiert 

werden kann. Dies stellt zwar derzeit den aktuellen Stand der Technik dar, doch wird die Zahl der 

Systeme mit prognosebasierten Ladestrategien aufgrund der schärferen Einspeiserestriktionen, 

die bspw. in Förderprogrammen, wie dem der Kreditanstalt für Wiederaufbau (KfW) [KFWi] 

gefordert werden, zunehmen.  

Für alle Speichersysteme wird von einem Betrieb im Bereich von 20 % bis 90 % der Bruttokapa-

zität (Nutzbare Kapazität: 70 % der Bruttokapazität) sowie von einer betragsmäßigen Mindest-

leistung von 0,05⋅PrBat ausgegangen (vgl. Kapitel 4.1). Die Einspeiseleistung des Gesamtsystems 

bestehend aus PV-Anlage und Batteriespeicher am Netzverknüpfungspunkt wird im Referenzfall 

auf 70 % der Nennleistung begrenzt und ein Anschluss nach dem Prinzip der Überschusseinspei-

sung zugrunde gelegt (vgl. VDE-AR-N 4105 [VDE11]). Im Referenzfall wird von der Neuinstal-

lation der PV-Anlage ausgegangen und bewertet, ob sich die Installation eines zusätzlichen Bat-

teriespeichers ohne Förderungsmaßnahmen lohnt. Der Strompreis cG2L liegt im ersten Jahr bei 

0,28 €/kWh und steigt jährlich um 2 % (zG2L = 0,02). Die Einspeisevergütung cPV2G beträgt über 

die 20 Jahre konstant 0,12 €/kWh. Zur Abzinsung der über die Jahre anfallenden finanziellen 

Erträge und Verluste auf den Zeitpunkt der Investitionsentscheidung wird zuletzt ein Kalkulati-

onszinssatz von 2 % (zK = 0,02) angesetzt. Über den Referenzfall hinaus wird der Einfluss ver-

schiedener Parameter in Kapitel 4.4 betrachtet. Der finanzielle Ertrag E des Batteriespeichers be-

rechnet sich im Fall der reinen Eigenverbrauchsoptimierung aus der Verringerung der 

Strombezugskosten durch Reduktion des Energiebezugs aus dem Netz ΔWG2L kWh abzüglich der 

verlorenen Vergütungszahlungen aufgrund der reduzierten Einspeisung in das Netz ΔWPV2G kWh 

gegenüber dem Fall ohne Batteriespeicher zu:  

𝐸(𝐶rBat, 𝑃rBat)

=∑[Δ𝑊G2L kWh(𝐶rBat, 𝑃rBat) ⋅ 𝑐G2L ⋅ (1 + 𝑧G2L)
𝑡−1

20

𝑡=1

=   −Δ𝑊PV2G kWh(𝐶rBat, 𝑃rBat) ⋅ 𝑐PV2G] ⋅ (1 + 𝑧K)
−𝑡 

(4.32) 
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4.3 Ertrag von Batteriespeichern unterschiedlicher 

Kapazität 

Dass Batteriespeicher zur Optimierung des Eigenverbrauchs bei aktuellen Marktpreisen und ohne 

weitere Förderung nur unter optimistischen Annahmen wirtschaftlich zu betreiben sind, ist aus 

Studien [Nau14][Nau15][Ste15][Vap15][Wen14] bei vergleichbaren Annahmen abzuleiten. Un-

ter den in Kapitel 4.2 genannten Randbedingungen wird der Kapitalwert ab Betriebs- und Inves-

titionskosten von insgesamt 1.355 €/kWh für den Haushalt mit einem Jahresenergiebedarf von 

10 MWh und einer Jahreserzeugung von 14,5 MWh positiv (Abbildung 4.4). Dieser spezifische 

Ertrag lässt sich nur mit sehr kleinen Kapazitätswerten und einer Nennleistung von 1 kW errei-

chen, da kleinere Batteriespeicher bei hohen Erzeugungs- und Verbrauchswerten besser genutzt, 

d.h. häufiger zyklisiert werden. Der Hersteller mit den laut [RWT16] meistverkauften Systemen 

liegt unter Verwendung von Daten aus [PVMi] bei einer nutzbaren Kapazität von 2 kWh mit 

1512,5 €/kWh, unter Vernachlässigung von Betriebskosten und möglichen Ersatzinvestitionen, 

noch über den erzielbaren Erträgen. Für den in Kapitel 3.2 definierten Beispielhaushalt mit einem 

Energiebedarf von 4,5 MWh/a und einer installierten Leistung von 5,38 kWpeak beträgt der spezi-

fische Ertrag bei kleiner Systemauslegung maximal 1.169 €/kWh (Abbildung 4.4)IX. Abbil-

dung 4.5 gibt Aufschluss über die maximalen Gesamtkosten, die anfallen dürfen, damit der Ka-

pitalwert gerade gleich null ist. Daraus geht nochmals hervor, dass kleine Batteriekapazitäten in 

Kombination mit großen PV-Anlagen die höchsten spezifischen Erträge erzielen.  

 

Abbildung 4.4: Abgezinster spezifischer (a) und absoluter (b) Ertrag nach Gleichung (4.32) aller 

simulierten Kombinationen unter Berücksichtigung verschiedener Nennleistun-

gen und -kapazitäten des Batteriespeichers in 20 Jahren.  

                                                      
IX Hier vereinfacht entsprechend der Diskretisierung: PrPV = 5,5 kWpeak 
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Abbildung 4.5: Ma imale spezifische Systemkosten in €/kWh in Abhängigkeit der Batteriekapa-

zität und der installierten PV-Leistung für einen Haushalt mit einem Jahresener-

giebedarf von 4.500 kWh/a. 

Nimmt ein Kunde beispielsweise das bis voraussichtlich Ende 2018 laufende Förderprogramm 

der Kreditanstalt für Wiederaufbau (KfW) [KFWi] in Anspruch, so kann ein Tilgungszuschuss in 

Höhe von 10 % und bis zum 30.06.2017 noch bis 19 % der Investitionssumme, die maximal 

2.000 €/kWpeak und bei Nachrüstung 2.200 €/kWpeak betragen darf, gewährt werden. Unter Ver-

nachlässigung der Zinsen und Laufzeiten des Kredits ergibt sich für den Beispielhaushalt bei der 

Investition in einen 5 kWh Batteriespeicher eine Reduktion von 1.100 € bis 2.090 €. Damit kann 

eine Investition in einen Batteriespeicher auch aus wirtschaftlichen Gesichtspunkten interessant 

werden. In [LIE14] wurde bestätigt, dass nur bei einer sehr optimistischen Einschätzung der Nut-

zungsdauer unter Berücksichtigung von zinsgünstigen Darlehen und Tilgungszuschüssen, man-

che am Markt verfügbaren Systeme geringere Speicherkosten als Strombezugskosten aufweisen. 

Nichtsdestotrotz wurden im Zeitraum von 2013 bis Januar 2016 bereits 34.000 Batteriespeicher 

mit einer durchschnittlichen nutzbaren Kapazität von 6 kWh installiert, wovon in etwa die Hälfte 

unter Inanspruchnahme der KfW-Förderung finanziert wurde [RWT16]. Wie sich das Marktpo-

tential privater Batteriespeicher in Deutschland bis 2030 entwickelt, wird in Kapitel 5 beziffert. 

4.4 Einflussfaktoren in der Ertragsberechnung 

4.4.1 Veränderte Begrenzung der Einspeiseleistung am 

Netzanschlusspunkt 

Abhängig vom zugrundeliegenden Förderungsmechanismus ist eine Begrenzung der Einspeise-

leistung erforderlich. Nach § 9 Abs. 2 Satz 2 EEG [EEG17] liegt die Begrenzung für PV-Anlagen 

mit einer Leistung bis 30 kWpeak bei 70 %, wenn diese nicht alternativ in das Einspeisemanage-

ment des Netzbetreibers eingebunden werden. Wird die Förderung nach dem KfW-Programm 
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275 [KFWi] in Anspruch genommen, so ist eine Abregelung auf 50 % vorgesehen, mit dem Ziel 

der damit einhergehenden zusätzlichen Steigerung der Aufnahmefähigkeit der Verteilnetze für 

dezentrale Erzeugungsanlagen (vgl. Kapitel 7.3.2; Abbildung 7.6 (c)). 

Bei Inanspruchnahme der KfW-Förderung, berechnet sich der Ertrag des Batteriespeichers nach 

Gleichung (4.32) aus der Differenz der Gesamtenergiekosten und Einspeisevergütungen mit Bat-

teriespeicher bei einer Einspeisebegrenzung auf 50 % und dem Fall ohne Batteriespeicher mit 

Begrenzung auf 70 %. Dieser Ertrag ist zu vergleichen mit dem Ertrag im Referenzfall, bei dem 

die Einspeisebegrenzung in allen Fällen bei 70 % liegt. Bestenfalls, d.h. wenn der Batteriespei-

cher mit dem sonst abgeregelten PV-Strom geladen wird, unterscheidet sich der Ertrag in den 

beiden Fällen nicht. Ohne intelligentes Laden ist jedoch mit Ertragseinbußen zu rechnen (vgl. 

Kapitel 4.4.9), was Abbildung 4.6 bestätigt. Die größten Änderungen ergeben sich für große PV-

Anlagen und kleine Batteriespeicher, da dann der absolute Verlust der Einspeisevergütungen am 

höchsten ist. Bei dem hier nicht betrachteten Anschlusskonzept der Volleinspeisung ist die Er-

tragsänderung noch deutlicher. In allen Fällen empfiehlt sich daher der Betrieb des Batteriespei-

chers basierend auf einem prognosebasierten Ansatz (vgl. Kapitel 4.4.9 und Kapitel 6).  

 

Abbildung 4.6: Ertragsänderung durch Herabsetzen der Einspeisebegrenzung von 70 % auf 50 % 

beim einfachen Laden. 

4.4.2 Nennleistung des Batteriewechselrichters 

Die großzügige Dimensionierung des Batteriewechselrichters kann sich dann lohnen, wenn ent-

weder Verbraucher mit vergleichsweise hoher Ladeleistung versorgt werden sollen (z. B.: Elekt-

rofahrzeuge), oder wenn Systemdienstleistungen, wie zur Kompensation hoher dezentraler Ein-

speisung, bereitgestellt werden sollen und diese angemessen vergütet werden. Werden 

Batteriespeicher lediglich zur Deckung des Energiebedarfs konventioneller Haushaltslasten ein-

gesetzt, so sprechen die Zahlen in den meisten Fällen für die kleinere Auslegung des Wechsel-

richters, was auch in [Wen16] konstatiert wird. Bei höherer Nennleistung wird der Wechselrich-

ter, bei sonst gleichem Residualprofil des Haushaltes, zunehmend im Bereich geringeren 

Wirkungsgrades betrieben (Abbildung 4.7). Der maximale leistungsbezogene Mehrertrag von 

1.203 €/kW (Verbrauch: 10 MWh/a; Installierte Leistung: 15 kWpeak; Kapazität: 12 kWh) ergibt 

sich durch die Erhöhung der Wechselrichterleistung von 1 kW auf 2 kW (Abbildung 4.8). Für den 

Beispielhaushalt (Verbrauch: 4,5 MWh/a; Installierte Leistung: 5,38 kWpeak; Kapazität: 5 kWh) 

ergibt sich bei einer Steigerung von 1 kW auf 2 kW ein Mehrertrag von insgesamt ca. 69 € in 

20 Jahren. Eine Erhöhung darüber hinaus führt sogar zu Verlusten (2kW auf 3 kW: -57 €; 3 kW 

auf 4 kW: -87 €; 4 kW auf 5 kW: -114 €). In den meisten Fällen liegen die Ertragsänderungen 
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deutlich unter dem Leistungspreis aktuell am Markt verfügbarer Systeme, der ca. 1.000 €/kW 

beträgt (vgl. Kapitel 5.1). 

 

Abbildung 4.7: Häufigkeit auftretender Wirkungsgrade (gerundet) beim Laden und Entladen des 

Batteriespeichers für den Beispielhaushalt aus Kapitel 3.2 bei variierender Wech-

selrichterleistung (ohne Leerlauf) (vgl. Abbildung B.4). 

 

Abbildung 4.8: Änderung des auf den Investitionszeitpunkt abgezinsten Ertrages in 20 Jahren 

gegenüber nächst kleinerer Nennleistung bei jeweils gleicher Kapazität, Erzeu-

gung und gleichem Verbrauch. 

4.4.3 Variabilität von Erzeugungs- und Verbrauchsprofilen 

Im Referenzszenario wurde der Einfluss verschiedener Wetterjahre nur im Profilverlauf der Glo-

balstrahlung berücksichtigt. Die vom Wechselrichter eingespeiste Leistung wurde dann auf die 

jeweils gewünschte Jahressumme skaliert und zusätzlich über die 20 Jahre um jeweils ein Prozent 

gegenüber dem Vorjahr reduziert. Im ersten Jahr ergibt sich somit eine erzeugte Jahressumme 

von 1 MWh/kWpeak im zwanzigsten Jahr beträgt diese noch ca. 0,83 MWh/kWpeak (Durchschnitt: 

0,91 MWh/kWpeak). 

Zur Bewertung des Einflusses unterschiedlicher Wetterjahre wurden die Jahressummen der Jahre 

1996 bis 2015 von Deutschland als Skalierungsfaktor herangezogen [DWDi]. Die Jahressummen 

variieren zwischen ca. 996 kWh/m² und 1.197 kWh/m² und liegen im Mittel bei 1.082 kWh/m². 

Vereinfacht wurden die jährlichen PV-Profile mit Faktoren zwischen 0,996 und 1,197 skaliert. 

Zusätzlich wurden diese ihrem Wert entsprechend einmal aufsteigend und einmal absteigend sor-

tiert und dem Referenzprofil überlagert, um zu prüfen, ob eine starke Einstrahlung zu Beginn oder 

am Ende der Batterielebensdauer besonderen Einfluss auf den Ertrag haben.  
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Für den Beispielhaushalt liegt der abgezinste Ertrag über 20 Jahre unter Vernachlässigung der 

Batteriealterung und der Einspeisebegrenzung bei 2.815 €. Die Überlagerung der Wetterjahre 

(durchschnittlich: +82 kWh/m²) ohne Sortierung (1996 als erstes, 2015 als letztes Jahr) ergibt 

einen Ertrag von 2.884 €. Beginnt die Berechnung mit schwachen Wetterjahren liegt der Ertrag 

bei 2.887 € und im Falle zunächst starker Jahre bei 2.879 €. Die geringen Abweichungen scheinen 

die Vernachlässigung dieses Einflussfaktors zu rechtfertigen. Dennoch empfiehlt sich die Berück-

sichtigung des standortspezifischen Jahresertrags bei der Wirtschaftlichkeitsberechnung. Bei ei-

ner durchschnittlichen Erzeugung von 0,9 MWh/kWpeak reduziert sich der Ertrag nämlich auf 

2.717 €, wohingegen der Ertrag an strahlungsstärkeren Standorten mit 1,1 MWh/kWpeak und 

1,2 MWh/kWpeak auf 2.900 € und 2.974 € steigt. 

Da sich der Batteriespeicher überwiegend aus der Verbrauchsdeckung in den Nachtstunden fi-

nanziert, ist ein hoher Anteil des Strombezugs in der Nacht für dessen Wirtschaftlichkeit vorteil-

haft (Abbildung 4.9). Hinsichtlich der gesamten Energiekosten des Haushaltes ist der Direktver-

brauch des PV-Stroms stets die zu bevorzugende Variante. Für den Beispielhaushalt beträgt das 

Verhältnis des Energiebedarfs am Tag (06:00-17:59 Uhr) zur Nacht (18:00-05:59 Uhr) ähnlich 

wie bei den H0-Standardlastprofilen ca. 1,3 und der Batteriespeicher kann die Energiekosten um 

2.815 € auf 7.217 € reduzieren. Theoretisch ergäben sich größte Ersparnisse in Höhe von 3.445 € 

bei 100 % Energiebezug von 18:00 bis 05:59 Uhr bei gleichzeitig höchsten Gesamtkosten von 

11.617 €. Im anderen E tremfall ergäben sich erwartungsgemäß die geringsten Ersparnisse von 

1.513 € bei gleichzeitig geringsten Gesamtkosten in Höhe von 6.156 €. 

 

Abbildung 4.9: Auf Investitionszeitpunkt abgezinster Energiekosten und durch Batteriespeicher 

(BS) erzielbarer Ertrag in 20 Jahren abhängig von zwischen 06:00 Uhr und 

17:59 Uhr anfallendem Energiebedarf. 

4.4.4 Überlagerung mehrerer Lastprofile 

Teilen sich mehrere Haushalte einen Batteriespeicher, bspw. im Quartierskonzept oder in einer 

Mietervereinigung, so stellt sich die Frage, wie sich die Eigenverbrauchsquote, Autarkiegrad und 

damit auch der Ertrag aufgrund der Glättung des Lastverlaufs und der Konvergenz gegen das 

Standardlastprofil ändert. Es ist zu erwarten, dass ein homogener Lastverlauf mehrerer Haushalte 

gegenüber dem volatilen Lastprofil eines Haushaltes zu höherem Direktverbrauch des PV-Stroms 

führt und dies über einen längeren Zeitraum mit einer geringeren Auslastung sowie verminderten 

Erträgen des Batteriespeichers einhergeht.  



4 Batteriespeicher in privaten Haushalten 

68 

Um den Einfluss der Volatilität der Lastprofile zu beziffern, wurden jeweils 1.000 Berechnungen 

bei konstanten Bemessungsgrößen des Batteriespeichers und der PV-Anlage für eine unterschied-

liche Anzahl überlagerter und auf einen konstanten Jahresenergiebedarf normierter Lastprofile 

für ein Jahr durchgeführt (Abbildung 4.10). Es ist plausibel, dass die Streuung der Ergebnisse mit 

einer Homogenisierung bei zunehmender Anzahl überlagerter Lastprofile abnimmt. Sowohl mit 

als auch ohne Batteriespeicher steigen Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquote im Durchschnitt. 

Da der Effekt im Fall ohne Batteriespeicher etwas stärker ausgeprägt ist, sinkt der durchschnittli-

che Ertrag von 29,7 € bei einem Lastprofil auf 27,1 € bei 300 überlagerten Lastprofilen. Der mi-

nimale Ertrag steigt jedoch von 20,8 € auf 26,5 €. Auch wenn der durchschnittliche Ertrag mit 

abnehmender Volatilität des Lastprofils abnimmt, sind die erzielbaren Erträge, bei der Nutzung 

eines Batteriespeichers durch mehrere Haushalte auf einem räumlich begrenzten Gebiet (Gleich-

zeitigkeit der PV-Einspeisung) besser planbar. Dieser Vorteil kommt vor allem bei der Kombina-

tion von Geschäftsmodellen mit dem Batteriespeicher zum Tragen, da die zu verschiedenen Zei-

ten verfügbaren Freiheitsgrade besser prognostiziert werden können. 

 

Abbildung 4.10: ErtragX, Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquote mit und ohne Batteriespeicher 

(BS) abhängig von Anzahl überlagerter Lastprofile bei normierten Größen: Jah-

resenergiebedarf: 1.000 kWh; installierte PV-Leistung: 1 kWpeak; Nennkapazi-

tät: 1 kWh; Nennleistung: 1 kW. 

4.4.5 Elektrofahrzeug und Wärmepumpe als zusätzliche Lasten 

Abhängig von der individuellen Erzeugungs- und Bedarfssituation von Haushalten wirkt sich die 

Erhöhung der Eigenverbrauchsquote durch Zusatzverbraucher unterschiedlich auf die Wirtschaft-

lichkeit von Batteriespeichern aus. Untersuchungen in [Uhr15a] und [Uhr15d] für eine Vielzahl 

                                                      
X Vernachlässigung veränderter Umlagepflichten bei der Überlagerung mehrerer Lastprofile. 
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an Haushalten haben gezeigt, dass sich die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern in Haushalten 

mit hohem Energieüberschuss bei einheitlichen Strombezugspreisen tendenziell verbessert, wenn 

ein zusätzliches Elektrofahrzeug geladen wird. Dies ist auf den Energiebedarf des Elektrofahr-

zeugs in den Abend- und Nachtstunden zurückzuführen, den der Batteriespeicher zusätzlich 

deckt. Für Haushalte, in denen der Energiebedarf die Erzeugung deutlich übersteigt, verschlech-

tert sich die Wirtschaftlichkeit in der Regel, da das Elektrofahrzeug den Direktverbrauch erhöht, 

sodass sich der Energiedurchsatz des Batteriespeichers reduziert. Auch wenn sich die Wirtschaft-

lichkeit des Batteriespeichers verschlechtert, ist der Direktverbrauch für Haushalte stets anzustre-

ben, sobald die Einspeisevergütung signifikant unter dem Niveau des für das Elektrofahrzeug 

geltenden Stromtarifs liegt. Dieser Einfluss kann auch bei unterschiedlicher Speicherkapazität für 

den Beispielhaushalt beobachtet werden (Abbildung 4.11).  

 

Abbildung 4.11: Auf Investitionszeitpunkt abgezinster Ertrag in 20 Jahren von 1 kW Batterie-

speichern bei unterschiedlicher Kapazität und verschiedenen Kombinationen 

aus Last (L), Elektrofahrzeug (EV) und Wärmepumpe (HP) für den Beispiel-

haushaltXI. 

Bei kleinen Kapazitätswerten wirkt sich der höhere Eigenverbrauchsanteil am Tage eher negativ 

aus, während der Batteriespeicher mit großen Kapazitätswerten vom Energiebezug in der Nacht 

profitiert. Aufgrund des geringen Mehrertrages des Batteriespeichers bei zusätzlichem Elektro-

fahrzeug, ergibt eine großzügigere Dimensionierung im zugrundeliegenden Szenario der Strom-

preisentwicklung für den Beispielhaushalt aus rein ökonomischen Gesichtspunkten keinen Sinn, 

da der spezifische Mehrertrag geringer als die kapazitätsbezogenen Kosten ist (Tabelle 4.2: P9). 

Die gleiche Aussage lässt sich auch für die Anpassung der Batteriewechselrichterleistung an die 

Ladeleistung des Fahrzeuges treffen. Im Maximum ist eine Ertragssteigerung von 1.193 € bei 

einer Kapazität von 10 kWh und einem Wechsel von 1 kW auf 2 kW möglich. In allen anderen 

Szenarien, v.a. bei kleineren Kapazitätswerten, sind die Zusatzkosten erst bei stark gesunkenen 

Leistungspreisen der Wechselrichter zu rechtfertigen.  

                                                      

XI Für Wärmepumpe und Elektrofahrzeug wird kein vergünstigter Stromtarif für abschaltbare Las-

ten gemäß § 14a EnWG [EWG16] berücksichtigt. Dessen Berücksichtigung führt zu einer weite-

ren Verringerung der durch den Einsatz eines Batteriespeichers erzielbaren Erträge. 
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Im Gegensatz zum Elektrofahrzeug ist der Einfluss der zusätzlichen elektrischen Wärmepumpe 

sehr gering, da der Hauptenergiebedarf überwiegend im Winterhalbjahr anfällt und der Batterie-

speicher im gleichen Zeitraum aufgrund geringerer Erzeugungsleistung der PV-Anlage weniger 

stark ausgelastet ist. So sinkt der Ertrag des Batteriespeichers im Beispielhaushalt für alle be-

trachteten Kapazitätswerte gegenüber dem Fall ohne Wärmepumpe nur geringfügig (Abbil-

dung 4.11). Demgegenüber steigt der Ertrag der PV-Anlage durch den erhöhten Eigenverbrauch 

ohne Batteriespeicher (Tabelle 4.2: P5).  

Tabelle 4.2: Kosten Vergütungen und Erträge mit und ohne 1 kW/5 kWh Batteriespeicher (BS)*. 

Posten Kosten, Vergütungen, Erträge L L+EV L+HP L+EV+HP 

P1 Energiekosten ohne PV in € 24.706 40.816 51.680 67.790 

P2 Energiekosten mit PV ohne BS in € 16.734 30.492 42.733 56.592 

P3 Vergütung mit PV ohne BS in € 6.715 5.871 6.363 5.555 

P4=P1-P2+P3 Ertrag der PV-Anlage in € 14.687 16.195 15.310 16.754 

P5 Ertrag der PV-Anlage in €/kWpeak 2.670 2.945 2.784 3.046 

P6 Energiekosten mit PV mit BS in € 11.298 24.910 37.608 51.359 

P7 Vergütung mit PV mit BS in € 4.588 3.681 4.362 3.507 

P8=(P2-P6)-(P3-P7) Ertrag des BS in € 3.309 3.392 3.123 3.184 

P9 Ertrag des BS in €/kWh 662 678 625 637 
              *Kalkulationszins: 2 %; Vergütung: 0,12 €/kWh; Strompreis: 0,28 €/kWh (+2 %/a); Laufzeit: 20 a 

4.4.6 Einfluss der Strompreissteigerung und des Kalkulationszinses 

Die Strompreisentwicklung entscheidet maßgeblich über die Rentabilität der Investition in einen 

Batteriespeicher. Im Referenzszenario sowie anderen Szenarien in Abbildung 4.12 wird mit einer 

konstanten Strompreissteigerung und einem festen Kalkulationszins gerechnet. Bei einer hohen 

Strompreissteigerung von 5 %/a, was in etwa der durchschnittlichen Änderungsrate der letzten 

zehn Jahre entspricht (vgl. Kapitel 5.1), profitiert der Batteriespeicher vor allem von hohen 

Erträgen in den letzten Betriebsjahren des betrachteten Zeitraums von 20 Jahren. Ein erhöhter 

Kalkulationszins führt hingegen zu einer stärkeren Abwertung zukünftiger Erträge. Der Ertrag 

des Batteriespeichers berechnet sich nach dem Opportunitätskostenprinzip [GABi]. Sind auf das 

alternativ (zur Investition in den Batteriespeicher) angelegte Kapital nur geringe Zinserträge 

möglich, so können zu Gunsten der Investitionsentscheidung kleinere Werte für den Kalkulations-

zins angesetzt werden. 

Zusätzlich ist in Abbildung 4.12 der Ertrag des Batteriespeichers auf Basis der Strompreis-

entwicklung der Energiereferenzprognose aus [PRO14] dargestellt (Tabelle 4.3). Dort wird ein 

Sinken des realen Strompreises aufgrund der abnehmenden EEG-Umlage ab dem Jahr 2025 prog-

nostiziert. Die Degression wird durch die Inflationsrate von 2,3 % bis 2030 und 2,2 % ab 2030 

kompensiert, sodass der nominale Strompreis kontinuierlich mit unterschiedlicher Rate steigt. Im 

Jahr 2015 beträgt die Abweichung des nominalen Strompreises gegenüber dem Szenario mit einer 

Steigerungsrate von 5 %/a +2,3 Ct/kWh und 2025 -2,7 Ct/kWh (Durchschnittliche Abweichung 

von 2015 bis 2025 +0,1 Ct/kWh). Durch die sinkenden EEG-Umlage liegt die Steigerungsrate ab 

2025 bis 2030 unter 0,4 %/a (vgl. Abbildung 5.3), wodurch sich im zwanzigsten Jahr (2034) eine 

maximale Abweichung in Höhe von -23,4 Ct/kWh ergibt (Durchschnitt von 2026 bis 
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2034: -14,1 Ct/kWh). Dies führt dazu führt, dass der Ertrag aufgrund der verringerten Einsparun-

gen in den letzten Jahren gegenüber dem Szenario mit 5 % jährlicher Strompreissteigerung bspw. 

bei einem Kalkulationszins von 2 % um 1.046 € auf 3.531 € sinkt.  

Die Ergebnisse verdeutlichen, dass der Ertrag eines Batteriespeichers vergleichsweise hoch aus-

fällt, wenn der Berechnung eine hohe Strompreissteigerung zugrunde gelegt werden. Entspre-

chend sinken die erzielbaren Erträge bei langsam steigenden oder stagnierenden Strompreisen. 

Zur transparenten Einschätzung der Wirtschaftlichkeit eines Batteriespeichers, empfiehlt sich da-

her stets die Berücksichtigung alternativer Strompreisentwicklungspfade. Wie dieser Faktor das 

Marktpotential privater Batteriespeicher bis 2030 beeinflusst wird in Kapitel 5 beziffert.  

 

Abbildung 4.12: Auf Investitionszeitpunkt abgezinster Ertrag in 20 Jahren bei unterschiedlicher 

Strompreisentwicklung und verschiedenen Kalkulationszinssätzen für den Bei-

spielhaushalt. 

Tabelle 4.3: Realer und nominaler Strompreis für Haushaltskunden nach [PRO14]. 
 Referenzprognose Trendszenario 

 2011 2020 2025 2030 2040 2050 

Realer Strompreis in €2011/MWhXII 259 292 312 284 276 268 

Nominaler Strompreis in €/MWh 259 358 429 437 529 636 

4.4.7 Degradation 

In den vorangegangenen Simulationen werden zur besseren Vergleichbarkeit lediglich eine kon-

stante Selbstentladung und eine belastungsunabhängige kalendarische Degradation der Batterie 

nach Gleichung (4.16) berücksichtigt, um die erzielbaren Erträge innerhalb der von einigen Her-

stellern angegebene Lebensdauer von 20 Jahren zu berechnen. Es ist zu erwarten, dass Batterie-

speicher unterschiedlicher Kapazität aufgrund variierender Entladetiefe und Ladezustände ver-

schieden degradieren.  

Wird das Alterungsmodell inklusive der Parameter gemäß Kapitel 4.1.2 implementiert, so ist für 

einen Batteriespeicher im Beispielhaushalt aus Kapitel 3.2 das Lebensdauerende nach maximal 

16,6 Jahren erreicht (Abbildung 4.13 (a)). Da Batteriespeicher mit geringerer Kapazität bei sonst 

gleichen Randbedingungen bei höheren Entladetiefe zyklisiert werden (Abbildung 4.13 (b)), er-

reichen diese gegenüber größeren Systemen schneller das Ende ihrer Lebensdauer. Passt man das 

                                                      
XII Mit der Schreibweise €2011/MWh wird der inflationsbereinigte, nominale Strompreis für das 

Bezugsjahr 2011 angegeben.  
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zyklische Alterungsmodell so an, dass 10.000 Vollzyklen (Gleichung (4.10): υcyc=10.000) mög-

lich sind, so erreichen größer dimensionierte Batteriespeicher das angestrebte Lebensdauerende 

von 20 Jahren. Wie bereits in Kapitel 4.1.2 beschrieben, wird die Alterung innerhalb eines Inter-

valls in Anlehnung an [Mag09] durch das Maximum aus zyklischer und kalendarischer Alterung 

bestimmt. Da der Batteriespeicher mit geringerer Zyklenfestigkeit (5.000 Vollzyklen) bei sonst 

gleicher Belastung eine stärkere Degradation erfährt, ist der Einfluss der zyklischen Alterung im 

implementierten Modell dominanter (Abbildung 4.14).  

 

Abbildung 4.13: Lebensdauer von Batteriespeichern unterschiedlicher Kapazität und Zyklenfes-

tigkeit (a) und äquivalente Vollzyklen bis zum Lebensdauerende (b). 

 

Abbildung 4.14: Verlauf des kumulierten Alterungsfaktors eines 5 kWh Batteriespeichers bei un-

terschiedlichen Vollzyklen (FC) (EoL bei Alterungsfaktor 1). 

Die Alterung des Batteriespeichers beeinflusst die Wirtschaftlichkeit in zwei wesentlichen Punk-

ten. Zunächst verschlechtert sich die Effizienz des Systems über die Laufzeit, was sich letztend-

lich im verringerten Autarkiegrad widerspiegelt. Wird durch die Degradation das EoL-Kriterium 

früher erreicht, so kann der Batteriespeicher aufgrund verkürzter Lebensdauer in den verlore-

nen Betriebsjahren keinen Ertrag erwirtschaften. Im zugrundeliegendem Szenario unter Annahme 

einer konstanten Strompreissteigerung von 2 %/a verringert sich der Ertrag aufgrund verkürzter 

Lebensdauer bei einer Zyklenfestigkeit von 5.000 Vollzyklen im Fall kleiner Batteriekapazitäten 
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um über 50 % (Abbildung 4.15). Da Batteriespeicher größerer Kapazitäten bei sonst gleichen Ge-

gebenheiten eine reduzierte zyklische Alterung erfahren als jene kleinerer Kapazität, erreichen 

diese ihr Lebensdauerende später, wodurch sich relative Ertragsunterschiede gegenüber dem Fall 

ohne Degradation reduzieren. 

 

Abbildung 4.15: Ertrag des Batteriespeichers ohne und mit Degradation bei unterschiedlichen 

Vollzyklen (FC).  

