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Kurzzusammenfassung  

 

 

Use Cases 

 

 

 
 

Identifikation, Definition und Bewertung von 14 Use Cases 

 

Erlöspotenziale stark abhängig von Fahrzeug- & Wallbox-Parametern, der Last der 

Liegenschaft, Marktpreisen und dem Nutzer:innen-Verhalten 

 

Kosten des bidirektionalen Ladens werden insbesondere durch eine Kostendegression 

der Wallbox zukünftig stark abnehmen. 

 

Sowohl V2H, V2B und V2G Use Cases werden in Zukunft wirtschaftlich. Wirtschaftlichkeit 

von V2H (PV-Optimierung) ist am robustesten. 

 

 

Elektrifizierung führt bis 2040 in 43 % der Netze zu Ausbaubedarf 

Ein realistischer Anteil bidirektionaler EFZ mit unterschiedlichen Use Cases erhöht 

diesen Bedarf nicht. 

 

Netzdienlicher Einsatz bzw. eine Eingriffsmöglichkeit für den VNB reduzieren den 

Bedarf um 21 %. 

 

Im Falle von preislicher Optimierung resultieren sehr hohe Gleichzeitigkeiten (> 90 %) 

welche bei hohen Teilnahmegraden zu deutlich mehr Netzengpässen führen würden. 

 

Netze 

 

 

 

 

 

 

Energie-

system 

 

 

 

Im zukünftigen kostenoptimalen Energiesystem sind ca. 30 % der Elektrofahrzeuge 

bidirektional. 

 

Bidirektionale EFZ fördern die EE-Integration. Der Einsatz als Tagesspeicher führt zu 

einer verbesserten Integration der PV-Energie. 

 

Die notwendigen Kapazitäten von Gas- bzw. H2-Kraftwerken sowie stationären 

Batteriespeichern sinken deutlich. 

 

Dies führt zu deutlich niedrigeren Gesamtkosten des europäischen Energiesystems.  
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Hohe EFZ- und Flexibilitätsverfügbarkeit sind Grundlage für bidirektionale Use Cases. 

 

Kund:innen sollten daher motiviert werden ihr EFZ regelmäßig und lange anzustecken 

sowie einen niedrigen Ziel-SoC einzustellen. 

 

Kund:innen sparten im Durchschnitt 7,5 % ihrer Stromkosten mit dem PV Use Case ein. 

 

Der Gesamtwirkungsgrad im Intraday Use Case betrug etwa 80 % und ist damit 

vergleichbar mit einem Pumpspeicherkraftwerk. Aufgrund der aktuellen regulatorischen 

Ausgestaltung ist der Intraday Use Case jedoch noch unwirtschaftlich. 

 

Pilot -

betrieb  

 

 

 

 

 

 

iMSys 

 

 

 

Die Kommunikation über das Smart-Meter-Gateway ermöglicht die Übersetzung in 

den EEBUS-Standard inkl. integrierter Nachweisführung. 

 

Im Laboraufbau wurde für die Übermittlung von Leistungsvorgaben eine 

Zuverlässigkeit von 98 % ermittelt. 

 

Der Prozess, vom Versand einer Leistungsvorgabe durch den Netzbetreiber über die 

Smart-Meter-Gateway-Infrastruktur bis zur Wallbox dauert durchschnittlich 51 

Sekunden (über 2.000 Tests). 

 

 

 

 

 

 

Vehicle-to-Home und Vehicle-to-Business Use Cases weisen kaum regulatorische 

Hemmnisse auf. Im Positionspapier identifizierte Hürden, wie die EEG-Umlage, wurden 

bereits teilweise beseitigt. 

 

Bei Vehicle-to-Grid Use Cases gibt es regulatorischen Handlungsbedarf, beispielsweise 

bei der Etablierung stimmiger Mess- und Steuerungskonzepte und der gesamthaften 

Befreiung von Steuern, Abgaben, Umlagen und Netzentgelten. 

 

Regulatorik  
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1 Motivation und Zielsetzung 

Die Elektrifizierung des Verkehrssektors ist eine wesentliche Maßnahme zur Erreichung der Emissionsminderungsziele 

in Deutschland. Zum Ende des Jahres 2022 waren erstmals mehr als eine Million rein elektrische Fahrzeuge auf 

Deutschlands Straßen unterwegs /DIW-01 23/. Bis zum Jahr 2030 soll laut den Plänen der Bundesregierung die Zahl 

der Elektrofahrzeuge (EFZ) in Deutschland auf 15 Millionen steigen /KOA-01 21/. Hierbei stellt sich die Frage, wie diese 

Elektrofahrzeuge (EFZ) in das Energiesystem integriert werden können und welche Anforderungen dies an die 

Stromnetze stellt.  

Zukünftig können EFZ nicht nur geladen, sondern auch wieder entladen und somit als Zwischenspeicher genutzt 

werden. Dieses sogenannte bidirektionale Laden eröffnet eine Vielzahl von Möglichkeiten, die mobilen Speicher zu 

nutzen. Gerade die in den letzten Jahren stark angestiegene Batteriekapazität der EFZ, welche bei Oberklassewagen 

oftmals 100 kWh überschreitet, in Kombination mit der durchschnittlichen Nutzungsweise, ergeben ein sehr großes 

erschließbares Speicherpotenzial. Typischerweise sind Fahrzeuge im Durchschnitt nur 46 Minuten pro Tag in 

Bewegung und stehen somit 96 % der Zeit /BMVI-01 17/. Die mittleren Strecken je Tag liegen je nach Wohnort 

zwischen 22 (Metropole) und 37 km (ländlicher Raum) /BMVI-01 17/ . Somit wird im Mittel nur ein geringer Anteil der 

Batterie für die täglichen Fahrten benötigt.  

Im Rahmen dieses Projektes "Bidirektionales Lademanagement - BDL" haben die Projektpartner aus der 

Automobilbranche, der Energiewirtschaft und der Wissenschaft nutzerfreundliche, technische Lösungen für 

rückspeisefähige EFZ entwickelt. Hierbei bedarf es eines intelligenten Zusammenspiels von Fahrzeugen, 

Ladeinfrastruktur, Stromnetzen und Energiesystem. Rückspeisefähige Elektrofahrzeuge können netzdienlich 

eingesetzt werden, indem sie die Integration von Energie aus erneuerbaren Quellen ins öffentliche Stromnetz 

optimieren und es gleichzeitig stabilisieren. Hierzu wird im BDL-Projekt die Leistung und Speicherkapazität der EFZ 

in verschiedenen Anwendungsfällen (Use Cases) genutzt. Für die Käufer des Elektrofahrzeuges erhöht sich so die 

Attraktivität, indem die Energiekosten oder Netzentgelte - z. B. durch Reduktion der Spitzenlast - verringert werden. 

Zusätzlich können perspektivisch Erlöse durch eine Vermarktung von Flexibilität an den Strommärkten erzielt werden. 

Neben den Modellierungen der Erlösmöglichkeiten erfolgten auch detaillierte Betrachtungen der Rückwirkungen auf 

das Energiesystem und die Stromnetze. Zudem wurden ausgewählte Anwendungsfälle in einem Pilotbetrieb mit über 

50 EFZ getestet.  

Die Aktualität und Relevanz des Themas wird auch dadurch unterstrichen, dass das Wirtschaftsministerium im Herbst 

2022 einen Förderaufruf mit einem Volumen von 80 Millionen Euro mit einem Fºrderschwerpunkt ăBidirektionale 

Flottenkraftwerkeò veröffentlicht hat. Das im Jahr 2019 gestartete BDL-Projekt und die damit entwickelten Lösungen 

sind daher als Vorreiter im Bereich der Forschung rund um das Thema der bidirektionalen Ladetechnologie und ihrer 

Integration in das Energiesystem anzusehen. 
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2 Use Cases 

Zu Beginn werden die Use Cases bzw. Anwendungsfälle, welche im BDL-Projekt untersucht wurden, beschrieben. 

Zunächst werden die einzelnen Use Cases definiert und gruppiert. Anschließend werden die modellierten 

Erlöspotenziale, deren Einflussfaktoren und Geschäftsmodelle für das bidirektionale Laden analysiert. 

Die Abschnitte 2.2 bis 2.4 sind der eingereichten, noch nicht veröffentlichen Dissertation von Timo Kern entnommen 

/KERN-02 22/, die im Rahmen des BDL-Projektes entstanden ist. Dafür wurden die englischen Texte der Dissertation 

ins Deutsche übersetzt. Die Abschnitte 2.2 bis 2.4 fokussieren sich auf die Modellierung der Use Cases PV-

Eigenverbrauchsoptimierung und den zeitlichen Arbitragehandel. In einer weiteren Veröffentlichung /FFE-73 21/  

wurden ebenso die mathematische Formulierung des Use Cases Spitzenlastkappung aufgestellt und die wichtigsten 

Einflussfaktoren des Use Cases diskutiert. 

2.1 Definitionen 

Die untersuchten Use Cases im Projekt Bidirektionales Lademanagement (BDL) definieren verschiedene 

Anwendungsfälle des gesteuerten Be- und Entladens von Elektrofahrzeugen. Mit Hilfe der Use Cases kann das 

Verhalten eines Systems aus Anwendersicht und orientiert an Kundenbedarfen beschrieben und untersucht werden. 

Im Rahmen von Workshops wurden in Zusammenarbeit mit über 40 Expert:innen 14 Use Cases identifiziert. Diese 

stellen sowohl markt- und netz- als auch systemdienliche Einsatzfelder dar. Im Folgenden werden zunächst die 

Einsatzfelder von Flexibilität beschrieben und der Begriff der Netzdienlichkeit definiert. Im Anschluss wird auf die 

einzelnen Use Cases eingegangen. 

2.1.1 Einsatzfelder von Flexibilität 

Der Einsatz von Flexibilität im Energiesystem lässt sich in folgende drei Einsatzfelder unterteilen: markt-, system- und 

netzdienlich. Eine trennscharfe Abgrenzung der Einsatzfelder, insbesondere der letzten beiden, ist häufig nicht 

möglich. /KIT-04 19/ 

Die Nutzung von Flexibilität zur Optimierung der Energiebeschaffungskosten bzw. zum Erzielen von Gewinnen durch 

Kauf und Verkauf von Energie zu unterschiedlichen Preisen bezeichnet man als marktdienliche Flexibilität . 

Unterschiedliche Handelsplätze und verschiedene Akteure können an der Vermarktung beteiligt sein. Das Ausnutzen 

von zeitlich unterschiedlichen Strompreisen (zeitliche Arbitrage) oder Stromtarifen (tarifoptimiertes Laden/Entladen) 

ohne Rückspeisung ins Netz sind mögliche Use Cases. 

Systemdienliche Flexibilität  stellt die Nutzung von Flexibilität zur Sicherung der Systemstabilität dar. Nach § 13 des 

Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) sind die Übertragungsnetzbetreiber hierzu verpflichtet und daher die 

Hauptakteure. Sowohl die Frequenz- als auch die Spannungshaltung sowie die Betriebsführung und der 

Versorgungswiederaufbau (Primärregelleistung und Blindleistungsbereitstellung) sind hier betroffen. Zudem sind 

nach § 14 EnWG auch Verteilnetzbetreiber zum Einspeisemanagement verpflichtet, weshalb es zu den Aufgaben der 

Betriebsführung gehört. 

Die Nutzung der Flexibilität durch Netzbetreiber zur Vermeidung kritischer Netzzustände bzw. zur Behebung von 

Netzengpässen, z. B. einer überlasteten Leitung, wird als netzdienliche Flexibilität  bezeichnet. Insbesondere zur 

Engpassbehebung ist der Wirkort bzw. der Anschlusspunkt der Flexibilität entscheidend, da nur eine Flexibilität hinter 

einem Engpass diesen lösen kann. 
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2.1.2 Exkurs Netzdienlichkeit 

Grundsätzlich gilt, dass ein Flexibilitätseinsatz nur dann als netzdienlich bezeichnet werden kann, wenn er in keinem 

anderen Netz zu einem Engpass führt. Die Netzkosten eignen sich hierbei als Bezugsgröße, da diese sowohl die 

Kosten zur Reduktion von Engpässen und für den Netzausbau als auch die Betriebsführung beinhalten. Da der Begriff 

der Netzdienlichkeit keiner eindeutigen Auslegung unterliegt und zahlreiche Parameter hiervon betroffen sind, wird 

dieser hier nach /FFE-07 21/ definiert: 

ăNetzdienlich sind einzelne oder mehrere elektrische Anlagen (Erzeuger, Verbraucher oder Speicher), welche dazu 

beitragen, Netzkosten [ê] zu verringern. Dies kann durch Kenntnis, Plan- oder Steuerbarkeit der Anlagen durch den 

Netzbetreiber und/oder einen Beitrag zur Vergleichmäßigung der Netzlast erreicht werden. Hierzu ist je nach 

Netzsituation ein kontextabhängiges Verhalten notwendig. Ferner darf kein zusätzlicher Netzausbau in derselben bzw. 

anderen Netzebenen verursacht werden. Generell muss die Anlage netzverträglich sein.ò 

Der Einsatz der Flexibilität im Sinne der Netzdienlichkeit lässt sich in drei Kategorien einteilen: Vergleichmäßigung der 

Netzlast, präventive und kurative Engpassbehebung. Preisliche Anreize können die Vergleichmäßigung der Netzlast 

fördern. Dies können bspw. Leistungspreise für die Jahreshöchstlast gemäß § 17 Abs. 2 Stromnetzentgeltverordnung 

sein, die Kunden mit registrierender Lastgangmessung zu zahlen haben /FFE-118 20/. Bei der präventiven 

Netzengpassbehebung soll der Flexibilitätseinsatz für prognostizierte Engpässe durch Prognosen der Netzauslastung 

und daraus abgeleiteten monetären Anreizen vermieden werden. Variable Netzentgelte, die entsprechend der 

prognostizierten Auslastung angepasst werden (siehe Use Case Variable Netzentgelte), stellen ein Beispiel für die 

Ausgestaltung dar /BNETZA-103 15/. Bei der dritten Form des netzdienlichen Flexibilitätseinsatzes, der kurativen 

Netzengpassbehebung, wird die Flexibilität verwendet, um entstandene Netzengpässe zu beheben. Vorab 

kontrahierte Flexibilität wird hierfür vom Verteilnetzbetreiber abgerufen. Das Modell der Spitzenglättung kann hier 

als Beispiel für eine mögliche Umsetzung genannt werden. Hierbei kann der Verteilnetzbetreiber die Leistung von 

steuerbaren Verbrauchseinrichtungen reduzieren /BET-02 18/. 

2.1.3 Use Cases 

In Abbildung 2-1 ist eine Übersicht der im Projekt BDL betrachteten Use Cases dargestellt. 

 

Abbildung 2-1: Übersicht der Use Cases unterteilt nach Erlösort, relevanter Kundengruppe, Ort der Regelung und 

Einsatzfeld nach /FFE-11 20/ 
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Die Use Cases können anhand der Erlösorte Vehicle-to-Grid (V2G), Vehicle-to-Home (V2H) und Vehicle-to-

Business (V2B) kategorisiert werden. Im Falle von V2H und V2B werden die Einsparungen bzw. Erlöse direkt ohne 

weitere Verträge oder Handelsbeziehungen durch Veränderung des Lastgangs erzielt. In den V2G Use Cases werden 

die Einsparungen oder Erlöse durch weitere Akteure, wie beispielsweise Aggregatoren, an die Fahrzeugbesitzer als 

Gegenleistung zur Flexibilitätsbereitstellung weitergegeben. 

Bezüglich der Kundengruppen wird zwischen Privat- und Gewerbekunden unterschieden. Diese unterscheiden sich 

durch die entsprechende Netzentgeltsystematik. Für Gewerbekunden mit RLM, die ab einem Jahresstromverbrauch 

von 100.000 kWh verpflichtend ist, berechnen sich die Netzentgelte zusätzlich zum Arbeits- auch aus einem 

Leistungspreis für die maximal bezogene Spitzenlast /EWI-02 19/. 

Des Weiteren gibt es verschiedene Regelungsorte. Unterschieden wird zwischen einer lokalen Regelung und einer 

zentralen Steuerung/Regelung. Bei der lokalen Regelung findet am Hausanschluss eine Nulllastregelung statt, wie 

z. B. bei der PV-Eigenverbrauchserhöhung. Die zentrale Steuerung oder Regelung, z. B. bei der zeitlichen Arbitrage, 

wird über ein Backend realisiert. 

Vehicle-to -Home (V2H)  

Im Use Case Eigenverbrauchserhöhung  ist die Erhöhung des Eigenverbrauchs von selbsterzeugtem Strom (z. B. 

durch eine PV-Anlage) bzw. die Reduktion des Netzbezugs durch Zwischenspeicherung des Überschussstroms in der 

EFZ-Fahrzeugbatterie und Versorgung des Haushalts aus der Batterie des bidirektionalen EFZ das Ziel. Durch die 

Zwischenspeicherung und zusätzliche Nutzung des günstigen selbsterzeugten Stroms wird teurer Netzbezug 

vermieden. 

Der Use Case tarifoptimierte s Laden/Entladen betrachtet die Ausnutzung von zeitlich variablen Stromtarifen durch 

Laden zu Zeitpunkten mit niedrigen Strompreisen und Entladen der Fahrzeugbatterie zur Versorgung des Haushalts 

zu Zeiten mit hohen Strompreisen. Dieser Use Case ist sehr ähnlich zum Use Case der Eigenverbrauchserhöhung. Ziel 

ist die günstigere Energiebereitstellung durch Verschiebung des Energiebezugs in Niedertarifzeiten und die 

Versorgung der Haushaltslast in Hochtarifzeiten. 

Vehicle-to -Business (V2B)  

Der Use Case Spitzenlastkappung  betrachtet die Senkung der Lastspitze an einem (Unternehmens-)Standort mit 

registrierender Leistungsmessung (RLM) durch gesteuertes Laden/Entladen von bidirektionalen Fahrzeugen. Das 

Elektrofahrzeug wird zu Zeiten mit geringer Last geladen und in Zeiten der höchsten Lastspitze entladen. Ziel ist es, 

die maximale Last (im Mittel über eine Viertelstunde) im Abrechnungszeitraum (Monat/Jahr) zu senken. Als 

Erlösquelle fungiert ein reduzierter Leistungspreis, der für die maximale Leistung je Kilowattstunde berechnet wird. 

Im Use Case Flottenmanagement  wird durch eine Optimierung der Flottenladung der maximale Netzbezug 

reduziert. Im Bedarfsfall speisen Fahrzeuge Energie zurück, um das Laden höher priorisierter Fahrzeuge zu 

ermöglichen, ohne die maximale Bezugsleistung zu überschreiten. Dieser Use Case ist sehr ähnlich zum Use Case der 

Spitzenlastkappung. Erlösquellen können ein reduzierter Leistungspreis, der für die maximale Leistung je 

Kilowattstunde berechnet wird, sowie geringere Investitionskosten für den Netzanschluss sein. 

Vehicle-to -Grid (V2G)  

Zur Darstellung der zeitlichen Arbitrage  am Intraday -Market erfolgt Aggregation und Vermarktung der Lade- und 

Entladeflexibilität von bidirektionalen Fahrzeugen am Intraday-Markt. Das Elektrofahrzeug wird zu Zeitpunkten mit 

günstigen Preisen geladen und zu Zeiten mit hohen Preisen entladen. Hierdurch entsteht ein Arbitrage-Geschäft. Die 

Preisdifferenz generiert die Erlöse. Die Aggregation und Vermarktung der Lade- und Entladekapazität von 

Elektrofahrzeugen kann auch am Day-Ahead-Market durchgeführt werden, wodurch in diesem Markt ein Arbitrage-

Geschäft möglich ist. Auch hier wird zu Zeitpunkten mit günstigen Preisen geladen und zu Zeiten mit hohen Preisen 

entladen, wodurch Erlöse generiert werden können. 
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In einem weiteren Use Case wird die Bereitstellung von Primärregelleistung  durch einen aggregierten bidirektionalen 

Fahrzeugpool dargestellt. Die Wallboxen messen dezentral (perspektivisch regionale Messung durch den 

Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB)) die Netzfrequenz und speisen bei zu niedriger Netzfrequenz Energie zurück bzw. 

laden bei zu hoher Netzfrequenz. Ziel ist die Stützung des Stromnetzes durch den Ausgleich der 

Frequenzschwankungen durch gesteuertes Laden/Entladen. Die Vergütung der Regelleistungserbringung erfolgt 

durch die Übertragungsnetzbetreiber. 

Im Use Case der lokalen Netzdienstleistungen  wird die Bereitstellung von lokaler Flexibilität für den 

Verteilnetzbetreiber (ggf. Übertragungsnetzbetreiber) zur Behebung von Netzengpässen betrachtet. Die 

bidirektionalen Fahrzeuge laden/entladen basierend auf einem Signal des Netzbetreibers oder per Abruf eines 

Aggregators. Die Vergütung der Flexibilitätserbringung erfolgt durch den Netzbetreiber, wofür verschiedene 

Vergütungsmodelle denkbar sind. 

Die Bereitstellung von regionaler Flexibilität für die Übertragungs-/Verteilnetzbetreiber zur Behebung von regionalen 

Netzengpässen im Übertragungs-/Verteilnetz wird im Use Case Redispatch betrachtet. Hierzu laden bidirektionale 

Fahrzeuge vor dem Engpass und entladen hinter dem Engpass, um die Gesamtbilanz nicht zu verändern. Die 

Vergütung der Anpassung der Lade-/Entladeleistung erfolgt durch den Übertragungsnetzbetreiber. 

Im Use Case der Blindleistungsbereitstellung  erfolgt die Bereitstellung von Blindleistung in einer definierten 

Netzregion durch die Wallbox. Die benötigte Blindleistung wird vom Netzbetreiber vorgegeben. Die Blindleistung ist 

auch ohne angesteckte, bidirektionale Fahrzeuge nur durch die Wallbox durchgehend bereitstellbar. Ziel ist es, durch 

die Bereitstellung von Blindleistung die Spannungsqualität zu verbessern. Perspektivisch könnte hier ein Markt 

entstehen, auf dem Blindleistung direkt vergütet wird. 

Im Use Case ăEchterò Gr¿nstrom (CO2-optimiertes Laden) werden die bidirektionalen Fahrzeuge in Zeiten mit 

geringen spezifischen CO2-Emissionen im Netzgebiet geladen und speisen in Zeiten mit hohen spezifischen CO2-

Emissionen Energie zurück. Ziel ist die Ladung und Zwischenspeicherung CO2-armer Energie zur späteren 

Verwendung.  

Use Cases ohne Netzbezug 

Im Use Case der Notstromversorgung  versorgt das bidirektionale Elektrofahrzeug im Falle eines Stromausfalls einen 

Haushalt oder ein Inselnetz. Die Umschaltung auf den Inselbetrieb erfolgt entweder manuell oder vollautomatisch. 

Hierdurch kann die Versorgungssicherheit erhöht werden. 

Auch die Verwendung des Elektroautos als Powerbox zur mobilen Stromversorgung wurde in einem Use Case 

betrachtet. Das bidirektionale Elektrofahrzeug versorgt Verbraucher ohne Anschluss an das Stromnetz direkt über 

Wechselstrom. Ein Beispiel wäre die Nutzung des Fahrzeugs beim Camping. Dieser Zusatznutzen kann die 

Attraktivität von Elektrofahrzeugen steigern. 

2.2 Modellierung Erlöspotenziale 

Für die detaillierte Bewertung von bidirektionalen Elektrofahrzeugen aus Sicht der Nutzer wurde die 

Modellumgebung eFlame mit dem Optimierungsmodul ResOpt entwickelt. Die Modellumgebung eFlame ermöglicht 

eine variable Szenarienerstellung für verschiedene Anwendungsfälle von bidirektionalen Elektrofahrzeugen oder 

anderen Flexibilitäten, wie stationären Batteriespeichern (SBS). In ResOpt wird das mathematische 

Optimierungsproblem in Abhängigkeit von der in eFlame vorgenommenen Parametrierung formuliert. Das 

Optimierungsproblem kann als lineare Programmierung oder gemischt-ganzzahlige lineare Programmierung 

formuliert werden. ResOpt ist ein Modul, das auch in andere Modelle integriert ist, wie z. B. in das Verteilnetzmodell 

GridSim der FfE München /FFE-33 22/. 
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Abbildung 2-2 zeigt die Struktur von eFlame einschließlich ResOpt mit den wichtigsten Entscheidungs- und 

Inputvariablen. In die auf Matlab basierende Modellumgebung eFlame können verschiedenste Parameter aus der 

FfE-Datenbank importiert werden, um Szenarien zu erstellen, die an ResOpt übergeben werden. Die variable 

Szenariodefinition in eFlame erlaubt die Berechnung zahlreicher Sensitivitäten, wodurch die wichtigsten 

Einflussfaktoren von Use Cases ermittelt werden können. Für jedes erstellte Szenario wird das Elektrofahrzeug mit 

drei verschiedenen Ladestrategien modelliert: 

¶ Ungesteuertes Laden: Das Elektrofahrzeug wird direkt nach der Ankunft an einer Ladestation aufgeladen. 

¶ Gesteuertes Laden: Das Elektrofahrzeug kann den Ladevorgang an einem Ladeort innerhalb seiner 

Flexibilitätsgrenzen verschieben. 

¶ Bidirektionales Laden: Das Elektrofahrzeug kann im Rahmen seiner Flexibilität jederzeit an einer 

Ladestation laden und entladen. 

Anhand der Stromkosten lassen sich die Erlöse eines bidirektionalen oder gesteuert geladenen Elektrofahrzeugs im 

Vergleich zu einem ungesteuert geladenen Elektrofahrzeug ermitteln. 

Abhängig von den in einem Use Case modellierten Flexibilitäten führt ResOpt verschiedene Entscheidungsvariablen 

ein: Laden des Elektrofahrzeugs ὖ ȟ, Entladen des Elektrofahrzeugs ὖ ȟ, potenzielle Standby-Verluste des 

Elektrofahrzeugs sowie der Wallbox ὖ ȟȟ, Laden ὖ ȟ und Entladen ὖ ȟ von stationären Batteriespeichern (SBS), 

PV-Abregelung ὖ ȟ , Wärmepumpenbedarf (WP) ὖ ȟ , Strombezug aus dem Netz ὖ ȟ  und 

Stromrückspeisung ins Netz ὖ ȟ  am Netzanschlusspunkt (englisch: Grid Connection Point GCP). Für die 

kombinierte Modellierung von V2H und V2G Use Cases werden die Entscheidungsvariablen ὖ ȟȟ2  und 

ὖ ȟ ȟ2  integriert. Ein fixer thermischer ὖ ȟ  und elektrischer ὖ ȟ  Haushaltsbedarf, ein elektrischer 

Industriebedarf ὖ ȟ  sowie eine fixe PV-Erzeugung ὖ  dienen als Input. Für die Modellierung des Handels auf 

konsekutiven Spotmärkten werden die Entscheidungsvariablen ὖ ȟ ȟ  und ὖ ȟ ȟ  eingeführt, die 

Gegengeschäfte am Spotmarkt darstellen. Eine genauere Beschreibung von eFlame und dem integrierten Modell 

ResOpt findet sich in /FFE-116 20/ und /KER-01 21/. 

 

Abbildung 2-2: Schematische Darstellung von eFlame und ResOpt für die Bewertung von Use Cases 

bidirektionaler EFZ basierend auf /KER-01 21/ 
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Die Use Cases PV-Eigenverbrauchsoptimierung und Arbitragehandel sowie eine kombinierte Modellierung dieser Use 

Cases haben aufgrund ihrer grundlegend unterschiedlichen Funktionalität unterschiedliche 

Modellierungsanforderungen. Die Abschnitte 2.2.1 und 2.2.2 gehen auf die Besonderheiten bei der Modellierung der 

Use Cases ein, woraufhin die grundlegende mathematische Formulierung in Abschnitt 2.2.3 beschrieben wird. 

2.2.1 Modellierung von Lade- und Entladewirkungsgraden 

Ein sehr wichtiger Aspekt ist die unterschiedliche Modellierung des Lade- und Entladewirkungsgrades, da dies die 

Komplexität der Optimierung erheblich beeinflusst. /KER-01 21/ zeigt, dass die Leistungsverluste eines Wechselrichters 

aus einem konstanten Eigenverbrauch, Spannungsverlusten an Dioden und Transistoren, die proportional zur 

Ausgangsleistung sind, und quadratischen, leistungsabhängigen Verlusten durch ohmsche Verlustwiderstände 

bestehen. Abbildung 2-3 (a) zeigt den Vergleich zwischen dem realen Ladewirkungsgrad und verschiedenen, 

modellierten Ladewirkungsgraden in einer linearen Programmierung. Die Modellierung eines festen 

Ladewirkungsgrades (Linie Ăfixô, rot) führt zu proportional zur AC-Ladeleistung steigenden Ladeverlusten. Ein 

Vergleich mit den realen Verlusten (gelbe Linie) zeigt, dass die Verluste stark unterschätzt werden, insbesondere bei 

kleinen Ladeleistungen. Die Modellierung der Ladeverluste als lineare Funktion (ĂIntervall 1ô, hellblau) oder als 

stückweise lineare Funktion (ĂIntervall 2', dunkelblau) führt zu einer wesentlich besseren Darstellung der realen 

Verluste. Die Modellierung führt zu einer gemischt-ganzzahligen linearen Programmierung mit höherer Komplexität, 

da in beiden Fällen konstante Verluste in Abhängigkeit von der booleschen Betriebsvariable (Betrieb oder 

Nichtbetrieb) enthalten sind /KER-01 21/. 

Da sich die realen Verluste während des Ladens und Entladens von den modellierten Verlusten mit einem festen 

Wirkungsgrad unterscheiden, insbesondere bei niedrigen Leistungen, ist die typische Lade- und Entladeleistung eines 

Use Cases wichtig für die Wahl des Modellierungsansatzes. Zu diesem Zweck klassifiziert Abbildung 2-3 (b) die Lade- 

und Entladeleistungen der EFZ für den Use Case der PV-Eigenverbrauchsoptimierung, indem es die Jahresdauerlinie 

der Residuallast von fünf verschiedenen mittleren Haushalten aus /KER-01 21/ mit einem jährlichen Strombedarf von 

3.800 kWh und einer 5,5 kWp PV-Anlage zeigt. Die Residuallast für den Haushalt ergibt sich in diesem Fall aus der 

Last abzüglich der PV-Erzeugung. Für diese beispielhaften mittleren Haushalte liegt die absolute Residuallast in 85 % 

der Zeit unter 2 kW. Aufgrund dieser zahlreichen Zeitpunkte mit geringer Leistung am Hausanschlusspunkt würde 

eine lineare Modellierung zu einer starken Unterschätzung der Verluste führen. Nach /KER-01 21/ sind die Erlöse für 

V2H bei linearer Modellierung um 30 % höher als bei gemischt-ganzzahliger linearer Modellierung. 

  

Abbildung 2-3: (a): Vergleich der realen und modellierten Ladeverluste in Abhängigkeit von der AC-Ladeleistung; 

(b): Jahresdauerlinie der Residuallast von fünf Haushalten (HH1 bis HH5)  
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Im Gegensatz dazu sind bei der ausschließlichen Vermarktung von Elektrofahrzeugen auf dem Strommarkt in 

/FFE-116 20/ die Lade- und Entladeleistungen normalerweise hoch. Unter der Voraussetzung, dass die Preisspannen 

zwischen verkauftem und eingekauftem Strom ausreichend sind, werden die Elektrofahrzeuge mit voller Leistung in 

den Grenzen ihrer Flexibilität laden und entladen. Darüber hinaus erfolgt die Vermarktung im Strommarkt über einen 

Pool von EFZ, in dem die EFZ intelligent gesteuert werden, so dass nur hohe Lade- und Entladeleistungen für ein 

einzelnes Elektrofahrzeug abgerufen werden. Aus diesem Grund ist die Modellierung des Use Cases Arbitragehandel 

mit festen Lade- und Entladewirkungsgraden valide und liefert zuverlässige Ergebnisse. 

2.2.2 Optimierung unter begrenzter Voraussicht 

Die Teilnahme an den europäischen Strommärkten kann den Day-Ahead-Handel, den Handel in der Intraday-Auktion 

und den anschließenden kontinuierlichen Intraday-Handel umfassen. In Deutschland müssen die Gebote für den Day-

Ahead-Handel bis 12 Uhr abgegeben werden /EPEX- 07 18/. Für die deutsche Intraday-Auktion müssen die Gebote 

bis 15 Uhr abgegeben werden /EPEX- 07 18/. Danach beginnt der kontinuierliche Intraday-Handel. Die Modellierung 

der fortlaufenden Vermarktung auf Spotmärkten mit realen Handelszeiten führt zu der Anforderung, das Modell als 

rollierendes Optimierungsmodell zu formulieren. 

In /FFE-116 20/ wird das entwickelte rollierende Optimierungsmodell vorgestellt. Bei jedem Optimierungsschritt wird 

der Startpunkt des Optimierungszeitraums drei Stunden nach vorne gesetzt. Es wird eine begrenzte Prognose von 

zwei bis drei Tagen modelliert. Abbildung 2-4 zeigt, dass je nach Startzeitpunkt des Optimierungszeitraums 

unterschiedliche Preise durch den Day-Ahead- und Intraday-Markt gesetzt werden. Für den Startzeitpunkt um 12 Uhr 

werden z. B. für die ersten 12 Stunden Preise aus dem kontinuierlichen Intraday-Handel gesetzt, für den Folgetag 

(d+1) Preise aus dem Day-Ahead-Markt und für einen weiteren Folgetag (d+2) eine Day-Ahead-Preisprognose. 

Durch die aufeinanderfolgenden Optimierungsläufe für einen identischen Zeitraum ergeben sich Möglichkeiten von 

Countertrades in den verschiedenen Märkten. Gekaufte oder verkaufte Energie auf dem Day-Ahead-Markt kann in 

der Intraday-Auktion oder im kontinuierlichen Intraday-Handel durch Countertrades kompensiert werden, so dass 

letztlich keine physikalische Erbringung notwendig wird. Eine genauere Beschreibung der konsekutiven rollierenden 

Optimierung findet sich in /FFE-116 20/. 

 

Abbildung 2-4: Schematische Darstellung der rollierenden Optimierungsläufe mit begrenzter Voraussicht 

unterschiedlicher Marktpreise nach /FFE-116 20/ 
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Für die Modellierung der PV-Eigenverbrauchsoptimierung wird eine perfekte Prognose für ein ganzes Jahr angesetzt. 

Da es für einen Zeitraum keine aufeinanderfolgenden Aktionen wie z. B. Countertrades in verschiedenen 

Strommärkten gibt und die Prognose für die PV-Einspeisung im Allgemeinen gut ist, stellt die vereinfachte perfekte 

Vorausschau einen hinreichend guten Ansatz dar/KER-01 21/. 

2.2.3 Vom Use Case abhängige mathematische Formulierung 

In den Publikationen /FFE-116 20/ und /KER-01 21/ wird die mathematische Formulierung für den Arbitragehandel mit 

konsekutiven Spotmärkten /FFE-116 20/ und für die PV-Eigenverbrauchsoptimierung /KER-01 21/ vorgestellt. Des 

Weiteren wird in /KER-01 21/ die Modellierung der Kombination aus PV-Eigenverbrauchsoptimierung und 

Arbitragehandel erläutert. In diesem Abschnitt werden die wichtigsten Randbedingungen sowie die Zielfunktionen 

der verschiedenen Use Cases verglichen. Für eine detailliertere Herleitung der Gleichungen können /FFE-116 20/ und 

/KER-01 21/ herangezogen werden. 