4.4.8 Laufzeit und Effizienz 

Batteriespeicher unterschiedlicher Technologie unterscheiden sich neben der Preisstruktur vor al-

lem in der Lebensdauer und Effizienz. In [Uhr16c] wurden beispielweise Lithium-basierte Batte-

riesysteme mit Vanadium Redox Flow Batterien (VFRB) für den Heimspeichermarkt verglichen, 

mit dem Ergebnis, dass die Systemeffizienz für die Wirtschaftlichkeit maßgebend ist, sofern sich 

die Laufzeiten der Systeme nicht unterscheiden. Damit kompensieren Lithium-basierte Systeme 

Vorteile der VRFB (z.B.: größere nutzbare Kapazität bei gleicher Bruttokapazität). Weiterhin sind 

Bleibatterien auf dem Heimspeichermarkt verfügbar, die geringere Effizienz und Lebenserwar-

tung aufweisen. Diese Nachteile können in manchen Fällen durch einen günstigeren Anschaf-

fungspreis kompensiert werden. Zuletzt wird die DC-Ankopplung der Batterie an die PV-Anlage 

mit höheren Wirkungsgraden beworben, sodass ein Blick auf die beiden Einflussfaktoren Effizi-

enz und Laufzeit lohnt.  

Der Einfluss der Laufzeit und des Wirkungsgrades auf den Ertrag wird anhand eines vereinfach-

ten Speichermodells beziffert (Abbildung 4.16). Das Modell berücksichtigt lediglich einen kon-

stanten Lade- und Entladewirkungsgrad, wodurch ladezustands- und leistungsabhängige Wir-

kungsgrade vernachlässigt werden. Für den Beispielhaushalt liegt der durchschnittliche Gesamt-

Wirkungsgrad im Betrieb mit dem Originalmodell bei 86,6 %. Dieser resultiert aus einem durch-

schnittlichen Systemwirkungsgrad beim Laden und Entladen von ca. 93 %. Verglichen mit dem 

vereinfachten Modell liegt die relative Abweichung in den betrachteten Fällen stets unter einem 

Prozent. In erster Näherung ergibt sich bei konstanter Laufzeit von 20 Jahren eine wirkungs-

gradabhängige Ertragssteigerung von 81,72 € pro Prozentpunkt (15 Jahre: 61,46 € pro Prozent-

punkt; 10 Jahre: 41,40 € pro Prozentpunkt). Eine auf dem Markt verfügbare Bleibatterie mit einer 

Lebensdauer von 10 Jahren und einem Wirkungsgrad von 82 % käme in zugrundeliegendem Sze-

nario auf einen Ertrag von ca. 1.091 €, während die Lithiumbatterie des gleichen Herstellers mit 

einer Lebensdauer von 18 a und einem Wirkungsgrad von 92 % 2.866 € erwirtschaftet. Sofern 
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der Gesamtsystempreis der Bleibatterie mehr als 1.775 € günstiger ist und bauliche Vorausset-

zungen gemäß DIN EN 50272-2 [DIN01] erfüllt werden (v.a. gesteigerte Anforderungen an Be-

lüftung), wäre die Bleibatterie zu bevorzugen.  

 

Abbildung 4.16: Auf Zeitpunkt der Investitionsentscheidung abgezinster Ertrag für den Beispiel-

haushalt mit 1 kW/5 kWh Batteriespeicher bei unterschiedlicher Laufzeit und 

variierendem Systemwirkungsgrad (e := relative Abweichung zwischen verein-

fachtem und detailliertem Modell). 

4.4.9 Weitere Einflussfaktoren 

Der Einfluss der PV-Anlagen-Ausrichtung wurde in [Wen14] untersucht, mit dem Ergebnis, 

dass der Autarkiegrad nur geringfügig mit dem Azimutwinkel (Ost-West-Ausrichtung) variiert 

(-2 Prozentpunkte gegenüber Optimum bei gleichem Neigungswinkel). Der Neigungswinkel hat 

in einem weiten Bereich um den optimalen Winkel ebenfalls nur geringen Einfluss. In dem in 

[Wen14] dargestelltem Fall sinkt der Autarkiegrad von 56 % im Optimum auf minimal 45 % 

(Azimutwinkel: 90°; Neigungswinkel: 90°). Im Bereich, in dem Dachneigungen in der Praxis 

normalerweise liegen, ist diesem Einflussfaktor bei der Wirtschaftlichkeitsberechnung geringere 

Bedeutung beizumessen. Bei überwiegendem Energiebedarf in den Morgen- und Abendstunden 

kann eine PV-Anlage mit Ost-West-Ausrichtung aufgrund der veränderten Einspeisecharakteris-

tik gegenüber der Südausrichtung vorteilhaft sein.   

Eine hohe zeitliche Auflösung der Simulation ist generell wünschenswert, um die Realität mög-

lichst genau abzubilden. Zunächst werden mit sinkender zeitlicher Auflösung Leistungsspitzen in 

den Erzeugungs- und Lastprofilen, welche beispielsweise die Nennleistung des Batteriewechsel-

richters übersteigen, unterschätzt, was zu einer Überschätzung der Eigenverbrauchsquote und des 

Autarkiegrades führt. In [FFE14] wird dieser Einfluss für Simulationszeiten von 10 s bis 30 min 

untersucht, mit dem Ergebnis, dass beim Übergang vom Sekunden- in den Minutenbereich die 

größte Änderungsrate des Autarkiegrades bei einfachen Ladestrategien zu beobachten ist. Die 

Überschätzung des Autarkiegrades kann anhand der Darstellungen in [FFE14] auf etwa zwei bis 

vier Prozentpunkte eingegrenzt werden. [Ste15] stellt die Abweichungen aufgrund der gröberen 

Auflösung detaillierter dar. In einzelnen Intervallen wird die Eigenverbrauchsquote beim Ver-

gleich einer Auflösung von 15 s mit 15 min um fünf bis zehn Prozent überschätzt. In Ergänzung 

dazu vertieft [Cao14] den Einfluss der zeitlichen Auflösung auf den Eigenverbrauch in Haushal-

ten. Mit der Simulation bei höherer zeitlicher Auflösung muss eine deutlich höhere Simulations-

dauer in Kauf genommen werden. Gerade wenn viele Parametervariationen durchgeführt werden, 
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ist dies praktisch nicht umsetzbar. Dabei stellt die Datenlage ein weiteres Problem dar. Für Ein-

zelfallbetrachtungen sind mit [HTWi] und [KALi] Haushaltslastprofile und Strahlungsdaten in 

einsekündiger Auflösung verfügbar. 

Bei höherer zeitlicher Auflösung kann jedoch das Reaktionsvermögen der Batteriespeicher be-

rücksichtigt werden. In [RWT16] werden die Ergebnisse der Vermessung von unterschiedlichen 

Speichersystemen im Labor präsentiert. Die Systeme weisen eine Totzeit von weniger als einer 

Sekunde bis hin zu 13 s auf, die gesamte Ausregeldauer beläuft sich meist auf wenige Sekunden, 

im Maximum jedoch auf 120 s. [Wen15] bewertet den Einfluss verschiedener Reaktionszeiten 

am Beispiel eines Referenzsystems mit 5 kWpeak PV-Leistung und 5 kWh Speicherkapazität. Aus-

gehend von einem Netzbezug 2.238 kWh/a und einer Einspeisung von 2.059 kWh/a im Idealfall, 

erhöhen sich beide Werte bei einer angenommenen Totzeit von 5 s um jeweils 90 kWh/a. Bei 

einer Vergütung von 0,12 €/kWh und einem Strompreis von 0,28 €/kWh sinkt der Ertrag um 

14,40 €/a.  

Motiviert durch die nötige Abregelung von PV-Anlagen im kombinierten Einsatz mit Batterie-

speichern sind alternative Betriebsstrategien sinnvoll, mit denen das Gesamtsystem durch Ver-

minderung der Abregelungsverluste möglichst wirtschaftlich betrieben werden kann. Erschwert 

wird dies durch die Prognoseungenauigkeit von Last- und Erzeugungsprofilen. In [Sie15] werden 

verschiedene Ansätze aus der Literatur gegenübergestellt und mit der Referenz des direkten La-

dens und Entladens verglichen. Der Vergleich umfasst einen zeitgesteuerten Ansatz der Batte-

rieladung, Ansätze zur dynamischen Einspeisebegrenzung, eine Methode der Spitzenkappung mit 

historischen Profilverläufen inklusive einer PI-Regler basierten Anpassung des Sollprofils und 

zuletzt eine Kaskadenregelung unter Berücksichtigung von Spannungswerten im Netz. Bei einer 

Einspeisebegrenzung von 60 % reduziert sich der Autarkiegrad gegenüber dem Referenzfall im 

schlechtesten Fall um 3,91 % bis bestenfalls 1,49 %. Dagegen können Abregelungsverluste von 

zuvor 3,53 % auf 0,49 % bis 0,35 % reduziert werden. In [HTW16] wird der Einfluss bei einer 

Einspeisebegrenzung von 50 % untersucht, mit dem Ergebnis, dass sich die Abregelungsverluste 

ausgehend vom einfachen Laden von durchschnittlich 8 % um durchschnittlich 6 Prozentpunkte 

reduzieren lassen. Gute Ergebnisse werden vor allem dann erzielt, wenn eine mehrfache Anpas-

sung des Fahrplans auf Basis aktualisierter Prognosen erfolgt. Die Güte der Betriebsstrategie 

hängt immer mit der Prognosegüte zusammen. Sollen über die Eigenversorgung hinaus Freiheits-

grade des Systems vermarktet werden und die Degradation im Betrieb des Batteriespeichers Be-

rücksichtigung finden, ist eine Fahrplanprognose auf Basis von Last- und Erzeugungsprognosen 

unabdingbar. Das Potential zur Optimierung der Strombezugskosten eines Haushaltes unter Be-

rücksichtigung der Batteriedegradation wird daher in Kapitel 6.4 beziffert.  

4.5 Ausnutzung des Batteriespeichers bei einfacher 

Eigenverbrauchsoptimierung  

Die Ausnutzung des Batteriespeichers im Beispielhaushalt hängt von dessen Auslegung ab. Zwar 

werden kleinere Systeme stärker zyklisiert (Abbildung 4.17 (a)), was sich positiv auf deren Wirt-

schaftlichkeit auswirkt, jedoch haben diese vergleichsweise geringe Betriebszeiten im Jahresver-

lauf (Abbildung 4.17 (b), (c)). Die maximalen Betriebsstunden belaufen sich für Systeme mit gro-

ßen Kapazitätswerten auf 4.337 h. Das bedeutet, dass sich der Batteriespeicher bei einer maximal 
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nutzbaren Kapazität von 10 kWh höchstens zu 50 % des Jahres im Einsatz befindet, kleinere Sys-

teme liegen noch deutlich darunter. Dabei befinden sich die unterschiedlich dimensionierten Sys-

teme bei den untersuchten Auslegungsvarianten zu 41 % bis 67 % des Jahres bei sehr geringen 

Ladezuständen und sind zu 9 % bis 23 % der Zeit vollgeladen (Abbildung 4.18).  

 

Abbildung 4.17: Äquivalenten Vollzyklen, Volllaststunden und Betriebsstunden für den Beispiel-

haushalt bei unterschiedlicher Batteriekapazität und Wechselrichterleistung. 

Tabelle 4.4 schlüsselt die geladene Energie nach Tageszeiten und Monaten auf. Daraus geht her-

vor, dass der Batteriespeicher im einstrahlungsstarken Halbjahr von April bis September mit 61 % 

des Energieumsatzes am stärksten beansprucht wird, die Wintermonate mit den verbleibenden 

39 % trotzdem einen nicht zu vernachlässigenden Anteil am Gesamtenergieumsatz leisten. Ver-

gleicht man zusätzlich die durchschnittlichen Ladezustände in Tabelle 4.4, so sind größere saiso-

nale Unterschiede mit 53 % zu 18 % beim Vergleich des Sommerhalbjahres mit dem Winterhalb-

jahr zu beobachten. Aufgrund der geringeren PV-Einstrahlung kann der Batteriespeicher in den 

Wintermonaten nicht an allen Tagen vollgeladen werden und verweilt in den Nächten längere 

Zeit bei geringem Ladezustand. Im Gegensatz dazu verweilt der Batteriespeicher beim einfachen 

Laden in den Sommermonaten lange Zeit bei hohem Ladezustand, was eine übermäßige kalenda-

rische Alterung der Batteriezellen bewirkt. Die verbesserte Auslastung im Winter und die Ver-

minderung der kalendarischen Degradation aufgrund des Verweilens bei hohen Ladezuständen 

im Sommer sollte im Interesse des Kunden liegen. Im Winterhalbjahr bietet sich zur besseren 
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Auslastung des Batteriespeichers das an die erhöhte Windeinspeisung angepasste Laden anXIII. 

Demgegenüber geht das verzögerte Laden zur Verminderung der hohen PV-Einspeisung zur Mit-

tagszeit im Sommerhalbjahr mit der erwünschten Verminderung des mittleren Ladezustandes ein-

her (vgl. Kapitel 6.5). 

  

Abbildung 4.18: Häufigkeit niedriger und hoher Ladezustände in Abhängigkeit der Leistung und 

Kapazität des Batteriespeichers für den Beispielhaushalt. 

Tabelle 4.4: Prozentualer Anteil geladener und entladener Energie sowie durchschnittlicher La-

dezustand zu verschiedenen Tageszeiten und Monaten für den Beispielhaushalt mit 

einem 2 kW/5 kWh Batteriespeicher. 
 

Uhrzeit 
Monat 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 Σ (Ø*) 

Anteil geladener  

Energie in % 

00:00-05:59 0 0 0 0 1 1 1 1 0 0 0 0 4 

06:00-11:59 3 6 8 9 9 8 7 9 8 7 5 3 82 

12:00-17:59 1 2 1 2 1 1 1 1 1 1 1 1 14 

18:00-23:59 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Σ 4 7 9 11 12 10 9 10 10 8 6 4 100 

Anteil entladener  

Energie in % 

00:00-05:59 0 0 0 1 2 3 2 2 2 0 0 0 12 

06:00-11:59 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2 

12:00-17:59 3 3 2 1 1 0 0 0 2 3 3 3 22 

18:00-23:59 1 5 7 8 8 7 6 7 6 5 3 1 63 

Σ 4 7 9 11 11 10 9 10 10 8 6 4 100 

Mittlerer 

Ladezustand in % 

00:00-05:59 0 0 0 2 10 22 24 16 6 1 0 0 7* 

06:00-11:59 7 16 33 45 66 73 62 60 35 24 13 6 37* 

12:00-17:59 25 57 71 85 93 98 86 88 74 56 43 21 66* 

18:00-23:59 3 14 23 44 56 70 64 59 41 20 11 1 34* 

Ø 9 22 32 44 56 66 59 56 39 25 17 7 36* 

                                                      
XIII Laut Stromerzeugungsdaten aus [FRAi] betrug die Windeinspeisung von Januar bis März und 

Oktober bis Dezember im Jahr 2016 62 %, die PV-Einspeisung im gleichen Zeitraum 23 % des 

jeweiligen Gesamtertrages. 
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4.6 Berechnung der optimalen Batteriekapazität  

Der vorgestellte Ansatz verfolgt das Ziel, beruhend auf den in Kapitel 4.3 und Kapitel 4.4 darge-

stellten Simulationen, alle Variablen außer den technischen Parametern des Batteriespeichers ver-

änderlich zu halten und in Abhängigkeit des aus dem Modell resultierenden Autarkiegrades und 

der Eigenverbrauchsquote die wirtschaftlich optimale Kapazität analytisch zu berechnenXIV. Ein 

in [P3E15b] präsentierter und auf [Mos15] beruhender Ansatz, gibt unter Vernachlässigung sämt-

licher Kosten mit CBat = 0,5⋅min(WL, WPV)/365 eine stark vereinfachte Formel zur Abschätzung 

einer sinnvollen Batteriespeicherkapazität für Haushalte an. [Wen14] hingegen gibt auf Basis von 

umfangreichen Simulationen eines Haushaltes in Form von Diagrammen Richtwerte, die auf 

Marktszenarien beruhen. Auch hier können veränderte Rahmenbedingungen nicht weiter berück-

sichtigt werden. [Mag16] optimiert mittels eines genetischen Algorithmus das Gesamtsystem be-

stehend aus PV-Anlage und Batteriespeicher unter Berücksichtigung vieler Freiheitsgrade. Der 

Ansatz ist hinsichtlich der Eingabeparameter sehr flexibel. Eine Reproduktion von Ergebnissen 

erfordert jedoch immer die Simulation und kann nicht analytisch gelöst werden.  

Zur Berechnung der optimalen Batteriekapazität eines Haushaltes werden als Eingangsgrößen der 

jährliche Energiebedarf WL kWh, die installierte PV-Leistung PrPV, die Parameter aus dem im Fol-

genden beschriebenen Fitting und ein definiertes Marktszenario benötigt. Wie in Kapitel 4.4.2 

dargestellt, sind in den meisten Fällen kleine Bemessungsleistungen für den Batteriewechselrich-

ter zu bevorzugen. Außerdem ist ein Vergleich von maximal fünf Leistungswerten schnell zu 

bewerkstelligen, weshalb die Auswertung bei jeweils einer konstanten Leistung des Batterie-

wechselrichters durchgeführt wird. Die Berechnungsvorschrift zur Bestimmung der optimalen 

Kapazität verliert durch die Reduktion um eine Dimension deutlich an Komplexität.  

Zur Ermittlung der optimalen Kapazität eines Wertepaares, bestehend aus installierter PV-Leis-

tung und Jahresenergiebedarf, erfolgt im ersten Schritt eine Annäherung des durchschnittlichen 

Autarkiegrades ag(CrBat) und der durchschnittlichen Eigenverbrauchsquote eq(CrBat) in Abhängig-

keit von der nutzbaren Kapazität CrBat bei konstanter Wechselrichterleistung (Abbildung 4.19 und 

Tabelle 4.5):  

𝑎𝑔(𝐶rBat) = 1 −
𝑊G2L kWh(𝐶rBat)

𝑊L kWh
= 𝛼1 ⋅ e

−𝛼2⋅CrBat + 𝛼3 ⋅ CrBat + 𝛼4, (4.33) 

𝑒𝑞(𝐶rBat) = 1 −
𝑊PV2G kWh(𝐶rBat)

𝑊PV kWh
 = 𝜖1 ⋅ e

−𝜖2⋅CrBat + 𝜖3 ⋅ CrBat + 𝜖4. (4.34) 

Beste Fittingergebnisse konnten durch die an Erzeugungs- und Verbrauchsverhältnis angepasste 

individuelle Begrenzung der Kapazität auf  

Cmax≤max(min (
WL kWh
1.000

,PrPV ⋅1h) ,2 kWh), (4.35) 

                                                      
XIV Die aus den Simulationen resultierenden Werte für Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquotient 

sowie Parameter des im Folgenden dargestellten Fittings werden unter [Uhric] frei zur Verfügung 

gestellt. 
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erzielt werden. Um die Zahl benötigter Parameter zu reduzieren und die analytische Berechnung 

der optimalen Kapazität zu ermöglichen, wurde 𝛼2 = 𝜖2 gesetzt, was auch durch die sehr gute 

Korrelation von Eigenverbrauchsquote und Autarkiegrad, aufgrund der gleichen Bezugsgröße im 

Zähler, zu rechtfertigen ist (Abbildung 4.19). Die Anpassung an die Originaldaten kann das Er-

gebnis in zweierlei Hinsicht beeinflussen. Einerseits kann es zur Über- oder Unterschätzung des 

Ertrages in Gleichung (4.37) kommen. Weiterhin ist eine Verschiebung des Optimums in Glei-

chung (4.46) möglich, was zu einer Fehlentscheidung zu Gunsten eines Speichers führt, der ge-

genüber dem Optimum eine zu kleine oder große Kapazität vorweist. Mit den Parametern aus 

Tabelle 4.5 und den Angaben in Kapitel 4.2 wird der Ertrag für den Beispielhaushalt um maximal 

7,9 % und ca. 130 € überschätzt (Abbildung 4.19 (c)). In vielen Fällen haben die Abweichungen 

jedoch nur geringen Einfluss auf das Ergebnis (Abbildung B.5).  

 

Abbildung 4.19: Vergleich von Autarkiegrad (a), Eigenverbrauchsquote (b) und Ertragsabwei-

chung im Referenzszenario (c) bei 70 % Einspeisebegrenzung und PrBat = 1 kW.  

Tabelle 4.5: Parameter der Gleichungen (4.33) und (4.34) für den Beispielhaushalt aus Kapitel 3.2 

(vgl. Tabelle C.2). 
Funktionsparameter α1 α2 = 𝜖2 α3 α4 ϵ1 ϵ3 ϵ4 

Wert -0,33946 0,29232 0,00840 0,66051 -0,33968 0,00923 0,66196 

Durch Verwendung der installierten PV-Leistung PrPV mit einem spezifischen Stromertrag von 

1.000 kWh/kWpeak und des Jahresenergiebedarfs WL kWh als Eingangsgrößen ändert sich der An-

satz zur Berechnung des Ertrages aus Gleichung (4.32) in  

𝐸(𝐶rBat)

=∑[𝑊L kWh ⋅ (𝑎𝑔(𝐶rBat) − 𝑎𝑔(0)) ⋅ 𝑐G2L ⋅ (1 + 𝑧G2L)
𝑡−1

20

𝑡=1

− 1.000
kWh

kWpeak
 (1 − 𝛿)𝑡−1 ⋅ 𝑃rPV ⋅ (𝑒𝑞(𝐶rBat) − 𝑒𝑞(0)) ⋅ 𝑐PV2G] ⋅ (1 + 𝑧k)

−𝑡 

(4.36) 
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In Gleichung (4.36) wird mit δ die Degradationsrate der PV-Anlage berücksichtigt. Durch Um-

schreiben der geometrischen Reihe wird aus Gleichung (4.36) 

𝐸(𝐶rBat)

= (𝑊L kWh ⋅ 𝑐G2L ⋅ (
(1 + 𝑧G2L)

20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝑧G2L − 𝑧k)

−
1

𝑧G2L − 𝑧k
)

⏟                        
𝔸

)

⋅ (𝑎𝑔(𝐶rBat) − 𝑎𝑔(0))

− (1.000
kWh

kWpeak
𝑃rPV ⋅ 𝑐PV2G (

1

𝛿 + 𝑧k
−

(1 − 𝛿)20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝛿 + 𝑧k)

))

⋅ (𝑒𝑞(𝐶rBat) − 𝑒𝑞(0)), 

(4.37) 

wobei zG2L ≠ zk (siehe Anhang A). Für zG2L = zk gilt 𝔸 = 20/(1+zk). Da δ > 0 und zk > 0 entfällt die 

Fallunterscheidung. Sind Autarkiegrad und Eigenverbrauchsquotient beispielsweise aus Portalen 

von Herstellern bekannt, kann mit Gleichung (4.37) der zu erwartende Ertrag abgezinst auf den 

Zeitpunkt der Investitionsentscheidung berechnet werden. Zur weiteren analytischen Berechnung 

der optimalen Kapazität werden Gleichungen (4.33) und (4.34) in (4.37) eingesetzt und es gilt:  

𝐸(𝐶rBat)

= (𝑊L kWh ⋅ 𝑐G2L ⋅ (
(1 + 𝑧G2L)

20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝑧G2L − 𝑧k)

−
1

𝑧G2L − 𝑧k
))

⋅ (𝛼1 ⋅ e
−𝛼2⋅𝐶rBat + 𝛼3 ⋅ 𝐶rBat − 𝛼1)

− (1.000
kWh

kWpeak
𝑃rPV ⋅ 𝑐PV2G (

1

𝛿 + 𝑧k
−

(1 − 𝛿)20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝛿 + 𝑧k)

))

⋅ (𝜖1 ⋅ e
−𝜖2⋅𝐶rBat + 𝜖3 ⋅ 𝐶rBat − 𝜖1). 

(4.38) 

Um die Wirtschaftlichkeit möglicher Systemauslegungen mit unterschiedlichen Wechselrichter-

leistungen PrBat und Kapazitäten CrBat zu bewerten wird der Kapitalwert K0 eingeführt, der sich 

aus dem Ertrag E abzüglich der Anfangsinvestitionskosten ℐ0, der Betriebskosten KBetrieb und der 

Ersatzinvestitionen für den Wechselrichter ℐErsatz berechnet: 

𝐾0(𝐶rBat, 𝑃rBat)
= 𝐸(𝐶rBat, 𝑃rBat) − ℐ0(𝐶rBat, 𝑃rBat) 

         −𝐾Betrieb(𝐶rBat, 𝑃rBat) − ℐErsatz(𝑃rBat).  

(4.39) 

Die Anfangsinvestitionskosten berechnen sich mit leistungs- und kapazitätsbezogenen Kosten ckW 

und ckWh gemäß Gleichung (4.40). Die Betriebs- und Wartungskosten werden in der Regel mit 

zBetrieb bezogen auf die Anfangsinvestitionskosten angegeben (Gleichung (4.41)). Die Investiti-

onskosten für den Tausch des Wechselrichters nach bspw. zehn Jahren berechnen sich gemäß 

Gleichung (4.42) . In Gleichung (4.42) wird mit zckw der durchschnittliche Rückgang der leis-

tungsbezogenen Kosten und mit rWR der Anteil des Wechselrichters an diesen Kosten zum Zeit-

punkt tErsatz des Austauschs berücksichtigt. Äquivalent wären Austauschkosten der Batterieein-

heiten zu behandeln. Da viele Hersteller eine Betriebsdauer von 20 Jahren angeben, wurde deren 

Tausch nicht berücksichtigt. 
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ℐ0(𝐶rBat, 𝑃rBat) = 𝑐kWh ⋅ 𝐶rBat + 𝑐kW ⋅ 𝑃rBat.  (4.40) 

𝐾Betrieb(𝐶rBat, 𝑃rBat)

=∑ℐ(𝐶rBat, 𝑃rBat) ⋅ 𝑧Betrieb

20

𝑡=1

⋅ (1 + 𝑧k)
−𝑡

= ℐ0(𝐶rBat, 𝑃rBat) ⋅ 𝑧Betrieb ⋅
(1 + 𝑧k)

20 − 1

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ 𝑧k

, 

(4.41) 

ℐErsatz(𝑃rBat) = 𝑐kW ⋅ (
1 − 𝑧ckW
1 + 𝑧k

)
𝑡Ersatz

⋅ 𝑟WR ⋅ 𝑃rBat. (4.42) 

Sind die Erträge hinreichend groß, so ergibt sich ein lokales Maximum auf dem für einen Haushalt 

relevanten Intervall 𝐶𝑟𝐵𝑎𝑡 ∈ [0, 𝐶𝑚𝑎𝑥], welches sich durch einfaches Differenzieren von Glei-

chung (4.39) mit der zuvor begründeten Annahme 𝛼2 = 𝜖2 berechnen lässt. Aus der Forderung  

d𝐾0(𝐶rBat, 𝑃rBat)

d𝐶rBat
=
!
 0, (4.43) 

(𝑊L kWh ⋅ 𝑐G2L ⋅ (
(1 + 𝑧G2L)

20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝑧G2L − 𝑧k)

−
1

𝑧G2L − 𝑧k
))

⏟                                    
𝔹

⋅ (−𝛼1𝛼2e
−𝛼2 𝐶rBat + 𝛼3)

− (1.000
kWh

kWpeak
𝑃rPV ⋅ 𝑐PV2G (

1

𝛿 + 𝑧k
−

(1 − 𝛿)20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝛿 + 𝑧k)

))
⏟                                        

ℂ

⋅ (−𝜖1𝛼2e
−𝛼2 𝐶rBat + 𝜖3)

− 𝑐kWh ⋅ (1 + 𝑧Betrieb ⋅
(1 + 𝑧k)

20 − 1

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ 𝑧k

)
⏟                        

𝔻

=
!
0, 

(4.44) 

resultiert die optimale Kapazität 𝐶rBat
∗  mit 

𝔹 =

{
 
 

 
 (𝑊L kWh ⋅ 𝑐G2L ⋅ (

(1 + 𝑧G2L)
20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝑧G2L − 𝑧k)

−
1

𝑧G2L − 𝑧k
)) ∀𝑧G2L ≠ 𝑧k

(𝑊L kWh ⋅ 𝑐G2L ⋅
20

1 + 𝑧k
) ∀𝑧G2L = 𝑧k

ℂ = 𝑐kWh ⋅ (1 + 𝑧Betrieb ⋅
(1 + 𝑧k)

20 − 1

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ 𝑧k

)

𝔻 = (1.000
kWh

kWpeak
⋅ 𝑃rPV ⋅ 𝑐PV2G ⋅ (

1

𝛿 + 𝑧k
−

(1 − 𝛿)20

(1 + 𝑧k)
20 ⋅ (𝛿 + 𝑧k)

))

 (4.45) 

zu 

𝐶rBat
∗ = −

ln (
𝔻 + 𝜖3 ⋅ ℂ − 𝛼3 ⋅ 𝔹

𝜖1 ⋅ 𝛼2 ⋅ ℂ − 𝛼1 ⋅ 𝛼2 ⋅ 𝔹
)

𝛼2
. (4.46) 
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Bei der Lösung CrBat
*  handelt es sich genau dann um ein lokales Maximum, wenn  

d2𝐾0(𝐶rBat, 𝑃rBat)

d2𝐶rBat
= 𝛼2

2 ⋅ 𝑒−𝛼2⋅𝐶rBat(𝛼1 ⋅ 𝔹 − 𝜖1 ⋅ ℂ) <  0, (4.47) 

𝛼1 ⋅ 𝔹 < 𝜖1 ⋅ ℂ. (4.48) 

Abhängig von den gesetzten wirtschaftlichen Rahmenbedingungen kann das Maximum außerhalb 

des zugrundeliegenden Intervalls liegen, was dazu führt, dass Bedingung (4.48) nicht erfüllbar 

ist. In manchen Fällen ist dann bereits in Gleichung (4.46) der Logarithmus eines negativen Wer-

tes zu berechnen. Je stärker sich EEG-Vergütung und Strompreis unterscheiden, umso höher ist 

der potentielle Ertrag und umso unwahrscheinlicher ist diese Einschränkung. 

Um zu prüfen ob es sich beim lokalen Optimum CrBat
*  auch um eine wirtschaftliche Lösung han-

delt, ergibt sich durch Einsetzen der Lösung in Gleichung (4.39) die zuletzt notwendige Bedin-

gung  

𝐾0(𝐶rBat
∗ ) > 0. (4.49) 

Der Einfluss verschiedener Wechselrichterleistungen auf die Wirtschaftlichkeit kann durch einen 

Vergleich der resultierenden Kapitalwerte durch Verwendung der unterschiedlichen Fitting-Pa-

rameter in Tabelle C.2 ermittelt werden.  

 

Abbildung 4.20: Exemplarische Darstellung des Kapitalwertes und dessen Kostenbestandteile bei 

unterschiedlicher Strompreisentwicklung und verschiedenen Systemkosten. 

Abbildung 4.20 veranschaulicht den Ansatz mit den Annahmen in Kapitel 4.2 für verschiedene 

Systemkosten. Dort ist zu erkennen, dass bei konstantem Ertrag die Lage des Optimums auf der 

Abszisse durch die kapazitätsbezogenen und die Lage auf der Ordinate durch die leistungsbezo-

genen Kosten beeinflusst wird. Das Optimum liegt immer dort, wo die Steigung der Investitions- 

und Ertragskurve identisch ist. In Abbildung 4.20 (a) liegen die Investitionskosten im Bereich 
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aktuell am Markt verfügbarer Systeme (vgl. Abbildung 5.4). Basierend auf einer Strompreisstei-

gerung von 2 %/a und einem Kalkulationszins von 2 % berechnet sich eine optimale Kapazität 

von 1,16 kWh bei einem Kapitalwert von -933 €. Bei stark reduzierten Systemkosten und einer 

zugrundeliegenden Strompreissteigerung von 5 %/a beträgt die optimale Kapazität bei sonst glei-

chen Randbedingungen 5,37 kWh bei einem Kapitalwert von 2.981 € (Abbildung 4.20 (b)). 

4.7 Kernaussagen bezüglich der Batteriespeicher in 

privaten Haushalten 

Anhand des vorgestellten Batteriemodells wurde zunächst gezeigt, dass der Wirkungsgrad des 

Batteriewechselrichters großen Einfluss auf die Effizienz des Gesamtsystems hat. Die Auswir-

kungen der Degradation der Batteriezellen machen sich vor allem beim Entladen mit betragsmä-

ßig großen Leistungen bemerkbar, wohingegen der verringerte Wirkungsgrad des Batteriewech-

selrichters im Teillastbetrieb die Effizienz dominiert. Wird die verringerte Laufzeit, die mit der 

Degradation einhergehen kann, vernachlässigt, so lässt sich die Wirtschaftlichkeit von Batterie-

speichern unter optimistischen Randbedingungen darstellen. Verkürzte Laufzeiten und geringe 

Strompreissteigerungsraten wirken sich besonders negativ auf deren Wirtschaftlichkeit aus. Die 

höchsten spezifischen Erträge werden für Batteriespeicher mit geringer nutzbarer Kapazität und 

niedriger Wechselrichterleistung erzielt. Zusätzliche Verbraucher wirken sich dann positiv auf 

die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern aus, wenn genügend PV-Strom vorhanden ist. An-

dernfalls kann der erhöhte Direktverbrauch zusätzlicher Verbraucher den Ertrag reduzieren. Deut-

liche Unterschiede ergeben sich auch durch eine verschärfte Einspeisebegrenzung, wenn der Bat-

teriespeicher im einfachsten Betriebsmodus ge- und entladen wird. Zuletzt wurde auf Basis 

umfangreicher Simulationen ein Ansatz vorgestellt, der die analytische Berechnung einer opti-

malen Batteriespeicherkapazität mit wenigen Eingangsparametern eines Haushaltes ermöglicht. 
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5 Marktpotential privater Batteriespeicher in 

Deutschland bis 2030 

5.1 Annahmen 

Das Marktpotential privater Batteriespeicher für den kombinierten Einsatz mit PV-Bestandsanla-

gen wird anhand der Stammdaten verschiedener PV-Anlagenregister abgeschätzt. Für Anlagen 

mit einem Inbetriebnahmedatum vor dem 01.08.2014 wird auf die aufbereiteten Daten aus [DGSi] 

zurückgegriffen, die von den Übertragungsnetzbetreibern zu veröffentlichenden sind. Mit Eintritt 

der Anlagenregisterverordnung 2014 [ARV14] müssen alle neu installierten EEG-Anlagen bei 

der Bundesnetzagentur gemeldet werden. Der zweite Teil der Bestandsanlagen entstammt daher 

den Veröffentlichungen der Bundesnetzagentur [BNAi]XV.  