Gleichungen (2-1), (2-2) und (2-3) zeigen die verschiedenen Zielfunktionen des vom Use Case abhängigen 

Optimierungsproblems. Die Variablen ὴȟ , ὴȟ ȟ2 , ὴȟsell, und ὴ ȟsellȟ2  beziehen sich auf Strommarktpreise, 

Haushaltspreise oder Einspeisevergütungen. Diese Preise werden mit der Leistung am Netzanschlusspunkt ὖ ȟ , 

ὖ ȟ , ὖ ȟȟ2 , und ὖ ȟ ȟ2  oder, im Falle von V2G, mit der Leistung der EFZ ὖ ȟ, ὖ ȟ, ὖ ȟ ȟ , und 

ὖ ȟ ȟ  multipliziert. Die Minimierung erfolgt über alle Zeitschritte t einer Periode T. Gleichung (2-1) beschreibt die 

Minimierung der Haushaltsstromkosten ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ abzüglich der Einspeisevergütung von PV-Strom 

ὴ ȟsellὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ für die PV-Eigenverbrauchsoptimierung (V2H). Unabhängig von der Stromnachfrage der 

Haushalte minimiert Gleichung (2-2) die Kosten für den Einkauf von Strom für die EFZ ὴȟ ὸẗ

ὖ ȟὸ ὖ ȟ ȟ ϽЎὸ bei gleichzeitiger Maximierung der Erlöse aus verkauftem Strom ὴ ȟsellὸẗὖ ȟ ὸ

ὖ ȟ ȟ ϽЎὸ. Dabei werden die Gegengeschäfte ὖ ȟ ȟ  und ὖ ȟ ȟ  in aufeinanderfolgenden Spotmärkten 

(V2G) berücksichtigt. Für die Kombination von V2H und V2G (Komb) fasst Gleichung (2-3) diese Optimierungen aus 

Komplexitätsgründen ohne Berücksichtigung von Gegengeschäften zusammen. In Gleichung (2-3) werden die V2G-

Preise ὴȟ  und ὴȟ  auf ὴȟ ȟ2  und ὴ ȟsellȟ2  übertragen, um eine andere Preisbildung für den 

Arbitragehandel als für die Haushalte zu ermöglichen. Die Lade- und Entladeleistungen von V2G ὖ ȟ und ὖ ȟ 

werden übertragen auf ὖ ȟȟ2  und ὖ ȟ ȟ2 , um die Stromflüsse für V2G von den Stromflüssen der Haushalte 

zu differenzieren. Da sich die Preise in den Gleichungen (2-1) bis (2-3) auf Energien beziehen, werden alle 

Leistungsgrößen mit dem entsprechenden Zeitrahmen Ўὸ multipliziert. 

Ziel-

funk-

tionen 

V2H άὭὲ ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ  (2-1) 

V2G 

άὭὲ ὴȟ ὸẗὖ ȟὸ ὖ ȟ ȟ ϽЎὸ                  

 ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸ ὖ ȟ ȟ ϽЎὸ  

(2-2) 

Komb 

άὭὲ ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ ὴȟ ὸẗὖ ȟ ὸϽЎὸ      

ὴȟ ȟ ὸẗὖ ȟȟ ὸϽЎὸ                       

ὴȟ ȟ ὸẗὖ ȟ ȟ ὸϽЎὸ  

(2-3) 
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Gleichungen (2-4), (2-5) und (2-6) schränken die Leistungsflüsse am Netzanschlusspunkt ein. Gleichung (2-4) umfasst 

die Leistungsflüsse aller modellierten Anlagen eines Haushalts für V2H. Gleichung (2-5) bezieht sich auf den 

Arbitragehandel und beschränkt die Leistungsflüsse der EFZ auf die Leistungsflüsse des Netzanschlusspunkts. 

Standby-Verluste des EFZs und der Wallbox ὖ ȟȟ werden in /FFE-116 20/ für V2G vernachlässigt, da die 

Betriebsstunden deutlich höher sind als bei V2H. Aus regulatorischen Gründen wurde hier zunächst ein separater 

Netzanschlusspunkt für das Elektrofahrzeug modelliert /FFE-116 20/. Gleichung (2-6) kombiniert V2H und V2G, indem 

ergänzend zu Gleichung (2-4) eine separate modellierte Leistungseinspeisung ὖ ȟȟ2 ὸ  und -ausspeisung 

ὖ ȟ ȟ2 ὸ für den Use Case V2G eingeführt wird. 

Leistungs-

erhaltung 

GCP 

V2H 
ὖ ȟ ὸ  ὖ ȟ ὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ὸ 
ὖ ȟ ὸ ὖ ȟὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ȟὸ ὖ ȟ ὸ

ὖ ȟȟὸ 

(2-4) 

V2G 
ὖ ȟ ὸ  ὖ ȟ ὸ

ὖ ȟὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ȟ ȟ ὸ

ὖ ȟ ȟὸ 

(2-5) 

Komb 

ὖ ȟ ὸ  ὖ ȟ ὸ ὖ ȟȟ ὸ  ὖ ȟ ȟ ὸ  

ὖ ȟ ὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ὸ ὖ ȟ ὸ
ὖ ȟὸ ὖ ȟ ὸ ὖ ȟὸ ὖ ȟ ὸ

ὖ ȟȟὸ 

(2-6) 

Eine weitere elementare Randbedingung der Use Cases ist die Energieerhaltung des EFZ-Speichers Ὁ . 

Gleichung (2-7) formuliert diese Randbedingung für V2H und die Kombination der Use Cases unter Berücksichtigung 

der konstanten Lade- und Entladeverluste des Fahrzeugs ὖ ȟȟ ȟȾ , der Lade- und Entladeentscheidung ὦ ȟȾ  

und der Lade- und Entladeverluste des EFZs und der Wallbox ὖ ȟȟȾ . Gleichung (2-8) schränkt die Energieerhaltung 

des EFZ-Speichers unter Berücksichtigung von Gegengeschäften ὖ ȟ ȟ und ὖ ȟ ȟ ein und modelliert die Verluste 

durch einen festen Lade- und Entladewirkungsgrad ß
ȟȾ

 für V2G. Der Zeitplan der zuvor vermarkteten Leistung 

wird in der Variablen ὖ  gespeichert. Öffentliches Laden Ὁ ȟ ȟ und Fahrtenergie Ὁ ȟ  wirken sich ebenfalls 

auf den Ladezustand (state of charge SoC) aus. 

Speicherung 

von Energie 

im EFZ 

V2H/  

Komb 

Ὁ ὸ  Ὁ ὸ ρ ὖ ȟὸ ὖ ȟȟὸ ϽЎὸ 

ὖ ȟ ὸ ὖ ȟȟ ὸ ϽЎὸ  ὖ ȟȟ ȟȾ Ͻ ὦ ȟὸ

ὦ ȟ ὸ ϽЎὸ Ὁ ȟ ȟὸ Ὁ ȟ ὸ 

(2-7) 

   

V2G 

Ὁ ὸ Ὁ ὸ ρ ὖ ȟὸϽА ȟϽЎὸ 

ὖ ȟ ȟὸϽА ȟϽЎὸ
ὖ ȟ ὸ

А ȟ
ϽЎὸ

ὖ ȟ ȟ ὸ

А ȟ
ϽЎὸ

ὖ ϽЎὸ Ὁ ȟ ȟὸ Ὁ ȟ ὸ 

(2-8) 

Für alle betrachteten Use Cases gelten zudem die Gleichungen (2-9) und (2-10), welche den SoC des EFZs weiter 

einschränken. Gleichung (2-9) legt den minimalen SoC in Abhängigkeit von der maximalen Batteriekapazität des 

Fahrzeugs Ὁ ȟ  und einem parametrierten Sicherheitsladezustand Ὓέὅ  fest. Dies gilt für alle 

Zeitschritte ὧ ȟ , in denen das Elektrofahrzeug an die Wallbox angeschlossen ist. Diese Begrenzung des SoCs 

wird eingeführt, damit der Nutzer aus Sicherheitsgründen jederzeit zumindest bis zum nächsten Krankenhaus fahren 

kann. Gleichung (2-10) schränkt den minimalen Ladezustand Ὓέὅ  für den Zeitpunkt der Abfahrt ὧ ȟ  des 

Fahrzeugs in Abhängigkeit von der EFZ-Batteriekapazität Ὁ ȟ  ein. Dies ist wiederum auf die realitätsnahe 
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Modellierung des Nutzers zurückzuführen, der einen gewünschten Mindest-SoC-Wert für die Abfahrt des Fahrzeugs 

angeben kann. 

Sicherheits-  

SoC V2H/  

V2G/  

Komb 

Ὁ ὸ Ὓέὅ ϽὉ ȟ Ͻὧ ȟ ὸ (2-9) 

Abfahrts-

SoC 
Ὁ ὸ Ὓέὅ ϽὉ ȟ Ͻὧ ȟ ὸ (2-10) 

Die hier gezeigte mathematische Formulierung der Use Cases zeigt grundlegende Unterschiede in der Modellierung 

auf. In /FFE-116 20/ und /KER-01 21/ werden zahlreiche weitere Randbedingungen eingeführt, um eine realistische 

Ausgestaltung der Use Cases zu modellieren. So ist beispielsweise die gleichzeitige Kombination von V2G und V2H 

aus regulatorischen Gründen eingeschränkt und die Modellierung von Gegengeschäften wird für V2G ausführlicher 

beschrieben. Die Abbildung weiterer Use Cases baut auf dieser Modellierung auf. In einer weiteren Publikation wurde 

beispielsweise die Modellierung des Use Cases der Spitzenlastkappung aufgezeigt und untersucht /FFE-73 21/. 

2.3 Erlöspotenziale und ihre wichtigsten Einflussfaktoren 

Im Folgenden werden in Abschnitt 2.3.1 Erlöspotenziale für die PV-Eigenverbrauchsoptimierung als V2H Use Case auf 

der Grundlage von /KER-01 21/ vorgestellt. Abschnitt 2.3.2 zeigt Erlöspotenziale für den Arbitragehandel als V2G Use 

Case auf Basis von /FFE-116 20/ auf. Anschließend werden in Abschnitt 2.3.3 diese Use Cases für eine Bewertung der 

zusätzlichen Erlöse auf der Grundlage von /KER-01 21/ kombiniert. Detailliertere Beschreibungen der 

Parameterannahmen und Erlösabschätzungen sind in /FFE-116 20/ und /KER-01 21/ zu finden. 

2.3.1 PV-Eigenverbrauchsoptimierung 

Für die Bewertung der Erlöspotenziale aus der PV-Eigenverbrauchsoptimierung wird ein mittelgroßer Haushalt 

(durchschnittlicher jährlicher Strombedarf von 3.800 kWh) mit einer 5,5 kWp PV-Anlage und ein Nutzertyp (kein 

regelmäßiger Pendler) definiert, für den 20 verschiedene Instanzen modelliert werden. Die durchschnittlichen Erlöse 

für einen solchen mittelgroßen Haushalt liegen bei ca. 210 û/a f¿r ein gesteuert ladendes Elektrofahrzeug im Vergleich 

zu einem ungesteuert ladenden Elektrofahrzeug und bei ca. 310 û/a f¿r ein bidirektionales Elektrofahrzeug im 

Vergleich zu einem ungesteuert ladenden Elektrofahrzeug. 

Basierend auf diesem mittleren Haushalt und Nutzer sind in Abbildung 2-5 (a) zahlreiche Sensitivitäten zu dieser 

Grundkonfiguration (Szenario Basis) abgebildet. Die lineare Programmierung mit festen Lade- und 

Entladewirkungsgraden (Basis linear) führt zu 30 % überschätzten Erlösen für ein bidirektionales EFZ. Daraus wurde 

in /KER-01 21/ gefolgert, dass die Modellierung fester Lade- und Entladewirkungsgrade für V2H nicht zulässig ist. Ein 

Nutzer, der regelmäßig zur Arbeit pendelt (PEN), weist 30 % geringere Erlöse für ein bidirektionales Elektrofahrzeug, 

aber nur 5 % geringere Erlöse für ein gesteuert geladenes Elektrofahrzeug auf. Da Pendler-EFZ im Durchschnitt einen 

höheren Jahresverbrauch und damit ein größeres Potenzial für gesteuertes Laden haben, gleicht dies die geringere 

Verfügbarkeit aus. Die Integration anderer intelligenter Komponenten in das Haus, wie Wärmepumpen 

(Szenario WP), stationäre Batteriespeicher (Szenario SBS) oder eine Kombination dieser Komponenten (Szenario WP 

SBS), reduziert die Erlöse eines gesteuert geladenen oder bidirektionalen Elektrofahrzeugs erheblich. Diese anderen 

intelligenten Komponenten nutzen ebenfalls die günstigere PV-Energie und konkurrieren somit mit dem EFZ. Die 

Korrelation zwischen den Erlösen und dem PV-Eigenverbrauch ist in Abbildung 2-5 (b) ersichtlich. In den Szenarien, 

in denen die PV-Nutzung gesteigert werden kann, steigen auch die Erlöse. 



 

www.ffe.de 

12  

 

12 

 

Abbildung 2-5: (a): Erträge durch PV-Eigenverbrauchsoptimierung von gesteuert geladenen und bidirektionalen 

Elektrofahrzeugen in Abhängigkeit von Haushaltskonfiguration und Nutzertyp; (b): PV-

Eigenverbrauch in Abhängigkeit von Elektrofahrzeug-Ladestrategie, Haushaltskonfiguration und 

Nutzertyp 

Es gibt zahlreiche weitere quantitative Einflussfaktoren, die sich auf die Erlöspotenziale von gesteuert geladenen und 

bidirektionalen Elektrofahrzeugen auswirken. Abbildung 2-6 zeigt ausgehend vom Haushalts- und Nutzerszenario 

Basis (dargestellt durch den zentralen Punkt im Diagramm) auf, wie sich eine Erhöhung oder Verringerung der 

Einflussfaktoren auf die Erlöse auswirkt. Je steiler die Kurve im Diagramm ist, desto größer ist die Auswirkung des 

Einflussfaktors. Die installierte Leistung und Einspeisevergütung der PV-Anlage beeinflussen die Erlöse maßgeblich. 

Eine niedrigere Einspeisevergütung führt zu höheren Erlösen, da die Spanne zwischen Haushaltsstrompreis und 

Einspeisevergütung steigt und somit der Eigenverbrauch von PV-Energie rentabler wird. Im Gegensatz dazu haben 

die Parameter der EFZ nur einen geringen Einfluss auf die Erlöse. Da die Stromflüsse in einem Haushalt klein sind, hat 

eine kleinere oder größere Leistung der Wallbox sowie eine kleinere oder größere EFZ-Batteriekapazität kaum 

Auswirkungen auf die Erlöse. Im Zuge der Energiekrise und des starken Anstiegs der Strompreise in Europa seit Ende 

2021 /FFE-47 22/ sind die Börsenstrompreise in Europa und damit auch die Haushaltsstrompreise stark gestiegen. 

Daher wurde der Haushaltsstrompreis zu den in /KER-01 21/ analysierten Einflussfaktoren hinzugefügt. Es zeigt sich, 

dass die Erlösänderungen bei Änderungen des Haushaltsstrompreises einen noch höheren absoluten Gradienten 

aufweisen als bei der PV-Einspeisevergütung. Dies liegt daran, dass die absolute Differenz zwischen dem 

Haushaltsstrompreis und der PV-Einspeisevergütung für die Erlöspotenziale entscheidend ist. Eine relative Erhöhung 

der Einspeisevergütung um 70 % und eine relative Senkung des Haushaltsstrompreises um ein Drittel führen 

gleichermaßen zu einer reduzierten Spanne zwischen Haushaltsstrompreis und PV-Einspeisevergütung von 

10 ct/kWh. Die Erlöse sinken in beiden Fällen um 65 %. In einem Max-Szenario mit den attraktivsten Ausprägungen 

der Einflussfaktoren steigen die Erlöse auf 1.300 û/a f¿r das bidirektionale Elektrofahrzeug und 750 û/a f¿r das 

gesteuert geladene EFZ, was das hohe Erlöspotenzial des Use Cases aufzeigt.  

Insgesamt ist der Use Case der PV-Eigenverbrauchsoptimierung durch gesteuert geladene oder bidirektionale EFZ 

sehr sensitiv. Um die Erlöse abzuschätzen, ist es notwendig, die genaue Konfiguration des Haushalts und des Nutzers 

zu kennen. Der wichtigste Einflussfaktor ist die Spanne zwischen Haushaltsstrompreisen und PV-Einspeisevergütung. 

Je höher die Spanne ist, desto höher sind die Erlöspotenziale. 

 

(a) (b)
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Abbildung 2-6: Auswirkung der wichtigsten Einflussfaktoren auf die Erträge der PV-Eigenverbrauchsoptimierung 

für gesteuert ladende EFZ (links) und bidirektionale EFZ (rechts) basierend auf /KER-01 21/ 

Zu den Erlöspotenzialen der PV-Eigenverbrauchsoptimierung wurde ein Online-Tool veröffentlicht, mit dem in 

wenigen Schritten das Einsparpotenzial durch gesteuertes bzw. bidirektionales Laden eines Elektrofahrzeuges in 

Kombination mit einer PV-Anlage berechnet werden kann. 

2.3.2 Zeitliche Arbitrage 

Für die Bewertung des Arbitragehandels auf den deutschen Spotmärkten im Jahr 2019 stellt Abbildung 2-7 die Erlöse 

von gesteuert geladenen und bidirektionalen Elektrofahrzeugen in Abhängigkeit von der EFZ- und Wallbox-

Konfiguration, dem Nutzertyp und dem jeweiligen Markt dar. Die Erlöse beziehen sich auf die Differenz der Kosten 

von gesteuertem und bidirektionalem Laden im Vergleich zu ungesteuertem Laden. Für diese erste Analyse wird eine 

Befreiung von Steuern, Abgaben und Umlagen für geladenen Strom angenommen, der zwischengespeichert und 

später wieder entladen wird. 

Es lassen sich verschiedene Einflussfaktoren identifizieren, die sich stark auf die Erlöse von bidirektionalen EFZ 

auswirken. Die Vermarktung am Intraday-Markt kann aufgrund der höheren Preisvolatilität 50 % bis 100 % höhere 

Erlöse erzielen als die Vermarktung am Day-Ahead-Markt. Eine konsekutive Vermarktung auf dem Day-Ahead- und 

Intraday-Markt kann das Erlöspotenzial um weitere 10 % gegenüber dem Intraday-Handel erhöhen. Darüber hinaus 

haben eine höhere Batteriekapazität der Elektrofahrzeuge und eine höhere Lade- und Entladeleistung der Wallbox 

einen stark erlössteigernden Effekt. Nicht-Pendler können durch die Teilnahme am Strommarkt im Durchschnitt etwa 

15 % höhere Erlöse erzielen als Pendler. Gesteuertes Laden führt zu Erlösen, die nur 5 bis 25 % der Erlöse von 

bidirektionalen Elektrofahrzeugen betragen. Diese Erlöse hängen nur geringfügig von der Konfiguration der 

Elektrofahrzeuge und der Wallbox ab, aber stärker von dem gewählten Markt. Allerdings sind die Erlöspotenziale von 

gesteuert geladenen EFZ gering, so dass gesteuertes Laden für den Use Case Arbitragehandel weit weniger relevant 

ist als für den Use Case der PV-Eigenverbrauchsoptimierung. 
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Abbildung 2-7: Erlöspotenziale des Arbitragehandels in verschiedenen Spotmärkten für unterschiedliche EFZ- 

und Nutzertypen im Jahr 2019 in Deutschland, dargestellt in /FFE-116 20/ 

Zwei weitere sehr wichtige Einflussfaktoren, die das Erlöspotenzial beeinflussen, sind die Regulatorik und damit die 

Steuern, Abgaben und Umlagen, die auf den zwischengespeicherten Strom gezahlt werden müssen, sowie die 

Volatilität der Strompreise. Abbildung 2-8 zeigt die Auswirkung dieser Einflussfaktoren für ein Nicht-Pendler-

Elektrofahrzeug mit einer Batteriekapazität von 100 kWh und einer Lade- und Entladeleistung von 11 kW. 

Abbildung 2-8 (a) zeigt, dass die Erlöse (hier am Beispiel des Intraday-Marktes) mit zunehmender Höhe der Steuern, 

Abgaben und Umlagen auf den zwischengespeicherten Strom stark abnehmen. In Deutschland sind Speicher von 

vielen Steuern, Abgaben und Umlagen auf geladenen Strom, der später entladen wird, befreit. Das BDL-Projekt hat 

hierzu ein Positionspapier veröffentlicht, das die Möglichkeiten der Befreiung von Steuern, Umlagen und Abgaben 

detailliert darstellt /FFE-35 22/. Im Falle einer regulatorischen Einstufung von bidirektionalen Elektrofahrzeugen als 

Speichersysteme fallen reduzierte Steuern, Abgaben und Umlagen auf zwischengespeicherten Strom an. Für die 

"StromNEV"-Umlage (abhängig vom jährlichen Energiedurchsatz im Speicher) und die "AbLaV"-Umlage gibt es 

derzeit keine Befreiungsmöglichkeit. Ein Heimspeicher muss zudem eine Konzessionsabgabe auf den geladenen 

Strom an die Stadt oder Gemeinde zahlen, was bei einem großen Batteriespeicher oder einem Pumpspeichersystem 

nicht zwingend der Fall ist /FFE-35 22/. Die Belastungen durch Steuern, Abgaben und Umlagen führen zu den in 

Abbildung 2-8 (a) dargestellten Mindererlösen bei einer regulatorischen Einordnung als Pumpspeicherkraftwerk, 

stationärer Großbatteriespeicher oder Heimspeichersystem. Da selbst bei der intuitiven regulatorischen Einordnung 

eines bidirektionalen Elektrofahrzeugs als Heimspeicher die Erlöspotenziale um fast 70 % sinken, sollten weitere 

Befreiungen von Steuern, Abgaben und Umlagen geschaffen werden, um den Arbitragehandel ökonomisch zu 

ermöglichen. 

Abbildung 2-8 (b) zeigt die Abhängigkeit der Erlöspotenziale von bidirektionalen Elektrofahrzeugen von der 

Charakteristik der Strompreise, die sich in den Jahren 2020 bis 2050 deutlich verändert. Die zugrundeliegenden 

Strompreise sind durch das Energiesystemmodell ISAaR /FFE-28 22/ modelliert, welches in Kapitel 4 näher 

beschrieben ist. Die Volatilität der Strompreise, in der Abbildung dargestellt durch die durchschnittliche tägliche 

Standardabweichung der Strompreise über ein Jahr, nimmt im betrachteten Szenario in den Folgejahren stark zu. 

Aufgrund des starken Ausbaus der volatilen erneuerbaren Energien, die eine hohe Gleichzeitigkeit in der 

Stromerzeugung aufweisen, gibt es zahlreiche Zeiten mit sehr niedrigen Strompreisen. Zusätzlich gibt es zunehmend 

Zeiten mit hohen Strompreisen aufgrund höherer Brennstoffkosten und CO2-Preise, die die Grenzkosten thermischer 

Kraftwerke erhöhen. Insgesamt führt dies zu einer stark zunehmenden mittleren täglichen Standardabweichung des 

Strompreises. Die Erlöspotenziale korrelieren sehr stark mit der täglichen Standardabweichung des Strompreises, da 
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bidirektionale EFZ oft als Tagesspeicher fungieren. Der Einfluss der Strompreisvolatilität wird auch in /FFE-116 20/ 

durch die Modellierung der Erlöspotenziale von bidirektionalen Elektrofahrzeugen in 28 verschiedenen europäischen 

Ländern für das Jahr 2019 aufgezeigt. Die Erlöse für die modellierten Elektrofahrzeuge auf dem Day-Ahead-Markt 

variieren zwischen 50 û/EFZ/a in Norwegen und 700 û/EFZ/a in Ungarn. Im Zuge der Energiekrise im Jahr 2021 hat 

die Strompreisvolatilität stark zugenommen, so dass im Jahr 2021 die durchschnittliche tägliche Standardabweichung 

des Day-Ahead-Preises mit 24,5 û/MWh fast dreimal so hoch war wie im Jahr 2019 /FFE- 47 22P/. Dementsprechend 

sind auch die Erlöspotenziale um etwa das Dreifache gestiegen. 

 

Abbildung 2-8: Erlöspotenziale in Abhängigkeit von der Regulatorik (a) und von der Strompreisvolatilität (b) auf 

Basis von /FFE-116 20/ 

Zusammenfassend lässt sich sagen, dass die Erlöspotenziale des Use Cases Arbitragehandel ebenfalls sehr sensitiv 

sind, ebenso wie die der PV-Eigenverbrauchsoptimierung. Im Gegensatz zur PV-Eigenverbrauchsoptimierung sind 

die Einflussfaktoren Strompreisvolatilität, regulatorische Rahmenbedingungen sowie die EFZ- und Wallbox-

Eigenschaften von großer Bedeutung. Weitere Einflussfaktoren, wie z. B. das Nutzerverhalten und die Liquidität der 

Spotmärkte, werden in /FFE-116 20/ diskutiert. 

2.3.3 Kombination von PV-Eigenverbrauchsoptimierung und zeitlicher Arbitrage 

Bei der kombinierten Modellierung von PV-Eigenverbrauchsoptimierung und Arbitragehandel ist der Arbitragehandel 

aus Komplexitätsgründen auf den Day-Ahead-Markt beschränkt. Aus regulatorischer Sicht ist eine gleichzeitige 

Umsetzung von V2H und V2G eine Herausforderung, da der PV-Strom dann über das Elektrofahrzeug in das Netz 

eingespeist werden könnte und somit möglicherweise verringerte Steuern, Abgaben und Zuschläge für später 

gekauften Strom bezahlt werden müssten. Daher wird die tägliche Nutzung entweder auf V2H oder V2G beschränkt, 

so dass auch saisonale Charakteristiken analysiert werden können. Für den Handel auf dem Strommarkt wird in dieser 

Studie eine Befreiung von Steuern, Abgaben und Zuschlägen angenommen. 

Abbildung 2-9 zeigt im oberen Diagramm zunächst die wöchentliche Standardabweichung der Strompreise und die 

wöchentliche PV-Erzeugung des mittleren Haushalts (siehe Abschnitt 2.3.1). Im unteren Teil von Abbildung 2-9 ist der 

Anteil von V2G und V2H dargestellt, der von den 20 modellierten Haushalten genutzt wird. Es ist zu erkennen, dass 

die V2H-PV-Eigenverbrauchsoptimierung in den Sommermonaten von April bis September deutlich bevorzugt wird. 

Beim Vergleich der Diagramme lässt sich ein Zusammenhang mit der PV-Einspeisung erkennen. Im Gegensatz dazu 

wird V2G eher in den Wintermonaten eingesetzt, wenn die Spreads der Strompreise am Spotmarkt etwas höher sind, 
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was sich in der höheren Standardabweichung ausdrückt. Daraus lässt sich ableiten, dass V2H und V2G aufgrund ihrer 

saisonal unterschiedlichen Erlöspotenziale prinzipiell sehr gut kombiniert werden können. 

Aus Erlössicht bringt die Kombination der Use Cases PV-Eigenverbrauchsoptimierung und Arbitragehandel einen 

deutlichen Mehrwert. So können die Erlöse des mittleren Haushalts um 70 % von 310 û/a auf 530 û/a gesteigert 

werden. Interessanterweise reduzieren sich die tatsächlichen V2H-Erlöse nur geringfügig, da V2H in den 

Wintermonaten aufgrund der geringen PV-Einspeisemengen kaum durchgeführt wird. Selbst bei einer modellierten 

Begrenzung der Betriebsstunden (englisch: Operating Hours OHs) und der äquivalenten Vollzyklen der Batterie 

(englisch: Equivalent Full Cycles EFCs) auf 5 OHs/d bzw. 130 EFCs/a können durch die Use-Case-Kombination noch 

signifikante Mehrerlöse von 100 û/a erzielt werden. 

 

Abbildung 2-9: Täglicher Anteil der Haushalte, die V2H und V2G nutzen (untere Abbildung), korreliert mit der 

wöchentlichen Standardabweichung der Strompreise und der wöchentlichen PV-Erzeugung 

(obere Abbildung) basierend auf /KER-01 21/  

2.4 Profitabilität des bidirektionalen Ladens 

Um die wirtschaftliche Profitabilität von bidirektionalen Elektrofahrzeugen in den Use Cases PV-

Eigenverbrauchsoptimierung oder Arbitragehandel zu bewerten, müssen zusätzlich zu den im vorherigen Abschnitt 

genannten Erlösen die zusätzlichen Kosten des bidirektionalen Ladens berücksichtigt werden. 

2.4.1 Zusätzliche Kosten des bidirektionalen Ladens 

Auf der Grundlage von Recherchen und Diskussionen mit Experten im Rahmen des BDL-Projekts wurden die 

folgenden zusätzlichen Kostenkomponenten für das bidirektionale Laden von EFZ ermittelt: 

¶ Bidirektionale Wallbox 

¶ Installation der bidirektionalen Wallbox 

¶ Betrieb der bidirektionalen Wallbox 

¶ Installation und Betrieb von zusätzlichen Messeinrichtungen 

¶ Zusätzliche Hardware/Software  

¶ Mehrkosten der Bidirektionalität im EFZ  

¶ Zusätzliche Betriebskosten der Bidirektionalität im EFZ 

¶ Zusätzliche Gebühren für Registrierung und Genehmigungen 
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Detaillierte Informationen zu den zusätzlichen Kosten finden sich in /FFE-16 22/. Für die Anschaffung und Installation 

der bidirektionalen Wallbox, die Installation und den Betrieb zusätzlicher Messeinrichtungen und zusätzlicher 

Hardware wurden im Rahmen des BDL-Projekts Kosten und Kostenprognosen ermittelt. Die Betriebskosten der 

bidirektionalen Wallbox durch zusätzliche Verluste sind in der Erlösmodellierung enthalten. Die zusätzlichen 

Anschaffungs- und Betriebskosten des bidirektionalen EFZs können nur schwierig quantifiziert werden. Da 

Volkswagen als ein Beispiel für einen Elektrofahrzeughersteller das bidirektionale Laden in Zukunft als Standard sieht 

/VW-02 21/ , ist es auch denkbar, dass keine zusätzlichen Investitionskosten für ein bidirektionales EFZ anfallen 

könnten, zumindest nicht für Modelle der Oberklasse. Die Kosten für zusätzliche Registrierung- und 

Genehmigungsprozesse werden mit Null angesetzt, da es ungewiss ist, ob dafür zusätzliche Kosten anfallen werden. 

Tabelle 2-1 zeigt die prognostizierte Entwicklung der zusätzlichen Investitionskosten des bidirektionalen Ladens im 

Vergleich zum ungesteuerten Laden. Es ist zu erkennen, dass insbesondere im Jahr 2020 die zusätzlichen 

Investitionskosten durch die Anschaffung der bidirektionalen Wallbox getrieben werden, für die in Zukunft eine 

deutliche Kostendegression gesehen wird. Die Installation einer bidirektionalen Wallbox ist teurer als die Installation 

einer Wallbox für ungesteuertes Laden aufgrund von höheren Arbeitskosten durch den komplizierteren Einbau und 

möglichen notwendigen Wandöffnungen für Leerrohre für die Kommunikation der Wallbox. Die zusätzliche Hardware 

umfasst entweder einen Optokoppler oder einen zusätzlichen intelligenten Stromzähler. In den kommenden Jahren 

könnte ein bereits vorhandener intelligenter Stromzähler ausreichen, so dass die zusätzlichen Hardwarekosten auf 

null reduziert werden könnten. 

Tabelle 2-1: Zusätzliche Investitionskosten für V2H und V2G in û2021 pro EFZ bzw. Ladepunkt im Vergleich zu 

ungesteuertem Laden basierend auf /FFE-16 22/ 

 2020 2025 2030 2035 2040 

Wallbox-Kauf 5.300 - 5.700 2.000 - 2.100 1.400 - 1.500 1.100 - 1.200 800 - 900 

Wallbox-
Installation 

830 - 880 60 - 350 60 - 350 60 - 350 60 - 350 

Zusätzliche 
Hardware 

100 - 450 100 - 450 0 - 450 0 - 450 0 - 450 

Insgesamt 6.230 - 7.030 2.160 - 2.900 1.460 - 2.300 1.160 - 2.000 860 - 1.700  

 

Tabelle 2-2 zeigt die jährlichen Mehrkosten durch zusätzliche moderne Messeinrichtungen und Smart Meter 

Gateways (SMGWs). SMGWs sind in Deutschland unter bestimmten Umständen verpflichtend, z. B. für Verbraucher 

mit einem Stromverbrauch von mehr als 6.000 kWh pro Jahr /FFE-20 22/. Da der modellierte mittlere Haushalt mit 

dem EFZ-Strombedarf einen höheren Stromverbrauch hat, ist das SMGW verpflichtend, unabhängig davon, ob es 

sich um ein ungesteuert ladendes EFZ oder ein bidirektionales EFZ handelt. Daher wird nur ein zusätzliches modernes 

Messgerät mit Kosten von 20 û2021/a benötigt. Diese Kosten werden als real konstant angenommen. 

Tabelle 2-2: Zusªtzliche jªhrliche Kosten f¿r V2H und V2G in û2021 /EFZ/a im Vergleich zu ungesteuertem 

Laden auf Basis von /FFE-16 22/ 

 2020 2025 2030 2035 2040 

Messtechnik 20 20 20 20 20 

Insgesamt 20 20 20 20 20  
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2.4.2 Bewertung der Profitabilität 

Für die abschließende Bewertung der wirtschaftlichen Profitabilität werden die Ergebnisse zu den Erlöspotenzialen 

bidirektionaler Elektrofahrzeuge aus Abschnitt 2.3 und die zusätzlichen Kosten von bidirektionalen Elektrofahrzeugen 

im Vergleich zu ungesteuert ladenden EFZ aus Abschnitt 2.4.1 in diesem Abschnitt zusammengeführt. Es werden die 

drei Investitionszeitpunkte 2020, 2025 und 2030 für ein bidirektionales EFZ betrachtet. Die einmaligen und jährlichen 

Mehrkosten für bidirektionales Laden im Vergleich zu ungesteuertem Laden ergeben sich aus Tabelle 2-1 und 

Tabelle 2-2.  

Die Erlöse für den Use Case PV-Eigenverbrauchsoptimierung werden auf Basis von Sensitivitätsanalysen für 

unterschiedliche PV-Einspeisevergütungen für einen mittleren Haushalt berechnet. Tabelle 2-3 stellt die Erlöse sowie 

die zugrunde liegende Parametrierung für die Jahre 2020 bis 2030 dar. Die Einspeisevergütung der PV-

Stromerzeugung für das Jahr 2020 wird aus /SOW-01 22/ für eine im Juli 2020 errichtete PV-Anlage mit einer 

Peakleistung kleiner 10 kW entnommen. Für die Jahre 2025 (5,5 ct/kWh) und 2030 (4 ct/kWh) wird eine weitere 

Absenkung der PV-Einspeisevergütung entsprechend dem Trend der letzten Jahre angenommen. Im April 2022 

beispielsweise wurde die Einspeisevergütung bereits auf 6,5 ct/kWh gesenkt /SOW-01 22/. Alle anderen Parameter, 

wie die PV-Spitzenleistung (5,5 kW), der Haushaltsstrompreis (29,9 ct/kWh) und die EFZ-Eigenschaften werden 

entsprechend der Parametrierung in Abschnitt 2.3.1 gesetzt. Der Haushaltsstrompreis wird nominal konstant 

gehalten, was einer realen Senkung entspricht. Die tatsächliche künftige Entwicklung der Haushaltsstrompreise weist 

hier große Unsicherheiten auf, insbesondere vor dem Hintergrund der aktuellen Energiekrise. Steigende 

Haushaltsstrompreise würden zu steigenden Erlöspotenzialen aus der PV-Eigenverbrauchsoptimierung führen, wie in 

Abschnitt 2.3.1 dargelegt. 