 

Abbildung 5.1: Historischer und angepasster PV-Ausbaupfad bis Ende 2030.  

Aufbauend auf den verfügbaren Daten mit Stand 09.2016 wurde ein möglicher Ausbaupfad für 

PV-Anlagen bis zum Jahr 2030 bestimmt (Abbildung 5.1). Demnach konvergiert der monatliche 

                                                      
XV Mit Inkrafttreten der Marktstammdatenregisterverordnung wird, mit dem Ziel der Vereinfa-

chung der Meldungen, der Reduzierung vorhandener Register und der Steigerung der Datenqua-

lität und Transparenz, Mitte 2017 ein zentrales Gesamtanlagenregister seinen Betrieb aufnehmen.    
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Zubau gegen einen Wert von 88,12 MW/m, sodass der zur Anpassung der Degression relevante 

annualisierte Brutto-Zubau zu jedem Quartalsbeginn 1.057 MW beträgt (Ausbaupfad 1). Die im 

EEG fixierte Marke von 52 GW wird demnach im Juli 2027 erreicht, bis Ende 2030 beträgt die 

kumulierte installierte Leistung 55,6 GWpeak. Die aktuelle Mittelfristigprognose [LIE16] für den 

Netzentwicklungsplan liefert bis 2021 vergleichbare Werte (Abbildung 5.1). Der für das Jahr 

2030 prognostiziere Ausbau liegt zwischen Szenario A und B des Netzentwicklungsplan 2030 

[NEP16a], jedoch unter den Werten des genehmigten Netzentwicklungsplanes (Szenario A: 

58,7 GW; Szenario B: 66,3 GW) [BNA16b]. Daher wird in einem weiteren Szenario ein zusätz-

licher monatlicher Zubau von 50 MW/m angesetzt (annualisierter Brutto-Zubau: 1.657 MW/a), 

sodass der Gesamtzubau bis 2030 64,2 GW beträgt und bereits im August 2023 die Marke von 

52 GW überschritten wird (Ausbaupfad 2). 

Während in Ausbaupfad 1 nach dem nicht mehr gültigem § 31 EEG 2014 keine weitere Anpas-

sung der Vergütung zur Folge hätte, erfolgt gemäß § 49 Abs. 3 EEG der am 01.01.2017 in Kraft 

getretenen Version [EEG17], eine jeweils einmalige Anhebung der Vergütung zum Quartalsbe-

ginn um 3 %. Die gesteigerte Zubaurate nach Ausbaupfad 2 führt zur einmaligen Anhebung der 

Vergütung zum Quartalsbeginn um 1,5 %. Es ist zu erwarten, dass sich diese Anpassungen in 

steigenden Zubauzahlen widerspiegeln, was im Sinne des atmenden Deckels wiederum eine Ab-

senkung der Vergütung nach sich ziehen kann. Diesem komplexen Sachverhalt wird vereinfacht 

nicht Rechnung getragen, da zusätzliche Einflüsse wie saisonal variierende Zubauraten deren 

Nachbildung, bspw. in Abhängigkeit von Vergütungen und Systempreisen, zusätzlich erschwe-

ren. Die Richtigkeit eines solchen Modells kann ebenso wenig garantiert werden. Stattdessen wird 

bis zum Erreichen der 52 GW Marke im Juli 2027 oder August 2023 eine konstante Vergütung 

von 12,31 Ct/kWh für Anlagen bis 10 kWpeak und 11,97 Ct/kWh für den Anteil bis 30 kWpeak an-

gesetzt. Darüber hinaus wird von einer Vermarktung des eingespeisten PV-Stroms von konstant 

4 Ct/kWh ausgegangen, was in etwa dem Durchschnitt des Börsenpreises am EPEX-Spotmarkt 

von 2013 bis 2016 entspricht. Dieser Wert wird auch für die aus der Förderung fallenden Be-

standsanlagen angesetzt.  

 

Abbildung 5.2: Anteil verschiedener Leistungsklassen an kumulierter installierter PV-Leistung 

(*Daten bis 09/2016). 

Der Anteil neu installierter PV-Kleinanlagen am Gesamtzubau wird ebenso wie der Gesamtzubau 

anhand historischer Daten extrapoliert (Abbildung 5.2). Es wird angenommen, dass der Anteil 

von Anlagen bis 10 kWpeak bis 2030 15,3 % der kumulierten Anlagenleistung beträgt, sodass der 

jährliche PV-Ausbau dieser Anlagenklasse gegen 161,8 MW (Ausbaupfad 1) und 253,6 MW 
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(Ausbaupfad 2) konvergiert. In jedem Jahr werden so viele Anlagen dimensioniert und zugebaut, 

bis der Jahreszielwert der Anlagenklasse bis 10 kWpeak erreicht ist. Damit wäre das Dachflächen-

potential in Deutschland von 96-240 GWpeak bei Weitem nicht ausgeschöpft [FRA12]. Individu-

elle PV-Anlagenleistungen werden auf Basis der Angaben in Tabelle 5.1 und aus Gleichung (5.1) 

resultierenden, zufällig ermittelten Jahresenergiebedarfe einzelner Haushalte berechnet. Anhand 

eines Vergleichs mit anonymisierten Energiebedarfsdaten, bereitgestellt durch die EWR Netz 

GmbH, wurde die Überlagerung eines normalverteilten statistischen Anteils mit einer Standardab-

weichung von 25 % des deterministisch berechneten Energiebedarfs nach Gleichung (5.1) in Ab-

hängigkeit der Personen pro Haushalt 𝓅HH als beste Annäherung identifiziert.  

𝑊L kWh(𝓅HH) = −36,82 kWh ⋅ 𝑝HH
2 + 1.130,35 kWh ⋅ 𝑝HH + 1.153,40 kWh (5.1) 

Tabelle 5.1: Häufigkeit verschiedener Haushaltsgrößen in Deutschland und deren Energiebedarf. 
Haushaltsgröße 

𝓅HH 

Relativer Anteil 

nach [DESia] 

Abschätzung Verteilung 

großer Haushalte 

Energiebedarf 

nach [EAN15] 

Energiebedarf 

nach Gleichung (5.1) 

1 Person 41,4 % - 2.256 kWh 2.247 kWh 

2 Personen 34,2 % - 3.248 kWh 3.267 kWh 

3 Personen 12,1 % - 4.246 kWh 4.213 kWh 

4 Personen 9,0 % - 5.009 kWh 5.086 kWh 

5 Personen 

3,2 % 

(Haushaltsgröße: 5+) 

50 % 5.969 kWh 5.885 kWh 

6 Personen 25 % 6.579 kWh 6.610 kWh 

7 Personen 13 % - 7.262 kWh 

8 Personen 7 % - 7.840 kWh 

9 Personen 3 % - 8.344 kWh 

10 Personen 2 % - 8.775 kWh 

Die Dimensionierung der PV-Anlagen und der Batteriespeicher beruht auf der Strompreisent-

wicklung für Privathaushalte (Abbildung 5.3; vgl. Kapitel 4.4.6) sowie auf Preisabschätzungen 

für PV-Anlagen und Batteriespeicher (Abbildung 5.4). Auf Basis der Daten aus [PHZi] ergibt 

sich die Funktion zur Berechnung des nominalen Brutto-Endkundenpreises der PV-Anlage bis 

2030 zu  

𝑐PV(a) = 1.006
€

kWpeak
+ 3.665

€

kWpeak
(1 − 0,2895)a−2009. (5.2) 

Dieser sinkt im Jahr 2030 auf ca. 1.008 €/kWpeak und liegt damit über den realen Investitionskos-

ten nach [PRO14] in Höhe von 935 €2011/kWpeak, jedoch deutlich unterhalb des Nominalwertes 

der sich unter Berücksichtigung der Inflationsrate zu ca. 1.408 €/kWpeak berechnet. Auch die auf 

[AEEi] aufgeschlüsselten realen Kosten mit dem Bezugsjahr 2014 verschiedener Studien liegen 

größtenteils über dem hier angesetzten Wert. Eine Erklärung der höheren Kostenannahmen liegt 

darin begründet, dass die Studien bis ins Jahr 2012 zurückreichen und die in den vergangenen 

Jahren beobachtbare signifikante Kostenreduktion nicht vorhergesehen wurde.    

Weiterhin werden die Kosten für den Tausch des PV-Wechselrichter nach zehn Jahren mit 10 % 

des jeweils geltenden Marktpreises des Gesamtsystems berücksichtigt (vgl. [ANOi]). Aus Unter-

suchungen in [Nyk15] leitet sich die Entwicklung der Batteriekosten ab. Die Degressionsrate der 

Batteriekosten 

𝑑cBat(a) = 0,3137 + 1,1801 (1 − 0,08)
a−2009, (5.3) 
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wird vereinfacht für den kapazitätsbezogenen und leistungsbezogenen Kostenanteil ausgehend 

von 1.150 €/kWh und 1.000 €/kW im Juli 2015 [PVMi] verwendet (vgl. auch [FRA16]). Der 

Gesamtpreis wird sich bis zum Ende des relevanten Betrachtungszeitraums im Jahr 2030 mit 

596,3 €/kWh und 518,5 €/kW in etwa halbieren. Auch für den Batteriespeicher wird ein nötiger 

Tausch des Wechselrichters nach zehn Jahren vorgesehen. Basierend auf Recherchen werden die 

Wechselrichterkosten mit 20 % der leistungsbezogenen Kosten angesetzt.  

 

Abbildung 5.3: Strompreisentwicklungspfade bis 2030. 

 

Abbildung 5.4: Entwicklung der Endkundenpreise von PV-Anlagen und Batteriespeichern im Be-

trachtungszeitraum bis 2030.  

5.2 Anzahl neu installierter PV-Anlagen  

Nach dem vorgestellten Ansatz zur Berechnung der jährlichen Zubaurate für PV-Neuanlagen, bei 

dem die installierte Leistung vorgegeben ist, resultiert je nach zugrundeliegender Strompreisent-

wicklung eine unterschiedliche Anzahl an PV-Anlagen (Abbildung 5.5). Da sich die Wirtschaft-

lichkeit der PV-Anlagen gegenüber Zeiten sehr hoher Einspeisevergütungen primär aus den Ein-

sparungen im Strombezug begründet, nimmt die durchschnittliche PV-Anlagengröße mit 

zunehmender Strompreissteigerung von 3,0 kWpeak bei 2 %/a auf 5,1 kWpeak bei 5 %/a zu (Ta-

belle 5.2: # 1). Entsprechend reduziert sich nach vorgestellter Methodik bei größerer Anlagen-

leistung die Anzahl installierter Anlagen zur Erreichung des jährlichen Zielkorridors. Bei einer 

Strompreissteigerung von 5 %/a liegt die durchschnittliche Anzahl jährlich neu installierter PV-
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Anlagen nach Ausbaupfad 1 bei 34.768 (2 %/a: 51.818; [PRO14]: 44.394) und nach Ausbaupfad 

2 bei 54.355 (2 %/a: 81.029; [PRO14]: 71.884).  

 

Abbildung 5.5: Anzahl jährlich installierter PV-Anlagen (≤30 kWpeak) bei unterschiedlicher 

Strompreisentwicklung und festgelegter Gesamtleistung nach Ausbaupfad 1 (a) 

und Ausbaupfad 2 (b). 

5.3 Marktpotential privater Batteriespeicher 

Für PV-Bestandsanlagen wird die optimale Kapazität mit der Kapitalwertmethode ermittelt, der 

sich gemäß Gleichung (4.39) aus Investitions-, Betriebs- und Ersatzkosten sowie den Erträgen, 

welche aus den reduzierten Strombezugskosten resultieren, berechnet. Auch unter Vernachlässi-

gung jeglicher Fördermechanismen und Herstellerrabatte für Batteriespeicher, zeichnet sich für 

die PV-Bestandsanlagen bis 2030 in allen Szenarien ein positives Bild ab (Tabelle 5.2; Abbil-

dung 5.6). Entwickeln sich die Systemkosten für Batteriespeicher wie angenommen (ca. Halbie-

rung des Systempreises bis 2030), lohnt sich für nahezu alle Kunden die Investition in einen Bat-

teriespeicher (Tabelle 5.2: # 5). Vor allem die geringen Erträge für den in das Netz eingespeisten 

PV-Strom nach Auslauf der zwanzigjährigen EEG-Vergütung setzt Anreize zur Eigenversorgung 

mithilfe eines Batteriespeichers. Für Haushalte mit hohem Energiebedarf und großer PV-Anlage 

ist die Investition bei höheren Kosten, d.h. in früheren Jahren, rentabel, wohingegen sich der op-

timale Investitionszeitpunkt bei kleiner PV-Anlage oder geringem Energiebedarf verzögert (Ab-

bildung 5.7). Das Marktpotential für Batteriespeicher mit PV-Bestandsanlagen lässt sich auf Ba-

sis der drei vorgestellten Szenarien bis Ende 2030 auf 3,42 GWh bis 3,54 GWh abschätzen 

(Tabelle 5.2: # 3).  

Hinzu kommen die Batteriespeicher, welche gemeinsam mit PV-Neuanlagen installiert werden. 

Gegenüber den PV-Bestandsanlagen werden bei der Kapitalwertberechnung nach Glei-

chung (4.39) zusätzlich zu den Investitions-, Ersatz- und Betriebskosten des Batteriespeichers, 

selbige Kosten der PV-Anlage von dem mit PV-Anlage und Batteriespeicher erzielbaren Ertrag 
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subtrahiert. So beträgt der Anteil von PV-Anlagen mit Batteriespeicher für eine Strompreisstei-

gerung von 5 %/a bis 2030 maximal ca. 75 % (Tabelle 5.2: # 5), woraus das Marktvolumen bis 

2030 durch die Neuanlagen maximal um zusätzlich 1,53 GWh nach Ausbaupfad 1 und 2,40 GWh 

nach Ausbaupfad 2 steigt (Tabelle 5.2: # 3). Die aus der Hochrechnung resultierenden gesamten 

Anfangsinvestitionen belaufen sich auf einen Bereich von 3,94 Mrd. € bis ma imal 5,85 Mrd. € 

(Ausbaupfad 1) und 4,21 bis 6,65 Mrd. € (Ausbaupfad 2) (Tabelle 5.2: # 10), wobei die durch-

schnittlichen auf die nutzbare Kapazität bezogenen Systemkosten zum jeweiligen Zeitpunkt der 

Investition im Bereich von 836 €/kWh bis 1.266 €/kWh liegen (Tabelle 5.2: # 9).  

 

Abbildung 5.6: Verlauf des Marktpotentials wirtschaftlicher Batteriespeichersysteme bei unter-

schiedlicher Strompreissteigerung nach Ausbaupfad 1 (a) und Ausbaupfad 2 (b). 

Tabelle 5.2: Sensitivitäten der Hochrechnung für private Batteriespeicher. 

# 
PV-Anlagentyp Bestandsanlagen Neuanlagen (Ausbaupfad 1/Ausbaupfad 2*) 

Strompreissteigerung 2 %/a 5 %/a [PRO14] 2 %/a 5 %/a [PRO14] 

1 
Ø PV-Anlagenleistung 

(≤ 10 kWpeak) in kWpeak 
6,1 3,0 5,1 3,5 

2 
Mittelwert nutzbare  

Kapazität in kWh 
2,45 2,52 2,45 3,09 3,94 

3,22/ 

3,19 

3 
Installierte Kapazität  

bis 2030 in GWh 
3,42 3,54 3,44 

0,57/ 

0,90 

1,53/ 

2,40 

0,93/ 

1,62 

4 
Haushalte mit Batterie & PV 

bis 2030 (absolut) 
1.396.112 1.408.665 1.400.898 

185.344/ 

290.886 

388.655/ 

608.878 

289.329/ 

506.626 

5 
Haushalte mit Batterie & PV 

bis 2030 (relativ) in % 
98,7 99,6 99,1 23,9 74,5/74,7 43,4/47,0 

6 Jahr frühesten Zubaus  2019 2016 2018 2024 2017 2020 

7 
Jahr maximalen Zubaus  

(maximale Kapazität) 
2024 2020 2023 2029 2029 2029 

8 
Jahr maximalen Zubaus  

(maximale Anzahl) 
2024 2020 2030 2029 

2020/ 

2021 
2030 

9 Ø Anfangsinvestition in €/kWh 1028 1.266 1.116 836 967 892/900 

10 
Σ Anfangsinvestitionen  

bis 2030 in € 
3,47 Mrd. 4,43 Mrd. 3,79 Mrd. 

470,6/ 

738,7 Mio. 

1,42/ 

2,22 Mrd. 

0,81/ 

1,42 Mrd. 

* Darstellung nur bei abweichenden Ergebnissen 
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Abbildung 5.7: Installationsjahr ab dem Batteriespeicher mit PV-Bestandsanlagen bei reiner Ei-

genverbrauchsoptimierung wirtschaftlich zu betreiben sind, in Abhängigkeit der 

installierten PV-Leistung und des Energiebedarfs bei unterschiedlicher zugrun-

deliegender Strompreissteigerung zG2L. 

5.4 Regionales Marktpotential von Batteriespeichern für 

PV-Bestandsanlagen  

Die regionale Darstellung des Marktpotentials von Batteriespeichern für PV-Bestandsanlagen 

auf Landkreis- und Bundeslandebene basiert auf der Angabe der jeweiligen Installationsorte in 

den Datensätzen [BNAi][DGSi] sowie der Geoinformationsdaten aus [BKGi] und des Gemein-

deverzeichnisses aus [DESib]. Erwartungsgemäß ist das Marktpotential privater Batteriespeicher 

für PV-Bestandsanlagen dort am größten, wo viele PV-Anlagen installiert sind. Während in man-

chen Landkreisen geringes bis kein Potential vorhanden ist, wird in allen Szenarien in einigen 

Landkreisen ein Potential von 20 MWh bis über 40 MWh erreicht (Abbildung 5.8). Auf Bundes-

länderebene ist das Marktpotential für PV-Bestandsanlagen in Bayern mit 1.109 MWh bis 

1.149 MWh am größten (Tabelle 5.3), wohingegen die Stadtstaaten basierend auf den vorhande-

nen Daten geringes oder kein Potential aufweisen.  

Tabelle 5.3: Marktpotential privater Batteriespeicher in Kombination mit PV-Bestandsanlagen 

nach Bundesländern bei unterschiedlicher Strompreissteigerung in MWh. 
Bundesland [PRO14] (2030) 2 %/a (2030) 5 %/a (2020) 5 %/a (2030) 

Bayern 1.115 1.109 1.023 1.149 

Baden-Württemberg 647 643 560 667 

Nordrhein-Westfalen 494 492 433 510 

Niedersachsen 309 307 274 319 

Hessen 235 234 206 242 

Rheinland-Pfalz 213 212 189 220 

Schleswig-Holstein 103 102 91 106 

Sachsen 70 70 57 72 

Brandenburg 66 66 55 68 

Thüringen 51 51 44 52 

Saarland 49 49 42 51 

Sachsen-Anhalt 47 47 41 48 

Mecklenburg-Vorpommern 27 27 24 28 

Bremen 5 5 4 5 

Hamburg / Berlin 0 0 0 0 
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 (a) Strompreissteigerung nach [PRO14] 

(2030) 

(b) Strompreissteigerung: 2 %/a (2030) 

  

(c) Strompreissteigerung: 5 %/a (2020) (d) Strompreissteigerung: 5 %/a (2030) 

Abbildung 5.8: Marktpotential privater Batteriespeicher in Kombination mit PV-Bestandsanlagen 

nach Kreisen bei unterschiedlicher Strompreissteigerung mit Geoinformations-

daten aus [BKGi] und dem Gemeindeverzeichnis aus [DESib]. 

≤1 MWh ≤5 MWh ≤10 MWh ≤20 MWh ≤41 MWh



5.5 Kritische Bewertung 

93 

5.5 Kritische Bewertung 

Entgegen der dargestellten Ergebnisse betrug der Anteil von PV-Anlagen mit Batteriespeicher im 

Jahr 2015 bereits 41 %, wobei ca. die Hälfte dieser Systeme im Rahmen des Förderprogrammes 

der KfW finanziert wurde [RWT16]. Es ist zu erwarten, dass weitere Förderprogramme einzelner 

Bundesländer, wie derzeit in Thüringen und Nordrhein-Westfalen, den Zubau von Batteriespei-

chern in Haushalten weiter vorantreiben werden. Damit sind die Ergebnisse vor allem in den ers-

ten Jahren als nicht repräsentativ anzusehen. Weiterhin liegt die durchschnittliche nutzbare Ka-

pazität mit 6 kWh deutlich höher als in diesen Ergebnissen mit bestenfalls 4 kWh. Laut einer 

Umfrage unter PV-Anlagenbesitzern [EUP16] planen 56 % der Befragten den Eigenverbrauch 

nach Ende der EEG-Förderung mittels Batteriespeicher zu optimieren. Wann und nach welchen 

Kriterien PV-Anlagenbesitzer in eine solche Technologie investieren, ist sicherlich nicht nur eine 

rein wirtschaftliche Entscheidung. Hier entscheiden zahlreiche weitere Faktoren, die den Zubau 

weiter beschleunigen, genauso auch verlangsamen können (Tabelle 5.4).  

Trotz der vielen Unsicherheiten ist deutlich erkennbar, dass sich ein großer Markt für private 

Batteriespeicher und daran anknüpfende Geschäftsfelder entwickelt. Auch besteht kein Zweifel 

daran, dass nennenswerte Batteriespeicherkapazitäten Einzug in die Haushalte halten werden und 

diese potentiell einen Beitrag zumindest zur regionalen Systemstabilität leisten können. Die im 

Zuge der Energiewende benötigte und wirtschaftlich vertretbare Kapazität an Kurz- und Lang-

zeitspeichern beläuft sich laut [VDE12] auf 70 GWh und 7 TWh (80 % Szenario). Mit der aus 

den Berechnungen maximal resultierenden Kapazität von 6 GWh ist der Anteil privater Batterie-

speicher vergleichsweise gering.  

Tabelle 5.4: Auswahl an Einflussfaktoren auf den Zubau privater Batteriespeicher. 

Einflussfaktor 
voraus. 

Einfluss 
Einflussfaktor 

voraus. 

Einfluss 

Zusätzliche Förderprogramme + Quartierskonzepte o 

Marketing der Hersteller + Hohe Fehlerraten → verkürzte Laufzeit - 

Gesetzliche oder steuerliche Anreize + Medienwirksame Batterieunfälle - 

Erhöhtes Autarkiebestreben + Geringere Investitionsrate der Kunden - 

Kombinierte Geschäftsmodelle + Einsparungen ≠ Vergütungszahlungen - 

Stark sinkende Systempreise + Sinkende Strompreise - 

Stark steigende Strompreise + Fremdkapitalzinsen - 

Überdimensionierung von Systemen + Investition in alternative Technologien  

oder Effizienzmaßnahmen 
- 

PV-Zubau in Städten / Mieterstrom + 

5.6 Kernaussagen bezüglich des Marktpotentials privater 

Batteriespeicher 

Basierend auf Stammdaten von Photovoltaikanlagen und Verbraucherstatistiken sowie auf Prog-

nosen verschiedener Vergütungen, Preisen und Zubauraten von PV-Neuanlagen wurde das 

Marktpotential privater Batteriespeicher zur Eigenversorgung bis zum Jahr 2030 ermittelt. Größ-

tes Marktpotential in Höhe von 6 GWh und Gesamt-Anfangsinvestitionen von 6,65 Mrd. € erge-

ben sich bei einer Strompreissteigerung von 5 %/a. Vor allem für Besitzer von PV-Bestandsanla-

gen mit großer Erzeugungsleistung und hohem Jahresenergiebedarf lohnt sich die Investition zu 

frühen Zeitpunkten, wohingegen für Kunden mit geringem Energiebedarf und/oder geringer PV-
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Leistung zu späteren Zeitpunkten ein positiver Kapitalwert resultiert. Äquivalent zur Installation 

von PV-Anlagen ergibt sich ein regional stark variierendes Marktpotential von Batteriespeichern 

von bis zu 41 MWh pro Landkreis. Vor allem wenn der Investitionsentscheidung steigende 

Strompreise zugrunde gelegt und Argumente gegen eine Kaufentscheidung vernachlässigt wer-

den, ist die Investition in einen Batteriespeicher für nahezu alle Betreiber von PV-Bestandsanla-

gen bis 2030 rentabel. Werden neue PV-Anlagen auf den optimalen Eigenverbrauch ausgelegt, 

so liegt der Anteil an Batteriespeichern bei 24 % (Strompreissteigerung: 2 %/a) bis 75 % (Strom-

preissteigerung: 5 %/a). Verglichen mit den laut [VDE12] bis 2050 benötigten Kapazitäten an 

Kurz- und Langzeitspeichern in Höhe von 70 GWh und 7 TWh, haben Batteriespeicher in priva-

ten Haushalten mit einer hier ermittelten Gesamtkapazität von maximal 6 GWh einen geringen 

Anteil. 
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6 Prognosebasierte Optimierung der 

Strombeschaffungskosten im Haushalt 

Für den in Kapitel 3.2 definierten Beispielhaushalt, der neben einer PV-Anlage, einem Elektro-

fahrzeug und einer Wärmepumpe, über einen Batteriespeicher verfügt, wird das Potential zur Op-

timierung der Strombeschaffungskosten beziffert. Dies erfordert zunächst die Fahrplanoptimie-

rung basierend auf der Prognose der Globalstrahlung und des Energiebedarfs der verschiedenen 

Lasten. Weiterhin wird ein vereinfachtes Batteriespeichermodell benötigt, um die Degradations-

kosten in der Optimierung zu berücksichtigen. Zuletzt werden die Degradationskosten, die bei 

der Bereitstellung von Systemdienstleistung anfallen, den Netzausbaukosten gegenübergestellt. 

6.1 Simulationsablauf mit Fahrplanoptimierung 

 

 

(a) Jahresdurchlauf (b) Tagesdurchlauf 

Abbildung 6.1: Ablaufplan der Jahressimulation mit Fahrplanoptimierung.  

Abbildung 6.1 veranschaulicht den implementierten Simulationsablauf. Zu Beginn eines jeden 

Tages erfolgt die Prognose von Erzeugung und Energiebedarf in stündlicher Auflösung (Kapi-

tel 6.2), gefolgt von der Optimierung des Fahrplans der steuerbaren Verbraucher mit dem Ziel 

einer möglichst hohen Eigenverbrauchsquote (Gleichungen (3.7)-(3.9)). Der zuerst ermittelte 

Fahrplan des Elektrofahrzeuges ergibt sich aus dem ungesteuerten Laden nach dem Anschließen 
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an das Netz, da hierdurch bereits ein hoher Anteil an PV-Strom geladen werden kann (Kapi-

tel 3.2.2). Das Laden in den Morgenstunden zur weiteren Erhöhung der Eigenverbrauchsquote 

des Elektrofahrzeuges wird nicht betrachtet, um den Wunsch des Kunden nach einer hohen Plan-

barkeit der verfügbaren Reichweite Rechnung zu tragen. Im Anschluss daran erfolgt die Fahr-

planprognose der Wärmepumpe, die aufgrund der dauerhaften Verfügbarkeit am Netz gegenüber 

dem Elektrofahrzeug mehr Freiheitsgrade für die Planung der Betriebszeiten aufweist. Da der 

Fokus auf der Ermittlung des Potentials zur Optimierung der Strombeschaffungskosten liegt, wer-

den die in der Praxis existierenden und seitens der Energieversorger festgelegten Pausenzeiten für 

den Betrieb der Wärmepumpe vernachlässigt. Diese könnten bspw. durch Anpassung der unteren 

und oberen Leistungsgrenzen zu vorgegebenen Zeiten einfach beachtet werden. Im Fall der Wär-

mepumpe wird vom Soll-Fahrplan abgewichen, wenn aufgrund der Prognoseabweichungen die 

minimalen und maximalen Ladezustandsgrenzen des Warmwasserspeichers unter- oder über-

schritten werden.  

In einem weiteren Schritt wird der Soll-Ladezustand des Batteriespeichers basierend auf dem zu-

vor prognostizierten Gesamtprofil der PV-Anlage und aller Verbraucher sowie unter Berücksich-

tigung eines vereinfachten Batteriemodells (Kapitel 6.3) für jede Stunde in einer weiteren Opti-

mierung bestimmt (Kapitel 6.4). Wie der Batteriespeicher innerhalb einer jeden Stunde den 

Sollwert erreicht, hängt zum einen von der tatsächlich verfügbaren Leistung ab. Andererseits kann 

unter Annahme ausreichend vorhandener Reserve, ein möglichst schnelles Erreichen des Soll-

wertes oder eine Verzögerung, z. B. zu Gunsten einer verringerten Degradation, angestrebt wer-

den. Darüber hinaus sind weitere Betriebsweisen denkbar, die hinsichtlich einer möglichst opti-

malen Bereitstellung von Systemdienstleistung vorteilhaft wären. Aufgrund der stets in Kauf zu 

nehmenden Prognoseungenauigkeiten, die mit höherer zeitlicher Auflösung zunehmen, bringt die 

Vorgabe eines kontinuierlichen Fahrplanes keinen nennenswerten Mehrwert.  

In der folgenden Simulation des Tagesdurchlaufs in 15-minütiger Auflösung werden die tatsäch-

lichen Profile der verschiedenen Lasten erfasst, die auf den in Kapitel 3 beschriebenen Modellie-

rungsansätzen beruhen. Da die Prognosen in stündlicher Auflösung vorliegen, wird die maximale 

PV-Einspeisung häufig unterschätzt. Um die Einspeiseverluste aufgrund der Abregelung der PV-

Anlage möglichst gering zu halten, wird vom Soll-Fahrplan des Batteriespeichers abgewichen, 

wenn eine Überschreitung des zulässigen Grenzwertes festgestellt wird. Werden im Tagesverlauf 

zu große Abweichungen zwischen prognostizierten und tatsächlichen Profilen festgestellt, so ist 

generell auch eine Anpassung der Prognose im Tagesverlauf denkbar. Hierfür eignen sich statis-

tische Methoden basierend auf historischen Daten. 

6.2 Prognose der PV-Erzeugung und des Energiebedarfs  

6.2.1 Prognose der PV-Erzeugung 

Zur Nachbildung realistischer Prognoseabweichungen der PV-Einspeisung existieren kommerzi-

ell erworbene Prognosedaten der Globalstrahlung für den Standort Freiburg vom Deutschen Wet-

terdienst sowie die am gleichen Standort gemessenen Strahlungsdaten für den Zeitraum von 341 

Tagen. Die Prognosedaten liegen in stündlicher Auflösung für einen Prognosehorizont von 72 h 

vor und basieren auf einem physikalischen Klimamodell, das bei großen Prognosehorizonten von 
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mehreren Stunden bis Tagen eine höhere Genauigkeit als statistische Ansätze vorweist. Wird zu-

sätzlich der PV-Wechselrichter nach dem in [Sch96] beschriebenem Ansatz modelliert, so wird 

der tägliche Energieertrag der PV-Anlage durchschnittlich für die 341 Tagesprofile vom 

25.02.2014 bis 31.01.2015 im Winter (W) um 0,6 kWh und 6,8 %, in der Übergangszeit (Ü) um 

1,2 kWh und 6,4 % und im Sommer (S) um 1,4 kWh und 4,1 % überschätzt (Abbildung 6.2). Der 

mittlere absolute Fehler (MAE) beträgt im gleichen Zeitraum 0,13 kW (W), 0,28 kW (Ü) und 

0,37 kW (S), die Wurzel des mittleren quadratischen Fehlers (RMSE) beträgt 0,48 kW (W) und 

0,67 kW (Ü/S).  

Da die Prognosedaten lediglich für einen Zeitraum von 341 Tagen in stündlicher Auflösung vor-

liegen, wird ein Strahlungsprofil inklusive zugehöriger 24 h Prognose für das gesamte Jahr aus 

den vorhandenen Daten erstellt, wobei die Strahlung zur passenden Uhrzeit und Saison bei der 

zufälligen Auswahl berücksichtigt wurde. Für die Simulation des Tagesdurchlaufes erfolgt wei-

terhin eine Anpassung der Daten auf eine zeitliche Auflösung von 15 min. Durch die Erweiterung 

des Simulationszeitraumes auf ein ganzes Jahr und die Anpassung der PV-Profile auf 15 min be-

tragen MAE und RMSE nun 0,31 kW und 0,827 kW für das ganze Jahr. 