Tabelle 2-3: V2H-Erlöse basierend auf Haushaltstyp und PV-Einspeisevergütung (Erwartungen) für die Jahre 

2020, 2025 und 2030 

 2020 2025 2030 

Haushaltstyp mittel mittel mittel 

PV-Einspeisevergütung 9,0 ct/kWh 5,5 ct/kWh 4 ct/kWh 

EFZ/Wallbox-Parametrierung 60 kWh Batteriekapazität, 11 kW Lade-

/Entladeleistung, Nicht-Pendler 

Erlöse 380 û/a 470 û/a 530 û/a  

 

Für die Folgejahre nach dem Investitionsjahr werden die Erlöse generell als konstant angenommen. Die Parameter 

des Haushalts ändern sich nicht, die feste Einspeisevergütung wird für einen Zeitraum von 20 Jahren garantiert 

/DIE-08 21/ und der Haushaltsstrompreis wird als konstant angenommen. Da das Bezugsjahr für die Kosten das Jahr 

2021 ist, müssen folglich alle Erlöse noch abgezinst werden. Dazu wird eine durchschnittliche zukünftige Inflationsrate 

von 1,4 % verwendet, die sich an der durchschnittlichen Inflationsrate in Deutschland von 2012 bis 2021 orientiert 

/DESTATIS-2221/. Zusätzlich wird ein Realzins von 1,6 %, der die Risikoprämie widerspiegelt, verwendet, was zu einem 

Nominalzins von 3 % führt. Dieser Nominalzinssatz Ὥ von 3 % wird für die Diskontierung der Erlöse ὙὩὺ eines 

Zeitschritts t verwendet, um die diskontierten Erträge ὙὩὺ0 zu erhalten (siehe Gleichung (2-11)). Die Abzinsungsformel 

basiert auf /UOV-02 19/. 

ὙὩὺ 
ὙὩὺ

ρ Ὥ
 (2-11) 

Der Net Present Value (NPV, Kapitalwert) errechnet sich somit aus der Summe aller Erlöse abzüglich der anfänglichen 

Investitionskosten ὧέίὸί und der Summe der jährlichen Kosten ὧέίὸί auf der Grundlage von /TUM-06 20/: 
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ὔὖὠ 
ὙὩὺ

ρ Ὥ
ὧέίὸί  ὧέίὸί (2-12) 

Die jährlichen Kapitelflüsse sowie der NPV für die drei Szenarien mit einer V2H-Investition in den Jahren 2020, 2025 

und 2030 sind in Abbildung 2-10 dargestellt. Aufgrund der hohen Investitionskosten für eine bidirektionale Wallbox 

ist eine Investition in V2H im Jahr 2020 nicht wirtschaftlich. Mit einer Investition in V2H im Jahr 2025 kann jedoch 

bereits nach sieben Jahren ein positiver Kapitalwert erzielt werden, der am Ende der 15-jährigen Lebensdauer der 

Wallbox bei 2.300 û2021 liegt. Bei einer Investition im Jahr 2030 wird nach etwas mehr als fünf Jahren ein positiver 

Kapitalwert erzielt, der am Ende der Lebensdauer der Wallbox auf 2.800 û2021 ansteigt. 

 

Abbildung 2-10: Profitabilität der V2H-PV-Eigenverbrauchsoptimierung in Abhängigkeit vom Investitionsjahr des 

bidirektionalen EFZs und der Wallbox 

Die Erlöse für die Profitabilitätsberechnung des Use Cases Arbitragehandel am Day-Ahead-Markt werden über die 

Parametrierung von Tabelle 2-4 bestimmt. Zur besseren Vergleichbarkeit wird die gleiche EFZ- und Wallbox-

Parametrierung (einschließlich der gleichen EFZ-Profile) wie bei der Wirtschaftlichkeitsberechnung des Use Cases V2H 

angenommen, jedoch mit einem festen Lade- und Entladewirkungsgrad. Für zukünftige Jahre wird eine schrittweise 

Befreiung des geladenen, zwischengespeicherten Stroms von Steuern, Abgaben und Umlagen angenommen. Im 

Jahr 2025 wird das bidirektionale EFZ als Heimspeichersystem eingestuft und ab 2030 erfolgt eine vollständige 

Befreiung von Steuern, Abgaben und Umlagen. 

Die Vermarktung beschränkt sich auf den Handel auf dem Day-Ahead-Markt. Für das Jahr 2020 werden historische 

Day-Ahead-Strompreise verwendet /ENTSOE-02 20/. Für zukünftige Jahre werden modellierte Strompreise aus dem 

Energiesystemmodell ISAaR verwendet, die auf Simulationen des zukünftigen europäischen Energiesystems (siehe 

Abschnitt 4.4) mit bereits integrierten bidirektionalen EFZ (BDL-Szenario) beruhen. Die Volatilität der 

Strompreiszeitreihen wird durch die mittlere tägliche Standardabweichung in Tabelle 2-4 ausgedrückt. 
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Tabelle 2-4: V2G-Erlöse auf Basis der regulatorischen Rahmenbedingungen, der Strompreischarakteristik 

sowie der EFZ- und Wallbox-Parametrierung für die Jahre 2020 bis 2040 

 2020 2025 2030 2035 2040 

Regulatorik Alle Steuern, Abgaben und 

Zuschläge müssen bezahlt 

werden 

Einstufung als 

Heimspeicher-system:  

vollständige Befreiung von Steuern, 

Abgaben und Zuschlägen 

Tägliche Standard-abweichung 

der Strompreise in û/MWh  

9.4 15.8 18.0 17.6 16.8 

EFZ/Wallbox-Parametrierung 60 kWh Batteriekapazität, 11 kW Lade-/Entladeleistung,  

86% Wirkungsgrad für Ladung und Entladung, nicht berufstätiger Nutzer 

Erlºse in û/a 60 120 360 340 280 

 

Im Gegensatz zu den V2H-Erlösen bleiben die V2G-Erlöse im Day-Ahead-Markt nach der Investitionsentscheidung 

für ein bidirektionales EFZ nicht konstant, sondern verändern sich auf Grundlage der Erlöse in Tabelle 2-4. Da sich 

eine Anpassung der Regulatorik und eine Änderung der Strompreischarakteristik auch auf frühere Investitionen 

auswirkt, werden die Erlöse hier bewusst nicht konstant gehalten. Die V2G-Erlöse werden nur mit dem 

Risikozuschlagssatz von 1,6 % diskontiert, da die Preise im Energiesystemmodell ISAaR real (inflationsbereinigt) 

modelliert und auf das Basisjahr 2021 bezogen werden. 

Abbildung 2-11 zeigt die resultierende Profitabilität des V2G-Arbitragehandels in Abhängigkeit vom Investitionsjahr. 

Bei einer Investition in V2G im Jahr 2020 ist der Kapitalwert deutlich negativ, da die Erlöse in den Jahren 2020 bis 2030 

vor allem aufgrund der Regulatorik gering sind. Die Investition in V2G im Jahr 2025 führt zu einem positiven 

Kapitalwert nach 12 Jahren. Erst eine spätere Investition im Jahr 2030 führt zu einer kurzen Amortisationszeit von 

etwa 7 Jahren. Somit kann mit einer Investition in V2G im Jahr 2030 nach 15 Jahren ein NPV von rund 1.650 û2021 

erzielt werden. 

 

Abbildung 2-11: Profitabilität des V2G-Arbitragehandels in Abhängigkeit vom Investitionsjahr des bidirektionalen 

EFZs und der Wallbox 
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Zusammenfassend lässt sich sagen, dass bei der untersuchten Parametrierung von Haushalt, EFZ und Wallbox, dem 

Nutzerverhalten, den regulatorischen Rahmenbedingungen und den Strompreischarakteristika beide Use Cases in 

den kommenden Jahren profitabel werden können. Die V2H-PV-Eigenverbrauchsoptimierung ist der sicherere 

wirtschaftliche Use Case, der weniger von den regulatorischen Rahmenbedingungen abhängt. Allerdings ist die 

Grundvoraussetzung für diesen Use Case der Besitz einer PV-Anlage, so dass dieser nicht für alle Nutzer:innen 

umsetzbar ist. Im Gegensatz dazu kann der V2G-Arbitragehandel grundsätzlich durch alle Nutzer:innen eines EFZs 

umgesetzt werden. Weiterhin bringt er durch die Teilnahme am Intraday-Markt zusätzliche Möglichkeiten zur 

Erlösgenerierung. Schließlich ist es wichtig zu beachten, dass beide Use Cases extrem sensitiv sind, wie in Abschnitt 2.3 

erläutert wurde, so dass die abschließende ökonomische Analyse für Nutzer:innen immer mit der realen jeweiligen 

Parametrierung durchgeführt werden muss. 

2.5 Geschäftsmodelle und Geschäftsmodellbewertung 

Aufbauend auf der Bewertung der Profitabilität der Use Cases für bidirektionales Laden erfolgt die Entwicklung und 

Analyse möglicher Geschäftsmodelle in diesem Kontext. In der Wissenschaft ist die Geschäftsmodell-Entwicklung und 

-Bewertung nach wie vor eher ein Randthema und lässt viel Spielraum für Innovation und neue Methodiken. Im BDL-

Projekt wurde zum einen ein methodisches Vorgehen aufgebaut und angewendet, das es erlaubt, Geschäftsmodelle 

auf Basis der Use Cases mit Fokus auf Nachhaltigkeit zu entwickeln (Abschnitt 2.5.1). Zum anderen wurde ein Tool zur 

Geschäftsmodell-Bewertung entworfen und getestet, das es erlaubt, die Praxistauglichkeit der Geschäftsmodelle aus 

unterschiedlichen Akteursperspektiven zu beleuchten (Abschnitt 2.5.2). 

 

2.5.1 Geschäftsmodell-Entwicklung für bidirektionales Laden 

Auf Basis von bestehender Literatur und Analysen im Bereich der Elektromobilität wurde im Rahmen des Projekts der 

FfE-Leitfaden zur Geschäftsmodell-Entwicklung erstellt, der das methodische Vorgehen beschreibt. In Beitrag 5 der 

Beitragsreihe ăUse-Case- und Geschäftsmodellentwicklungò /FFE-75 22/ findet sich eine Beschreibung des Leitfadens. 

Abbildung 2-12 veranschaulicht die sechs methodischen Schritte der Geschäftsmodell-Entwicklung. Im Zentrum steht 

das Flourishing Business Canvas /OCAD-01 14/, in dem das für die Geschäftsmodell-Visualisierung gebräuchliche 

Business Modell Canvas um eine gesellschaftliche und eine ökologische Komponente erweitert wird. So wird der 

Fokus der Geschäftsmodell-Analyse neben wirtschaftlichen Betrachtungen auch auf gesellschaftliche und Umwelt-

Aspekte gelegt. 

 

Abbildung 2-12: FfE-Leitfaden der Geschäftsmodell-Entwicklung /FFE-75 22/ 
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Für die BDL Use Cases wurden exemplarische Geschäftsmodelle auf Basis des Leitfadens erstellt /NAZ-01 21/ , 

/SCHMIDT-01 22/. Aufgrund des Umfangs der erstellten Flourishing Business Canvases wird an dieser Stelle auf eine 

detaillierte Beschreibung und Darstellung verzichtet. Stattdessen lassen sich die wichtigsten Erkenntnisse der 

Geschäftsmodell-Entwicklung wie folgt zusammenfassen:  

¶ Geschäftsmodelle sollten stets für explizite Use Cases/ Use Case Kombinationen und einen klar definierten 

Akteur erstellt werden. Nur so können alle Aspekte des Geschäftsmodells konkretisiert werden. 

¶ Gerade im Kontext der Elektromobilität unterscheiden sich konkrete Geschäftsmodelle stark je nach 

Akteursperspektive, aus der das Geschäftsmodell betrachtet wird. 

¶ Die Komplexität der Geschäftsmodelle variiert stark je nach Use Case, vor allem durch die Anzahl an 

Stakeholdern, die einen Anteil am Geschäftsmodell haben. 

¶ Um einen realen Mehrwert zu generieren, muss detailliertes Wissen bezüglich des Use Cases und der Aspekte 

des Geschäftsmodells existieren. Beispielsweise müssen Fragestellungen zur Ressourcenverfügbarkeit, 

Vertriebskanälen und Erlösstrategien beantwortet werden können. 

2.5.2 Bewertung von Geschäftsmodellen für bidirektionales Laden 

Anschließend an die Entwicklung von Geschäftsmodellen zum bidirektionalen Laden wurde eine Methodik zur 

Geschäftsmodell-Bewertung erarbeitet und angewendet. Wie bereits bei der Geschäftsmodell-Entwicklung werden 

bei der Methodik zur Bewertung neben den quantifizierbaren, wirtschaftlichen Aspekten auch weitere, nicht-

quantifizierbare Aspekte einbezogen. Diese qualitativen Aspekte umfassen bspw. die ökologische Nachhaltigkeit, das 

Risiko und den gesellschaftlichen Nutzen einer Unternehmung. Durch die Kombination aus quantitativer und 

qualitativer Analyse wird das traditionelle gewinnorientierte Wirtschaften einem nachhaltigen, ökologisch und 

gesellschaftlich sinnvollen Handeln gegenübergestellt.  

Abbildung 2-13 zeigt den methodischen Aufbau des FfE-Tools zur Bewertung von Geschäftsmodellen. Das Tool 

wurde in MATLAB implementiert und verfügt über eine Benutzeroberfläche (App), in der Eingaben getätigt und 

Ergebnisse automatisiert visualisiert werden können. Grundlegend wird das Geschäftsmodell durch Antworten auf 

Fragen in einem Fragebogen zunächst digital erfasst. Zusätzlich umfasst der Fragebogen weitere Fragen, die sowohl 

in die qualitative als auch in die quantitative Bewertung mit einfließen. Basis der qualitativen Bewertung ist die 

Aufwand-Nutzen-Analyse, in der relevanten Aspekten des Geschäftsmodells ein Aufwands-, ein Nutzen- und ein 

Risikofaktor zugewiesen werden (für mehr Informationen siehe /SCHMIDT-01 22/, /FFE-75 22/). Die quantitative 

Bewertung erfolgt auf Basis der Discounted-Cash-Flow-Methode, an deren Ende der Kapitalwert, der interne Zinsfuß 

und die Amortisationszeit als Bewertungskriterien stehen. 

 

Abbildung 2-13:  Methodisches Vorgehen zur Geschäftsmodell-Bewertung nach /SCHMIDT-01 22/ 
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Als ein Beispiel der Geschäftsmodell-Bewertung sind in Abbildung 2-14 die Ergebnisse der Bewertung zweier 

Geschäftsmodelle, die auf dem Use Case Eigenverbrauchserhöhung basieren, so dargestellt, wie sie auch in der App 

visualisiert werden. Zum einen wird das Geschäftsmodell des Fahrzeugherstellers (Original Equipment Manufacturer, 

OEM) bewertet. Zum anderen ist das Geschäftsmodell aus Sicht privater Fahrzeug-Nutzer:innen dargestellt. Bei den 

qualitativen Ergebnissen (obere Grafik) zeigt sich, dass der Nutzen aber auch der Aufwand für den OEM größer ist, 

um sein Geschäftsmodell zu verwirklichen. Das Risiko des OEMs ist etwas geringer als das der privaten Nutzer:innen. 

Das finale Ergebnis (untere Grafik) stellt die Kombination von qualitativer und quantitativer Bewertung dar. Hier zeigt 

sich, dass die Umsetzung eines Geschäftsmodells im Bereich Eigenverbrauchserhöhung für den OEM nicht 

zwangsläufig zu empfehlen ist. Zwar fällt die qualitative Bewertung ausreichend positiv aus, die quantitative 

Bewertung ergibt jedoch, dass die erwartete Wirtschaftlichkeit unter Umständen hinter den 

Unternehmenserwartungen zurückbleibt. Im Gegensatz dazu können  private Nutzer:innen sowohl einen guten 

qualitativen Nutzen erreichen als auch mit einer ausreichend hohen Wirtschaftlichkeit rechnen, weswegen die 

Bewertung hier insgesamt positiv ausfällt.  