 

Abbildung 6.2: Abweichung der Einspeiseleistung (a)-(c) und des kumulierten Energieertrages 

(d)-(f) von prognostiziertem und tatsächlichem PV-Profil, basierend auf Glo-

balstrahlungsdaten des Deutschen Wetterdienstes. 

6.2.2 Prognose des Heizenergiebedarfs 

Zur Erstellung des Fahrplanes der Wärmepumpe eignet sich die Berechnung des durchschnittli-

chen Tagesenergiebedarfs WHP in Abhängigkeit der ebenfalls mit Unsicherheit behafteten Tages-

durchschnittstemperatur mit einer Unterscheidung nach Saison (Abbildung 6.3). Für die spätere 

Optimierung wird der Prognosefehler der Tagestemperatur basierend auf Untersuchungen in 

[BDE11] mit einer Standardabweichung von 0,5 K berücksichtigt. Für die Implementierung in 

der Praxis sind Wetterprognosen beispielsweise unter [OWMi] frei zugänglich. 
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Abbildung 6.3: Täglicher elektrischer Heizenergiebedarf in Abhängigkeit der durchschnittlichen 

Tages-Außenlufttemperatur (grün), Annäherung für Optimierung (rot) und für 

Annäherung vernachlässigte Werte (blau). 

6.2.3 Prognose des Energiebedarfs des Elektrofahrzeugs 

Für die spätere Betriebsoptimierung wird der durchschnittliche Tagesenergiebedarf des Elektro-

fahrzeuges nur für die verschiedenen Tagestypen unterschieden. Der Bedarf des Beispielhaushalts 

beläuft sich an Werktagen auf 8,9 kWh, an Samstagen auf 8,7 kWh sowie an Sonn- und Feierta-

gen auf 7,4 kWh. Zur Erstellung von Prognosen der Ladeprofile mit einer Ladeleistung von 

3,7 kW werden außerdem die Ankunftszeiten des Fahrzeuges benötigt. Das Elektrofahrzeug 

kommt an Werktagen im Durchschnitt um 16:30 Uhr, an Samstagen um 15:30 Uhr und an Sonn- 

und Feiertagen um 18:00 Uhr an.  

6.2.4 Prognose des Lastverlaufs konventioneller Haushaltslasten 

In [Hir15] wurden verschiedene Ansätze zur Prognose von Haushaltslastprofilen verglichen. Die 

Untersuchung anhand verschiedener Haushaltslastprofile führte zu dem Ergebnis, dass die Prog-

nose mittels stochastischer Ansätze wie künstlicher neuronaler Netze und SARIMA-Modelle 

beste Genauigkeiten liefern. Dennoch sind Prognosefehler im Bereich von 30,6 % bis 86,4 % in 

Kauf zu nehmen. Diese Ergebnisse konnten in der studentischen Arbeit [SAA27] bestätigt wer-

den. Vor allem auftretende Lastspitzen können nur schwierig prognostiziert werden. Eine Ver-

besserung der Prognose in Haushalten könnte beispielsweise unter Zuhilfenahme von Kalendern 

erzielt werden, um Tätigkeiten im Haushalt und damit die Einsatzzeiten vor allem von Geräten 

mit höherem Energiebedarf, äquivalent zum Elektrofahrzeug und zur Wärmepumpe vorherzusa-

gen.  

Der Vergleich verschiedener einfacher Prognoseverfahren in Tabelle 6.1 zeigt, dass auch diese 

erhebliche Prognose-Abweichungen aufweisen. Jedoch liegt die Abweichung in vergleichbarer 

Größenordnung wie bei den komplexen Prognoseverfahren. Daher wird unter Abwägung von 

Aufwand und Nutzen, der Ansatz basierend auf dem Mittelwert gleicher Tagestypen und Saison 

verwendet. Bei ausreichender Datengrundlage lassen sich diese als individuelle Standardlastpro-

file des Haushaltes interpretieren. 
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Tabelle 6.1: Güte einfacher Prognoseansätze für den Beispielhaushalt. 

Ansatz 
MAE in W MAPE in % RMSE in W Δ|W| in kWh/d 

15 min 60 min 15 min 60 min 15 min 60 min 15 min 60 min 

Letzter Tag 280 231 60 46 493 383 7,4 1,8 

Mittelwert letzte zwei Tage 249 205 55 42 432 337 6,4 1,6 

Mittelwert Tagestyp, Saison 193 158 43 32 342 265 5,7 1,4 

Mittelwert Saison 199 165 45 34 350 274 5,8 1,5 

Mittelwert Tagestyp 203 170 46 35 356 281 7,9 2,0 

Standardlastprofil 410 410 73 75 559 513 9,8 9,8 

6.3 Vereinfachung des Batteriespeichermodells  

In der Literatur erfolgt die Optimierung von Batterie-Fahrplänen häufig bei konstanten Lade- und 

Entladewirkungsgraden, wodurch das unterschiedliche Verhalten des Batteriespeichers im Teil-

last- und Volllastbetrieb vernachlässigt wird. Wie bereits in Kapitel 4.4.2 anhand der variierenden 

Wechselrichterleistung gezeigt wurde, sinkt die Wirtschaftlichkeit des Batteriespeichers beim Be-

trieb bei betragsmäßig kleinen Leistungen. Soll darüber hinaus auch die unterschiedliche Degra-

dation des Batteriespeichers in der Fahrplanoptimierung berücksichtigt werden, ist ein möglichst 

genaues Batteriespeichermodell nötig.  

Für die Implementierung in einer Gebäudeautomatisierung sind interne Messgrößen des Batterie-

speichers meist unzugänglich, weshalb hier der Ansatz verfolgt wird, nur auf Leistungswerte die 

an den Anschlussklemmen messbar sind, zurückzugreifen. Daher wird der Ladezustand in der 

Optimierung auf Basis der Leistungswerte anstelle der Zellströme berechnet: 

𝑆𝑜𝐶𝑡 =

{
  
 

  
 𝑆𝑜𝐶𝑡−1 +

𝑃Bat
𝑡 ⋅ Δ𝑡

𝐶rBat
∀ 𝑆𝑜𝐶min < 𝑆𝑜𝐶

t−1 +
𝑃Bat
𝑡 ⋅ Δ𝑡

CrBat
< 𝑆𝑜𝐶max 

𝑆𝑜𝐶max ∀ 𝑆𝑜𝐶t−1 +
𝑃Bat
𝑡 ⋅ Δ𝑡

𝐶rBat
≥ 𝑆𝑜𝐶max                    

𝑆𝑜𝐶min ∀ 𝑆𝑜𝐶t−1 +
𝑃Bat
𝑡 ⋅ Δ𝑡

𝐶rBat
≤ 𝑆𝑜𝐶min                     

 . (6.1) 

Die zulässigen Ladezustandsgrenzen des Batteriespeichermodells werden auf Basis der Nennka-

pazität des Gesamtsystems in den Nebenbedingungen der Optimierung berücksichtigt (Glei-

chung (6.15)). Restriktionen der Batteriezellen bei unzulässigen Ladezuständen und Spannungen 

werden hingegen vernachlässigt. Außerdem wird für die Fahrplanoptimierung in Kapitel 6.4 ge-

genüber dem detaillierten Modell aus Kapitel 4.1 die Leistungsbegrenzung des Batteriewechsel-

richters bei betragsmäßig kleinen Leistungen vernachlässigt und es gilt PBat
t  ∈ [-PrBat, PrBat] (Ab-

bildung 6.4 (a), (b)). Das Modell, welches in Abhängigkeit der Leistung innerhalb eines 

Zeitintervalls die resultierende Ladezustandsänderung ausgibt, ergibt sich aus der Annäherung 

des Modells ohne Begrenzung durch ein Polynom zweiten Grades (Abbildung 6.4 (c); Glei-

chung (6.14)). Dies führt dazu, dass beim Entladen die Unterschiede zwischen hohen und gerin-

gen Ladezuständen vernachlässigt werden. Durch diese Anpassung treten in dem für die Fahrpla-

noptimierung relevanten Batteriemodell keine Unstetigkeiten auf, was sich positiv auf 

Konvergenzverhalten der zu optimierenden Zielfunktion auswirkt. 
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Als weitere Vereinfachung erfolgt die Berechnung der Entladetiefe DoD gegenüber Gleichun-

gen (4.11)-(4.15) nicht auf Basis der Ströme, sondern mit Leistungswerten. Auch in der Literatur 

unterscheidet sich die Berechnung der zyklischen Batteriealterung. Während in [Nau14] die Al-

terung auf Systemebene basierend auf Energiewerten berechnet werden, erfolgt die Berechnung 

in [Mag09] mittels Ladungswerten auf Zellebene. Gegenüber Gleichung (4.10) resultiert der in 

die Optimierung einfließende zyklische Alterungsfaktor innerhalb eines Intervalls T der Dauer 

tend - t0 zu  

𝑎cyc
𝑇 ( 𝑷Bat

𝑇 ) = ( 𝜐cyc ⋅ (
∑ |𝑃Bat

𝑡 |Δ𝑡
𝑡end
𝑡=𝑡0

2 ⋅ 𝐶rBat
)

𝜎cyc

)

−1

. (6.2) 

Analog wird der ladezustandsabhängige Alterungsfaktor innerhalb des gleichen Intervalls gegen-

über Gleichung (4.18) anhand des mittleren Ladezustandes, resultierend aus Gleichung (6.1) be-

rechnet: 

𝑎cal SoC
𝑇 (𝑆𝑜𝐶) = 𝜐cal ⋅ e

(𝜎cal⋅𝑆𝑜𝐶), (6.3) 

 

Abbildung 6.4: Exemplarische Ladezustandsänderung innerhalb von 15 min abhängig vom Start-

Ladezustand und Sollleistung für detailliertes Speichermodell (a), vereinfachtes 

Speichermodell ohne Begrenzungen (b) und für angenähertes Modell für Fahr-

planoptimierung (R² = 0,9984) (c) (PrBat = 5 kW; CrBat brutto = 5 kWh).  
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6.4 Fahrplanprognose des Batteriespeichers  

Da es bei hohen Investitionskosten eines Batteriespeichers im Interesse des Besitzers liegen sollte, 

diesen möglichst wirtschaftlich zu betreiben, zielt die Optimierung des Batteriefahrplanes darauf 

ab, die Strombeschaffungskosten des Haushaltes unter Berücksichtigung der Degradationskosten 

des Batteriespeichers zu reduzieren. Der resultierende Fahrplan sollte die Abregelungsverluste, 

die beim Überschreiten der Einspeisebegrenzung entstehen, minimieren und den Batteriespeicher 

so betreiben, dass die Degradationskosten möglichst gering sind und der Batteriespeicher zumin-

dest in der Theorie eine verlängerte Betriebsdauer vorweist. Dies geht mit der Forderung einher, 

die Summe aller Zahlungsströme innerhalb eines jeden Intervalls zu minimieren: 

min(𝑍𝐹) (6.4) 

Diese lassen sich in der Zielfunktion  

𝑍𝐹

= |∑ 𝑐G2L ⋅ 𝑃G2L 
𝑡 ⋅ 𝛥𝑡

𝑡end

𝑡=𝑡0

| + |ℐ0 ⋅ 𝑎ges
𝑇 (𝑷Bat)|

− |∑ 𝑐PV2G ⋅ 𝑃PV2G
𝑡 ⋅ 𝛥𝑡

𝑡end

𝑡=𝑡0

| − |𝜆 ⋅ 𝑊Bat
𝑡end ⋅ cG2L|. 

(6.5) 

zusammenfassen. In Gleichung (6.5) ist P G2L 
t der in der Optimierung zu ermittelnde Leistungs-

bezug und P PV2G 
t die ebenfalls zu bestimmende Einspeisung. Mit ages

T (P Bat) werden die anteili-

gen Degradationskosten innerhalb des Zeitintervalls T bezogen auf die Anfangsinvestition der 

Batterie ℐ0 berücksichtigt. Zuletzt fließt die am Ende des Horizontes gespeicherte Energie W Bat
tend  

ein, die zu einem Anteil λ in den Morgenstunden des nächsten Tages zur Deckung des Bedarfs 

voraussichtlich genutzt werden kann. In diesen Berechnungen gilt λ = 0, was dazu führt, dass der 

Batteriespeicher am Ende des Optimierungshorizontes nach 30 Stunden, also um 6:00 Uhr des 

nächsten Tages idealerweise vollständig entladen ist.  

Als lineare Nebenbedingung ist zunächst die Bilanz aus Erzeugung, Bedarf sowie der mit dem 

Netz ausgetauschten Leistung einzuhalten: 

𝑃PV
𝑡 + 𝑃Bat

𝑡 + 𝑃G2L
𝑡 − 𝑃PV2G

𝑡 − 𝑃̃L ges
𝑡 = 0. (6.6) 

Die prognostizierte Gesamtleistung P̃L ges

t
 ergibt sich aus der Summe des konventionellen Haus-

haltverbrauchs 𝑃̃L
𝑡, des Elektrofahrzeuges 𝑃̃EV

𝑡  und der Wärmepumpe 𝑃̃HP
𝑡  zu  

𝑃̃L
𝑡 + 𝑃̃EV

𝑡 + 𝑃̃HP
𝑡 − 𝑃̃L ges

𝑡 = 0. (6.7) 

Weiterhin sind für die zu bestimmenden variablen Größen, stets individuelle Leistungsbegren-

zungen einzuhalten. Die PV-Anlage soll voll einspeisen und nur im Bedarfsfall abgeregelt werden 

(Gleichung (6.8)). Der Batteriespeicher kann nicht mehr Leistung beziehen als die PV-Anlage 

voraussichtlich erzeugt und die Nennleistung zulässt (Gleichung (6.9)). Die vom Netz bezogene 
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Leistung wird im Bedarfsfall durch die maximale Anschlussleistung des Haushaltes begrenzt 

(Gleichung (6.10)). Da nur der Batteriespeicher und die PV-Anlage rückspeisen können, ist die 

Einspeisung in das Netz durch entsprechende Einspeiserestriktionen oder die maximale An-

schlussleistung PrG begrenzt (Gleichung (6.11)). Mit Gleichung (6.12) wird das in der Praxis nicht 

mögliche gleichzeitige Einspeisen und Beziehen von Leistung in und aus dem Netz unterbunden. 

Dies wäre in der Optimierung möglich und sinnvoll, wenn die Einspeisevergütung höher als die 

Strombezugskosten sind. Die Formulierung als Ungleichung beschleunigt die Konvergenz. 

 min(𝑃̃ PV
𝑡 , 0,5𝑃rPV) ≤ 𝑃 PV

𝑡 ≤ 𝑃̃ PV
𝑡 , (6.8) 

−min(𝑃rBat, 𝑃̃ PV
𝑡 ) ≤ 𝑃 Bat

𝑡 ≤ 𝑃rBat, (6.9) 

0 ≤ 𝑃G2L
𝑡 ≤ 𝑃rG = 11 kW, (6.10) 

0 ≤ 𝑃PV2G
𝑡 ≤ min(𝑃rG, 0,5𝑃rPV).  (6.11) 

𝑃̃PV2G
𝑡 ⋅ 𝑃̃G2L

𝑡 ≤ 0, (6.12) 

Die nichtlinearen Nebenbedingungen des Solarspeichers führen zur zeitlichen Kopplung des Op-

timierungsproblems. Zum Zeitpunkt t berechnet sich der Ladezustand des Batteriespeichers in 

absoluten Werten zu  

−𝑊Bat
𝑡 +𝑊Bat

𝑡−1 + Δ𝑊Bat(𝑃Bat
𝑡 ) = 0. (6.13) 

Beispielsweise ergibt sich mit den in Kapitel 6.3 beschriebenen Vereinfachungen bei einer zeitli-

chen Auflösung von einer Stunde, einer nutzbaren Batteriekapazität von CrBat = 5 kWh und einer 

Nennleistung von PrBat = 2 kW die Ladezustandsänderung in Abhängigkeit der Ladeleistung bei 

einem Bestimmtheitsmaß von R² = 0,9966 für das erste Jahr zu 

Δ𝑊Bat 1h(𝑃Bat
𝑡 ) = 0,9682 ⋅ 𝑃Bat

𝑡 ⋅ Δ𝑡 − 0,0517 ⋅ (𝑃Bat
𝑡 ⋅ Δ𝑡)2. (6.14) 

Zu Beginn jedes Jahres wird die Funktion erneut angepasst, um die fortschreitende Degradation 

des Batteriespeichers zu berücksichtigen.  

Das Einhalten zulässiger Ladezustände wird durch die Bedingung  

𝑆𝑜𝐶min ⋅ 𝐶rBat ≤ 𝑊Bat
𝑡 ≤ 𝑆𝑜𝐶max ⋅ 𝐶rBat (6.15) 

mit den Ladezustandsgrenzen SoCmin = 0,2 und SoCmax = 0,9 gewährleistet. 

Der zur Abschreibung der Systemkosten in der Optimierung berücksichtigte Alterungsfaktor 

ergibt sich wie in Gleichung (4.19) aus dem Maximum des kalendarischen und zyklischen Alte-

rungsfaktors.  

𝑎ges
𝑇 (𝑷Bat) = max(𝑎cyc

𝑇 , 𝑎cal SoC
𝑇 ⋅  𝑎cal t

𝑇 ). (6.16) 

Die Optimierung erfolgt mithilfe der Matlab Optimization App unter Verwendung des fmincon-

Solvers und des Sequential-Quadratic-Programming-Algorithmus. Als Ausgangsgröße der Fahr-

planoptimierung dient der Sollwert des Batterieladezustandes WBat
t  zum Ende jeder vollen Stunde. 
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In der Berechnung soll der jeweilige Sollladezustand möglichst schnell, d.h. innerhalb der ersten 

Viertelstunden erreicht werden, womit sich der Einfluss der Prognosefehler äquivalent zum un-

gesteuerten Laden gegenüber dem verzögerten Laden reduziert. Aus der Differenz des Soll- und 

Istwertes des Ladezustandes resultiert der Leistungssollwert für die Batterie. Von diesem Sollwert 

wird abgewichen, wenn Restriktionen des Systems verletzt werden, der Ladezustandssollwert be-

reits erreicht wurde, ein Energieaustausch vom Batteriespeicher mit dem Netz droht oder eine 

nicht prognostizierte Überschreitung des zulässigen Einspeiselimits auftritt.  

6.5 Strombeschaffungskosten mit und ohne 

Fahrplanoptimierung des Batteriespeichers  

Das Potential zur Minimierung der Strombeschaffungskosten unter Berücksichtigung der Degra-

dationskosten wird anhand des folgenden exemplarischen Szenarios vorgestellt. Für alle Lasten 

gilt ein Strompreis in Höhe von 28 Ct/kWh mit einer Steigerungsrate von 2 %/a und 5 %/a, die 

Einspeisevergütung beträgt 12 Ct/kWh. Die zyklische Alterung wird basierend auf der Annahme 

5.000 möglicher Vollzyklen berechnet. Die Alterungskosten werden bis zum Erreichen des Le-

bensdauerendes (ages = 1) oder für maximal 20 Jahre basierend auf Investitionskosten in Höhe 

von 3.000 € für einen Batteriespeicher mit einer nutzbaren Batteriekapazität von CrBat = 5 kWh 

und einer Nennleistung von PrBat = 2 kW berechnet. Der Kalkulationszins beträgt 2 %.  

Die aus den prognostizierten und tatsächlichen Leistungsprofilen resultierende Werte für Jahres-

energiebedarf und -erzeugung sind in Tabelle 6.2 dargestellt. Für das Elektrofahrzeug und den 

Haushaltsverbrauch sind die Werte gleich, da beide Modellierungsansätze prinzipiell auf statisti-

schen Verfahren beruhen und sich die Abweichungen vom zugrundeliegenden Eingangsprofil im 

Jahresverlauf herausmitteln. Dennoch unterscheiden sich die Leistungsprofile hinsichtlich des 

Verlaufs deutlich voneinander (vgl. Tabelle 6.1). Dagegen wird der Energiebedarf der Wärme-

pumpe mit dem in Kapitel 6.2.2 beschriebenen Ansatz um ca. 14 % und der Jahresertrag der PV-

Anlage um 0,6 % überschätzt.  

Tabelle 6.2: Jahresenergiewerte resultierend aus Prognose und tatsächlichem Verlauf. 
 Wert resultierend aus Prognose in kWh/a Tatsächlicher Wert in kWh/a 

Photovoltaik (PV) 5.612 5.577 

Haushaltsverbrauch (VB) 4.594 4.594 

Elektrofahrzeug (EV) 3.143 3.151 

Wärmepumpe (HP) 2.760 2.422 

Tabelle 6.3 enthält die resultierenden Kosten, Vergütungen und Erträge für das Fallbeispiel mit 

und ohne Elektrofahrzeug und Wärmepumpe für das einfache und das prognosebasierte Laden. 

Der auf den Zeitpunkt der Investitionsentscheidung abgezinste Ertrag des Batteriespeichers be-

trägt im Szenario ohne zusätzliche Verbraucher und mit Optimierung 3.279,4 € gegenüber 

2.623,4 € beim einfachen Laden bei einer Strompreissteigerung von 2 %/a und 4.749,8 € gegen-

über 3.564,0 € bei einer Steigerung von 5 %/a (Tabelle 6.3: P5). Mithilfe der Fahrplanoptimie-

rung kann die Laufzeit des Batteriesystems gegenüber dem einfachen Laden um 5 Jahre verlän-

gert werden (Tabelle 6.3: P8), wodurch der negative Einfluss der Prognoseabweichungen und des 

vereinfachten Batteriemodells in der Optimierung kompensiert wird. Damit kann auch bei der 
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geringen Strompreissteigerung gegenüber dem einfachen Laden ein positiver Kapitalwert und 

eine positive Rendite erzielt werden (Tabelle 6.3: P6, P7).  

Für das Szenario mit Wärmepumpe und Elektrofahrzeug ergibt sich aufgrund des zusätzlichen 

Energiebedarfs ein etwas verändertes Bild. In Kapitel 3.2 wurde bereits dargestellt, dass die bei-

den zusätzlichen Verbraucher keinen vollständigen Direktverbrauch der PV-Energie erzielen 

können. Dennoch bewirkt der zusätzliche Energiebedarf, dass sich der abgezinste Ertrag gegen-

über dem Fall ohne Elektrofahrzeug und Wärmepumpe im dargestellten Beispiel bei einer Strom-

preissteigerung von 2 %/a um 276,6 € auf 3.003 € reduziert und der Unterschied zwischen den 

beiden Ladeverfahren ebenfalls geringer ausfällt als zuvor (Tabelle 6.3: P13). Zwar ergeben sich 

für das einfache Laden aus dem erhöhten Direktverbrauch geringere Stromkosten (Tabelle 6.3: 

P11), doch unter Einbezug der Abregelungsverluste ergeben sich beim optimierten Laden ver-

minderte Gesamtkosten (Tabelle 6.3: P12). Die Optimierung führt in allen Fällen zu erhöhten 

Erträgen und reduzierten Gesamtkosten über den Zeitraum von 20 Jahren.  

Tabelle 6.3: Kosten, Vergütungen und Erträge beim Vergleich des einfachen Ladens mit dem 

optimierten Laden mit Fahrplanoptimierung bei fehlerbehafteter Prognose. 

Posten 
Kosten, Vergütungen,  

Erträge 

Strompreissteigerung: 2 %/a Strompreissteigerung: 5 %/a 

Ohne BS 
Einfaches  

Laden  

Optim.  

Laden 
Ohne BS 

Einfaches  

Laden  

Optim. 

Laden 

Ohne Elektrofahrzeug und Wärmepumpe 

P1 Vergütung in € 6.697,8 4.837,4 5.329,4 6.697,8 4.837,4 5.330,5 

P2 
Verlorene Vergütung  

wegen Einspeiselimit in € 
875,9 801,0 346,1 875,9 801,0 346,1 

P3 Stromkosten in € 15.793,0 11.309,2 11.145,2 21.091,7 15.667,3 14.974,6 

P4 

=P3-P1 
Gesamtkosten in € 9.095,2 6.471,8 5.815,8 14.393,9 10.829,9 9.644,1 

P5 Ertrag Batterie in € - 2.623,4 3.279,4 - 3.564,0 4.749,8 

P6 
Kapitalwert  

inkl. Restwert in € 
- -376,6 279,7 - 564,0 1.750,0 

P7 Rendite in % - -12,6 9,3 - 18,8 58,3 

P8 Lebensdauerende in a - 14,1 19,2 - 14,1 19,1 

Mit Elektrofahrzeug und Wärmepumpe 

P9 Vergütung in € 6.068,8 4.095,0 4.823,9 6.068,8 4.095,0 4.825,7 

P10 
Verlorene Vergütung  

wegen Einspeiselimit in € 
800,2 690,0 306,6 800,2 690,0 306,4 

P11 Stromkosten in € 44.550,5 39.805,3 40.302,8 59.497,5 53.702,4 53.834,9 

P12 

=P11-P9 
Gesamtkosten in € 38.481,7 35.710,3 35.478,9 53.428,8 49.607,5 49.009,2 

P13 Ertrag Batterie in € - 2.771,4 3.002,8 - 3.821,3 4.419,5 

P14 
Kapitalwert  

inkl. Restwert in € 
- -228,4 30,7 - 821,6 1.447,1 

P15 Rendite in % - -7,6 0,1 - 27,4 47,3 

P16 
Lebensdauerende /  

Verbl. Lebensdauer* in a 
- 14,7 0,2* - 14,7 0,2* 

Der Einfluss des Alterungsmodells in der Optimierung macht sich vor allem in den ersten Jahren 

bemerkbar, da hier der aus Gleichung (4.16) resultierende zeitabhängige kalendarische Alterungs-

faktor dominiert (vgl. Abbildung 4.2 (b)). Um die auf Gleichung (6.16) beruhenden Degradati-
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onskosten zu reduzieren, wird der Batteriespeicher bei insgesamt verringertem Ladezustand be-

trieben (Abbildung 6.5 (a)). Mit fortschreitender Betriebsdauer dominiert im implementierten 

Ansatz der Einfluss der zyklischen Alterung, sodass der Batteriespeicher bei zunehmender Entla-

detiefe und höherem Ladezustand betrieben wird (Abbildung 6.5 (b)).   

 

Abbildung 6.5: Ladezustände für das Szenario ohne Zusatzverbraucher beim einfachen Laden 

(EL) und optimierten Laden (OL) im ersten und 14. Betriebsjahr.  

Sofern Batteriespeicher nur zur Eigenverbrauchsoptimierung unter Berücksichtigung von Ein-

speiserestriktionen eingesetzt werden, sind alternative Ansätze basierend auf statistischen Prog-

nosen nutzbar, die nicht auf externe Strahlungsprognosen angewiesen sind (vgl. Kapitel 4.4.9; 

[Sie15][HTW16]). Unabhängig vom verwendeten Prognoseverfahren zeigen die Simulationser-

gebnisse, dass durch Berücksichtigung der Degradation in der Optimierung, die Lebensdauer des 

Batteriespeichers deutlich verlängert werden kann. Dies führt dazu, dass trotz des vereinfachten 

Batteriespeichermodells und der Prognosefehler betragsmäßig geringere Strombeschaffungskos-

ten gegenüber dem Referenzfall des einfachen Ladens über den betrachteten Zeitraum von 20 Jah-

ren erzielt werden können. Darüber hinaus sprechen zwei Trends für die Implementierung einer 

Optimierung auf Basis von angepassten Batteriemodellen. Soll die Flexibilität marktbasiert be-

reitgestellt werden, so muss die Fahrplantreue gewährleistet werden. Dies wird durch die Ver-

wendung stark vereinfachter Modelle erschwert. Werden darüber hinaus mehrere Komponenten 

mit unterschiedlichem Betriebsverhalten in einem Hybridkonzept gemeinsam betrieben [Koe17], 

so liefert eine Fahrplanoptimierung nur dann belastbare Ergebnisse, wenn deren individuelle Cha-

rakteristika hinreichend genau abgebildet werden. Existieren wiederum viele Komponenten mit 

individuellem Betriebsverhalten, so stoßen die Optimierungsverfahren zunehmend an ihre Gren-

zen. Daher bietet die Abwägung von Aufwand und Nutzen bei der Verwendung komplexer Opti-

mierungsmodelle in der Energiesystemoptimierung für verschiedene Anwendungszwecke weite-

ren Untersuchungsbedarf. Die in der Literatur häufig zu findenden Ansätze basierend auf einem 

konstanten Wirkungsgrad sind hierfür jedenfalls unzureichend. 
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6.6 Kostenvergleich für die Bereitstellung und Nutzung von 

Flexibilität im Verteilnetz  

In Kapitel 4.5 wurde bereits dargestellt, dass Batteriespeicher, die nur zur Eigenverbrauchsopti-

mierung im einfachen Betriebsmodus eingesetzt werden, über großes Potential zur Bereitstellung 

der verfügbaren Freiheitsgrade bspw. in Form von Systemdienstleistung verfügen, da sie sich 

maximal zu 50 % des Jahres im Einsatz befinden und zu mindestens 41 % bei geringem Ladezu-

stand verweilen. Aufgrund der geringen Anschlussleistung, die in der Regel nicht über 5 kW liegt 

und aus rein wirtschaftlicher Sicht nur selten größer 2 kW betragen sollte, ist der Einfluss eines 

einzelnen Batteriespeichers begrenzt. Befinden sich jedoch mehrere Systeme im Flexibilitäts-

Pool eines Aggregators, so sind regional größere Potentiale zu heben.  

Die Bewertung der zusätzlichen Belastung eines Batteriespeichers basiert wie in Kapitel 6.5 auf 

Investitionskosten in Höhe von 3.000 € für einen Batteriespeicher mit einer nutzbaren Batterie-

kapazität von CrBat = 5 kWh, einer Nennleistung von PrBat = 2 kW, 5.000 möglichen Vollzyklen 

und einer Lebensdauer von 20 Jahren. Unter Vernachlässigung des Modells zur Beschreibung der 

kalendarischen Alterung und der Betriebskosten, betragen die täglichen Speicherkosten 0,41 €/d. 

Wird dagegen nur der zeitabhängige kalendarische Alterungsfaktor nach Gleichung (4.16) be-

rücksichtigt, so ergeben sich Alterungskosten am ersten Tag der zwanzigjährigen Betriebsdauer 

in Höhe von 1,22 €/d. Wird zusätzlich die ladezustandsabhängige Alterung nach Gleichung (6.3) 

berücksichtigt, so korrigiert sich der Wert bei minimalem Ladezustand SoCmin = 0,2 auf 0,80 €/d 

und bei maximalem Ladezustand SoCmax = 0,9 auf 2,13 €/d. Mit voranschreitender Betriebsdauer 

verringert sich der Wert zunehmend und ist am Ende der Betriebsdauer zu vernachlässigen, je-

doch dominiert dann zunehmend die zyklische Alterung. Je nachdem, bei welchem mittleren La-

dezustand und bei welcher mittleren Entladetiefe der Batteriespeicher betrieben wird, ergibt sich 

eine unterschiedliche Degradation des Systems. Abbildung 6.6 gibt Aufschluss darüber, ab wel-

chem Betriebszeitpunkt die zyklische Alterung die kalendarische Alterung dominiert.  

Zur Ermittlung der energiebezogenen Kosten wird lediglich das Modell der zyklischen Alterung 

nach Gleichung (6.2) unter Vernachlässigung der kalendarischen Alterung herangezogen, was 

nach Abbildung 6.6 bei Zyklisierung mit hoher Entladetiefe frühestens ab dem sechsten Jahr der 

dominierende Faktor wäre. Die Kosten betragen abhängig von der Entladetiefe und vom Energie-

durchsatz 0,12 €/kWh bis ma imal 0,53 €/kWh (ckWh ges = 1.000 €/kWh: 0,20 €/kWh bis 

0,89 €/kWh) (Abbildung 6.7 (a)). Wird darüber hinaus zusätzlich Energie vom Batteriespeicher 

geladen, so resultiert der Mehrdurchsatz in Zusatzkosten von 0,08 €/kWh bis 0,32 €/kWh 

(ckWh ges = 1.000 €/kWh: 0,14 €/kWh bis 0,53 €/kWh) (Abbildung 6.7 (b)). Generell sinken die 

spezifischen Zusatzkosten mit zunehmendem Mehrdurchsatz bei gleichem Grundumsatz. Vor al-

lem wenn der Batteriespeicher aufgrund geringer PV-Erzeugung eine schlechte Ausnutzung auf-

weist, sollte diese Tatsache bei der Vermarktung der Flexibilität berücksichtigt werden. Dadurch 

können nämlich die Gesamtenergiekosten inklusive Speicherdegradationskosten unterhalb des 

konventionellen Haushaltsstrompreises gesenkt werden. Dies erscheint am einfachsten realisier-

bar, wenn die Freiheitsgrade der Batteriespeicher unter der Verwaltung eines Aggregators ver-

marktet werden. Auch dabei ist zu berücksichtigen, dass eine starke Zyklisierung einzelner Bat-

teriespeicher zu geringeren Degradationskosten als eine geringere Zyklisierung einer 

entsprechend größeren Anzahl führt.  
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Abbildung 6.6: Frühester Betriebszeitpunkt ab dem die zyklische Alterung die kalendarische Al-

terung dominiert, abhängig von der mittleren Entladetiefe und dem mittleren La-

dezustand bei Betrachtung von 24 h Intervallen sowie resultierende Durch-

schnittswerte beim einfachen (EL) und optimierten Laden (OL) über 20 Jahre. 