      

Abbildung 2-14:  Exemplarische Ergebnisse der Geschäftsmodell-Bewertung des Use Case 

Eigenverbrauchserhöhung /SCHMIDT-01 22/ 

Zusammenfassend lässt sich für die bewerteten Geschäftsmodelle des bidirektionalen Ladens feststellen, dass die 

meisten Geschäftsmodelle in diesem Kontext ein positives qualitatives Ergebnis hervorrufen, da Aspekte wie 

Nachhaltigkeit und gesellschaftlicher Nutzen berücksichtigt werden. In Bezug auf die Wirtschaftlichkeit fallen die 

Ergebnisse heterogener aus, weil je nach Erlösstrategie, Kostenverteilung und Use Case auch bei ausreichend hohen 

Gesamt-Erlöspotenzialen (siehe Abschnitt 2.3) die Margen teilweise nicht ausreichend hoch sind, um alle Akteure 

zufriedenzustellen. Bei der realen zukünftigen Geschäftsmodell-Entwicklung sollten Unternehmen sich demnach vor 

allem auf das Wertversprechen für den Kunden (nicht zwangsläufig nur Profit) und die Vermarktungs- und 

Erlösstrategie fokussieren /FFE-70 22/. Generell eröffnet die erarbeitete Bewertungsmethodik und die Umsetzung in 

Form eines Tools bzw. einer App neue Möglichkeiten der Geschäftsmodell-Bewertung. Das Themenfeld weist 

aufgrund der Vielzahl an Facetten, die in der Energiewirtschaft neben der Wirtschaftlichkeit relevant sind, eine enorme 

Komplexität auf, die insbesondere durch die automatisierte qualitative Bewertung des Tools verarbeitet werden 

können. Die Ergebnisse des Bewertungsprozesses sind vor allem für den Vergleich ähnlicher Geschäftsmodelle aus 

unterschiedlichen Akteursperspektiven oder aber für den Vergleich unterschiedlicher Geschäftsmodelle aus 

identischen Perspektiven geeignet. 
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OEM Privater Nutzer
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3 Netzbelastungen durch bidirektionale Elektrofahr-

zeuge im Verteilnetz  

Die folgenden Auswertungen sind umfassend in der eingereichten, noch nicht veröffentlichen Dissertation von 

Mathias Müller /MÜL-02 22/ beschrieben, die im Rahmen des BDL-Projektes entstanden ist. Einzelne Textpassagen 

wurden aus der genannten Dissertation in diesen Bericht übernommen.  

Die voranschreitende Elektrifizierung des Wärme- und Mobilitätssektors und die weitere Dezentralisierung der 

Stromerzeugung stellen neue Anforderungen an die historisch gewachsenen Stromnetze. Im folgenden Kapitel 

werden die Auswirkungen auf die Niederspannungsnetze detailliert analysiert. Im Fokus stehen hierbei bidirektionale 

Elektrofahrzeuge und die beschriebenen Use Cases. 

Zunächst wird die Datenbasis für die Netzberechnungen und deren Aufbereitung erläutert (Abschnitt 3.1). Zur 

Abbildung der zukünftigen Versorgungsaufgabe wurde weiterhin für in der Niederspannung relevante Verbraucher 

und Erzeuger ein Simulationsszenario mit einem Hochlauf zukünftiger elektrischer Komponenten bis zum Jahr 2050 

erstellt (siehe Abschnitt 3.2). Die Gesamtmethodik der Datenaufbereitung und Szenarien-Erstellung wurde bereits in 

/FFE-55 21/ veröffentlicht. 

In Abschnitt 3.3 werden das Modell und die durchgeführten Erweiterungen beschrieben. Vor der Erläuterung der 

Ergebnisse werden in Abschnitt 3.4 die Simulationsszenarien zusammengefasst. Im Ergebniskapitel 3.5 wird sowohl 

auf Ladegleichzeitigkeiten als auch resultierende Netzüberlastungen detailliert eingegangen.  

3.1 Betrachtete Niederspannungsnetze 

Für die Verteilnetzsimulationen wurden im BDL-Projekt 6.409 Niederspannungsnetze (im Folgenden nur noch ăNetzeò 

genannt) vom Projektpartner Bayernwerk Netz GmbH aus dessen Versorgungsgebiet zur Verfügung gestellt. Das 

Versorgungsgebiet ist in Abbildung 3-1 dargestellt und umfasst weite Teile Bayerns mit Ausnahme von großen 

Städten, wo regionale Stadtwerke verantwortlich sind sowie der Regierungsbezirke Mittelfranken und Schwaben. 

In einem mehrstufigen Aufbereitungsprozess wurden die als relationale Datenbanktabellen vorliegenden 

Netztopologien mit aktuellen Verbrauchs- sowie Erzeugungsdaten (im Folgenden ăEnergiedatenò genannt) zu 

rechenfähigen Netzmodellen verknüpft, validiert und in für das Verteilnetzsimulationsmodell GridSim (siehe 

Abschnitt 3.3) lesbare Datenbankstrukturen geschrieben.  

Die 6.409 Netze wurden in Form relationaler Datenbanktabellen je Netzkomponenten mit den relevanten elektrischen 

Kennwerten zur Verfügung gestellt. Je Trafo wurde durch Verknüpfen der Datenbanktabellen zu den 

Netzkomponenten (Trafo, Trafo-Sammelschiene, Verteilerkasten-Sammelschienen, Netzverknüpfungspunkte (NVP) 

(im weiteren als Hausanschluss (HA) bezeichnet), Einspeisepunkte, Leitungen und HA-Leitungen) ein Netzgraph 

aufgebaut, welcher anschließend mit den Energiedaten verknüpft wurde. Hierbei mussten u. a. Ersatzwerte gebildet 

als auch Netze aussortiert werden, was im Folgenden beschrieben wird. 
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Abbildung 3-1:  Verortung der 6.409 Niederspannungsnetze im Bayernwerk Netzgebiet (NG) mit zwei 

exemplarischen Ausschnitten zur Verdeutlichung der Zusammengehörigkeit der einzelnen Netze 

und Veranschaulichung der Netztopologien 

Bei der Erstellung rechenfähiger Netzmodelle war es Voraussetzung, dass sowohl die Leistungsklasse des 

Transformators bekannt war als auch je Trafostation nur ein Transformator verortet war, da Verschaltungen mehrerer 

Transformatoren nicht automatisiert ausgelesen werden konnten. Weiterhin mussten für ca. 16 % der 

Transformatoren Ersatzwerte für elektrische Kennwerte gebildet werden. Diese wurden anhand von typischen 

Transformatoren aus dem Datensatz abhängig von der Transformator-Leistungsklasse hergeleitet.  

Für die vom jeweiligen Transformator abgehenden Leitungen wurden insgesamt 420 verschiedene Leitungstypen 

übermittelt. Daneben Angaben zum Material, Querschnitt und Leitungstyp (Kabel oder Freileitung) eine Vielzahl 

weiterer elektrischer Kennwerte je Leitung verknüpft sind, kommt es auch hier zu fehlenden Einträgen in den 

Datenbanktabellen. Die hierfür benötigten Ersatzwerte wurden unter der Prämisse gebildet, keine neuen 

Überlastungen in der Simulation der Bestandsnetze zu erzeugen. Deswegen wurden für Leitungen mit fehlenden 

Kennwerten möglichst starke Ersatzleitungen mit hoher Stromtragfähigkeit und geringem Widerstand anhand 

Literatur- und Herstellerangaben verwendet. 

Im Rahmen dieses Prozesses wurden insgesamt 2.526 (39 %) Netze von weiteren Betrachtungen ausgeschlossen, weil 

der Netzgraph nicht erfolgreich konvertiert werden konnte oder der Anteil an Ersatzwerten je Netz zu groß war. Der 

Netzgraph konnte nicht erstellt werden, wenn mehrere Transformatoren je Station vorhanden waren, mindestens 

eine nicht verbundene aber der Station zugewiesene elektrische Komponente vorkam oder keine Leitung mit dem 

Transformator verknüpft werden konnte. Der Anteil an Ersatzwerten je Netz und die damit verbundene Unsicherheit 

bei der Netzberechnung wurden als zu groß erachtet, wenn mehr als 10 % der Leitungsabschnitte oder -länge nicht 

eindeutig klassifiziert waren oder die Transformatorscheinleistung unbekannt war.  

Den übrigen 3.883 (61 %) Netzen wurden die Energiedaten zugewiesen, um im späteren Verlauf sowohl das 

Simulationsszenario darauf aufzubauen als auch Referenzsimulationen für den Netzdatensatz durchzuführen. Die 

Energiedaten beinhalten dabei die gemessenen Energiemengen aus den Jahren 2017, 2018 sowie 2019 und sind für 

Entnahmestellen unterteilt nach Standardlastprofilen (SLP) oder registrierender Leistungsmessung (RLM). Die SLP 
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Entnahmestellen gliedern sich in Haushalte (H0), Gewerbe, Handel und Dienstleistungen (G0-6, kurz: GHD), 

Landwirtschaftsbetriebe (L0) sowie temperaturabhängige Lastprofile (TLP) für Wärmepumpen und 

Nachtspeicherheizungen. Profile für Funkmasten oder Straßenbeleuchtung wurden aufgrund der geringen Relevanz 

nicht weiter betrachtet. Die Energiedaten der SLP aus den drei Jahren wurden anschließend nach Aktualität gewichtet 

und wie in /FFE-55 21/ beschrieben weiter aufbereitet. Für RLM Entnahmestellen wurden die originalen Lastgänge in 

15-min Auflösung aus dem Jahr 2019 verwendet. 

Weiterhin wurden die erzeugten Energiemengen sowie die installierte Leistung für PV-Anlagen berücksichtigt. Die 

installierte Leistung dient als direkte Eingangsgröße für das Verteilnetzsimulationsmodell zur Erstellung der PV-

Lastgänge, wohingegen die erzeugte Energiemenge verwendet wird, um potenziellen Eigenverbrauch, durch welchen 

der Jahresenergieverbrauch der SLP verringert wurde, zu ergänzen. Hierzu wurde zwischen PV-Anlagen mit 

Volleinspeisung und PV-Anlagen mit Überschusseinspeisung, also respektive Eigenverbrauch am HA, unterschieden. 

Nach der in /FFE-55 21/ beschriebenen Methodik wurde der Eigenverbrauchsanteil von im Mittel 24 % der erzeugten 

PV-Energie zu den SLP am entsprechenden HA ergänzt. 

Im Anschluss an die Aufbereitung der Energiedaten wurden diese in Form der Zuweisung der HA den Netzgraphen 

zugewiesen. Für 95 % der Fälle war hier eine eindeutige Zuordnung zwischen den Netztopologischen- und den 

Energiedaten möglich. In 5 % der Fälle konnte diese Zuordnung nicht eindeutig erfolgen, da die Energiedaten auf 

Ebene der Rechnungsnehmer vorliegen. Ein Rechnungsnehmer kann dabei über mehrere HA angeschlossen sein 

oder hinter einem HA mehrere Rechnungsnehmer vorliegen. Die Zuweisung erfolgte nach der in /FFE-55 21/ 

erläuterten Methode. Um einem zu großen Fehler aufgrund dieser Unsicherheit durch die Netzbelegung zu 

vermeiden, wurden Netze von weiteren Betrachtungen ausgeschlossen, in denen mehr als fünf SLP, mehr als 5 % der 

Energiemenge oder mindestens ein RLM nicht eindeutig einem HA zugewiesen werden konnten. Insbesondere die 

nicht eindeutige Zuweisung von möglicherweise lastprägenden RLM-Profilen könnte zu Fehlern in der 

Netzberechnung führen. Auch führte die Selektion von beispielsweise Funkmasten oder Straßenbeleuchtung zu 

unbelegten HA, weswegen weiterhin Netze ausgeschlossen wurden, in denen mindestens 20 % der HA keine Lasten 

oder Einspeiser zugewiesen werden konnten oder neben PV-Anlagen andere Einspeiseanlagen, wie beispielsweise 

Biomasseanlagen, vorhanden waren. 

Nach der Aufbereitung und Zuweisung der Energiedaten zu den Netzgraphen verbleibt eine Stichprobe von 1.206 

Netzen. Diese umfasst mit 44.628 HAs und 80.495 Entnahmestellen ca. 3,4 % der Entnahmestellen in der NS- sowie 

NS/MS-Ebene der Bayernwerke (Haushalte, Gewerbe oder Wärmestromzähler) sowie mit 3.016 Leitungskilometern 

ca. 3,0 % der NS-Leitungen der Bayernwerke (100.269 km) /BNG-02 22/. Auf Deutschland bezogen entspricht der 

Umfang der Stichprobe ca. 0,24 % der insgesamt 1,26 Mio. Kilometern an verlegten NS-Leitungen /BNETZA-02 22/. 

Charakteristische Kennwerte der Netze sind in Abbildung 3-2 dargestellt. Für die Transformator-Leistungsklassen ist 

zu sehen, dass die meisten Transformatoren den Leistungsklassen 250 kVA (30 %) sowie 400 kVA (24 %) zuzuordnen 

sind. Ungefähr ein weiteres Drittel ist kleiner als 250 kVA. Die Spannweite erstreckt sich von 50 kVA bis 1.000 kVA. Für 

die Anzahl der HA je Netz ist zu sehen, dass ca. 70 % der Netze zwischen 10 bis 100 HAs besitzen. Rund 25 % der 

Netze haben weniger als 10 HAs und lediglich ca. 5 % mehr als 100 HAs. Im Median weist jedes Netz 30 HAs auf und 

der Mittelwert liegt bei 39 HAs pro Netz. Auch für die Gesamtleitungslänge und die Länge des längsten Stranges 

zeichnet sich eine heterogene Verteilung innerhalb der Stichprobe ab. Der längste Strang ist im Median 455 m lang 

(0 ð 1.600) und die mittlere Leitungslänge liegt bei 2,5 km. Bei 95 % der Netze ist die Gesamtlänge kürzer als 6 km 

und reicht im Extremfall bis zu 16 km.  
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Abbildung 3-2:  Kennwerte der 1.206 Netze ð Transformatorscheinleistung (links oben), Anzahl der 

Netzverknüpfungspunkte (rechts oben), längster Strang (links unten), Gesamtleitungslänge 

(rechts unten) 

Zur weiteren Charakterisierung der Netze wurde nach Zuweisung der Energiedaten abgeleitet, welche 

Energieverbräuche in den jeweiligen Netzen den überwiegenden Anteil (> 50 %) ausmachen. Hierbei werden 58 % 

der Netze durch Haushaltslasten, 24 % der Netze durch Gewerbelasten und 4 % der Netze durch elektrischen 

Wärmeverbrauch dominiert. In den übrigen 14 % der Netze dominiert keine der drei Kategorien. Demnach handelt 

es sich insgesamt überwiegend um Wohngebiete in Kombination mit Gewerbe und einem geringen Anteil 

elektrischen Wärmebedarfs. /MÜL-02 22/  

3.2 Simulationsszenario mit Hochlauf bis zum Jahr 2050 

Für die zur Verfügung stehenden Netze wurde mit einem Fokus auf den Hochlauf von EFZ ein für die Niederspannung 

ganzheitliches, regionalisiertes Simulationsszenario entwickelt, was weiterhin den Zubau von WP sowie PV-Anlagen 

mit SBS und den Rückbau von elektrischen Speicherheizungen (ESH) berücksichtigt. Die Entwicklungen dieser 

Komponenten wurden in Fünf-Jahresschritten von 2020 bis 2050 für die Netze, welche sich über 187 Gemeinden in 

48 Landkreisen erstrecken, modelliert. /FFE-55 21/  

Grundlage für die regionalisierte Zuweisung der Komponenten sind detaillierte Kenntnisse zum Gebäudebestand, ob 

das Gebäude beispielsweise für eine Luft-WP geeignet ist oder wie groß die Dachfläche für eine mögliche PV-Anlage 

ist. Hierzu wurden zuerst die HAs der Netze entsprechenden Gebäuden in Open-Street-Map (OSM) /OSM-03 15/ 

zugewiesen und um zusätzliche Daten aus dem Zensus ergänzt /DESTATIS-08 15/ . Somit sind für jeden HA und das 

zugehörige Gebäude Angaben zum Gebäudetyp (Einfamilienhaus, Mehrfamilienhaus, Nicht-Wohngebäude, etc.), 

dem Baualter, der nutzbaren Dachfläche /JET-01 16/ und dem Wärmebedarf /UBA-14 17/ sowie der Eignung für die 

Beheizung mit einer Wärmepumpe bekannt /FFE-50 21/. Für den Wärmebedarf des heutigen Gebäudebestandes wird 

weiterhin die Möglichkeit einer zukünftigen Sanierung berücksichtigt /FFE-50 21/. 

Der Hochlauf von EFZ wird in Anlehnung an das SolidEU-Szenario aus dem Projekt eXremOS abgebildet und 

entspricht bis zum Jahr 2050 nahezu einer Vollelektrifizierung des PKW-Bestandes in Deutschland /FFE-24 21/. Dabei 

wurden EFZ in private und gewerbliche Fahrzeuge unterschieden. Für private EFZ wurde dabei weiterhin 

berücksichtigt, dass der Hauptladeort zu Hause (73 % der EFZ) oder bei der Arbeit (13 %) sein kann, da nicht alle 

Fahrzeughalter zukünftig die Möglichkeit haben, ihr EFZ auch zu Hause zu laden. Gewerbliche EFZ mit 

Lademöglichkeit am Arbeitsplatz machen somit noch 14 % der EFZ aus /NLL-01 20/. Die Regionalisierung der privaten 

EFZ erfolgte nach der Methodik aus der ăKurzstudie Elektromobilitªtò /FFE-142 19/, nach welcher ebenfalls die 

Regionalisierung von EFZ für den Netzentwicklungsplan 2035 /BNETZA-03 21/ erfolgte. Hierbei wurde für private EFZ 

ein Verteilungsschlüssel in einem 100 x 100 Meter Raster mit Wahrscheinlichkeiten für das Vorhandensein von EFZ 

abhängig von einer Vielzahl von Einflussfaktoren, zu denen u. a. die Verfügbarkeit von Garagen, typische 
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Pendlerdistanzen- und Streuung, PV-Anlagen oder mittleres Einkommen zählen, erstellt. Abhängig von den 

Mantelzahlen zu den verschiedenen Jahresschritten ergibt sich somit die Anzahl privater EFZ im Raster, innerhalb 

dessen die Zuweisung zum HA zufällig erfolgte. Die Mantelzahlen für gewerbliche EFZ lagen auf Landkreisebene vor 

und wurden mit Hilfe der vorherigen Verteilung privater EFZ anteilig den Netzen zugewiesen, wie in /FFE-55 21/  

beschrieben wurde. Hierbei wurden sowohl die Anzahl an Gewerbebetrieben als auch die benötigten 

Jahresenergiemengen der Gewerbebetriebe berücksichtigt, so dass Netze mit vielen Gewerbebetrieben oder 

Gewerbebetrieben mit hohem Energiebedarf mit höherer Wahrscheinlichkeit mehr EFZ zugewiesen bekommen. 

/FFE-55 21/ Die gewählte Methode führt zu einer heterogenen Verteilung der EFZ in den Netzen, wie in /MÜL-02 22/ 

gezeigt wird. Für das Jahr 2030 wurde für die Mehrzahl der Netze weniger als ein EFZ je Gebäude verortet. Im Jahr 

2040 sind im Durchschnitt dann bereits 1,1 EFZ je Gebäude und im Jahr 2050 rund 1,6 EFZ je Gebäude verortet. 

/MÜL-02 22/ Anschließend werden die EFZ auf zufälliger Basis in die drei Fahrzeugklassen Klein- (27,6 %), 

Mittelklasse- (40,6 %) und Oberklassewagen (31,8 %) mit den entsprechenden Batteriekapazitäten von 38, 60 und 

100 kWh eingeteilt. /KBA-04 21/, /FFE-33 22/ 

Die zukünftige Entwicklung von Wärmepumpen und elektrischen Speicherheizungen (ESH) wird anhand des 

fortgeschriebenen Endenergieverbrauchs auf Landkreisebene ebenfalls durch das SolidEU-Szenario abgebildet 

/FFE-24 21/. Für den durch Wärmepumpen gedeckten Endenergiebedarf für Raumwärme und Warmwasser wird ein 

Anstieg in den relevanten Landkreisen prognostiziert. Aus dem Endenergiebedarf wird mithilfe einer mittleren 

Jahresarbeitszahl von 2,94 nach /FFE-19 19/ der Raumwärmebedarf ermittelt, der ebenfalls für die Gebäude der 

betrachteten Netze bestimmt worden ist. Nach der in /FFE-55 21/ entwickelten Methode erfolgt der Zubau von 

Wärmepumpen an den Gebäuden im Netzgebiet gemäß dem Hochlauf, der aus dem solidEU-Szenario hervorgeht. 

Zusätzlich werden Wärmepumpen nur an dafür auch geeigneten Gebäuden zugebaut, wobei nach /FFE-50 21/  

Schallausbreitungseffekte an verschiedenen Aufstellorten berücksichtigt worden sind. Bis zum Jahr 2050 wird in den 

Netzen eine mittlere Durchdringung des Gebäudebestandes mit Wärmepumpen von 60 % erreicht. Für 

Speicherheizungen wurde im Rahmen der bekannten Netzbelegung bereits eine geringere Durchdringung (ca. 2 %) 

bestimmt, als durch das Szenario anhand der beschriebenen Methode ermittelt wurde. Aus diesem Grund wird für 

den langsamen Rückbau der Speicherheizungen das deutschlandweite Mittel herangezogen. /FFE-55 21/ 

Der Zubau an PV-Anlagen wird in Anlehnung an das Szenario NEP 2035 B, welches dem Netzentwicklungsplan 

zugrunde liegt, sowie in Ergänzung um eine Interpolation der Anlagenleistung bis zum Jahr 2050 bestimmt 

/BNETZA-03 21/. Die Regionalisierung auf Gemeindeebene erfolgt nach der Methodik aus /SCHM-01 18/. 

Berücksichtigt wird der Zubau von Dachanlagen in einer Leistungsklasse unter 100 kW, um den Zubau von Anlagen 

zu vermeiden, die einer gesonderten Netzanschlussplanung unterlägen. Der Zubau erfolgt in den Leistungsklassen 

0 - 10 kW, 10 - 30 kW sowie 30 - 100 kW, welche anhand von /SHN-01 21/ und /FFE-196 20/ bestimmt worden sind. 

Unter Annahme einer spezifischen PV-Leistung von 200 W/m² /ISE-01 22/ erfolgt unter Berücksichtigung des 

Bestands bzw. der Durchdringung im vorherigen Stützjahr der zufällige PV-Anlagenzubau je Leistungsklasse für die 

passenden, zur Verfügung stehenden Dachflächen. Die kleinste Anlagenleistung wird dabei auf 3 kW festgelegt. 

/FFE-55 21/ 

Abschließend erfolgt die Regionalisierung des Zubaus von stationären Batteriespeichern angelehnt an den Zubau der 

PV-Anlagen /FFE-01 19/. Batteriespeicher werden ausschließlich PV-Anlagen mit einer Leistung kleiner als 30 kW 

zugewiesen, welche nach 20 Jahren keine EEG-Förderung mehr erhalten. Hierbei wurde angenommen, dass 55 % 

dieser PV-Anlagen einen Batteriespeicher erhalten. Bis zum Jahr 2050 steigt der Anteil von PV-Anlagen mit 

Batteriespeicher auf 41,7 %, was 10,6 % der Gebäude entspricht. Die Dimensionierung der Batteriespeicher erfolgt 

abhängig von der Leistung der zugehörigen PV-Anlage. Pro Kilowatt installierter PV-Anlagenleistung wird eine 

Kilowattstunde Batteriespeicherkapazität angenommen. Für die Leistung des Batteriespeichers wurden 44 % der 

Kapazität nach /BNETZA-08 18/ für Batteriespeicher bis 30 kW veranschlagt. 

Zur Einordnung des Simulationsszenarios ausgehend von der heutigen Netzbelegung werden in Abbildung 3-3 die 

Jahresenergiemengen von Verbrauchern und Erzeugern sowie die installierte Leistung der flexiblen Komponenten im 
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Mittel über alle HAs dargestellt Dabei wurde angenommen, dass Haushalts- und Gewerbelasten konstant bleiben. Bis 

zum Jahr 2050 des Simulationsszenarios steigt der Energiebedarf um 250 % und wird mit einem Anteil von 40 % 

durch Wärmepumpen dominiert. EFZ tragen im Mittel mit einem Anteil von 23 % dann vergleichbar viel zum 

Energiebedarf bei wie Haushalte (25 %). Die benötigte Energiemenge ist im Mittel 5,6-mal so groß wie die durch PV-

Anlagen erzeugte Energiemenge. Die installierte Leistung wird im Simulationsszenario im Jahr 2050 jedoch vor allem 

durch EFZ dominiert, da jedem Fahrzeug eine 11 kW Wallbox zugewiesen wird. Wärmepumpen tragen im Jahr 2050 

zu 21 % der installierten Leistung bei. Insgesamt wird die installierte flexible Leistung bis 2050 um das Dreißigfache 

ansteigen. /FFE-33 22/  

 

 

Abbildung 3-3:  Durchschnittliche umgesetzte elektrische Energiemenge (links) und installierte Leistung der 

elektrischen Komponenten (rechts, ohne Haushalts- und Gewerbelast) je HA /FFE-33 22/ 

 

3.3 Modellierung der Verteilnetzbelastungen 

Die Bewertung der Netzbelastungen erfolgte mit dem an der FfE entwickelten Energiesystem- und Verteilnetzmodell 

GridSim. Im Rahmen des Projekts wurde das Optimierungsmodell ResOpt (siehe Abschnitt 2.2), mittels welchem die 

Use Cases auf Gebäudeebene optimiert werden, integriert. Der prinzipielle Simulationsablauf, bestehend aus 

Initialisierung, Modellierung/Import der statischen Lasten, Optimierung der Flexibilitätsoptionen, 

Blindleistungsregelung sowie Lastflussrechnung mit anschließender Auswertung, ist in Abbildung 3-4 dargestellt. Eine 

detaillierte Beschreibung der einzelnen Schritte und sonstigen Weiterentwicklungen, wie beispielsweise der 

Abbildung der Szenarien mittels Datenbanken, ist in /MÜL-02 22/ beschrieben. 

Da der Fokus im Rahmen des BDL-Projekts auf den Auswirkungen der Use Cases für bidirektionale Elektrofahrzeuge 

und Batteriespeicher lag, werden im Weiteren kurz die Eingangsdaten und Optimierung beschrieben. Als Basis für 

die Optimierung wird je Hausanschluss die Residuallast bestehend aus Haushalts- /FFE-61 20/ und/oder Gewerbelast 

/VDEW-01 99/ sowie den weiteren statischen Lastgängen der Wärmepumpen und Speicherheizungen und der PV-

Erzeugung gebildet, sofern die entsprechenden Komponenten an diesem HA vorkommen. Die Lastgänge der 

wärmegeführten PtH-Anlagen werden wie in /FFE-45 17/ beschrieben modelliert, basierend auf /BDEW-08 13/, 

/FFE-56 15/, /IFE-01 03/. Die in /FFE-45 17/ beschriebene bedarfsorientierte Regelungsstrategie der Wärmepumpen 

wurde um eine temperaturabhängige Arbeitszahl nach /JC-01 20/ erweitert. Die elektrischen Speicherheizungen 

werden mit der typischen, von den VNBs gesteuerten Tarifladung modelliert und im Netzgebiet anteilig in Vorwärts- 

und Rückwärtsladungen aufgeteilt. Dementsprechend beginnt die eine Hälfte der Speicherheizungen zu Beginn der 

Freigabezeit (21 Uhr) mit der Aufladung des Wärmebedarfs für den nächsten Tag /VDEW-01 99/. Die andere Hälfte 

wird so gesteuert, dass der Wärmebedarf des Folgetages bis zum Ende der Freigabezeit (7 Uhr morgens) geladen 

wird. /FFE-33 22/, /MÜL-02 22/ 
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Abbildung 3-4: Übersicht des Simulationsablaufs im Verteilnetzsimulationsmodell GridSim /MÜL-02 22/ 

Die EFZ werden mittels Fahrprofilen, welche die Anwesenheit am Ladeort und die zugehörigen Energieverbräuche 

für die Fahrten dazwischen beinhalten, abgebildet. Die Fahrprofile der privaten EFZ, welche zu Hause geladen werden, 

und die Mitarbeiterfahrzeuge werden gemäß /FFE-61 20/ berechnet und basieren auf der Studie Mobilität in 

Deutschland / INFAS-01 18/. Die gewerblichen Fahrprofile werden analog, basierend auf der Studie 

Kraftfahrzeugverkehr in Deutschland /VIP-01 12/, nach /JOOSS-01 21/ modelliert. In der Simulation gilt die Annahme, 

dass jedem Elektrofahrzeug eine Ladestation mit 11 kW am Hauptladeort zur Verfügung steht und sofern dies möglich 

ist, nur an dieser geladen wird. Weiterhin wird davon ausgegangen, dass die EFZ bei Ankunft an diesem Hauptladeort 

angesteckt werden. Im realistischen Szenario wird zudem die Ansteckwahrscheinlichkeit der nicht optimierten EFZ 

verringert, so dass im Mittel nur bei einem Ladezustand unterhalb von 50 % oder wenn der aktuelle Energieinhalt der 

Batterie nicht für die nächste Fahrt ausreicht, angesteckt wird /VACH-01 22/.  

Die Batterie wird für das Lademanagement in drei Bereiche eingeteilt, welche in Abbildung 3-5 dargestellt sind. Im 

Bereich A wird das Elektrofahrzeug unabhängig von der gewählten Ladestrategie immer mit maximaler Leistung 

geladen, um eine Mindestreichweite für ungeplante Fahrten zur Verfügung stellen zu können. Ebenso wird das 

Fahrzeug auch in keinem der beschriebenen Use Cases unterhalb des sogenannten Sicherheits-SoC (Ὓὕὅȟ ) 

entladen. Im Rahmen des BDL-Projekts und dieser Arbeit wird dieser Wert auf 30 % gesetzt /FFE-31 22/. Im Bereich 

B und C wird basierend auf der gewählten Ladestrategie z. B. nur PV-Überschuss geladen bzw. entladen. Bis zur 

nächsten geplanten Abfahrt ist dabei mindestens der Abfahrts-SoC (Ὓέὅ ȟ ) zu erreichen. /MÜL-02 22/  

Auswertung

Lastflussberechnung
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Optimierung der 

Flexibilitätsoptionen*

*Abhängig von der Betriebsweise / Use Case

Modellierung/Import der

statischen Lastgänge
(Haushalt, Gewerbe, PV, Flexibilitätsoptionen*)
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Abbildung 3-5: Unterteilung der Batterie in drei SoC-Bereiche für das Lademanagement /MÜL-02 22/ 

Das verwendete Optimierungsmodell mit dem Ziel der Kostenreduktion je Hausanschluss ist bereits in Abschnitt 2.2 

beschrieben. Eine detaillierte Beschreibung der Anpassungen und Parameter des Modells und der verwendeten 

Nebenbedingungen ist /FFE-33 22/ und /MÜL-02 22/ dargestellt.  

Im Referenzfall, dem Direktladen, wird das Elektrofahrzeug immer nach dem Anstecken mit maximaler Leistung ohne 

Beachtung der SoC-Grenzwerte vollständig aufgeladen. Mittels dieses Referenzfalls werden auch die für die spätere 

Optimierung notwendigen Lademengen an sonstigen Orten außerhalb des betrachteten Netzgebiets (z. B. an 

öffentlichen Ladestationen), Sofortlademengen und Differenzenergiemengen, falls auf Grund der Ladezeit der 

Wunsch-SoC nicht erreicht werden kann, berechnet. Die Sofortlademenge beschreibt die Energiemenge, die im 

Bereich A der Batterie geladen werden muss und die Differenzenergiemenge ist definiert als die Energiemenge, die 

das Elektrofahrzeug auch beim Direktladen mit maximaler Leistung bei Abfahrt unterhalb des Wunsch-SoC ist. Diese 

beiden Energiemengen werden für die relevanten Zeitschritte an die Optimierung übergeben. Die detaillierten 

Randbedingungen sind ausführlich in /MÜL-02 22/ beschrieben.  

3.4 Betrachtete Use Cases und Szenarien 

Von den im Kapitel 2 beschriebenen Use Cases werden im Folgenden die für das Verteilnetz relevanten ausgewählt 

und weiter betrachtet. Die Use Cases lassen sich zudem in zwei Gruppen unterteilen. In der ersten Gruppe erfolgt die 

Optimierung bzw. der Flexibilitätseinsatz rein aus Nutzersicht und unabhängig von der lokalen Netzsituation. In der 

zweiten Gruppe wird zusätzlich der Netzzustand berücksichtigt und Möglichkeiten zur Vermeidung von 

Netzengpässen werden betrachtet. Beim Use Case Blindleistungsbereitstellung wird je nach Ausgestaltung der 

aktuelle Netzzustand in Form der Spannung berücksichtigt oder nicht. Zudem ist auch eine Kombination mehrerer 

Use Cases (Multi-Use) möglich. /MÜL-02 22/  

Übersicht der betrachte ten Use Cases und Kurzbeschreibung der Szenarien  

¶ PV-Eigenverbrauchserhöhung (V2H) 

¶ Tarifoptimiertes Laden/Entladen (V2H+) 

¶ Zeitliche Arbitrage (V2G) 

¶ Spitzenlastkappung (V2B) 

¶ Variable Netzentgelte (varNE) 

¶ Spitzenglättung (§14a) 

¶ Blindleistungsbereitstellung 

Die im Folgenden beschrieben Szenarien bilden die genannten Use Cases ab und werden durch die Kostenstrukturen 

für Bezug und Einspeisung, welche entweder statisch oder zeitlich variabel sind, unterschieden.  

Im Referenzszenario (Ref) wird das heute übliche Preissystem für Haushaltskunden abgebildet und die EFZ 

bedarfsorientiert geladen. Es erfolgt kein optimiertes Laden. /FFE-33 22/ 

A B C

0 % 100 %
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Im Szenario V1H und V2H werden alle Hausanschlüsse mit PV-Anlagen und optimierbaren Komponenten wie 

Speichern oder EFZ entsprechend uni- (V1H) oder bidirektional (V2H) optimiert. Dies betrifft 20 % der Hausanschlüsse, 

denen 23 % der EFZ zugeordnet sind. Zusätzlich wird mit 2,5 % der EFZ an 0,3 % der HA in diesem und den weiteren 

Szenarien der Use Case Spitzenlastkappung umgesetzt. In diesem Szenario sind sowohl der Bezugspreis 

(Privatkunden: 29,88 ct/kWh; /BNETZA-30 18/) und die Einspeisevergütung (8 ct/kWh; EEG 2021) statisch. /FFE-33 22/ 

In den Szenarien V1H+ und V2H+  steigt bei zusätzlicher Berücksichtigung von variablen Bezugspreisen die Anzahl 

der optimierten Hausanschlüsse auf 74 % an. Dazu zählen alle Hausanschlüsse mit mindestens einem EFZ oder SBS. 