 

Abbildung 6.7: Degradationskosten (a) und Zusatzkosten bei erhöhtem Energiedurchsatz (b) auf 

Basis der zyklischen Alterung nach Gleichung (6.2) bei einer nutzbaren Kapazität 

von CrBat = 5 kWh 5.000 möglichen Vollzyklen und 3.000 € Investitionskosten.  

Dass die Verwendung von privaten Batteriespeichern im Engpassmanagement bspw. zur Kom-

pensation von PV-Überschüssen aus wirtschaftlicher Sicht interessant sein kann, ergibt sich aus 

dem Vergleich mit den Entschädigungszahlungen gemäß der Härtefallregelung in § 15 EEG 

[EEG17] für die bedarfsorientierte Einspeisebegrenzung. Diese betragen laut [BUW16] für das 

Jahr 2018 0,255 €/kWh und reduzieren sich langfristig aufgrund der tendenziell fallenden Ein-

speisevergütung für Neuanlagen und der auslaufenden hohen Einspeisevergütungen von Be-

standsanlagen. Im Jahr 2025 betragen diese 0,179 €/kWh und 2040 noch 0,093 €/kWh. Eine stär-

kere Zyklisierung der Batteriespeicher ist auch hier sinnvoll, um die spezifischen Zusatzkosten 

(hier: 0,08 €/kWh bis 0,32 €/kWh und 0,14 €/kWh bis 0,53 €/kWh bei ckWh ges = 1.000 €/kWh) auf 

das gleiche oder unter das Niveau jener Entschädigungszahlungen zu senken.  



6 Prognosebasierte Optimierung der Strombeschaffungskosten im Haushalt 

108 

 

Abbildung 6.8: Anteil der abgeregelten Energie an Jahresgesamtertrag in Abhängigkeit des Ein-

speiselimits (a) und der resultierenden Abregelungsdauer (b) für den Beispiel-

haushalt. Maximale Flexibilitätskosten in Abhängigkeit der Abrufhäufigkeit (c). 

Die anfallenden Abregelungskosten steigen in etwa quadratisch mit zunehmender Einspeisebe-

grenzung. Die gemäß § 11 Abs. 2 EnWG [EWG16] im Rahmen der Netzplanung zulässige Spit-

zenkappung oder Reduktion der prognostizierten Stromerzeugung um bis zu 3 % würde bei der 

PV-Anlage des Beispielhaushaltes eine Begrenzung auf ca. 73 % im Referenzjahr zur Folge ha-

ben (Abbildung 6.8 (a)), womit in etwa 280 h/a eine Abregelung erforderlich wird (Abbil-

dung 6.8 (b)). Soll nun der Ausbau einer Niederspannungsleitung durch die Beschaffung von Fle-

xibilität gänzlich vermieden werden, so sind die maximal zulässigen Kosten zur 

Flexibilitätsbeschaffung stark abhängig von der Abrufhäufigkeit (Abbildung 6.8 (c)). Dies wird 

im Vorgriff auf den Wirtschaftlichkeitsvergleich verschiedener Netzausbaualternativen in Kapi-

tel 7.4 anhand folgenden Beispiels erläutert: Der Tausch eines 100 m langen Kabels des Typs 

NAYY-J 4x150 gegen ein Kabel des Typs NAYY-J 4x300 führt auf Basis der Annahmen in Ka-

pitel 7.2 zu einer gesteigerten Übertragungskapazität von 70 kVA und geht mit einer Annuität 

von etwa 525,6 €/a einher. Soll nun die volle Übertragungskapazität durch verteilte Flexibilitäten 

für zehn Stunden im Jahr bereitgestellt werden, stünden hierfür 0,75 €/kWh zur Deckung aller mit 

der Flexibilitätsbeschaffung verbundenen Kosten zur Verfügung. Bei den zuvor erwähnten 

280 h/a reduziert sich dieser Wert auf 0,03 €/kWh (Abbildung 6.8 (c)). Ist hingegen nicht die 

volle Übertragungskapazität, sondern lediglich eine Leistung in Höhe 10 kW zu kompensieren, 

ergeben sich zulässige Kosten in Höhe von 5,26 €/kWh (10 h/a) und 0,19 €/kWh (280 h/a). Diese 
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Kosten skalieren entsprechend mit der Kabellänge, jedoch sind zwei wesentliche Punkte für den 

Einsatz der Flexibilitäten abzuleiten. Ein großes Nutzungspotential besteht zum einen dann, wenn 

eine alternative Netzverstärkung zu hohen Überkapazitäten führen würde und zum anderen wenn 

es sich bei den zu kompensierenden Überlastsituationen um seltene Ereignisse im Jahr handelt.  

Jedoch mindern Aspekte wie die schwierige Prognose des Netzzustandes und auftretender Eng-

pässe unter Berücksichtigung der Netzstruktur bei der (über-) regionalen Flexibilitätsbeschaffung 

sowie vollgeladene Batteriespeicher zu Zeiten auftretender Engpässe, neben wirtschaftlichen und 

regulatorischen Kriterien, derzeit noch das Einsatzpotential von Flexibilitäten als Netzausbaual-

ternative [Uhr16a][Wag17]. Entsprechend gilt es angemessene Anreize zu setzen und Planungs-

sicherheit zu schaffen, sodass das zunehmend in den Verteilnetzen vorhandene Potential, dort wo 

es sinnvoll ist, gehoben werden kann.  

6.7 Kernaussagen bezüglich der prognosebasierten 

Optimierung in Haushalten 

Auf Basis einer täglichen Fahrplanoptimierung unter Berücksichtigung einfacher Last- und kom-

merzieller Erzeugungsprognosen und der Degradationskosten des Batteriespeichers wurde das 

Potential zur Optimierung der Strombeschaffungskosten über 20 Jahre bestimmt. Das Betriebs-

verhalten des Batteriespeichers konnte mit einem Polynom zweiten Grades, als guter Kompromiss 

zwischen Genauigkeit und Konvergenzverhalten der Optimierung, angenähert werden. Dieser 

Ansatz ist gegenüber einem konstanten Wirkungsgrad zu bevorzugen, wenn das Verhalten in ver-

schiedenen Betriebsbereichen in der Optimierung Berücksichtigung finden soll. Zudem konnte 

durch die Berücksichtigung der Degradation in der Optimierung, die Laufzeit des Batteriespei-

chers gegenüber dem einfachen Laden um fünf Jahre verlängert werden. Dies führte im darge-

stellten Beispiel gegenüber dem einfachen Laden bei einer Strompreissteigerung von 2 %/a für 

den Fall ohne und mit zusätzlichem Elektrofahrzeug und Wärmepumpe zu 656 € und 231 € ge-

ringeren Strombeschaffungskosten (5 % Strompreissteigerung: 1.186 € und 598 €). Soll über die 

Eigenversorgung hinaus, die Flexibilität des Batteriespeichers bereitgestellt werden, so lassen 

sich bei hoher Entladetiefe geringste spezifische Zusatzkosten, resultierend aus dem zyklischen 

Alterungsmodell, erreichen. Diese liegen bei einem 5 kWh Batteriespeichers mit 5.000 möglichen 

Vollzyklen mit 3.000 € Systemkosten bei 0,08 €/kWh und damit unter dem Niveau von Entschä-

digungszahlungen, die bei der Abregelung von PV-Anlagen entstehen und sich laut [BUW16] 

von 0,255 €/kWh im Jahr 2018 auf 0,093 €/kWh im Jahr 2040 reduzieren. In der Theorie ergibt 

sich in der Nutzung der vorhandenen Flexibilität auch eine wirtschaftliche Alternative zur kon-

ventionellen Netzverstärkung, wenn seltene Überlastereignisse auftreten und deren konventio-

nelle Behebung zu hohen Überkapazitäten führt. Um dieses zunehmend verfügbare Potential zu 

nutzen, sind jedoch verschiedene technische, wirtschaftliche und regulatorische Hürden zu über-

winden.
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7 Batteriespeicher als Netzbetriebsmittel zur 

Kompensation hoher PV-Einspeisung 

Viele Studien bestätigen, dass bei in Zukunft erwarteten niedrigen Preisen, Speicher eine weitere 

wirtschaftliche Netzausbaualternative darstellen können [AGO14][Bod06][BUW16][DEN12] 

[P3E15a][VDE15]. Im Besitz eines Verteilnetzbetreibers können Batteriespeicher aufgrund regu-

latorischer Rahmenbedingen (vgl. Teil 2 des Energiewirtschaftsgesetzes [EWG16]) nur zum 

Zweck der gezielten Netzentlastung eingesetzt werden. Die Kombination von Geschäftsmodellen 

zur Verbesserung der Wirtschaftlichkeit ist den Netzbetreibern hingegen untersagt. Aus oben ge-

nannten und zahlreichen weiteren Studien und Berichten geht hervor, dass die Integration von 

erneuerbaren Energien im Verteilnetz primär zu Spannungsbandproblemen führt. Dennoch spielte 

die dynamische Spannungsregelung in Verteilnetzen im Vergleich mit anderen Maßnahmen in 

den vergangenen Jahren eine eher untergeordnete Rolle, wohingegen die Erhöhung von Kabel-

querschnitten eine beliebte Alternative darstellt (Abbildung 7.1). 

 

Abbildung 7.1: Angewendete Maßnahmen zur Netzoptimierung und -verstärkung entsprechend 

§ 9 Abs. 1 EEG nach [BNA15a][BNA16a]. 

Bei einer (thermischen) Überlastung von Kabelstrecken aufgrund hoher PV-Einspeisung kann 

alternativ zur Kabelverstärkung, die überschüssige Einspeiseleistung mittels Batteriespeicher 

kompensiert werden. Die hierzu benötigte Wechselrichterleistung kann direkt aus der zu kom-

pensierenden Einspeiseleistung von Erzeugungsanlagen abgeleitet werden. Mithilfe klassischer 

Netzplanungsverfahren, d.h. auf Basis der Berechnung einzelner Zeitpunkte (Hohe Einspeisung, 
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Starklast, etc.), können jedoch keine Aussagen über die benötigte Kapazität des Batteriespeichers 

abgeleitet werden. Daher empfiehlt sich zunächst eine zeitreihenbasierte Planung, mit der Option, 

Richtlinien für einfache Planungsgrundsätze abzuleiten. 

Die im Folgenden dargestellten Untersuchungen wurden in Teilen in [Uhr17] veröffentlicht. Die 

techno-ökonomische Analyse der Batteriespeicher als alternatives Betriebsmittel erfolgt im Ver-

gleich mit weiteren Maßnahmen. Die Betrachtung des Überlastfalls einfacher Kabelstücke ohne 

Berücksichtigung der Netzstruktur lässt sich durch die Vernachlässigung der Spannungsgrenz-

werte rechtfertigen. Das heißt, das kritische Leitungsstück kann sowohl direkt an der Ortsnetzsta-

tion, aber auch am Ende eines Netzstrahles liegen, da sich das Überlastprofil stets aus der Über-

lagerung der Erzeugungs- und Einspeiseprofile mindestens eines Haushaltes ergibt. Der 

Vergleich des Batteriespeichers mit anderen Technologien zur Spannungshaltung erfolgt davon 

losgelöst in Kapitel 7.3.2. 

7.1 Methodik 

Betrachtet wird ein Kabelstück der Länge lKabel, mit einer thermischen Strombelastungsgrenze 

IrTh. Unter der Annahme anliegender Nennspannung UrΔ und einem Belastungsgrad von m = 0,7 

(vgl. [BUW16][VDE11]) kann daraus die übertragbare Leistung  

𝑆rKabel = √3 ⋅ 𝑈rΔ ⋅ 𝐼rTh ⋅ 𝑚 (7.1) 

berechnet werden. Bei reiner Wirkleistungsübertragung gilt PrKabel = SrKabel. Bei gleicher Strom-

belastung und geringerer Spannung reduziert sich die übertragbare Leistung entsprechend. Im 

Bedarfsfall liefert die DIN VDE 0276-1000 [DIN95] weitere Umrechnungsfaktoren für die 

Strombelastbarkeit zur individuellen Berücksichtigung unterschiedlicher Erdbodentemperaturen, 

Belastungsgrade und einer unterschiedlichen Anzahl an Kabelsystemen. 

Zur Bestimmung der Aufnahmefähigkeit von Niederspannungsnetzen für zusätzliche dezentrale 

Einspeisung wird in der VDE-AR-N 4105 [VDE11] empfohlen, mit einer maximalen Scheinleis-

tung der Summe aller Erzeugungsanlagen zu rechnen. Ergebnisse in [Wir12] zeigen hingegen, 

dass in der Praxis ein maximaler Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,85 erreicht wird. Untersuchungen 

zum Einfluss individueller PV-Anlagen-Ausrichtungen in [Ker11] kommen ebenfalls zum Ergeb-

nis, dass die Reduktion der Leistungsspitze bezogen auf die installierte Leistung bei mindestens 

5 % bis 6 % liegt. Daher wird im Folgenden der Gleichzeitigkeitsfaktor nach [Wir12] angesetzt. 

Dem Einspeisemodell liegen die Strahlungsprofile aus Kapitel 4.1 zu Grunde und das PV-Wech-

selrichtermodell basiert auf dem in [Sch96] beschriebenen Ansatz. Jedem Haushalt wird ein zu-

fälliges auf 1.000 kWh/a normiertes Profil zugeordnet (Kapitel 3.1) und mit einem Jahresenergie-

bedarf skaliert. Dieser leitet sich aus der zufälligen Personenzahl im Haushalt ab, die wiederum 

aus einer Einwohnerstatistik resultiert (vgl. Kapitel 5.1; Tabelle 5.1).  

Dem hier vorgestellten Dimensionierungsansatz von Batteriespeichern als Netzbetriebsmittel 

liegt die Annahme zugrunde, dass die thermische Belastungsgrenze eines Leitungssegments auf-

grund der an einem Leitungsende kumulierten Last- und Einspeiseprofile temporär überschritten 

wird. Die Dimensionierung unterliegt verschiedenen Einflussfaktoren und Unsicherheiten. Bei-

spielsweise variieren Energiebedarf und Profilverlauf von Haushalten und der Ertrag dezentraler 
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Erzeugungsanlagen. Daher basiert der Planungsansatz auf der Untersuchung von Zeitreihen mit-

tels Monte Carlo Simulation. Dabei werden 1.000 Jahressimulationen bei verschiedenen Kombi-

nationen aus installierter PV-Leistung und Haushaltsanzahl, unter Verwendung unterschiedlicher 

Profilkombinationen der PV-Anlagen und der Haushalte sowie Energiebedarfe der Haushalte, 

durchgeführt und hinsichtlich des für die anschließende Dimensionierung des Batteriespeichers 

relevanten Überlastrisikos (vgl.  Abbildung 7.2) bewertet. 

Sofern eine Überlastung auftritt erfolgt die Dimensionierung abhängig vom Überlastprofil 𝑃ueber
𝑡 . 

Das Profil berechnet sich abhängig von Einspeise- und Lastverläufen 𝑃PV
𝑡  und 𝑃ges HH

𝑡 , der instal-

lierten PV-Leistung 𝑃rPV und der Belastungsgrenze des Kabels 𝑃rKabel zu  

𝑃ueber
𝑡 = max(0,min(𝑔PV ⋅ 𝑃PV

𝑡 , 𝑙PV ⋅ 𝑃rPV) − 𝑃rKabel − 𝑃ges HH
𝑡 ). (7.2) 

Der Gleichzeitigkeitsfaktor beträgt hier gPV = 0,85 und das Einspeiselimit der PV-Anlagen 𝑙PV 

liegt nach Bedarf bei 0,7 oder 0,5 und im unlimitierten Fall bei 1,0. Abhängig von der gewählten 

Anzahl an Haushalten reduziert sich deren Gleichzeitigkeitsfaktor, d.h. die auftretende Maximal-

leistung des Gesamtprofils bezogen auf die Summe der individuellen Maximalleistung der ein-

zelnen Haushaltsprofile (vgl. Kapitel 3.1.8). Ein spezieller Faktor zur Anpassung der Gleichzei-

tigkeit, vergleichbar mit dem der PV-Einspeisung, wird daher nicht berücksichtigt. 

Zusätzlich zum Leistungsvektor Pueber werden leistungs- und kapazitätsbezogene Kosten ckW und 

ckWh des Batteriespeichers als Eingangsgröße für die Optimierung benötigt. Nennleistung PrBat 

und Nennkapazität CrBat des Batteriespeichers werden mittels linearer Optimierung mithilfe der 

Matlab Optimization App unter Verwendung des linprog-Solvers und des Innere-Punkte-Verfah-

rens ausgelegt. Ziel ist die Minimierung der Gesamtkosten in Form der Zielfunktion 

𝑍𝐹 = 𝑐kW ⋅ 𝑃rBat + 𝑐kWh ⋅ 𝐶rBat. (7.3) 

Da der Fokus hier auf der Netzentlastung mittels Batteriespeicher liegt und die Effizienz in den 

verschiedenen Betriebsbereichen zunächst irrelevant ist, sind im Gegensatz zur Optimierung in 

Kapitel 6.4 die Bemessungsgrößen des Batteriespeichers variabel und es wird ein konstanter Wir-

kungsgrad η = 0,94 für das Be- und Entladen des Batteriespeichers angenommen. Kern der Opti-

mierung ist die Speichergleichung in der Form 

−𝑊Bat
𝑡 +𝑊Bat

𝑡−1 + 𝜂 ⋅ 𝑃lade
𝑡 ⋅ Δ𝑡 −

1

𝜂
⋅ 𝑃entlade

𝑡 ⋅ Δt = 0, (7.4) 

mit 

0 ≤ 𝑊Bat
𝑡 ≤ 𝐶rBat, (7.5) 

0 ≤ Plade
𝑡 ≤ 𝑃rBat, (7.6) 

0 ≤ Pentlade
𝑡 ≤ 𝑃rBat, (7.7) 

Plade
𝑡 = 𝑃ueber

𝑡 , (7.8) 

Pentlade
tPlade≠0 = 0. (7.9) 
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Dabei ist der zulässige Bereich des Ladezustandes WBat (Gleichung (7.5)) und der Lade- und Ent-

ladeleistung Plade und Pentlade (Gleichung (7.6)-(7.7)) einzuhalten. Weiterhin muss gewährleistet 

werden, dass die überschüssige Leistung Pueber geladen wird (Gleichung (7.8)). Zur Vermeidung 

des theoretisch möglichen gleichzeitigen Be- und Entladens wird die Entladeleistung, zu Zeit-

punkten tPlade≠0, in denen die Batterie geladen wird, begrenzt (Gleichung (7.9)). 

In den meisten Fällen existieren genügend Freiheitsgrade für das Entladen des Batteriespeichers. 

Andernfalls ist eine Vergrößerung der Batteriespeicherkapazität unumgänglich. In der Praxis 

könnten durch das optimierte Entladen beispielsweise Netzverluste minimiert werden. Der wirt-

schaftliche Nutzen davon wird losgelöst vom Dimensionierungsproblem in Kapitel 7.4 beziffert. 

Abweichend von dem hier dargestellten Ansatz werden in [Mey17] die für alle Zeitpunkte gülti-

gen Variablen PrBat und CrBat durch verteilte Variablen PrBat
t  und CrBat

t  mit PrBat
t =PrBat

t+1  und 

CrBat
t =CrBat

t+1  ersetzt, sodass bei der Optimierung großer Netzgebiete über längere Zeiträume die 

Rechenzeit deutlich reduziert werden kann. 

7.2 Annahmen zur wirtschaftlichen Bewertung  

Exemplarisch werden die alternativen Ausbaukosten eines Batteriespeichers gegenüber einer Ka-

belneuverlegung für den Überlastfall eines Niederspannungskabels des Typs NAYY-J 4x150 be-

wertet. Dafür werden die Kosten für die Neuverlegung von Kabeln größeren Querschnitts, basie-

rend auf den Angaben in Tabelle 7.1, sowie die Abregelungsverluste bei verschiedenen Ansätzen 

der Einspeisebegrenzung berechnet.  

Tabelle 7.1: Nennstrom IrTh, Nennscheinleistung SrKabel und Kosten verschiedener Kabeltypen. 
Typ 𝐼rTh  in A 𝑆rKabel in kVA+ Kosten in €/m 

NAYY-J 4x150 276 133,9 57* 

NAYY-J 4x185 313 151,8 61* 

NAYY-J 4x240 364 176,5 65 

NAYY-J 4x300 419 203,2 68 
+Belastungsgrad m = 0,7; Nennspannung UrΔ= 400 V 
*inklusive Kabelgraben, Material, Montage, etc. aus [Ker11] 

Die Nutzungsdauer für Kabel wird in Anlehnung an die Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV 

Anlage 1 (zu § 6 Abs. 5 Satz 1)) [NEV15] auf 40 Jahre, für einen ggf. nötigen Transformator auf 

35 Jahre und für ein nötiges Batteriestationsgebäude auf 50 Jahre festgelegt. Die Kosten für das 

Gebäude betragen in Anlehnung an [BUW16][Ker11] 18.000 €. Auf Basis gleicher Quellen wird 

für den Transformator mit Kosten von 4.000 € zzgl. 15 €/kVA gerechnet, sodass die Investitions-

kosten für einen 630 kVA Transformator 13.450 € betragen. Für die Batterie wird mit leistungs- 

und kapazitätsbezogenen Kosten von 500 €/kW und 500 €/kWh gerechnet. Deren Nutzungsdauer 

beträgt 20 Jahre.  

Die aus der Einspeisebegrenzung resultierenden Ertragsverluste für Betreiber von Erzeugungsan-

lagen sowie die Entschädigungszahlungen gemäß der Härtefallregelung in § 15 EEG [EEG17] für 

die bedarfsorientierte Einspeisebegrenzung basieren wie in Kapitel 6.6 auf Energiekosten in Höhe 

von 0,255 €/kWh [BUW16].  

In [Hub17] wurde festgestellt, dass mit fünf Messgeräten in Niederspannungsnetzen mit bis zu 

148 Knoten eine sehr gute Zustandsüberwachung möglich ist. Für die statische und dynamische 



7.3 Technische Bewertung 

115 

Einspeisebegrenzung werden daher exemplarisch die Kosten von fünf Messeinrichtungen berück-

sichtigt. Außerdem werden die Kosten von fünf Aktoreinheiten sowie ein Grundbetrag berück-

sichtigt. Angaben hierfür wurden ebenfalls [BUW16] entnommen. Insgesamt fallen zusätzlich zu 

den oben genannten variablen Entschädigungszahlungen, Investitionskosten in Höhe von 

68.322 € an. Die Nutzungsdauer der Einheiten beträgt 20 Jahre. Motiviert durch § 29 MsbG 

[MBG16] werden zukünftig immer mehr neu installierte Erzeugungsanlagen mit modernen Mes-

seinrichtungen ausgestattet, sodass von deutlich sinkenden Investitionskosten für die messtechni-

sche Überwachung ausgegangen werden kann.  

Die Betriebskosten der Kabel, des Stationsgebäudes, des Batteriespeichers sowie der Mess- und 

Aktoreinheiten werden vereinfacht konstant zu 1 %/a der Investitionssumme angesetzt. Die An-

nuität berechnet sich in Anlehnung an [KEM13] auf Basis eines Finanzierungszinses von 6,1 %.  

7.3 Technische Bewertung 

Abhängig vom Verhältnis der installierten PV-Leistung zur Haushaltsanzahl, dem Haushaltsener-

giebedarf, dem Kabeltyp und der Einspeisebegrenzung variiert die Wahrscheinlichkeit der ther-

mischen Überlastung eines Leitungssegments (Abbildung 7.2). Die Überlastwahrscheinlichkeit 

resultiert aus der in Kapitel 7.1 beschrieben Monte Carlo Simulation und beschreibt das Verhält-

nis der Anzahl an Jahressimulationen in denen das Kabel überlastet wird zur Gesamtanzahl aller 

1.000 Berechnungen. Im Folgenden werden die aus der Berechnung resultierenden Bemessungs-

größen der Batteriespeicher nur für jene Fälle vorgestellt, in denen die alternative Maßnahme 

(größerer Kabelquerschnitt oder Abregelung) die Überlastung gerade noch behebt (Überlastungs-

wahrscheinlichkeit < 10 %;  in Abbildung 7.2 (b)-(f)). Am Beispiel von 20 Haushalten erfolgt 

im Anschluss die technische und wirtschaftliche Bewertung.  

 

Abbildung 7.2:  Überlastwahrscheinlichkeit unterschiedlicher Kabeltypen abhängig von Haus-

haltsanzahl, PV-Leistung (𝑃rPV) und Einspeisebegrenzung (100 %, 70 %, 50 %; 

: Bei der Dimensionierung berücksichtigte Fälle). 
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7.3.1 Dimensionierung des Batteriespeichers 

Unter den in Kapitel 7.2 genannten Voraussetzungen resultieren die in Abbildung 7.3 dargestell-

ten Verteilungen der Leistungs- und Kapazitätswerte eines der jeweiligen Alternative gleichwer-

tigen Batteriespeichers. Gegenüber einer starren Erhöhung der Übertragungskapazität, wie es bei 

der Kabelneuverlegung und der festen Einspeisebegrenzung der Fall ist, bietet sich mit dem Bat-

teriespeicher theoretisch die Möglichkeit einer auf den Einzelfall abgestimmten Auslegung an. 

Konkret müsste die Wechselrichterleistung des Batteriespeichers lediglich auf die Leistung aus-

gelegt werden, um welche das betroffene Kabel durch die zusätzlich zu installierende PV-Leis-

tung überschritten wird. Idealerweise sind die Systeme so ausgelegt, dass die Nachrüstung um 

weitere Einheiten bei Bedarf möglich wäre.  

 

Abbildung 7.3: Relative Häufigkeit h benötigter Leistung (links) und Kapazität (rechts) des 

Batteriespeichers, um gleiche Übertragungskapazität wie durch neuen Kabeltyp 

oder Abregelung zu erhalten. (vgl. Abbildung 7.2 (b)-(f)) ×). 

Im vorliegenden Beispiel, bei dem die Aufnahmekapazität der Alternativlösung gerade noch aus-

reichend ist, berechnet sich die Bemessungsleistung aus der Differenz der beiden thermischen 

Grenzleistungen unter der Annahme reiner Wirkleistungseinspeisung:  

𝑃rBat  =  PrKabel neu − 𝑃rKabel alt. (7.10) 
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Für den Fall einer festen Einspeisebegrenzung kann die Wechselrichterleistung für den Fall der 

Volleinspeisung bei geringer Last, d.h. unter Berücksichtigung des gewichteten Spitzenlastanteils 

der Haushalte 

 𝑃HH ges = 30 kW ⋅ (0,06 + (1 − 0,06) ⋅ 𝑛HH
−0,75) ⋅ 𝑛HH ⋅ 0,05 (7.11) 

zu  

𝑃rBat  = max(0, 𝑃rPV ⋅ 𝑔PV − 𝑃HH ges − 𝑃rKabel alt) (7.12) 

berechnet werden (Abbildung 7.3 links, ).  

Die optimale Kapazität ist nicht direkt aus der Anschlussleistung und den Betriebsmittelgrenzen 

abzuleiten. Diese variiert abhängig vom Profilverlauf der PV-Einspeisung und der Lasten sowie 

vom Energiebedarf der Haushalte. Die Unsicherheit nimmt sichtbar mit der zu steigernden Über-

tragungskapazität zu (vgl. 50 %-Begrenzung in Abbildung 7.3 (j)). Ein Versuch zur Dimensio-

nierung des Netzspeichers unter Zuhilfenahme eines idealen Einspeiseprofils eines Sommertages, 

angepasst auf die zu installierende Leistung und unter Berücksichtigung des gewichteten Spit-

zenlastanteils aus Gleichung (7.11), ist ebenfalls in Abbildung 7.3 dargestellt (). Die benötigte 

Kapazität CrBat und Leistung PrBat berechnet sich mit η = 0,94 zu  

𝐶rBat = ∑ 𝑃ueber
𝑡 ⋅ 𝛥𝑡 ⋅ 𝜂,

𝑡end

𝑡=𝑡0

 (7.13) 

𝑃rBat = max(𝑷ueber). (7.14) 

Die so berechneten Werte liegen in ähnlicher Größenordnung und können zur groben Abschät-

zung der Bemessungsgrößen herangezogen werden. Im Einzelfall treten vor allem bei den Kapa-

zitätswerten erhebliche Abweichungen auf. 

Aus den Häufigkeitsverteilungen in Abbildung 7.3 ist weiterhin abzuleiten, dass das Verhältnis 

von benötigter Kapazität zur Leistung nicht konstant ist und mit steigender Erzeugungsleistung 

zunehmend streut (Abbildung 7.3 (a), (b): 0,2 kWh/kW bis 2,3 kWh/kW; Abbildung 7.3 (i), (j): 

3,4 kWh/kW bis 5,3 kWh/kW). Auf Basis der ebenfalls dargestellten 0,95-Quantile (×) kann eine 

Abschätzung bezüglich der benötigten Kapazität in Abhängigkeit der Wechselrichterleistung 

getroffen werden (Abbildung 7.4): 

𝐶rBat 0 HH = 0,0218 ⋅ (𝑃rBat − 2,14)
2 + 2,3795 ⋅ (𝑃rBat − 2,14) (7.15) 

𝐶rBat 20 HH = 0,0256 ⋅ (𝑃rBat − 3,00)
2 + 2,7896 ⋅ (𝑃rBat − 3,00). (7.16) 

Dass die Kapazität quadratisch mit der benötigten Wechselrichterleistung steigt, ist im 

Wesentlichen auf die charakteristische PV-Einspeisekurve zurückzuführen. So können gerade bei 

der Integration großer Einspeiseleistung Systeme von Vorteil sein, die ein geringes Kostenver-

hältnis von Kapazität zu Leistung vorweisen.  
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Abbildung 7.4: Abschätzung der Batteriekapazität anhand der Wechselrichterleistung für das 

Fallbeispiel mit 20 Haushalten (Q0,95) (ohne Verbraucher: Abbildung B.6). 

7.3.2 Vergleich der Netzausbaualternativen zur Spannungshaltung 

Im Niederspannungsnetz ist die Untersuchung der Knotenspannungen stark von der Netzstruktur 

abhängig, sodass sich eine individuelle Untersuchung zumindest von Typnetzen empfiehlt. Ge-

nerell nimmt mit zunehmender Besiedlungsdichte der Abstand zwischen Netzanschlusspunkten 

[Ker11] und damit auch die Länge der Netzstrahlen zu [Sch01][Sch02]. In ländlichen Regionen 

mit geringerer Besiedlungsdichte ist aufgrund des höheren Dachflächenpotentials auch eine er-

höhte PV-Einspeisung zu verzeichnen. Längere Leitungsstrecken und höhere PV-Einspeisung 

implizieren, dass Spannungsrestriktionen dort primär die Aufnahmekapazität beschränken. In der 

DIN EN 50160 [DIN11] wird definiert, dass unter Normalbedingungen  

• 95 % der 10-Minuten-Mittelwerte des Effektivwertes der Versorgungsspannung jedes Wo-

chenintervalls innerhalb des Bereichs UrΔ ± 10 % liegen müssen und  

• alle 10-Minuten-Mittelwerte des Effektivwertes der Versorgungsspannung innerhalb des Be-

reichs UrΔ +10 %/–15 % liegen müssen. 

In der für die Netzplanung primär relevanten Anwendungsregel VDE-AR-N 4105 wird eine durch 

dezentrale Erzeugungsanlagen verursachte Spannungsänderung (Längsspannungsfall, unter Be-

rücksichtigung des vorgelagerten Netzes und des Ortsnetztransformators) von Δul ma  pu≤ 0,03 

gegenüber dem Fall ohne Einspeisung gefordert. Darüber hinaus wird in den Netzausbaustudien 

[AGO14][DEN12] mit einem zulässigen Spannungsband auf Niederspannungsebene von ± 4 % 

um den Nennwert gerechnet.  

In der Regel tritt die maximale Spannung nicht direkt an dem am stärksten belasteten Kabel, 

sondern abhängig von der Netztopologie und der Heterogenität verlegter Kabeltypen bei verteilter 

Einspeisung eher an den Netzausläufern auf. Bei punktförmiger Einspeisung am Leitungsende 

eines Kabels des Typs NAYY-J 4x150 (vgl. Tabelle 7.1) ist bereits ab einer Leitungslänge von 
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175 m der maximale Längsspannungsfall entlang der Leitung von Δul ma  % =3 % nach 

VDE-AR-N 4105 das begrenzende Kriterium (Gleichung (7.17); Abbildung 7.5; Abbildung 7.6). 

Bei ideal, homogener Verteilung der gleichen Einspeiseleistung halbiert sich der Angriffsfaktor 

ε, sodass sich die maximale Distanz bis zum Erreichen des Spannungsgrenzwertes verdoppelt 

(vgl. [BUW16][Nag08]). Werden zusätzlich die Impedanzen des vorgelagerten Netzes und des 

Ortsnetztransformators berücksichtigt, verkürzt sich die maximale Übertragungsdistanz aufgrund 

der Spannungsrestriktion von zuvor 175 m auf 150 m (Sk MS = 100 MVA; R⁄X = 0,5; 

SrTr = 400 kVA; uk = 4 %; PCu = 4,6 kW, nach VDE-AR-N 4105 Anhang E.1).  

 

Abbildung 7.5: Übertragbare Wirk- und Blindleistung eines Kabels des Typs NAYY-J 4x150 un-

ter Berücksichtigung der thermischen Belastungsgrenze, des betragsmäßig maxi-

malen Längsspannungsfalls von |Δul max %| = 3 % bei unterschiedlicher Kabel-

länge (in km) und des minimalen Leistungsfaktors cos(φ) = 0,9 (grüner Bereich), 

unter Vernachlässigung des vorgelagerten Netzes und des Ortsnetztransforma-

tors. (P > 0: Erzeugung; Q > 0; untererregt). 

Wie sich verschiedene spannungsstützende Maßnahmen auf die Übertragungskapazität auswir-

ken, wurde bereits in [Gwi10] als Grundlage für die Dena Verteilnetzstudie [DEN12] untersucht. 

Die Methodik der sogenannten Grenzkurvenanalyse wird in [Gwi11] näher erläutert. In diesen 

Untersuchungen interessiert vereinfacht die bei einem maximal entlang der Leitung zulässigen 

Längsspannungsfall  

Δ𝑢l max pu =
𝑃Kabel max ⋅ (𝑅

′ ⋅ 𝑙Kabel − 𝑋
′ ⋅ 𝑙Kabel ⋅ tan(𝜑)) ⋅ 𝜀

𝑈rΔ
2  (7.17) 

höchstens übertragbare Leistung PKabel max. Diese ergibt sich durch einfache Umstellung von Glei-

chung (7.17) und unter Berücksichtigung thermischer Restriktionen aus Gleichung (7.1): 

𝑃Kabel max = min(𝑆rKabel ⋅ cos (𝜑),
Δ𝑢l max pu ⋅ 𝑈𝑟Δ

2

(𝑅′ ⋅ 𝑙Kabel − 𝑋
′ ⋅ 𝑙Kabel ⋅ tan(𝜑)) ⋅ 𝜀

 ). (7.18) 

Beim Parameter  

𝜀 = (𝑛 + 1) ⋅ (2𝑛)−1 0,5 < 𝜀 ≤ 1   (7.19) 
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handelt es sich um den zuvor erwähnten Angriffsfaktor nach [Nag08] zur Berücksichtigung der 

entlang eines Stranges verteilten n Einspeiseanlagen oder Lasten. Für die dargestellten Untersu-

chungen gilt ε = 1. 

Abbildung 7.5 visualisiert die aus Gleichung (7.18) resultierende übertragbare Wirk- und Blind-

leistung exemplarisch für den Last- und Einspeisefall. Das Kreissegment stellt die thermische 

Begrenzung des Kabels dar. Wird neben der Einhaltung des Spannungskriteriums auch ein zuläs-

siger Leistungsfaktor gefordert, so ist jeder Wert zwischen den beiden Geraden gleicher Leitungs-

länge und innerhalb der grünen Fläche zulässig. Es wird nochmals deutlich wie stark dieser Be-

reich mit steigender Leitungslänge durch die Spannungsrestriktionen beschränkt wird.  

 

Abbildung 7.6: Maximal installierbare Leistung nach Gleichung (7.17) bei verschiedenen Kom-

pensations- und Ausbaumaßnahmen unter Vernachlässigung des vorgelagerten 

Netzes und des Ortsnetztransformators.  

Um den Wirkungsbereich des Batteriespeichers als alternatives Betriebsmittel mit anderen kom-

pensierenden Maßnahmen zu vergleichen, ist die maximale Übertragungskapazität unter Verwen-

dung verschiedener Ausbau- oder Kompensationsmaßnahmen in Abbildung 7.6 dargestellt. Ist 

die Spannung das begrenzende Kriterium (abfallender Teil der Kennlinien in Abbil-

dung 7.6 (a)-(d)), so kann der Batteriespeicher abhängig von der Dimensionierung die Aufnah-

mekapazität erhöhen, jedoch ist die gezielte Beeinflussung der Spannung gerade bei langen Über-

tragungsdistanzen effektiver (Abbildung 7.6 (b)). Sofern die installierten PV-Wechselrichter in 

der Lage sind Blindleistung bereitzustellen, ist dies hinsichtlich der Kosten meist die zu bevorzu-

gende Variante (Abbildung 7.6 (d)). Darüber hinaus gewinnt die zusätzliche Bereitstellung von 

Blindleistung aus dem Verteilnetz zur Einhaltung von Grenzwerten am Übergabeknoten zum 

Übertragungsnetz an zunehmender Bedeutung (vgl. [INA16]). Wird die Aufnahmekapazität bei 



7.4 Wirtschaftliche Bewertung 

121 

kürzeren Kabelstrecken bis 170 m aufgrund des thermischen Bemessungsstroms des Kabels be-

grenzt, so konkurriert der Batteriespeicher mit der Abregelung der Anlagen (70 % nach 

§ 9 Abs. 2 EEG, 50 % nach KfW-Programm 275), der Einspeisebegrenzung (§ 14 Abs. 1 EEG) 

und zuletzt der Neuverlegung eines Kabels größeren Querschnitts ((Abbildung 7.6 (a), (c))). Wel-

che Maßnahme sinnvollerweise zu ergreifen ist, hängt vom weiteren erwarteten Zubau ab. Primär 

entscheiden jedoch wirtschaftliche Gesichtspunkte. Daher werden Kapitel 7.4 die Kosten der ver-

schiedenen Alternativen verglichen. 

7.4 Wirtschaftliche Bewertung 

 

Abbildung 7.7: Annuität verschiedener Kabeltypen (abhängig von Kabellänge (oben)), des Bat-

teriespeichers (abhängig von Einspeiseleistung (unten)), der Abregelung sowie 

der statischen und dynamischen Begrenzung für Fallbeispiel mit 20 Haushalten 

(Spannungsrestriktionen unberücksichtigt). 

In Abbildung 7.7 werden für das Fallbeispiel mit 20 Haushalten die Annuitäten der verschiedenen 

Ausbau-, Abregelungs- und Begrenzungsvarianten zur Vermeidung thermischer Überlastung ei-

nes Kabels des Typs NAYY-J 4x150 dargestellt. Verglichen mit dem konventionellen Netzausbau 

in Form der Netzverstärkung, stellen Batteriespeicher dann eine Alternative dar, wenn sehr lange 

Leitungssegmente aufgrund geringer Leistungsüberschreitung zu ertüchtigen sind. Bei höherer 

Einspeiseleistung macht sich die quadratische Abhängigkeit der Kapazität (Gleichung (7.16)) 
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auch in den Investitionskosten bemerkbar, weshalb die konventionelle Netzverstärkung hier zu 

bevorzugen ist. Ein ggf. nötiges Stationsgebäude für den Batteriespeicher erhöht die annuitäti-

schen Kosten um 1.338 €/a. Ein ggf. nötiger Transformatortausch hingegen erhöht die Annuität 

für den konventionellen Ausbau um 1.073 €/a zum Vorteil des Batteriespeichers. 

Bei der festen PV-Anlagen-Abregelung betragen die Verluste unabhängig von der installierten 

Leistung konstant ca. 4,8 % bei der 70 %-Begrenzung (16,4 % bei 50 %-Begrenzung), jedoch ist 

die Steigerung der Aufnahmekapazität bei fester Abregelung limitiert. Bei kleinen abzuregelnden 

Leistungen kann der Batteriespeicher im dargestellten Szenario gegenüber der 70 % Begrenzung 

eine (volks-) wirtschaftliche Alternative darstellen. 

Mit der Einführung des Strommarktgesetzes im Juli 2016 [SMG16] wird den Netzbetreibern in 

§ 11 Absatz 2 EnWG [EWG16] im Rahmen der Netzplanung die Spitzenkappung oder Reduktion 

der prognostizierten Stromerzeugung um bis zu 3 % und unter besonderen Umständen auch dar-

über hinaus eingeräumt. Unter Einhaltung der 3 % Begrenzung kann sowohl mit der statischen 

(pauschale Begrenzung) als auch mit der dynamischen Einspeisebegrenzung (Begrenzung im 

Bedarfsfall) im vorliegenden Beispiel die Aufnahmekapazität um ca. 65 kW erhöht werden. De-

ren Umsetzung im Niederspannungsnetz ist aufgrund der großen Anzahl an kleinen Erzeugungs-

anlagen noch sehr aufwändig. Zudem wirkt sich der hohe Kostenanteil für die Mess- und Ak-

toreinheiten zu Gunsten des Batteriespeichers aus. Da dessen Kosten jedoch deutlich stärker mit 

zunehmender Leistung skalieren, wäre die Einspeisebegrenzung bei höheren Leistungsüber-

schreitungen und bei geringerem Kostenaufwand für Mess- und Aktoreinheiten zu bevorzugen. 

Für den Vergleich mit alternativen Ansätzen zur Spannungshaltung richtet sich der Blick auf 

die bezogenen Systemkosten. Die auf die Kapazität bezogenen Gesamtsystemkosten ohne Station 

fallen im Fallbeispiel (500 €/kW und 500 €/kWh) mit zunehmender PV-Einspeiseleistung von 

1.724 €/kWh auf 587 €/kWh. Die gleichen auf die Nennleistung bezogenen Gesamtsystemkosten 

steigen dabei von 680 €/kW auf ma imal 3.350 €/kW. Demgegenüber liegen die Kosten von 

Längsreglern bzw. regelbaren Ortsnetztransformators in den Leistungsklassen 250 kVA bis 

630 kVA laut [FFEi] im Bereich von 35 €/kVA bis 72 €/kVA und laut [BUW16] bei 34 €/kVA 

und von Einzelstrangreglern bei 78 €/kVA. Batteriespeicher liegen also mindestens um den Fak-

tor 8,7 über den alternativen Technologien, weshalb diese zur Spannungshaltung aus wirtschaft-

licher Sicht selbst bei optimistischeren Annahmen bis auf Weiteres nicht die erste Wahl darstel-

len. Zudem ist bei diesen genannten Betriebsmitteln die Nutzungsdauer mit 30-40 Jahren höher 

als sie bei Batteriespeichern mit 20 Jahren zu erwarten ist. Wird der Netzspeicher jedoch ohnehin 

zur Kabelentlastung eingesetzt, so kann im Einzelfall auf spannungsstützende Maßnahmen ver-

zichtet werden. Verschiedene Maßnahmen zur Spannungshaltung wurden in [Eil15] für ein reales 

Netzgebiet untersucht, mit dem Ergebnis, dass bei einem fortgeschrittenen Netzausbaustadium 

die klassische Netzverstärkung zu geringsten Mehrkosten führt. Bei einem hohen Anteil an PV-

Bestandsanlagen, die für das Wirk- und Blindleistungsmanagement nachgerüstet werden müss-

ten, stellt die Spannungsregelung mittels Längsregler die kostengünstigere Alternative dar.  

Generell ist die Kombination verschiedener Maßnahmen zu erwägen. So ist bei längeren Über-

tragungsdistanzen, die Anpassung des Leistungsfaktors am PV-Wechselrichter eine günstige Al-

ternative, vorausgesetzt es fallen keine höheren Kosten für die Nachrüstung an, die durch das 

Einspeisemanagement oder einen Batteriespeicher ergänzt werden kann. 
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Theoretisch bieten Batteriespeicher gegenüber anderen Ansätzen den Vorteil, dass die gespei-

cherte Energie für weitere Einsatzzwecke zur Verfügung steht. Diese steigt ebenso wie die be-

nötigte Kapazität quadratisch mit der benötigten Wechselrichterleistung. Ließe sich die im vor-

liegenden Beispiel gespeicherte Energie bei einem Wirkungsgrad von 94 % bspw. zur Minderung 

der Beschaffungskosten der Verlustenergie bei 0,04 €/kWh nutzen, so reduziert sich die Annuität 

des Batteriespeichers ohne Station bei kleinen Einheiten um 0,3 % bis bestenfalls 4 % 

(0,12 €/kWh: 1 % - 11 %; 0,28 €/kWh: 2 % - 26 %). Der zur Erreichung der Kostenneutralität 

gegenüber der Kabelneuverlegung nötige Erlös ist in Abbildung 7.8 dargestellt. Hieraus geht 

nochmals hervor, dass Batteriespeicher eine Alternative zur konventionellen Netzverstärkung 

darstellen können, wenn geringe Leistungsüberschreitungen zu kompensieren oder längere Lei-

tungssegmente auszutauschen sind. 

 

Abbildung 7.8: Mindesterlöse für ausgespeicherte Energie zur Erreichung der Kostenneutralität 

von Batteriespeichern ohne Stationsgebäude gegenüber Kabelneuverlegung. 

Der rein netzdienlich genutzte Batteriespeicher weist in diesem Beispiel mit maximal 60 äquiva-

lenten Vollzyklen/Jahr und 600 Volllaststunden/Jahr eine schlechte Ausnutzung auf. Wenn diese 

Technologie im Netzbetrieb breite Anwendung finden soll, müssten die Rahmenbedingungen für 

Verteilnetzbetreiber so angepasst werden, dass verschiedene Anwendungsmöglichkeiten kombi-

niert werden können. Da diese regulatorischen Änderungen eher unwahrscheinlich sind, ist über 

alternative Ansätze zur Beschaffung von Flexibilität (aus Batteriespeichern) zur Vermeidung des 

konventionellen Netzausbaus nachzudenken. Andererseits spricht die geringe Ausnutzung des 

Batteriespeichers dafür, dass Netzengpässe nur zeitlich begrenzt auftreten. In der „dena-Netz-

flexstudie“ [DEN17] wird dargestellt, dass im Jahr 2030 nur in 3,5 % der jährlichen Betriebsstun-

den mit kritischen Netzsituationen zu rechnen ist, die statt durch konventionelle Ausbaumaßnah-

men durch die Nutzung von Flexibilität beseitigt werden könnten. Ein Ansatz hierfür liefern die 
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„Regionalen Flexibilitätsmärkte“ [VDE14], die neben nötigen Investitionen für die erforderliche 

Plattform durch die bedarfsorientierte Flexibilitätsbeschaffung vor allem operative Kosten verur-

sachen. Diese können nach den gängigen Regularien nicht angerechnet werden, außerdem spricht 

sich die Bundesnetzagentur bisweilen gegen deren Einführung aus [BNA15b].  

Alternativ sei der Ansatz diskutiert, dass Betreiber von Batteriespeichern und Verteilnetzen im 

Sinne von [BNA15b] einen bilateralen Flexibilitäts-Liefervertrag vergleichbar dem Prinzip der 

„Verordnung über Vereinbarungen zu abschaltbaren Lasten“ [ALV16] über einen definierten, 

gegenüber [ALV16] jedoch längerfristigen Zeitraum abschließen können. Dieser Vertrag würde 

den Batteriespeicherbetreiber zur Beseitigung des Engpasses in definiertem Umfang verpflichten 

und eröffnete ihm darüber hinaus Freiheitsgrade zur weiteren Vermarktung des Batteriesystems 

unter Einhaltung technischer Anschlussbedingungen. Seitens des Netzbetreibers wären hierfür 

möglichst genaue Zielnetzplanungen nötig, um zu gewährleisten, dass die zu erwarteten Kosten 

der Flexibilitätsbeschaffung geringer sind als alternative Maßnahmen. Denn mit zunehmendem 

Flexibilitätsbedarf ist der konventionelle Ausbau auch bei einem solchen Verfahren sicherlich 

meist zu bevorzugen (vgl. Kapitel 6.6). Beispielsweise beträgt die Annuität eines Kabels des Typs 

NAYY-J 4x300 mit den Kostenannahmen aus Kapitel 7.2 ca. 5,26 €(m⋅a)-1, was bei einer nach 

[Sch01][Sch02] häufigen Kabellänge von 200 m über 1.000 €/a entspricht. Diese Kosten müssen 

von dem Speicherbetreiber oder einem Aggregator, der über ausreichend Flexibilitäten im be-

troffenen Netzabschnitt verfügt, deutlich unterboten werden. Der Systemdienstleister hätte mit 

dieser Zahlung in definiertem Umfang (ggf. auch leistungs- und zusätzlich energiebezogene Zah-

lungen) größere Planungssicherheit bei der Investitionsentscheidung.  

 Um zuletzt die mit einem Batteriespeicher erzielbaren Erlöse darzustellen, sei auf [RLI17] ver-

wiesen. In diesem Projekt wurde die Vermarktung einer Vanadium Redox Flow Batterie mit einer 

Nennleistung von 200 kW am Primärregelleistungsmarkt untersucht. Durch die Vermarktung von 

175 kW ließ sich ein Erlös abzüglich der Betriebskosten in Höhe von 15.833 €/a und skaliert auf 

einen 1 MW-Pool von etwa 95.000 €/a erwirtschaften. Auch wenn in Zukunft mit sinkenden Er-

lösen zu rechnen ist, existieren weitere Optimierungspotentiale im Betrieb durch die Kombination 

verschiedener Vermarktungsmodelle. Wenn Batteriespeicher als Netzausbaualternative Einsatz 

finden, dann entweder im Besitz eines Verteilnetzbetreibers zur Überbrückung von Verzögerun-

gen beim konventionellen Ausbau (ähnlich eines Notstromaggregates), oder im Besitz von spezi-

ellen Systembetreibern, Aggregatoren oder privaten Haushalten, die zusätzlich zu weiteren An-

wendungszwecken entsprechend vergütete Systemdienstleistung bereitstellen.  

7.5 Kernaussagen bezüglich Batteriespeichern als 

alternative Betriebsmittel 

Während die zur Vermeidung von thermischer Überlast von Niederspannungskabeln benötigte 

Batteriewechselrichterleistung einfach anhand des zu kompensierenden Leistungsüberschusses 

berechnet werden kann, nimmt die benötigte Batteriekapazität quadratisch mit steigender Wech-

selrichterleistung zu. Neben einer einfachen auf Monte Carlo Simulationen basierenden Funkti-

onsvorschrift zur Berechnung der benötigten Kapazität, wurde die Abschätzung auf Basis einer 

idealen PV-Einspeisekurve eines Sommertages bei gleichzeitiger Schwachlast als beste Annähe-

rung identifiziert. Die quadratische Zunahme der benötigten Kapazität ist vor allem bei hohen 
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kapazitätsbezogenen Systemkosten von Nachteil, sodass stationäre Batteriespeicher erwartungs-

gemäß bis auf Weiteres keine Netzausbaualternative darstellen. Zudem weisen diese mit hier ma-

ximal 60 äquivalenten Vollzyklen/Jahr und 600 Volllaststunden/Jahr eine geringe Auslastung auf. 

Dennoch kann der Einsatz in manchen Fällen wirtschaftlich vorteilhaft sein, wenn lange Leitungs-

segmente aufgrund geringer Grenzwertverletzungen zu tauschen wären. Wird die überschüssige 

Energie, die vom Batteriespeicher gespeichert wurde, zur Minimierung der Beschaffungskosten 

für Verlustenergie genutzt, so kann die Annuität des Batteriespeichers bei durchschnittlichen Be-

schaffungskosten in Höhe von 0,04 €/kWh um 0,3 % bis maximal 4 % reduziert werden. Auf-

grund der geringen Auslastung bei der Kompensation von hoher PV-Einspeisung und der in vie-

len Fällen vergleichsweise hohe Kosten, wird für Verteilnetzbetreiber lediglich das Potential im 

temporären Einsatz von Batteriespeichern zur Überbrückung von Verzögerungen im Netzausbau 

gesehen. Die Tatsache, dass Überlastereignisse nur an wenigen Stunden im Jahr erwartet werden 

und dass durch die Vermarktung von Batteriespeichern in einem Pool eines Aggregators zusätz-

liche Erlöse erzielt werden können, spricht dafür das zunehmend vorhandene Potential zur alter-

nativen Beschaffung von Systemdienstleistung bspw. in Ausschreibungsverfahren anzureizen 

und zwar so, dass die damit verbundenen Aufwendungen nach den geltenden Regularien ange-

rechnet werden können. 
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8 Zusammenfassung und Ausblick 

Diese Arbeit beschäftigt sich mit technischen und wirtschaftlichen Aspekten, die es im Zuge der 

Integration stationärer und mobiler Batteriespeicher in die Verteilnetze aus Sicht der Endkunden 

sowie der Ladeinfrastruktur- und Verteilnetzbetreiber zu beleuchten gilt. 

In Kapitel 2 wurde zunächst ein Ansatz zur Modellierung der Lastprofile im Parkhaus ladender 

Elektrofahrzeuge vorgestellt. Darauf basierend wurden Aussagen zum benötigten Deckungsbei-

trag pro Ladesäule getroffen. Konkret liegt der nötige Deckungsbeitrag unter der Annahme, dass 

die Zahl der Ladepunkte maximal dem täglichen Elektromobilitätsaufkommen entspricht, bei 

mindestens 1,13 € pro Elektrofahrzeug und Ladesäule und lässt sich basierend auf den vorgestell-

ten Rechenmodellen bei der Umlage auf die Gesamtheit aller parkenden Fahrzeuge auf maximal 

0,14 € pro Fahrzeug und Ladesäule reduzieren. Weiterhin wurden in Kapitel 2 als Planungs-

grundlage des Netzanschlusses, Richtwerte für die zu erwartende Spitzenleistung und den Gleich-

zeitigkeitsfaktor für eine unterschiedliche Anzahl ladender Elektrofahrzeuge ermittelt. Unter der 

hier getroffenen Annahme binomialverteilter Ladeleistungen von 11 kW und 22 kW, empfiehlt 

sich die Berücksichtigung einer maximalen Gleichzeitigkeit bis mindestens vier Elektrofahrzeuge 

pro Tag. Kapitel 2 beleuchtete weiterhin den kombinierten Betrieb einer Ladeinfrastruktur mit 

PV-Anlage, mit dem Ergebnis, dass bereits ohne Lastverschiebung mit 6-7 Elektrofahrzeugen pro 

1 kWpeak und Tag eine Eigenverbrauchsquote von über 50 % erreicht werden kann. Die Kompen-

sation hoher Leistungsspitzen gleichzeitig ladender Elektrofahrzeuge durch einen stationären Bat-

teriespeicher ist im Vergleich zur konventionellen Netzverstärkung ein wirtschaftlich tragfähiges 

Modell, wenn der Tausch eines Transformators und längerer Leitungssegmente erforderlich ist, 

oder wenn zusätzliche Erlöse aus der Vermarktung der vorhandenen Freiheitsgrade erzielt werden 

können. Weiterhin wurde in den Untersuchungen gezeigt, dass die parkenden Elektrofahrzeuge 

in vielen Fällen über genügend Freiheitsgrade zur Lastverschiebung verfügen, die zumindest in 

der Theorie zur Einhaltung von Leistungsbegrenzungen oder zur Minimierung der Spitzenleis-

tung genutzt werden können. Im besten Fall kann bei sehr langen Verweildauern der parkenden 

Elektrofahrzeuge von durchschnittlich zehn Stunden die Spitzenleistung im Jahr um mindestens 

73 % reduziert werden. Bei kürzeren Verweildauern von durchschnittlich 2,2 h besteht geringes 

oder kein Potential zur Minimierung der Jahresmaximalleistung. Zur Einhaltung der Leistungs-

begrenzung wurde ein Ansatz zum diskriminierungsfreien Laden unter Berücksichtigung indivi-

dueller Verweildauer, Ladeleistung, und des Energiebedarfs vorgestellt. Zuletzt wurde in Kapi-

tel 2 anhand eines Fallbeispiels mit zwölf Parkhäusern und 689 mit maximal 22 kW ladenden 

Elektrofahrzeugen in einem städtischen Verteilnetz abgeleitet, dass die Netzrückwirkungen bei 

einer Maximalleistung von 1.277 kW auf Mittelspannungsebene vorerst als unkritisch einzuschät-

zen sind, wenn sich die Parkhäuser räumlich auf verschiedene Mittelspannungsabgänge verteilen. 

Wenn die vorhandenen Freiheitsgrade, bspw. durch den Besitzer einer Fahrzeugflotte, genutzt 

werden können, besteht großes Potential zu deren netzseitig uneingeschränkten Vermarktung o-

der zur kostenoptimierten Energiebeschaffung. Abhängig von der durchschnittlichen Verweil-

dauer der Elektrofahrzeuge ergeben sich hier unterschiedliche Optionen hinsichtlich der Häufig-

keit und Menge der gezielt bereitstellbaren Regelleistung, wobei der Nachholeffekt, d.h. die 
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verminderte Verfügbarkeit von Regelleistung unmittelbar nach deren Bereitstellung, stark ausge-

prägt ist.    

In Kapitel 3 wurde ein Ansatz zur Modellierung von Wirkleistungsprofilen privater Haushalte 

vorgestellt und dessen prinzipielle Übertragbarkeit auf andere Regionen anhand eines Vergleiches 

mit öffentlich verfügbaren Messdaten bestätigt. Darüber hinaus wurde das Potential zum opti-

mierten Betrieb einer Wärmepumpe und zum optimierten Laden eines Elektrofahrzeugs im kom-

binierten Einsatz mit einer PV-Anlage am Beispiel eines Haushaltes mit Niedrigenergiestandard 

untersucht. Für die Wärmepumpe resultierte bei vereinfachter Berechnung ein maximaler Autar-

kiegrad von 36 % und ein Eigenverbrauchsquotient von maximal 15 %. Durch Optimierung der 

Ladevorgänge betragen diese Werte für das Elektrofahrzeug bestenfalls 23 % und 12 %. Dabei 

reduziert sich der durchschnittliche Ladezustand während des Parkens zu Hause von 96 % auf 

61 %, was besonders hinsichtlich der Lebensdauer der Batterie als positiv zu bewerten ist. Durch 

das gezielte Entladen der Batterie auf einen Ladezustand von 30 % ließe sich dieser Wert auf 

bestenfalls 45 % senken.  

In Kapitel 4 wurde die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichern in privaten Haushalten unter Be-

rücksichtigung verschiedener Einflussfaktoren untersucht. Batteriespeicher mit geringer nutzba-

rer Kapazität und Wechselrichterleistung erzielen die höchsten spezifischen Erträge. Unter ver-

schiedenen untersuchten Einflussfaktoren wirkten sich erwartungsgemäß die verkürzte Laufzeit 

und auch perspektivisch sinkende Strompreise besonders negativ auf die Wirtschaftlichkeit des 

Batteriespeichers aus. Weiterhin wurde ein Ansatz vorgestellt, der die analytische Berechnung 

eines hinsichtlich der Wirtschaftlichkeit optimal dimensionierten Batteriespeichers mit der instal-

lierten PV-Leistung und des Jahresenergiebedarfs eines Haushaltes als Eingangsparameter er-

möglicht. 

In Kapitel 5 erfolgte die Berechnung des Marktpotentials privater Batteriespeicher in Deutsch-

land bis zum Jahr 2030. Die Ergebnisse zeigen, dass die Investition in einen Batteriespeicher für 

nahezu alle Haushalte mit PV-Bestandsanlagen bis 2030 rentabel ist. Für PV-Anlagen, die bis 

2030 installiert werden, beträgt dieser Anteil maximal 75 %. Das Marktpotential beläuft sich dann 

auf insgesamt 6 GWh bei einem maximalen Marktvolumen von 6,65 Mrd. € resultierend aus den 

Anfangsinvestitionen. Äquivalent zur Installation von PV-Anlagen ist ein regional stark variie-

rendes Marktpotential von Batteriespeichern zu beobachten, dass sich für die PV-Bestandsanla-

gen auf bis zu 41 MWh in einem Landkreis beläuft. Da die Berechnungen nicht die bereits zu 

verzeichnenden steigenden Installationszahlen von privaten Batteriespeichern in Deutschland 

nachbilden konnten, wurden die Ergebnisse vor dem Hintergrund zusätzlicher Faktoren, welche 

die Kaufentscheidung beeinflussen, kritisch bewertet.  

In Kapitel 6 wurde ein prognosebasierter Ansatz zur Optimierung der Strombeschaffungskosten 

des Beispielhaushaltes aus Kapitel 3.2 unter Berücksichtigung der Degradationskosten des Bat-

teriespeichers vorgestellt. Damit ließ sich die Betriebsdauer des Batteriespeichers gegenüber dem 

einfachen Laden um fünf Jahre verlängern und die Strombeschaffungskosten ohne und mit Wär-

mepumpe und Elektrofahrzeug bei einer jährlichen Strompreissteigerung von 2 %/a um 656 € und 

231 € trotz vorhandener Prognoseabweichungen senken. Bei einer Strompreissteigerung von 

5 %/a beträgt der Unterschied 1.186 € und 598 €. Weiterhin wurde gezeigt, dass die Degradati-

onskosten bei hohen Entladetiefen zur Bereitstellung von Systemdienstleistung auf oder unter das 

Niveau der Entschädigungszahlungen für die Abregelung von dezentralen Erzeugungsanlagen 
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gesenkt werden können. Für einen 5 kWh Batteriespeicher mit 5.000 möglichen Vollzyklen und 

3.000 € Systemkosten betragen diese 0,08 €/kWh, wohingegen die Entschädigungszahlungen laut 

[BUW16] im Jahr 2018 bei 0,255 €/kWh liegen und bis 2040 auf 0,093 €/kWh sinken. Weiterhin 

wurde gezeigt, dass die Nutzung der vorhandenen Flexibilität theoretisch dann eine wirtschaftli-

che Alternative zur konventionellen Netzverstärkung darstellt, wenn seltene Überlastereignisse 

auftreten und die Behebung durch konventionelle Netzverstärkung zu hohen Überkapazitäten 

führt.  

In Kapitel 7 wurde zuletzt der stationäre Batteriespeicher als alternatives Betriebsmittel zur Kom-

pensation hoher PV-Einspeisung aus technischer und wirtschaftlicher Sicht bewertet. Der aus der 

Dimensionierung resultierende mit der Leistung quadratisch steigende Kapazitätsbedarf ist bei 

hohen kapazitätsbezogenen Systemkosten von Nachteil, sodass Batteriespeicher bis auf Weiteres 

erwartungsgemäß keine dauerhafte Netzausbaualternative darstellen. Mögliche Anwendungsfel-

der für Verteilnetzbetreiber ergeben sich lediglich in Fällen, in denen lange Leitungssegmente 

aufgrund geringer thermischer Überlast zu tauschen wären oder im temporären Einsatz zur Über-

brückung von Verzögerungen im Netzausbau.  

In dieser Arbeit wurde an verschiedenen Stellen gezeigt, dass sowohl für stationäre als auch mo-

bile Batteriespeicher in vielen Fällen genügend Potential zur systemdienlichen Nutzung der vor-

handenen Freiheitsgrade im Verteilnetz über den jeweiligen primären Anwendungszweck hinaus 

besteht. Im Bereich der stationären Batteriespeicher kann in manchen Fällen erst durch die Kom-

bination verschiedener Betriebsstrategien ein wirtschaftlicher Betrieb gewährleistet werden. Da-

her sollte den Verteilnetzbetreiber mehr Planungssicherheit eingeräumt und angemessene Anreize 

gesetzt werden, die es zur Erschließung dieser zunehmend vorhandenen Potentiale bedarf. Wer-

den die Kunden zum systemdienlichen Verhalten ggf. durch entsprechende Vergütung motiviert, 

so sollte dies insgesamt mit einer gesteigerten Akzeptanz der Energiewende einhergehen.  

 

Aus den Erkenntnissen der Arbeit und der Tatsache, dass in den letzten Jahren eine langsame 

Steigerung des Elektromobilitätsanteils zu beobachten war, kann ein weiterer Untersuchungsbe-

darf hinsichtlich der Planung und des Betriebs der Ladeinfrastruktur für Elektrofahrzeuge abge-

leitet werden. Hierbei muss nach den verschiedenen Anforderungen unterschieden werden, die 

das Schnellladen mit sehr hohen Ladeleistungen, das einphasige Laden mit geringer Leistung zu 

Hause und an zentralen Lademöglichkeiten in Städten sowie die zusätzliche Ladesteuerung mit 

sich bringen. In den Planungsprozessen sollten neben einem auf den jeweiligen Fall angepassten 

Modell, die zunehmend aus dem Betrieb der Ladeinfrastrukturen verfügbaren Messdaten Berück-

sichtigung finden. Darüber hinaus ist zu klären wie die verschiedenen Ladeinfrastrukturen ge-

meinsam mit stationären Batteriespeichern unter Beachtung der unterschiedlichen Verweildauern 

der Elektrofahrzeuge wirtschaftlich optimiert betrieben werden können. 

Vor dem Hintergrund des Gesetzes zur Digitalisierung der Energiewende leitet sich Forschungs-

bedarf zur effizienten und bedarfsgerechten Vorhaltung, Auswertung, Visualisierung und Wei-

terverwendung einer zunehmenden Menge an Messdaten in der Energieversorgung ab. Die ver-

änderte Datenlage ist auch dem weiteren Bedarf zur Verbesserung von Prognoseverfahren auf 

Verteilnetz- und Haushaltsebene zuträglich. Für die Fahrplanoptimierung eines größeren Pools 

an verschiedenen Flexibilitäten mit unterschiedlichem Betriebsverhalten besteht zudem Untersu-

chungsbedarf hinsichtlich der Abwägung nötiger Modellkomplexität gegen die Güte der aus der 
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Optimierung resultierenden mit Unsicherheit behafteten Lösung. Zur Bewertung des Einflusses 

von Belastungszyklen auf die Degradation des Systems, besteht weiterer Forschungsbedarf zur 

Abbildung des thermischen Betriebs- und Alterungsverhaltens verschiedener Netzkomponenten 

und Flexibilitäten sowie der Möglichkeit und Notwendigkeit zur Anpassung an das veränderte 

Betriebsverhalten im laufenden Betrieb.
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A Ergänzende Berechnungen 

Berechnung der annuitätischen Kosten inklusive Betriebskosen 

𝑐a = ℐ0 ⋅ (
(1 + 𝑧k)

𝜏nutz ⋅ 𝑧k
(1 + 𝑧k)

𝜏nutz − 1
+ 𝑧Betrieb)  (A.1) 

Geometrische Reihen beim Übergang von Gleichung (4.36) auf Gleichung (4.37) 
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B Graphiken 

 

Abbildung B.1: Deckungsbeitrag (DB) pro Elektrofahrzeug in €/h für verschiedene Verweildau-

erverteilungen (vgl. Abbildung 2.4) in Abhängigkeit der Anzahl an Ladepunkten 

und dem gesamten Elektrofahrzeugaufkommen pro Tag. 

 

Abbildung B.2: Deckungsbeitrag (DB) pro Elektrofahrzeug in €/kWh für verschiedene Verweil-

dauerverteilungen (vgl. Abbildung 2.4) in Abhängigkeit der Anzahl an Lade-

punkten und dem gesamten Elektrofahrzeugaufkommen pro Tag. 
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Abbildung B.3: Gleichzeitigkeitsfaktoren für verschiedene Verweildauerverteilungen V1-V4. 

 

Abbildung B.4: Bei unterschiedlichem Wirkungsgrad η umgesetzte Energie W für den Beispiel-

haushalt aus Kapitel 3.2 bei variierender Wechselrichterleistung. 
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Abbildung B.5: Güte des Parameterfittings. Abweichung der optimalen Kapazität (a) sowie ab-

solute (b) und relative (c) Abweichung des Ertrages mit Angaben aus Kapitel 4.2. 

 

Abbildung B.6: Abschätzung der Batteriekapazität anhand der Wechselrichterleistung unter Ver-

nachlässigung von Verbrauchern (Q0,95).
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C Tabellen 

Tabelle C.1: Parameter des thermischen Gebäudemodells für den Beispielhaushalt. 

Gebäu-

deteil 
Material Wärmeleitfähigkeit in W⋅(m⋅K)-1 

Schichtdicke in m 

oder Flächenbezogen* 

Transmissi-

onswärme- 

transferkoeffi-

zient in W/K 

Außen-

wand 

Polystyrol 0,04 0,2 

23,0 
Hohllochziegel Poroton 0,12 0,365 

Leichtmörtel außen 0,1 0,02 

Leichtmörtel innen 0,2 0,02 

Boden-

platte 

Beton 2,1 0,2 

12,4 

Sand (trocken) 0,58 0,4 

Zementestrich 1,4 0,05 

Polystyrol 0,04 0,12 

PE-Folie 0,4 0,002 

Schaumglasplatte 0,05 0,24 

Dach Bitumen 0,23 0,003 

Dach 

Dachziegel 0,75 0,03 

18,0 
Schallung Holz Fichte 0,13 0,025 

PE-Folie 0,4 0,002 

Glaswolle WLG035 0,035 0,2 

Fenster Dreifach-Verglasung 0,8 1/5 NGF* 27,2 

Tabelle C.2: Fitting Parameter für unterschiedliche Jahresenergieverbräuche WL MWh (horizontal), 

installierte Leistungen PrPV (vertikal) und Wechselrichterleistungen (oben links) für 

Batteriedimensionierung (vgl. [Uhric]). 
1 kW 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

1 

α1 -0,31618 -0,14117 -0,05142 -0,03046 -0,01849 -0,01194 -0,00652 -0,00482 -0,00340 -0,00269 

α2 1,15752 0,98271 1,50113 1,69503 1,91453 2,08047 3,64504 4,08670 3,78188 4,26194 

α3 -0,03137 0,00374 0,01064 0,00492 0,00245 0,00120 0,00137 0,00069 0,00048 0,00022 

α4 0,62066 0,37738 0,24452 0,19312 0,15867 0,13494 0,11594 0,10329 0,09285 0,08458 

ε1 -0,40782 -0,32050 -0,30459 -0,29700 -0,27554 -0,24600 -0,21403 -0,18370 -0,15717 -0,13445 

ε3 -0,04504 0,01355 -0,00432 -0,02634 -0,03779 -0,04146 -0,04041 -0,03721 -0,03357 -0,02999 

ε4 0,77393 0,87133 0,97432 1,04567 1,07978 1,09091 1,08987 1,08333 1,07537 1,06737 

2 

α1 -0,59378 -0,21512 -0,04897 -0,03303 -0,02589 -0,02131 -0,01449 -0,01464 -0,01000 -0,00850 

α2 0,79458 0,76666 1,83556 2,15733 2,24901 2,22456 3,12132 2,21745 3,48317 3,28406 

α3 -0,08742 0,01726 0,04344 0,03096 0,02202 0,01593 0,01349 0,00886 0,00788 0,00600 

α4 0,95621 0,51982 0,31452 0,26919 0,23848 0,21439 0,19096 0,17728 0,16048 0,14862 

ε1 -0,23802 -0,16949 -0,15801 -0,16602 -0,17511 -0,18036 -0,18219 -0,18166 -0,17806 -0,17264 

ε3 -0,01272 0,04977 0,05189 0,04029 0,02815 0,01803 0,00994 0,00328 -0,00180 -0,00579 

ε4 0,46765 0,53518 0,62781 0,71750 0,79180 0,84970 0,89451 0,92953 0,95582 0,97576 

3 

α1 -0,86614 -0,31365 -0,15067 -0,05421 -0,03797 -0,03128 -0,02714 -0,02399 -0,02146 -0,01910 

α2 0,62186 0,58631 0,68004 1,32336 1,62076 1,71188 1,72380 1,70795 1,67440 1,65901 

α3 -0,14133 0,00997 0,02445 0,03323 0,02669 0,02076 0,01625 0,01287 0,01027 0,00833 

α4 1,25626 0,65394 0,45585 0,33162 0,29302 0,26752 0,24713 0,22973 0,21460 0,20098 

ε1 -0,16274 -0,11081 -0,11574 -0,11047 -0,11304 -0,11714 -0,12112 -0,12409 -0,12588 -0,12654 

ε3 -0,00202 0,04887 0,04703 0,04649 0,04177 0,03634 0,03109 0,02632 0,02210 0,01845 

ε4 0,33601 0,39072 0,48112 0,54864 0,61256 0,66907 0,71809 0,76002 0,79570 0,82592 

4 

α1 -0,95563 -0,32523 -0,15334 -0,15549 -0,06432 -0,04506 -0,03687 -0,03225 -0,02913 -0,02664 

α2 0,57871 0,57082 0,65474 0,50652 0,90494 1,14131 1,25896 1,30149 1,30457 1,29342 

α3 -0,14950 0,01760 0,03212 0,01618 0,02432 0,02130 0,01768 0,01450 0,01189 0,00980 

α4 1,36239 0,68739 0,48449 0,46134 0,34848 0,31104 0,28715 0,26867 0,25314 0,23943 

ε1 -0,12051 -0,07951 -0,08576 -0,09700 -0,09335 -0,09420 -0,09609 -0,09825 -0,10028 -0,10192 

ε3 0,00293 0,04496 0,04359 0,03808 0,03741 0,03480 0,03182 0,02875 0,02582 0,02307 

ε4 0,26279 0,30942 0,38835 0,46155 0,51391 0,56378 0,60906 0,64979 0,68623 0,71871 

5 

α1 -0,97915 -0,35053 -0,17667 -0,20618 -0,18576 -0,08251 -0,05508 -0,04428 -0,03845 -0,03466 

α2 0,56536 0,54001 0,57174 0,40460 0,36105 0,59966 0,78948 0,89812 0,95243 0,97695 

α3 -0,14647 0,01914 0,03317 0,01298 0,00741 0,01641 0,01621 0,01422 0,01211 0,01022 

α4 1,39754 0,72790 0,52641 0,53216 0,49232 0,37130 0,32842 0,30408 0,28615 0,27137 

ε1 -0,09509 -0,06021 -0,06713 -0,07758 -0,08917 -0,08627 -0,08605 -0,08668 -0,08775 -0,08892 

ε3 0,00481 0,04108 0,03986 0,03541 0,03046 0,02987 0,02829 0,02643 0,02448 0,02252 
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ε4 0,21768 0,25725 0,32732 0,39268 0,45259 0,49521 0,53580 0,57336 0,60798 0,63968 

6 

α1 -1,01559 -0,35943 -0,19974 -0,29164 -0,26577 -0,25476 -0,11542 -0,07405 -0,05651 -0,04739 

α2 0,54921 0,52017 0,50449 0,31422 0,27802 0,24563 0,38953 0,51601 0,61330 0,67813 

α3 -0,14880 0,02318 0,03357 0,00545 0,00128 -0,00222 0,00879 0,01080 0,01045 0,00940 

α4 1,44268 0,74841 0,56367 0,63312 0,58893 0,56205 0,40770 0,35295 0,32342 0,30346 

ε1 -0,07847 -0,04763 -0,05412 -0,06401 -0,07511 -0,08569 -0,08305 -0,08215 -0,08206 -0,08236 

ε3 0,00542 0,03744 0,03665 0,03282 0,02850 0,02453 0,02406 0,02306 0,02183 0,02051 

ε4 0,18738 0,22134 0,28366 0,34282 0,39775 0,44784 0,48358 0,51766 0,54969 0,57959 

7 

α1 -0,97647 -0,36722 -0,85093 -0,43012 -0,40201 -0,38293 -0,37819 -0,17716 -0,10948 -0,07926 

α2 0,56330 0,50431 0,20180 0,24066 0,21008 0,18705 0,16616 0,24997 0,32977 0,40113 

α3 -0,13676 0,02573 -0,04061 -0,00624 -0,00891 -0,01069 -0,01245 0,00067 0,00486 0,00609 

α4 1,40992 0,76556 1,22534 0,78396 0,73851 0,70428 0,68609 0,47215 0,39273 0,35178 

ε1 -0,06677 -0,03911 -0,04479 -0,05391 -0,06444 -0,07466 -0,08405 -0,08157 -0,08029 -0,07975 

ε3 0,00553 0,03411 0,03379 0,03054 0,02669 0,02312 0,01996 0,01961 0,01893 0,01807 

ε4 0,16562 0,19537 0,25112 0,30489 0,35553 0,40217 0,44493 0,47564 0,50497 0,53285 

8 

α1 -0,98579 -0,44583 -0,22418 -0,71153 -0,64533 -0,61320 -0,59397 -0,54122 -0,28655 -0,17458 

α2 0,55797 0,43536 0,43587 0,17454 0,15547 0,13916 0,12559 0,11921 0,16318 0,21184 

α3 -0,13578 0,01479 0,03661 -0,02709 -0,02463 -0,02398 -0,02363 -0,02131 -0,00818 -0,00187 

α4 1,42479 0,85192 0,60794 1,07551 0,99282 0,94622 0,91405 0,84957 0,58363 0,46125 

ε1 -0,05809 -0,03301 -0,03771 -0,04615 -0,05608 -0,06589 -0,07503 -0,08341 -0,08112 -0,07963 

ε3 0,00542 0,03121 0,03133 0,02852 0,02507 0,02181 0,01892 0,01638 0,01610 0,01562 

ε4 0,14922 0,17569 0,22583 0,27509 0,32198 0,36557 0,40582 0,44306 0,46998 0,49573 

9 

α1 -2,12306 -3,94422 -0,23131 -1,46414 -0,50988 -1,16098 -0,99497 -0,89288 -0,37639 -0,20420 

α2 0,34064 0,12079 0,41348 0,11386 0,16854 0,09538 0,09259 0,08883 0,13705 0,18983 

α3 -0,32814 -0,27715 0,03818 -0,06995 -0,01123 -0,04918 -0,04069 -0,03555 -0,01247 -0,00309 

α4 2,56874 4,35767 0,62282 1,83671 0,86801 1,50387 1,32538 1,21194 0,68452 0,50217 

ε1 -0,05145 -0,02854 -0,03233 -0,04010 -0,04928 -0,05874 -0,06753 -0,07566 -0,07355 -0,07217 

ε3 0,00519 0,02864 0,02913 0,02670 0,02365 0,02063 0,01797 0,01563 0,01544 0,01507 

ε4 0,13647 0,16035 0,20576 0,25115 0,29460 0,33552 0,37348 0,40876 0,43432 0,45885 

10 

α1 -2,29157 -0,70897 -0,22425 -0,79779 -0,65823 -1,42504 -2,08001 -0,58598 -0,53431 -0,24764 

α2 0,32480 0,31901 0,41104 0,15082 0,14853 0,08110 0,06103 0,11170 0,11028 0,16636 

α3 -0,34986 -0,02007 0,04139 -0,02483 -0,02094 -0,05518 -0,07525 -0,02107 -0,01949 -0,00515 

α4 2,74139 1,12738 0,62258 1,17884 1,02345 1,77789 2,41937 0,91537 0,85206 0,55548 

ε1 -0,04615 -0,02507 -0,02818 -0,03517 -0,04377 -0,05273 -0,06121 -0,06909 -0,06717 -0,06595 

ε3 0,00495 0,02644 0,02717 0,02511 0,02235 0,01959 0,01712 0,01494 0,01481 0,01450 

ε4 0,12620 0,14799 0,18948 0,23138 0,27192 0,31035 0,34625 0,37978 0,40409 0,42754 

2 kW 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

1 

α1 -0,19472 -0,15176 -0,05100 -0,02805 -0,01235 -0,00828 -0,00569 -0,00381 -0,00239 -0,00180 

α2 1,50252 0,84904 1,32352 1,59587 3,32643 3,32783 4,28784 5,59823 39,49084 39,78867 

α3 -0,00531 -0,00394 0,00897 0,00478 0,00448 0,00229 0,00118 0,00078 0,00074 0,00049 

α4 0,49929 0,38797 0,24410 0,19071 0,15230 0,13118 0,11508 0,10228 0,09189 0,08372 

ε1 -0,44936 -0,39167 -0,36756 -0,35923 -0,33510 -0,30005 -0,26061 -0,22356 -0,19130 -0,16385 

ε3 -0,07657 -0,01699 -0,02618 -0,04683 -0,05736 -0,05909 -0,05554 -0,05019 -0,04470 -0,03961 

ε4 0,81720 0,94288 1,03762 1,10831 1,13975 1,14536 1,13680 1,12351 1,10978 1,09701 

2 

α1 -0,32047 -0,23214 -0,04977 -0,02983 -0,01948 -0,01844 -0,01299 -0,01073 -0,00926 -0,00735 

α2 1,15850 0,71024 1,61379 2,13830 3,42152 2,40690 3,76699 4,08017 3,92063 7,48851 

α3 -0,02617 0,00511 0,04066 0,03108 0,02400 0,01603 0,01279 0,00954 0,00695 0,00537 

α4 0,68302 0,53683 0,31533 0,26599 0,23184 0,21153 0,18954 0,17319 0,15978 0,14740 

ε1 -0,27990 -0,22300 -0,19774 -0,20473 -0,21605 -0,22332 -0,22645 -0,22670 -0,22318 -0,21656 

ε3 -0,04170 0,02457 0,03743 0,02840 0,01624 0,00592 -0,00230 -0,00906 -0,01410 -0,01765 

ε4 0,51080 0,58883 0,66761 0,75633 0,83288 0,89281 0,93892 0,97469 1,00104 1,01978 

3 

α1 -0,40996 -0,30236 -0,14635 -0,05461 -0,03498 -0,02776 -0,02330 -0,01984 -0,01715 -0,01485 

α2 0,97908 0,60335 0,66872 1,20062 1,60006 1,77301 1,86952 1,94683 1,99851 2,06299 

α3 -0,04180 0,00387 0,02402 0,03299 0,02789 0,02221 0,01776 0,01442 0,01179 0,00972 

α4 0,80029 0,64253 0,45176 0,33203 0,29004 0,26400 0,24328 0,22557 0,21027 0,19672 

ε1 -0,19516 -0,14897 -0,14032 -0,12895 -0,13006 -0,13505 -0,14038 -0,14431 -0,14695 -0,14843 

ε3 -0,02454 0,03049 0,03926 0,04283 0,03964 0,03461 0,02948 0,02493 0,02078 0,01715 

ε4 0,36938 0,42902 0,50606 0,56757 0,63011 0,68747 0,73779 0,78063 0,81712 0,84810 

4 

α1 -0,47022 -0,35184 -0,16881 -0,14762 -0,05851 -0,03958 -0,03194 -0,02771 -0,02459 -0,02202 

α2 0,87934 0,55239 0,59466 0,50356 0,92098 1,21110 1,36280 1,42010 1,44997 1,46834 

α3 -0,05071 0,00219 0,02764 0,01880 0,02695 0,02393 0,02013 0,01680 0,01412 0,01198 

α4 0,87759 0,71385 0,49998 0,45328 0,34257 0,30547 0,28215 0,26407 0,24854 0,23475 

ε1 -0,14618 -0,10933 -0,10403 -0,10670 -0,09999 -0,10018 -0,10254 -0,10578 -0,10907 -0,11187 

ε3 -0,01516 0,03024 0,03795 0,03782 0,03903 0,03725 0,03466 0,03178 0,02895 0,02632 

ε4 0,28918 0,33934 0,40693 0,47217 0,52159 0,57087 0,61659 0,65831 0,69590 0,72942 

5 

α1 -0,50715 -0,39366 -0,34458 -0,18193 -0,13656 -0,06281 -0,04385 -0,03582 -0,03126 -0,02815 

α2 0,82739 0,51481 0,36296 0,42623 0,42696 0,72071 0,93541 1,05774 1,11855 1,14425 

α3 -0,05551 0,00008 0,00370 0,01832 0,01680 0,02220 0,02046 0,01784 0,01538 0,01326 

α4 0,92637 0,77058 0,69370 0,50766 0,44280 0,35124 0,31691 0,29540 0,27876 0,26468 

ε1 -0,11620 -0,08378 -0,08156 -0,08464 -0,09043 -0,08621 -0,08598 -0,08734 -0,08938 -0,09166 

ε3 -0,01031 0,02915 0,03538 0,03557 0,03370 0,03400 0,03286 0,03125 0,02944 0,02759 

ε4 0,23935 0,28090 0,34200 0,40054 0,45537 0,49677 0,53738 0,57560 0,61107 0,64374 

6 

α1 -0,55448 -0,42387 -0,21322 -0,23102 -0,16277 -0,13880 -0,06916 -0,04855 -0,03950 -0,03440 

α2 0,77234 0,47747 0,47756 0,35600 0,36919 0,35055 0,56112 0,73007 0,84180 0,90851 

α3 -0,06482 0,00050 0,03002 0,01523 0,01658 0,01361 0,01817 0,01745 0,01571 0,01391 

α4 0,98257 0,81300 0,57721 0,57218 0,48553 0,44562 0,36082 0,32682 0,30586 0,28999 



C Tabellen 

139 

ε1 -0,09638 -0,06687 -0,06594 -0,06961 -0,07481 -0,08189 -0,07898 -0,07866 -0,07943 -0,08080 

ε3 -0,00757 0,02744 0,03286 0,03306 0,03170 0,02948 0,02945 0,02864 0,02752 0,02628 

ε4 0,20575 0,24065 0,29568 0,34908 0,39890 0,44610 0,48162 0,51623 0,54900 0,57985 

7 

α1 -0,59193 -0,49596 -0,93857 -0,31446 -0,19820 -0,16139 -0,14925 -0,07787 -0,05451 -0,04405 

α2 0,73505 0,42779 0,19074 0,28488 0,31598 0,30908 0,28429 0,43758 0,56790 0,66317 

α3 -0,07211 -0,00895 -0,04931 0,00834 0,01492 0,01341 0,01034 0,01472 0,01475 0,01367 

α4 1,02696 0,89434 1,31278 0,66797 0,53422 0,48222 0,45662 0,37203 0,33682 0,31567 

ε1 -0,08232 -0,05551 -0,05456 -0,05840 -0,06345 -0,06977 -0,07734 -0,07512 -0,07459 -0,07515 

ε3 -0,00586 0,02540 0,03056 0,03082 0,02968 0,02788 0,02572 0,02560 0,02501 0,02418 

ε4 0,18155 0,21182 0,26108 0,30996 0,35584 0,39929 0,44068 0,47163 0,50165 0,53046 

8 

α1 -0,61958 -0,50825 -0,25181 -0,45511 -0,24902 -0,19574 -0,17599 -0,16722 -0,08939 -0,06188 

α2 0,70973 0,41763 0,40259 0,22166 0,26649 0,26564 0,24917 0,22920 0,34313 0,44593 

α3 -0,07736 -0,00810 0,03103 -0,00294 0,01167 0,01182 0,00958 0,00720 0,01169 0,01235 

α4 1,06027 0,91415 0,63555 0,81877 0,59603 0,52824 0,49554 0,47509 0,38559 0,34744 

ε1 -0,07174 -0,04726 -0,04597 -0,04980 -0,05481 -0,06057 -0,06746 -0,07489 -0,07309 -0,07252 

ε3 -0,00469 0,02350 0,02851 0,02879 0,02781 0,02629 0,02447 0,02254 0,02239 0,02193 

ε4 0,16319 0,18999 0,23426 0,27926 0,32188 0,36214 0,40066 0,43728 0,46466 0,49121 

9 

α1 -0,66457 -0,57201 -0,23994 -0,67663 -0,32771 -0,23579 -0,20844 -0,20269 -0,09957 -0,06589 

α2 0,67466 0,38451 0,40510 0,17179 0,21900 0,23099 0,21888 0,19815 0,31012 0,41570 

α3 -0,08731 -0,01601 0,03550 -0,01836 0,00631 0,00980 0,00829 0,00580 0,01184 0,01297 

α4 1,11009 0,98424 0,63128 1,04884 0,68400 0,57814 0,53836 0,52136 0,40690 0,36280 

ε1 -0,06366 -0,04104 -0,03955 -0,04309 -0,04779 -0,05331 -0,05963 -0,06667 -0,06521 -0,06484 

ε3 -0,00392 0,02180 0,02658 0,02697 0,02617 0,02483 0,02323 0,02152 0,02142 0,02105 

ε4 0,14896 0,17289 0,21311 0,25460 0,29416 0,33185 0,36789 0,40243 0,42856 0,45396 

10 

α1 -0,69260 -0,58437 -0,25708 -1,05017 -0,45655 -0,29898 -0,25449 -0,23991 -0,10961 -0,06952 

α2 0,65472 0,37730 0,37825 0,13099 0,17526 0,19492 0,18907 0,17501 0,28295 0,39009 

α3 -0,09315 -0,01610 0,03500 -0,03990 -0,00204 0,00613 0,00606 0,00437 0,01193 0,01350 

α4 1,14223 1,00193 0,65503 1,42970 0,82081 0,64983 0,59336 0,56790 0,42661 0,37635 

ε1 -0,05718 -0,03616 -0,03461 -0,03760 -0,04211 -0,04738 -0,05323 -0,05977 -0,05847 -0,05831 

ε3 -0,00334 0,02030 0,02483 0,02539 0,02469 0,02350 0,02209 0,02056 0,02052 0,02020 

ε4 0,13749 0,15911 0,19603 0,23423 0,27122 0,30663 0,34047 0,37304 0,39790 0,42227 

3 kW 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

1 

α1 -0,12924 -0,13634 -0,05049 -0,02690 -0,01534 -0,00718 -0,00561 -0,00377 -0,00249 -0,00197 

α2 1,85302 0,84725 1,17795 1,43219 1,70178 3,22809 2,35301 2,60937 4,42669 2,43443 

α3 0,00398 -0,00542 0,00673 0,00388 0,00208 0,00215 0,00081 0,00051 0,00039 0,00019 

α4 0,43382 0,37251 0,24358 0,18955 0,15552 0,13012 0,11509 0,10230 0,09196 0,08390 

ε1 -0,43803 -0,42809 -0,39794 -0,38995 -0,36397 -0,32572 -0,28212 -0,24209 -0,20692 -0,17673 

ε3 -0,08609 -0,03848 -0,03873 -0,05773 -0,06693 -0,06738 -0,06227 -0,05594 -0,04952 -0,04356 

ε4 0,80665 0,97952 1,06795 1,13900 1,16865 1,17107 1,15832 1,14203 1,12538 1,10989 

2 

α1 -0,20410 -0,21418 -0,05427 -0,02357 -0,01812 -0,01478 -0,01391 -0,00986 -0,00903 -0,00708 

α2 1,51099 0,72856 1,35452 2,54470 3,10583 3,00221 2,47698 9,63907 2,43448 4,53411 

α3 -0,00436 0,00051 0,03522 0,03213 0,02323 0,01690 0,01150 0,00917 0,00646 0,00502 

α4 0,56666 0,51909 0,31983 0,25971 0,23053 0,20783 0,19055 0,17230 0,15965 0,14717 

ε1 -0,28581 -0,26090 -0,22524 -0,22972 -0,24199 -0,25104 -0,25590 -0,25763 -0,25421 -0,24674 

ε3 -0,05372 0,00306 0,02550 0,01955 0,00802 -0,00246 -0,01105 -0,01830 -0,02338 -0,02659 

ε4 0,51743 0,62690 0,69500 0,78124 0,85881 0,92053 0,96842 1,00569 1,03215 1,05002 

3 

α1 -0,25188 -0,32325 -0,15887 -0,05824 -0,03422 -0,02636 -0,02213 -0,01882 -0,01640 -0,01423 

α2 1,31603 0,56773 0,60968 1,04728 1,48885 1,71680 1,83038 1,93326 1,99541 2,08339 

α3 -0,01028 -0,01120 0,01785 0,03015 0,02703 0,02186 0,01743 0,01409 0,01139 0,00931 

α4 0,64226 0,66347 0,46428 0,33568 0,28928 0,26260 0,24211 0,22455 0,20952 0,19609 

ε1 -0,20460 -0,18086 -0,16173 -0,14490 -0,14437 -0,14904 -0,15471 -0,15919 -0,16282 -0,16480 

ε3 -0,03554 0,01269 0,03017 0,03706 0,03524 0,03081 0,02578 0,02117 0,01684 0,01313 

ε4 0,37940 0,46104 0,52755 0,58354 0,64448 0,70159 0,75230 0,79573 0,83323 0,86474 

4 

α1 -0,27538 -0,33896 -0,18024 -0,13904 -0,06410 -0,04004 -0,03089 -0,02625 -0,02306 -0,02047 

α2 1,22551 0,56630 0,55716 0,50330 0,79435 1,09958 1,30178 1,40337 1,46095 1,50781 

α3 -0,01080 -0,00661 0,02154 0,01899 0,02484 0,02329 0,02005 0,01689 0,01423 0,01208 

α4 0,68281 0,70093 0,51148 0,44494 0,34819 0,30598 0,28112 0,26261 0,24701 0,23320 

ε1 -0,15536 -0,13602 -0,12193 -0,12048 -0,11112 -0,10969 -0,11162 -0,11499 -0,11845 -0,12152 

ε3 -0,02476 0,01542 0,03027 0,03309 0,03576 0,03489 0,03268 0,02995 0,02720 0,02460 

ε4 0,29882 0,36613 0,42491 0,48606 0,53284 0,58057 0,62592 0,66781 0,70559 0,73941 

5 

α1 -0,29246 -0,48233 -0,20814 -0,24304 -0,16464 -0,06835 -0,04422 -0,03488 -0,02982 -0,02656 

α2 1,16883 0,44313 0,49677 0,34381 0,36350 0,63376 0,86747 1,01462 1,10343 1,14584 

α3 -0,01233 -0,02702 0,02221 0,00829 0,01243 0,02092 0,02028 0,01800 0,01568 0,01361 

α4 0,71173 0,86021 0,55792 0,56869 0,47076 0,35680 0,31730 0,29446 0,27731 0,26307 

ε1 -0,12509 -0,10617 -0,09666 -0,09602 -0,09910 -0,09295 -0,09165 -0,09243 -0,09450 -0,09687 

ε3 -0,01894 0,01664 0,02883 0,03165 0,03135 0,03259 0,03201 0,03070 0,02902 0,02727 

ε4 0,24862 0,30339 0,35717 0,41201 0,46432 0,50387 0,54349 0,58120 0,61674 0,64949 

6 

α1 -0,30861 -0,41401 -0,26084 -0,30467 -0,19739 -0,14944 -0,07125 -0,04781 -0,03806 -0,03269 

α2 1,11937 0,49387 0,41723 0,29430 0,31769 0,32550 0,52478 0,70323 0,82882 0,91060 

α3 -0,01526 -0,01091 0,01811 0,00457 0,01178 0,01237 0,01800 0,01777 0,01617 0,01443 

α4 0,73675 0,80318 0,62423 0,64567 0,51998 0,45602 0,36281 0,32602 0,30436 0,28823 

ε1 -0,10454 -0,08583 -0,07916 -0,07908 -0,08204 -0,08675 -0,08233 -0,08121 -0,08176 -0,08303 

ε3 -0,01531 0,01672 0,02709 0,02979 0,02980 0,02869 0,02929 0,02884 0,02791 0,02679 

ε4 0,21423 0,25969 0,30894 0,35867 0,40637 0,45148 0,48560 0,51951 0,55211 0,58289 

7 
α1 -0,32218 -0,42542 -0,26769 -0,42858 -0,23439 -0,17415 -0,14442 -0,07457 -0,05154 -0,04122 

α2 1,08006 0,48003 0,40140 0,23477 0,28028 0,28880 0,28510 0,43942 0,57640 0,68251 



C Tabellen 

140 

α3 -0,01815 -0,00932 0,02086 -0,00524 0,01034 0,01210 0,01123 0,01558 0,01559 0,01450 

α4 0,75726 0,82390 0,64222 0,78189 0,57019 0,49472 0,45148 0,36851 0,33369 0,31269 

ε1 -0,08963 -0,07179 -0,06590 -0,06668 -0,06969 -0,07388 -0,07918 -0,07595 -0,07502 -0,07541 

ε3 -0,01281 0,01609 0,02556 0,02793 0,02805 0,02727 0,02598 0,02624 0,02586 0,02517 

ε4 0,18915 0,22817 0,27245 0,31835 0,36231 0,40384 0,44333 0,47337 0,50306 0,53175 

8 

α1 -0,33602 -0,43253 -0,25840 -0,65743 -0,29351 -0,20493 -0,16442 -0,14393 -0,07911 -0,05549 

α2 1,04354 0,47061 0,40074 0,17874 0,23894 0,25532 0,25704 0,24921 0,36907 0,47868 

α3 -0,02163 -0,00781 0,02555 -0,02178 0,00673 0,01101 0,01112 0,00988 0,01344 0,01372 

α4 0,77678 0,83855 0,64201 1,02088 0,64025 0,53712 0,48362 0,45142 0,37497 0,34076 

ε1 -0,07846 -0,06130 -0,05593 -0,05700 -0,06019 -0,06418 -0,06894 -0,07449 -0,07210 -0,07131 

ε3 -0,01102 0,01536 0,02406 0,02625 0,02640 0,02578 0,02475 0,02346 0,02354 0,02321 

ε4 0,17017 0,20410 0,24425 0,28654 0,32746 0,36614 0,40288 0,43798 0,46484 0,49123 

9 

α1 -0,34991 -0,49977 -0,29649 -1,02309 -0,39607 -0,24150 -0,18990 -0,16246 -0,08356 -0,05744 

α2 1,00943 0,42707 0,35802 0,13647 0,19489 0,22627 0,22996 0,22600 0,34838 0,45927 

α3 -0,02542 -0,01802 0,02245 -0,04363 -0,00003 0,00939 0,01038 0,00972 0,01423 0,01466 

α4 0,79548 0,91210 0,68791 1,39506 0,75207 0,58350 0,51944 0,48069 0,39049 0,35400 

ε1 -0,06976 -0,05352 -0,04833 -0,04940 -0,05255 -0,05653 -0,06090 -0,06593 -0,06381 -0,06329 

ε3 -0,00968 0,01450 0,02260 0,02470 0,02491 0,02436 0,02350 0,02243 0,02258 0,02233 

ε4 0,15528 0,18544 0,22193 0,26099 0,29909 0,33542 0,36982 0,40273 0,42831 0,45358 

10 

α1 -0,35459 -0,50763 -0,28262 -0,74703 -0,54866 -0,29996 -0,22190 -0,18647 -0,08862 -0,05859 

α2 0,99890 0,41965 0,36237 0,15519 0,15763 0,19389 0,20460 0,20305 0,32680 0,44483 

α3 -0,02646 -0,01742 0,02651 -0,02085 -0,00919 0,00617 0,00912 0,00905 0,01479 0,01553 

α4 0,80427 0,92535 0,68050 1,12724 0,91261 0,65046 0,56036 0,51403 0,40518 0,36500 

ε1 -0,06277 -0,04717 -0,04255 -0,04328 -0,04635 -0,05019 -0,05437 -0,05899 -0,05693 -0,05652 

ε3 -0,00864 0,01378 0,02118 0,02331 0,02354 0,02309 0,02233 0,02140 0,02163 0,02146 

ε4 0,14328 0,17018 0,20399 0,23998 0,27563 0,30977 0,34219 0,37322 0,39743 0,42159 

4 kW 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

1 

α1 -0,09114 -0,12646 -0,05650 -0,02862 -0,01488 -0,00627 -0,00416 -0,00280 -0,00209 -0,00155 

α2 2,10343 0,82230 0,96447 1,17534 1,47811 2,58764 3,99958 3,33111 4,10257 3,01348 

α3 0,00508 -0,00811 0,00195 0,00178 0,00132 0,00192 0,00102 0,00065 0,00035 0,00021 

α4 0,39573 0,36261 0,24959 0,19126 0,15506 0,12926 0,11356 0,10129 0,09156 0,08345 

ε1 -0,43061 -0,48395 -0,44753 -0,43446 -0,40544 -0,36126 -0,31187 -0,26718 -0,22725 -0,19340 

ε3 -0,09237 -0,06369 -0,05712 -0,07212 -0,07944 -0,07768 -0,07060 -0,06283 -0,05504 -0,04803 

ε4 0,79936 1,03547 1,11730 1,18329 1,20995 1,20649 1,18794 1,16698 1,14557 1,12645 

2 

α1 -0,14226 -0,21571 -0,06660 -0,03073 -0,02122 -0,01708 -0,01167 -0,00960 -0,00758 -0,00636 

α2 1,78105 0,69600 1,05973 1,61118 1,93830 2,03530 3,45317 3,53944 10,04867 9,63562 

α3 0,00238 -0,00811 0,02670 0,02649 0,02020 0,01465 0,01179 0,00873 0,00661 0,00494 

α4 0,50485 0,52036 0,33215 0,26690 0,23380 0,21016 0,18817 0,17215 0,15804 0,14641 

ε1 -0,28914 -0,31022 -0,26768 -0,26707 -0,27959 -0,29182 -0,29761 -0,30070 -0,29720 -0,29011 

ε3 -0,06058 -0,01911 0,00921 0,00768 -0,00265 -0,01378 -0,02232 -0,02988 -0,03481 -0,03825 

ε4 0,52108 0,67631 0,73731 0,81846 0,89634 0,96129 1,01011 1,04875 1,07515 1,09342 

3 

α1 -0,17580 -0,32320 -0,15828 -0,06487 -0,03445 -0,02576 -0,02132 -0,01809 -0,01575 -0,01380 

α2 1,56079 0,55426 0,59864 0,89395 1,34047 1,58795 1,73301 1,83834 1,91534 1,97007 

α3 -0,00061 -0,02033 0,01362 0,02626 0,02565 0,02114 0,01700 0,01378 0,01115 0,00906 

α4 0,56622 0,66346 0,46358 0,34227 0,28950 0,26200 0,24129 0,22381 0,20886 0,19566 

ε1 -0,21207 -0,22080 -0,19137 -0,16882 -0,16541 -0,17016 -0,17684 -0,18177 -0,18646 -0,18903 

ε3 -0,04256 -0,00526 0,01851 0,02912 0,02903 0,02507 0,02006 0,01554 0,01101 0,00724 

ε4 0,38714 0,50109 0,55740 0,60743 0,66554 0,72278 0,77458 0,81851 0,85710 0,88921 

4 

α1 -0,19126 -0,33392 -0,21685 -0,21107 -0,06911 -0,04008 -0,03019 -0,02529 -0,02220 -0,01974 

α2 1,46571 0,56471 0,48398 0,37265 0,70675 1,02503 1,23651 1,36053 1,42668 1,48203 

α3 0,00019 -0,01575 0,01006 0,00572 0,02263 0,02250 0,01964 0,01667 0,01405 0,01190 

α4 0,59872 0,69591 0,54772 0,51648 0,35317 0,30599 0,28040 0,26163 0,24612 0,23244 

ε1 -0,16305 -0,16951 -0,14683 -0,13957 -0,12630 -0,12351 -0,12506 -0,12833 -0,13209 -0,13574 

ε3 -0,03113 0,00033 0,02048 0,02697 0,03137 0,03124 0,02941 0,02690 0,02416 0,02147 

ε4 0,30675 0,39972 0,44997 0,50536 0,54825 0,59466 0,63966 0,68152 0,71965 0,75409 

5 

α1 -0,19985 -0,40952 -0,20956 -0,27511 -0,19790 -0,07630 -0,04545 -0,03485 -0,02905 -0,02570 

α2 1,42807 0,49174 0,49484 0,31343 0,31336 0,55132 0,79437 0,95016 1,06660 1,12277 

α3 0,00038 -0,02485 0,01684 0,00220 0,00737 0,01887 0,01954 0,01763 0,01555 0,01353 

α4 0,61916 0,78750 0,55921 0,60055 0,50390 0,36474 0,31852 0,29444 0,27653 0,26220 

ε1 -0,13264 -0,13416 -0,11823 -0,11240 -0,11274 -0,10447 -0,10197 -0,10234 -0,10406 -0,10669 

ε3 -0,02480 0,00391 0,02033 0,02636 0,02760 0,02965 0,02958 0,02854 0,02705 0,02533 

ε4 0,25638 0,33145 0,37888 0,42858 0,47826 0,51570 0,55418 0,59153 0,62680 0,65984 

6 

α1 -0,21061 -0,49322 -0,26411 -0,34777 -0,24570 -0,18078 -0,07924 -0,04997 -0,03814 -0,03217 

α2 1,37279 0,43132 0,41598 0,26893 0,27035 0,27890 0,46160 0,63840 0,77793 0,87000 

α3 -0,00182 -0,03485 0,01229 -0,00239 0,00545 0,00846 0,01648 0,01715 0,01598 0,01438 

α4 0,63878 0,88300 0,62736 0,68856 0,56815 0,48725 0,37079 0,32820 0,30444 0,28773 

ε1 -0,11182 -0,10970 -0,09780 -0,09325 -0,09397 -0,09682 -0,09101 -0,08894 -0,08884 -0,08989 

ε3 -0,02071 0,00578 0,01973 0,02516 0,02650 0,02625 0,02735 0,02727 0,02659 0,02559 

ε4 0,22170 0,28363 0,32769 0,37301 0,41853 0,46196 0,49473 0,52775 0,55978 0,59041 

7 

α1 -0,21886 -0,41494 -0,26929 -0,50829 -0,30233 -0,21074 -0,16713 -0,08191 -0,05383 -0,04162 

α2 1,33022 0,48937 0,40471 0,21160 0,23503 0,25019 0,25293 0,39383 0,52890 0,64206 

α3 -0,00373 -0,01890 0,01506 -0,01494 0,00256 0,00791 0,00880 0,01451 0,01518 0,01439 

α4 0,65397 0,81348 0,64370 0,86137 0,63796 0,53114 0,47402 0,37579 0,33596 0,31308 

ε1 -0,09632 -0,09239 -0,08228 -0,07934 -0,07993 -0,08266 -0,08659 -0,08221 -0,08048 -0,08039 

ε3 -0,01769 0,00658 0,01904 0,02377 0,02520 0,02514 0,02443 0,02507 0,02497 0,02444 

ε4 0,19599 0,24884 0,28893 0,33113 0,37274 0,41297 0,45126 0,48023 0,50921 0,53751 
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8 

α1 -0,22598 -0,42224 -0,26170 -0,83242 -0,38198 -0,25099 -0,18959 -0,15768 -0,08409 -0,05685 

α2 1,29744 0,47890 0,40341 0,15674 0,20168 0,22125 0,23043 0,23061 0,34203 0,45136 

α3 -0,00571 -0,01728 0,01937 -0,03717 -0,00217 0,00629 0,00862 0,00864 0,01291 0,01359 

α4 0,66679 0,82838 0,64518 1,19562 0,72851 0,58298 0,50858 0,46493 0,37983 0,34205 

ε1 -0,08468 -0,07941 -0,07019 -0,06844 -0,06933 -0,07185 -0,07536 -0,07974 -0,07632 -0,07486 

ε3 -0,01551 0,00696 0,01832 0,02247 0,02384 0,02392 0,02343 0,02258 0,02295 0,02282 

ε4 0,17653 0,22227 0,25859 0,29808 0,33679 0,37411 0,40976 0,44390 0,46984 0,49566 

9 

α1 -0,23062 -0,43165 -0,30065 -0,68924 -0,53476 -0,29506 -0,21905 -0,17679 -0,08813 -0,05866 

α2 1,27358 0,47000 0,36180 0,16664 0,16267 0,19790 0,20752 0,21135 0,32700 0,43678 

α3 -0,00701 -0,01710 0,01592 -0,02220 -0,01154 0,00437 0,00772 0,00851 0,01379 0,01459 

α4 0,67623 0,84406 0,69194 1,06197 0,89051 0,63683 0,54835 0,49476 0,39489 0,35510 

ε1 -0,07524 -0,06945 -0,06105 -0,05962 -0,06074 -0,06331 -0,06663 -0,07056 -0,06745 -0,06623 

ε3 -0,01372 0,00705 0,01743 0,02131 0,02261 0,02272 0,02234 0,02167 0,02211 0,02206 

ε4 0,16090 0,20142 0,23472 0,27129 0,30743 0,34248 0,37597 0,40796 0,43266 0,45732 

10 

α1 -0,23479 -0,43536 -0,30997 -0,68851 -0,49169 -0,36766 -0,25393 -0,20119 -0,09379 -0,05972 

α2 1,25450 0,46419 0,34977 0,16109 0,16201 0,17075 0,18674 0,19203 0,30725 0,42577 

α3 -0,00833 -0,01597 0,01654 -0,01862 -0,00516 0,00054 0,00642 0,00789 0,01433 0,01551 

α4 0,68451 0,85316 0,70776 1,06901 0,85656 0,71788 0,59211 0,52844 0,41017 0,36600 

ε1 -0,06778 -0,06151 -0,05408 -0,05237 -0,05375 -0,05635 -0,05951 -0,06322 -0,06017 -0,05910 

ε3 -0,01234 0,00702 0,01647 0,02026 0,02145 0,02160 0,02129 0,02073 0,02123 0,02125 

ε4 0,14841 0,18458 0,21559 0,24914 0,28315 0,31617 0,34771 0,37797 0,40130 0,42491 

5 kW 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

1 

α1 -0,06379 -0,11131 -0,06010 -0,02942 -0,01486 -0,00556 -0,00460 -0,00287 -0,00173 -0,00146 

α2 2,31330 0,82355 0,83099 1,01591 1,25239 2,97891 1,83907 2,03531 3,83869 2,32491 

α3 0,00450 -0,00861 -0,00173 0,00005 0,00045 0,00153 0,00040 0,00031 0,00030 0,00009 

α4 0,36839 0,34744 0,25318 0,19206 0,15504 0,12846 0,11407 0,10141 0,09120 0,08338 

ε1 -0,37417 -0,49141 -0,45341 -0,43916 -0,40424 -0,35890 -0,30682 -0,26193 -0,22197 -0,18760 

ε3 -0,08257 -0,07393 -0,06383 -0,07616 -0,08015 -0,07739 -0,06923 -0,06124 -0,05343 -0,04627 

ε4 0,74257 1,04286 1,12290 1,18770 1,20838 1,20377 1,18252 1,16142 1,14004 1,12044 

2 

α1 -0,10026 -0,21006 -0,08507 -0,03504 -0,02244 -0,00881 -0,01003 -0,01099 -0,00707 -0,00586 

α2 1,99271 0,67727 0,82833 1,28212 1,59261 15,88968 3,60622 2,04231 3,89453 6,36976 

α3 0,00456 -0,01370 0,01709 0,02252 0,01822 0,01797 0,01179 0,00742 0,00641 0,00476 

α4 0,46286 0,51462 0,35062 0,27121 0,23502 0,20178 0,18645 0,17364 0,15759 0,14592 

ε1 -0,25988 -0,33317 -0,28863 -0,28338 -0,29459 -0,30658 -0,31468 -0,31948 -0,31634 -0,31011 

ε3 -0,05669 -0,03243 -0,00088 0,00129 -0,00729 -0,01760 -0,02659 -0,03442 -0,03947 -0,04311 

ε4 0,49178 0,69929 0,75809 0,83454 0,91108 0,97587 1,02701 1,06738 1,09418 1,11333 

3 

α1 -0,12549 -0,28158 -0,16356 -0,07847 -0,03700 -0,02645 -0,02132 -0,01804 -0,01552 -0,01351 

α2 1,77019 0,59245 0,56732 0,73051 1,14316 1,38364 1,55040 1,64503 1,74634 1,82249 

α3 0,00305 -0,01960 0,00841 0,02054 0,02347 0,01993 0,01625 0,01321 0,01076 0,00876 

α4 0,51592 0,62168 0,46887 0,35584 0,29205 0,26269 0,24129 0,22376 0,20864 0,19537 

ε1 -0,19354 -0,24143 -0,20889 -0,18469 -0,17714 -0,18118 -0,18783 -0,19376 -0,19898 -0,20212 

ε3 -0,04086 -0,01681 0,01011 0,02269 0,02494 0,02174 0,01702 0,01242 0,00791 0,00406 

ε4 0,36864 0,52175 0,57485 0,62303 0,67701 0,73355 0,78538 0,83032 0,86952 0,90222 

4 

α1 -0,13923 -0,38614 -0,31870 -0,21182 -0,07734 -0,04145 -0,03023 -0,02499 -0,02187 -0,01923 

α2 1,64472 0,49510 0,37527 0,36799 0,61791 0,92594 1,13696 1,26489 1,33841 1,41106 

α3 0,00297 -0,03429 -0,01133 0,00324 0,01967 0,02129 0,01897 0,01623 0,01372 0,01168 

α4 0,54669 0,74840 0,64903 0,51696 0,36132 0,30731 0,28041 0,26132 0,24577 0,23192 

ε1 -0,15115 -0,18901 -0,16281 -0,15205 -0,13657 -0,13149 -0,13232 -0,13564 -0,13996 -0,14336 

ε3 -0,03090 -0,00990 0,01308 0,02190 0,02779 0,02871 0,02730 0,02498 0,02223 0,01969 

ε4 0,29488 0,41927 0,46597 0,51786 0,55835 0,60250 0,64683 0,68876 0,72749 0,76174 

5 

α1 -0,14570 -0,37205 -0,21364 -0,27232 -0,21263 -0,08090 -0,04588 -0,03445 -0,02853 -0,02497 

α2 1,60563 0,52085 0,48469 0,31449 0,29452 0,50754 0,74822 0,91016 1,02327 1,09363 

α3 0,00304 -0,02713 0,01122 -0,00007 0,00447 0,01736 0,01887 0,01728 0,01531 0,01339 

α4 0,56501 0,74950 0,56327 0,59748 0,51835 0,36922 0,31887 0,29395 0,27596 0,26142 

ε1 -0,12365 -0,15189 -0,13267 -0,12374 -0,12149 -0,11116 -0,10774 -0,10766 -0,10922 -0,11158 

ε3 -0,02498 -0,00513 0,01381 0,02186 0,02467 0,02759 0,02793 0,02715 0,02584 0,02425 

ε4 0,24743 0,34922 0,39335 0,43995 0,48700 0,52241 0,56002 0,59691 0,63203 0,66489 

6 

α1 -0,15152 -0,44976 -0,26438 -0,33974 -0,26337 -0,20978 -0,08796 -0,05255 -0,03844 -0,03197 

α2 1,56858 0,45789 0,41660 0,27356 0,25655 0,24825 0,41116 0,58228 0,73454 0,83208 

α3 0,00226 -0,03757 0,00700 -0,00436 0,00230 0,00492 0,01477 0,01633 0,01559 0,01415 

α4 0,57969 0,83923 0,62750 0,68026 0,58554 0,51606 0,37944 0,33075 0,30470 0,28749 

ε1 -0,10481 -0,12532 -0,11080 -0,10358 -0,10197 -0,10358 -0,09663 -0,09378 -0,09329 -0,09409 

ε3 -0,02110 -0,00214 0,01392 0,02111 0,02384 0,02432 0,02585 0,02605 0,02555 0,02470 

ε4 0,21473 0,29928 0,34074 0,38336 0,42656 0,46875 0,50038 0,53266 0,56436 0,59476 

7 

α1 -0,15683 -0,41251 -0,27169 -0,47923 -0,31857 -0,24997 -0,19559 -0,09133 -0,05649 -0,04261 

α2 1,53143 0,48712 0,40390 0,22032 0,22659 0,22069 0,22372 0,35067 0,48688 0,59828 

α3 0,00104 -0,02815 0,00935 -0,01535 -0,00034 0,00370 0,00587 0,01308 0,01457 0,01404 

α4 0,59196 0,81099 0,64601 0,83203 0,65392 0,57017 0,50231 0,38515 0,33859 0,31406 

ε1 -0,09082 -0,10625 -0,09372 -0,08870 -0,08720 -0,08880 -0,09201 -0,08685 -0,08446 -0,08405 

ε3 -0,01827 -0,00042 0,01392 0,02012 0,02279 0,02340 0,02306 0,02397 0,02409 0,02370 

ε4 0,19055 0,26273 0,30041 0,34051 0,38005 0,41912 0,45678 0,48496 0,51333 0,54134 

8 

α1 -0,16148 -0,42013 -0,47243 -0,74582 -0,40844 -0,30234 -0,22260 -0,18306 -0,09268 -0,06029 

α2 1,49756 0,48020 0,28226 0,16820 0,19328 0,19477 0,20483 0,20513 0,30918 0,41365 

α3 -0,00041 -0,02732 -0,01486 -0,03434 -0,00579 0,00137 0,00546 0,00635 0,01183 0,01304 

α4 0,60230 0,82626 0,85580 1,10876 0,75468 0,63410 0,54139 0,49014 0,38834 0,34544 

ε1 -0,08001 -0,09211 -0,08048 -0,07696 -0,07594 -0,07751 -0,08034 -0,08401 -0,07997 -0,07801 
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ε3 -0,01611 0,00059 0,01371 0,01917 0,02163 0,02232 0,02217 0,02161 0,02219 0,02223 

ε4 0,17191 0,23499 0,26891 0,30662 0,34342 0,37979 0,41483 0,44831 0,47368 0,49902 

9 

α1 -0,16495 -0,43084 -0,26646 -0,60615 -0,58362 -0,35841 -0,26280 -0,20301 -0,09811 -0,06263 

α2 1,47112 0,47122 0,39562 0,18019 0,15489 0,17429 0,18270 0,19058 0,29431 0,40000 

α3 -0,00157 -0,02755 0,01544 -0,01902 -0,01647 -0,00113 0,00397 0,00626 0,01262 0,01400 

α4 0,61057 0,84324 0,65749 0,97876 0,93908 0,69995 0,59189 0,52075 0,40477 0,35903 

ε1 -0,07129 -0,08081 -0,07017 -0,06734 -0,06703 -0,06842 -0,07103 -0,07442 -0,07060 -0,06896 

ε3 -0,01435 0,00134 0,01331 0,01831 0,02053 0,02126 0,02122 0,02081 0,02146 0,02155 

ε4 0,15700 0,21280 0,24389 0,27903 0,31373 0,34762 0,38043 0,41196 0,43598 0,46029 

10 

α1 -0,16646 -0,43772 -0,30780 -0,63546 -0,88632 -0,46710 -0,30382 -0,23484 -0,10525 -0,06423 

α2 1,46134 0,46501 0,35566 0,17020 0,12054 0,14721 0,16572 0,17197 0,27649 0,38835 

α3 -0,00215 -0,02731 0,01111 -0,01809 -0,03244 -0,00679 0,00246 0,00527 0,01306 0,01488 

α4 0,61619 0,85548 0,70550 1,01581 1,24970 0,81709 0,64176 0,56187 0,42150 0,37045 

ε1 -0,06424 -0,07191 -0,06235 -0,05945 -0,05963 -0,06101 -0,06351 -0,06666 -0,06301 -0,06146 

ε3 -0,01294 0,00180 0,01271 0,01751 0,01952 0,02026 0,02028 0,01996 0,02065 0,02082 

ε4 0,14492 0,19499 0,22391 0,25624 0,28903 0,32085 0,35178 0,38154 0,40431 0,42747 
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AG, ag Autarkiegrad in %, pu 

𝑎ges
T  Gesamtalterungsfaktor innerhalb eines Intervalls T 
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t  Finaler Gesamtalterungsfaktor zum Zeitpunkt t 
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B Substitution bei der Berechnung der optimalen Batteriekapazität 
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Bd Vektor der Parkhausbelegung am Tag d 
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CM Cramér-von-Mises 

COP Leistungszahl (engl.: Coefficient of Performance) 

cPV Brutto-Endkundenpreis der PV-Anlage 
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CrBat Nennkapazität des Batteriespeichers  

CrBat
*  Optimale Batteriekapazität eines Haushaltes 
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CSV Dateiformat (engl.: Comma-separated values) 
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EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz 

EFC Äquivalente Vollzyklen (engl.: Equivalent Full Cyles) 
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EoL Lebensdauerende (engl.: End of Life) 

EQ, eq Eigenverbrauchsquote in %, pu 

EV Elektrofahrzeug (engl.: Electric Vehicle) 
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HP Wärmepumpe (engl: HeatPump) 
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i Allgemeiner Laufindex 

ℐ0 Anfangsinvestitionskosten 

ICell ist Istwert des Zellstromes 

ICell soll Sollwert des Zellstromes 

IErsatz Ersatzinvestitionskosten 

Ilade max Maximaler Ladestrom der Batteriezelle 

Ilade min Minimaler Dauerentladestrom der Batteriezelle 

Ilade stop Grenzstrom der Batteriezelle 

InΔt Einheitsmatrix zur Optimierung des Gesamtlastgangs ladender Elektrofahrzeuge 

IP Ideale Prognose 

IrTh Thermischer Strombelastungsgrenze des Kabels 

Ivorlade Vorladestrom der Batteriezelle 

j Allgemeiner Laufindex 

k Parameter der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion 

K0 Kapitalwert 

KBetrieb Betriebs- und Wartungskosten 

KfW Kreditanstalt für Wiederaufbau 

KFZ Kraftfahrzeug 

KS Kolmogorow-Smirnow 

L Last(en)  

li Parameter zur Berechnung der Wechselrichterleistung 

lKabel Länge eines Kabels 

LM Lademanagement 

LP Ladepunkt 

lPV Einspeiselimit der PV-Anlagen 

LS Ladesäule 

m Belastungsgrad eines Kabels 

𝓂i Parameter zur Berechnung des Ortsparameters der verallgemeinerten Extremwertverteilung 

Md Matrix zur Berechnung des Gesamtlastganges ladender Elektrofahrzeuge an einem Tag 

MAE Durchschnittlicher absoluter Fehler (engl.: Mean Absolute Error) 

MAPE Durchschnittlicher absoluter prozentualer Fehler (engl.: Mean Absolute Percentage Error) 

MFH Mehrfamilienhaus 

MS Mittelspannung 

n Allgemeine Anzahl 

nEoL Anzahl der Zeitschritte bis zum Lebensdauerende 

nEV Elektromobilitätsaufkommen pro Tag (≠ ladende Elektrofahrzeuge) 

nEV0 Parameter zur Berechnung des Gleichzeitigkeitsfaktors 

NGF Netto-Grundfläche 

nHH Anzahl der Haushalte 

NS Niederspannung 

nΔt Anzahl der Zeitschritte 

OH Betriebsstunden (engl.: Operation Hours) 

OL Optimiertes Laden 

P Vektor: Leistung  
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P̃ Prognostizierte Leistung 

p(t) Prioritätsfaktor, als Indikator der Dringlichkeit eines Ladevorganges 

pAC Auf AC-Nennleistung normierte Sollleistung des Wechselrichters  

PAC ist AC-Istleistung des Wechselrichters 

PAC soll AC-Sollleistung des Wechselrichters 

PBat Leistung der Batterie 

PBat
T  Vektor: Leistung der Batterie im Zeitintervall T 

PCell ist Istwert der Zellleistung 

PCell soll Sollwert der Zellleistung 

PCu  Kurzschlussverluste des Ortsnetztransformators 

PDC ist DC-Istleistung des Wechselrichters  

PDC soll DC-Sollleistung des Wechselrichters  

Pentlade Entladeleistung eines Batteriespeichers 

PEV Vektor: Individuelle Ladeleistung aller Elektrofahrzeuge  

Pges EV Vektor: Gesamtlastgang aller Elektrofahrzeuge 

Pges EV max Maximale Gesamtleistung aller Elektrofahrzeuge 

Pges HH Gesamtleistung aller Haushalte 

Pges HH max Maximale Gesamtleistung aller Haushalte 

PH Parkhaus 

PHH max Maximale Leistung eines Haushaltes 

𝓅HH Personen pro Haushalt  

PKabel max 
Maximal übertragbare Leistung des Kabels unter Berücksichtigung zulässiger Spannungs- und 

Stromgrenzwerte 

Plade Ladeleistung des Batteriespeichers 

Plade final Finale Ladeleistung 

P̃L ges

t
 Gesamte prognostizierte Leistung des Haushaltes unter Einbezug der flexiblen Lasten 

P̅L Mittlere Leistung aller Lasten 

ploss Anteilige Wechselrichterverluste 

Pmax HP Maximale Leistung der Wärmepumpe 

Pmax nEV Maximale Ladeleistung von Elektrofahrzeug Nummer nEV 

PrAC AC-Nennleistung des Wechselrichters 

PrBat Nennleistung des Batteriespeichers  

PrG Maximale Netzanschlussleistung 

PrKabel 
Übertragbare Wirkleistung resultierend aus Nennspannung und Strombelastungsgrenze des Ka-

bels 

PrKabel alt Übertragbare Wirkleistung des alten Kabels 

PrKabel neu Übertragbare Wirkleistung des neuen Kabels 

PrLP Nennleistung eines Ladepunktes 

PrPV Nennleistung der PV-Anlage 

pself Eigenverbrauchsverluste des Wechselrichters 

Pt Leistung zum Zeitpunkt t 

Pueber Leistungsanteil resultierend aus Residualprofil der zur Überlastung des Kabels führt 

Pueber Vektor: Leistungsanteil resultierend aus Residualprofil der zur Überlastung des Kabels führt 

PV Photovoltaik 

PV2G Einspeisung von PV-Anlage ins Netz (engl.: PV to (2) Grid) 

Pverbl 
Minimale Durchschnittsleistung zum Laden der gewünschten Energie in der verbleibenden Zeit-

dauer 

Pverf Verfügbare Ladeleistung 

QCell Ladung der Zelle als Integral des Zellstroms 

Qi i-Quantil 

r Nennwert (englisch: rated) 

R’ Widerstandsbelag der Leitung 

R⁄X Impedanzverhältnis 

R² Bestimmtheitsmaß 

Ri Innenwiderstand der Batteriezelle 

rloss Stromabhängige Verluste des Wechselrichters 

RMSE Wurzel der mittleren Fehlerquadratsumme (engl.: Root Mean Square Error) 

RP Reale Prognose 

rWR Kostenanteil des Wechselrichters an den leistungsbezogenen Kosten des Batteriespeichers 

S Sommer  

SARIMA Stochastischer Prozess (engl.: Seasonal Autoregressive Integrated Moving Average) 

SECC Kommunikationseinheit der Ladestation (engl.: Supply Equipment Communication Controller) 
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Sk MS  Kurzschlussleistung des vorgelagerten Netzes 

SoC Ladezustand 

SoCmax Maximaler Ladezustand  

SoCmin Minimaler Ladezustand  

SoCstart Start-Ladezustand 

SrKabel Übertragbare Scheinleistung des Kabels 

SrTr Nennscheinleistung des Transformators 

𝓈 Parameter zur Berechnung des Skalenparameters der verallgemeinerten Extremwertverteilung 

T Zeitintervall  

t Zeitpunkt, Zeitschritt 

𝕋 Transponiert 

t0 Startzeitpunkt des Intervalls  

tab Zeitpunkt der Abfahrt 

tan Zeitpunkt der Ankunft 

tauf Zeitpunkt der Öffnung des Parkhauses  

tend Endzeitpunkt eines Intervalls  

tErsatz Zeitpunkt der Ersatzinvestition 

Tm Jahresbenutzungsdauer 

tPlade≠0 Zeitpunkte an denen die Batterie geladen wird  

TVerweil Vektor der Verweildauern zugehörig zur Wahrscheinlichkeit der Verweildauer 

tzu Zeitpunkt der Schließung des Parkhauses 

U0 Leerlaufspannung der Batteriezelle 

UCell max Maximalspannung der Batteriezelle 

UCell min Minimalspannung der Batteriezelle 

uk  Relative Kurzschlussspannung 

UL Ungesteuertes Laden 

UrCell Nennspannung einer Batteriezelle 

UrΔ Nennspannung eines Kabels 

Ü Übergangszeit 

Üi
𝑇 Übergangswahrscheinlichkeitsmatrix von Verbraucher i für Intervall T 

ü1n Übergangswahrscheinlichkeit von Zustand 1 auf Zustand n 

Vd Verkehrsvolumen am Tag d 

verbl verbleibend 

Verweil Verweildauer 

Vi Verweildauerverteilung Nummer i 

vloss Spannungsabhängige Verluste des Wechselrichters 

VRFB Vanadium Redox Flow Batterie 

VWW  Volumen des Warmwasserspeichers 

W Energie 

W Winter 

W̃ Prognostizierte Energie 

w(τ) Allgemeine Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Verweildauer 

wan Vektor der Ankunftswahrscheinlichkeit  

wan(t) Wahrscheinlichkeit zur Ankunft im Parkhaus zum Zeitpunkt t 

WBat Energie die in der Batterie gespeichert ist 

WG2L kWh Energiebezug aus dem Netz in kWh 

WHP Heizenergiebedarf der Wärmepumpe 

WL kWh Energiebedarf des Haushaltes in kWh 

WPV kWh PV-Erzeugung in kWh 

WPV2G kWh PV-Einspeisung in das Netz in kWh 

Wsoll nEV Energie die vom Elektrofahrzeug nEV geladen werden soll 

Wsoll HP Volllast
d  Energie die von der Wärmepumpe an einem Tag bei reinem Volllastbetrieb bezogen werden soll 

Wsoll HP
d  Energie, die von der Wärmepumpe an einem Tag bezogen werden soll 

wVi Vektor der Wahrscheinlichkeit der Verweildauer 

wVi(τ) Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der Verweildauer für Verteilung i 

X’ Reaktanzbelag der Leitung 

z Zins 

zBetrieb Anteil der Betriebskosten an den Anfangsinvestitionskosten 

zckW Änderungsrate der leistungsbezogenen Kosten des Batteriespeichers 

ZF Zielfunktion 

zG2L Strompreissteigerung  

zK Kalkulationszins 

αi Parameter zur Berechnung des Autarkiegrades 
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αKS Signifikanzniveau beim Kolmogorow-Smirnow-Test 

βi Parameter der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion 

γ(t) Faktor zur Gewichtung der Ankunftswahrscheinlichkeit des Fahrzeuges zum Zeitpunkt t 

δ Jährliche Degradationsrate der PV-Anlage 

Δca Entgelt 
Einsparungen der annuitätischen Kosten resultierend aus den Entgelten nach dem Leistungs-

preissystem  

Δul ma  %  Maximaler relativer Längsspannungsfall in % 

Δul ma  pu Maximaler relativer Längsspannungsfall als bezogene Größe 

ΔWBat 1h(PBat
t ) 

Funktion zur Berechnung der Ladezustandsänderung des Batteriespeichers (in stündlicher Auflö-

sung) 

ΔE Ertragsänderung 

Δt Dauer eines Intervalls 

Δtextern Dauer des Gesamtintervalls bei der Batteriespeicherberechnung  

Δtintern 
Dauer eines Intervalls bei der Batteriespeicherberechnung zur besseren Abbildung des Zellver-

haltens  

ΔWG2L kWh Verminderter Energiebezug aus dem Netz in kWh 

ΔWPV2G kWh Verminderte PV-Einspeisung in das Netz in kWh 

ϵi Parameter zur Berechnung des Eigenverbrauchsquotienten 

εPV Angriffsfaktor der PV-Anlagen 

η Wirkungsgrad 

ηi Wirkungsgrad beim Betrieb bei i % der Nennleistung des Wechselrichters  

θ Temperatur 

θsoll Soll-Temperatur 

θvorlauf Vorlauftemperatur der Heizung 

θzulauf Kaltwasserzulauftemperatur des Warmwasserspeichers 

κ Formparameter der verallgemeinerten Extremwertverteilung 

λ Gewichtungsfaktor zur Kostenbewertung der gespeicherten Energie 

μ Ortsparameter der verallgemeinerten Extremwertverteilung 

οi Parameter der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion 

σ Skalenparameter der verallgemeinerten Extremwertverteilung 

σcal Parameter zur Berechnung des ladezustandsabhängigen kalendarischen Alterungsfaktors 

σcyc Parameter zur Berechnung des zyklischen Alterungsfaktors 

τ Verweildauer des Fahrzeuges im Parkhaus 

τmax Maximale Verweildauer des Fahrzeuges im Parkhaus 

τmin  Minimale Verweildauer des Fahrzeuges im Parkhaus 

τnutz Nutzungsdauer 

τverbl Verbleibende Verweildauer bis zum Abfahrtszeitpunkt 

υcal Parameter zur Berechnung des ladezustandsabhängigen kalendarischen Alterungsfaktors 

υcyc Parameter zur Berechnung des zyklischen Alterungsfaktors 
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