In diesen Szenarien und dem V2G Szenario werden folglich alle EFZ und Batteriespeicher optimiert. Die Preisezeitreihe 

stammt aus dem Energiesystemmodell ISAaR der FfE und dem entsprechenden BDL-Szenario. Die Preise variieren 

von 0 bis 49,83 ct/kWh bei einem Mittelwert von 4,17 ct/kWh. Auf die reinen Energiekosten werden zusätzlich 

20,5 ct/kWh für Steuern, Abgaben und Umlagen addiert /AWATT-01 21/. /FFE-33 22/  

Im Szenario V2G sind die Teilnahmequoten wie im Szenario V2H+, wobei die Vergütung für eingespeisten Strom 

zusätzlich variabel ist und dem Bezugspreis entspricht. Hierdurch wird somit nicht ausschließlich eine 

Eigenverbrauchsoptimierung angereizt, sondern je nach Situation aus Kostengründen auch eine Einspeisung der PV-

Energie der Zwischenspeicherung vorgezogen. Im Gegensatz zu obigem Szenario werden die Abgaben- und 

Umlagen auf 2,1 ct/kWh reduziert, um eine Einspeisung in das Netz anzureizen. /FFE-08 22/ 

Zusätzlich zu den beschriebenen Szenarien wird aufbauend auf Expertengesprächen ein realistisches Szenario (Real) 

entwickelt. In diesem Szenario wird einerseits angenommen, dass nur bei 30 % der Hausanschlüsse eine Optimierung 

stattfindet. Insgesamt werden hierdurch 36 % der EFZ optimiert, welche zusätzlich bidirektional sind /FFE-26 22/. Die 

weiteren EFZ werden unidirektional bedarfsgeführt geladen. Andererseits werden an den optimierten HAs 

unterschiedliche Use Cases betrieben. Insgesamt an 17 % der HAs (bzw. 19 % der EFZs) wird der Use Case PV-

Eigenverbrauchserhöhung und an 13 % der HAs (17 % der EFZs) der Use Case zeitliche Arbitrage betrieben. In diesem 

Szenario wird zudem die Ansteckwahrscheinlichkeit der nicht optimierten EFZ verringert, so dass im Mittel nur bei 

einem Ladezustand unterhalb von 50 % angesteckt wird. Um hierdurch keine Mobilitätseinschränkungen zu 

verursachen, wird ebenfalls angesteckt, wenn die nächste Fahrt nicht mit dem aktuellen Ladezustand abgedeckt 

werden kann. Zusätzlich wird eine Blindleistungsregelung in Abhängigkeit der Spannung (Q(U)-Regelung) bei PV-

Anlagen und EFZ angenommen. Somit wird in diesem Szenario, im Gegensatz zu den bisher beschriebenen, eine Use 

Case Durchmischung abgebildet. /BLU-02 22/ 

Aufbauend auf dem realistischen Szenario werden auch die beiden netzdienlichen Use Cases variable Netzentgelte 

in Abhängigkeit der Transformatorauslastung und das Modell der Spitzenglättung abgebildet. Bei den variablen 

Netzentgelten  reagieren alle Komponenten, die zeitliche Arbitrage machen, zusätzlich auch auf die variablen 

Netzentgelte, wodurch sich die Kostenstruktur weiter dynamisiert. /BLU-02 22P /  

Das Modell der Spitzenglättung  unterscheidet sich aus Modellsicht hiervon, da die Kostenfunktionen wie im 

realistischen Szenario sind, aber die erlaubte Bezugsleistung im Engpassfall reduziert wird, was über zusätzliche 

Nebenbedingungen abgebildet wird. Eine detaillierte Beschreibung hiervon findet sich in /FFE-72 22/. 

In Abbildung 3-6 sind die bidirektionalen Szenarien und die resultierenden Teilnahmegrade in Abhängigkeit der 

Komponentenverfügbarkeit dargestellt.  
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Abbildung 3-6: Resultierende Anteile an Hausanschlüssen und (bidirektionalen) EFZ je Use Case in den 

Simulationsszenarien nach /MÜL-02 22/  

In Tabelle 3-1 sind relevante Simulationsparameter der EFZ und Batteriespeicher dargestellt, welche über alle 

Szenarien gleich sind. Neben diesen Parametern wird in allen Szenarien, mit Ausnahme des realistischen, keine 

gesteuerte Blindleistungsregelung angewendet und entsprechend ein cos Ų von 1 angewendet. Weitere Parameter 

sind in /MÜL-02 22/ beschrieben.  

 

Tabelle 3-1: Übersicht ausgewählter Simulationsparameter 

 

 

Als Wetter- und Strukturjahr wird in allen Simulationen das Jahr 2012 verwendet.  

3.5 Resultierende Gleichzeitigkeiten und Netzbelastung 

In diesem Kapitel werden die (Ent-)Ladegleichzeitigkeiten und die resultierenden Netzbelastungen beschrieben, die aus den 

unterschiedlichen Use Cases und den damit einhergehenden Lastgängen hervorgehen. Ein Fokus hierbei liegt darauf, wie 

viele Netze diesen Anforderungen bereits heute gewachsen sind oder ausgebaut werden müssen. Hierzu werden im 

nächsten Abschnitt die erlaubten Grenzwerte beschrieben. 

  

Ref V2H V2H+ V2G Real vNE Ä14a

Bidirektional HA | EFZ 20 | 23  74 | 100 74 | 10 30 | 36 30 | 36 30 | 36

Eigenverbrauchserhöhung* 20 | 23 20 |  23  17 | 19 17 | 19 17 | 19

Spitzenlastkappung** 0,3 | 2,5 0,3 | 2,5 0,3 | 2,5 0,3 | 2,5 0,3 | 2,5 0,3 | 2,5

Tarifoptimiertes Laden 74 | 100

Zeitliche Arbitrage 74 | 100 13 | 17 13 | 17 13 | 17

Variable Netzentgelte 13 | 17

Spitzenglättung ( Ä14 a) 74 | 100

* Mit PV-Anlage **Spitzenlastkappung bei RLM oder Verbrauch > 100.000 kWh

Komponente  Parameter Wert  Einheit 

EFZ (Ent-)Ladeleistung 11,0 kW 

Ladewirkungsgrad  

2030 ð 2050 (2020) 

94,0 (92,5) % 

Entladewirkungsgrad 

2030 ð 2050 (2020) 

94,0 (92,0) % 

Fahrzeugklassen  

(Klein- | Mittel- | Oberklassewagen) 

 

27,6 | 40,6 | 31,8 

% 

Batteriekapazitäten  38| 60 | 100 kWh 

SBS Ladewirkungsgrad 94,0 % 

Entladewirkungsgrad 94,0 % 

Leistung Abhängig von 

PV-Anlage 

kW 

Batteriekapazität kWh 
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3.5.1 Definition Netzüberlastung  

Für die Definition, ob ein Netzgebiet überlastet ist, werden die folgenden drei Kriterien verwendet:  

¶ Transformatorauslastung > 100 % 

¶ Leitungsauslastung > 100 % 

¶ Spannung außerhalb des Bereichs von 0,94 ð 1,06 pu 

Die beiden ersten Größen beziehen sich jeweils auf die maximale Betriebsmittelauslastung je Phase bezogen auf die 

Nennwerte. Die Spannungsgrenzwerte sind im Gegensatz zur gültigen Norm, der DIN EN 50160 ăMerkmale der 

Spannung in öffentlichen Elektrizitätsversorgungsnetzenò, welche eine Spannungsschwankung von 10 % erlaubt, 

analog zu /DENA-19 12/ auf 0,94 ð 1,06 pu begrenzt, da keine explizite Betrachtung der Mittelspannungsebene 

stattfindet. Eine detaillierte Darstellung der Aufteilung des Spannungsbandes über die Netzebenen ist in Abbildung 3-

7 dargestellt. 

 

Abbildung 3-7: Aufteilung des zulässigen Spannungsbands gemäß DIN 50160 vom HS/MS-Umspannwerk (UW) 

bis zum Kunden in der Niederspannung /MÜL-02 22/ 

3.5.2 Referenzszenario 

Um die Auswirkungen der bidirektionalen EFZ einordnen zu können, werden zunächst im Referenzszenario die 

Auswirkungen der Elektrifizierung ohne Optimierung der Flexibilitätsoptionen ermittelt und betrachtet. In 

Abbildung 3-8 sind die resultierenden Netzüberlastungen in den vier analysierten Stützjahren dargestellt.  

Im Status quo (2020) kommt es nur in 0,5 % der Netze zu Überlastungen, welche überwiegend auf zu niedrige 

Spannungen (Spannung min) zurückzuführen sind. Nur ein Transformator wird durch zu hohe Last (Trafo Last) in 

einzelnen Zeitschritten überlastet. 

Durch die zunehmende Elektrifizierung steigen die lastbedingten Überlastungen - Spannungen < 0,94 pu (Spannung 

min) und Transformatorüberlastungen (Trafo Last) - über die Jahre auf 18 % bzw. 16 % (2030), 34 % (2040) und 47 % 

bzw. 48 % (2050). Ebenso steigt die Anzahl der Netze mit Leitungsüberlastungen (Leitung) an. Zu hohe 

Rückspeisungen durch den weiteren PV-Zubau treten nur in weniger als einem Prozent der Netze auf (Spannung 

max. bzw. Trafo Rück). Insgesamt steigt die Anzahl der Netze mit mindestens einer der genannten Überlastungsarten 

(Gesamt) von 1 % (2020) über die Jahre auf 24 % (2030), 43 % (2040) bis 58 % (2050) an.  
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Abbildung 3-8: Auftretende Netzüberlastungen im Referenzszenario für die unterschiedlichen Stützjahre nach 

/FFE-33 22/ 

Die Zunahme der Überlastungen basiert auf den gestiegenen maximalen gleichzeitigen Leitungen je Hausanschluss, 

welche in Abbildung 3-9 dargestellt sind. Die mittlere maximale gleichzeitige Leistung der Hausanschlüsse je 

Netzgebiet steigt von heute 1,7 kW über 4,2 kW (2030), 6,0 kW (2040) auf bis zu 7,7 kW im Jahr 2050. Im Gegensatz 

dazu ist die Steigerung der minimalen gleichzeitigen Leistung bzw. Einspeisung von heute 0,6 kW auf 1,5 kW im Jahr 

2050 deutlich geringer. In beiden Fällen sinkt die gleichzeitige Leistung im Netzgebiet mit steigender Anzahl von 

Hausanschlüssen betragsmäßig ab. 

 

Abbildung 3-9: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss und Netzgebiet in Abhängigkeit 

von der Hausanschlussanzahl. Hausanschlüsse mit GHD-Einheiten und die 22 Netzgebiete mit 

mehr als 150 Hausanschlüssen sind aus Darstellungsgründen nicht abgebildet /MÜL-02 22/ 

3.5.3 Use Cases  

Zum Vergleich der beschriebenen Use Cases in den definierten Szenarien wird für die Analyse primär das Jahr 2040 

verwendet. Durch die unterschiedlichen Use Cases verändern sich die Ladegleichzeitigkeiten bzw. gleichzeitigen (Ent-

)Ladeleistungen deutlich. In Abbildung 3-10 sind hierzu die maximal je Netzgebiet aufgetretenen Werte in 

Abhängigkeit von der Anzahl der EFZ dargestellt. Die maximale gleichzeitige Ladeleistung sinkt in der Referenz (links) 

mit zunehmender Anzahl an EFZ schnell ab und liegt bereits ab 30 Fahrzeugen bei unter 3 kW/EFZ. Im Mittel der 
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Netze ergibt sich eine maximale gleichzeitige Ladeleistung von 2,5 kW/EFZ, was einer Ladegleichzeitigkeit von 22,7 % 

entspricht. Die lokalen Optimierungen wie PV-Eigenverbrauchserhöhung und Spitzenlastkappung im V2H-Szenario 

haben insgesamt nur einen geringen Einfluss auf die maximalen Ladegleichzeitigkeiten und reduzieren diese im Mittel 

auf 2,4 kW/EFZ. Durch tarifliche Optimierungen basierend auf dem global gültigen Börsenpreis, wie im V2H+ und 

V2G Szenario, erhöhen sich die maximal gleichzeitigen Ladeleistungen deutlich auf im Mittel 10 kW/EFZ bzw. 90 % 

Ladegleichzeitigkeit. Ebenso verändert sich die Charakteristik und die starke Abnahme der Gleichzeitigkeit bei 

zunehmender Elektrofahrzeuganzahl bleibt aus. Selbst bei 100 Elektrofahrzeugen im Netzgebiet liegt der Wert im 

Mittel bei über 90 %. Ausnahmen hierbei bilden die Netze mit Spitzenlastkappung (rote Punkte), da die dortige 

Preisstruktur mit zusätzlichen Leistungspreisen hohe Gleichzeitigkeiten vermeidet.  

Die maximale gleichzeitige Entladeleistung ist im Durchschnitt bei V2H mit 0,4 kW/EFZ deutlich geringer als die 

Ladeleistung. Durch tarifliche Optimierungen und die damit verbundene Erhöhung der ge- und entladenen Energie 

steigt diese Leistung bei V2H+ auf 2,4 kW/EFZ und bei V2G auf bis zu 10 kW/EFZ. Die geladenen Energiemengen 

steigen hierbei von 2407 kWh (Ref), über 2587 kWh (V2H) und 3490 kWh auf 6942 kWh pro EFZ an. Da der 

Fahrtverbrauch konstant bleibt, erhöhen sich entsprechend auch die ins Netz zurückgespeisten Energiemengen je 

EFZ von 0 kWh über 195 KWh und 992 KWh auf 4043 kWh. Die Energiedifferenzen ergeben sich auch aus den 

Umwandlungsverlusten, welche mit steigendem Energiedurchsatz ansteigen. 

 

Abbildung 3-10: Maximale gleichzeitige Lade-/Entladeleistung der EFZ je Netzgebiet in Abhängigkeit von der 

Fahrzeuganzahl für die unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040. Netzgebiete mit 

Spitzenlastkappung sind rot markiert. Die 22 Netzgebiete mit mehr als 150 EFZs sind nicht 

dargestellt /MÜL-02 22/ 

Im realistischen Szenario (Real) ergibt sich auf Grund der Use Case Mischung, wobei 64 % der Fahrzeuge wie in der 

Referenz betrachtet werden, ein Gesamtbild wie in der Referenz, jedoch mit ca. 20 % höheren gleichzeitigen 

Leistungen. Auf eine Darstellung der netzdienlichen Use Cases wurde verzichtet, da diese sich nur unwesentlich vom 

realistischen Szenario unterscheidet. 

Die Auswirkungen der unterschiedlichen maximalen Gleichzeitigkeiten zeigen sich auch in den resultierenden 

maximalen und minimalen Leistungen je HA, für die die Netze ausgelegt werden müssen (siehe Abbildung 3-11). Um 

eine Verzerrung durch einzelne große Gewerbebetriebe auszuschließen, sind in diese Betrachtung nur HAs ohne 

Gewerbeeinheit eingeflossen. In allen Szenarien ist die typische Abnahme der gleichzeitigen Leistungen mit 

steigender HA-Anzahl zu erkennen. Allerdings unterscheiden sich sowohl die absoluten Höhen der Leistungen und 

das Maß der Vergleichmäßigung. 

Auf der Lastseite verdoppelt sich die gleichzeitige Leistung im Durchschnitt von 6,0 kW/HA (Ref) auf 12,9 kW/HA 

(V2H+/V2G). Hierbei ist der Einfluss von V2H nur marginal und führt zu einer Leistung von 5,9 kW/HA. Im realistischen 
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Szenario (Real) wird mit 5,6 kW/HA der niedrigste Wert erreicht, der aber immer noch deutlich über dem heutigen 

Wert von 1,7 kW/HA (Abbildung 3-9) liegt.  

Auf der Einspeiseseite steigt der Wert durch die Rückspeisung im V2G-Szenario von 1,5 kW/HA (Ref) auf bis zu 

9,1 kW/HA und liegt im realistischen Szenario bei 1,7 kW/HA. In den weiteren Szenarien ist der Wert wie in der 

Referenz, da keine Rückspeisung in das öffentliche Netz erfolgt. 

Insgesamt sind somit die gleichzeitigen Bezugsleistungen in allen Szenarien deutlich höher als die 

Einspeiseleistungen. 

 

Abbildung 3-11: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je HA und Netzgebiet in Abhängigkeit von der 

HA-Anzahl für die unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040. Die 22 Netzgebiete mit mehr als 

150 Has sind aus Darstellungsgründen nicht abgebildet /MÜL-02 22/  

Diese deutlich höheren maximalen gleichzeitigen Leistungen führen zu einem Ausbaubedarf in mehr Netzen. 

Abbildung 3-12 zeigt die Überlastungsarten, die zu Netzausbaubedarf in den verschiedenen Szenarien führen. 

Insgesamt dominieren die lastbedingten Engpässe, bedingt durch Spannungsbandverletzungen und 

Trafoüberlastungen. Diese beiden Überlastungsarten treten über alle Szenarien hinweg innerhalb dieser meist gleich 

häufig auf und erreichen Werte zwischen 27 und 71 %. Leitungsüberlastungen treten mit Ausnahme der Szenarien 

mit variablen Preisen (V2H+/V2G), wo diese in 50 % der Netze vorkommen, nur in ca. 11 % der Netze auf. 

Einspeisebedingte Engpässe treten lediglich im V2G Szenario in nennenswerten Umfängen auf. 

Der Anteil der Netze mit Ausbaubedarf variiert innerhalb der Szenarien deutlich zwischen 32 und 71 %. In der 

Referenz sind 43 % der Netze überlastet. Durch die lokalen Optimierungen kann dieser Werte im V2H Szenario jedoch 

nur leicht auf 42 % reduziert werden. Die Optimierungen basierend auf variablen Stromtarifen führen bei V2H+ und 

V2G in 71 % der Netze zu Überlastungen. Obwohl die Anzahl der betroffenen Netze gleich ist, sind die Umfänge 

(absolut und zeitlich) jedoch bei V2G deutlich höher.  

Die Durchmischung der Use Cases (Real) reduziert die Anzahl der betroffenen Netzgebiete auf 41 %. Hierbei haben 

weitere Sensitivitätsanalysen gezeigt, dass bei ca. 10 % tarifoptimierten HAs die wenigsten Netze überlastet sind und 

ab einem Anteil von 20 % die Anzahl der überlasteten Netze oberhalb der Referenz liegt. Die beiden netzdienlichen 

Szenarien führen zu Netzüberlastungen in 37 % (vNE) bzw. 32 % (§14a) der Netze. Diese vermeintlich geringen Effekte 

der netzdienlichen Use Cases resultieren aus unterschiedlichen Gründen, welche in den folgenden beiden 

Detailanalysen beschrieben werden. Ein wesentlicher Punkt ist, dass die WPs und ESHs, durch welche im Jahr 2040 

auch ohne Elektrofahrzeuge bereits in 300 Netzen (25 %) Ausbaubedarf besteht, in allen Szenarien bedarfsorientiert 

betrieben werden und auch nicht an den netzdienlichen Use Cases partizipieren. Diese Netze können in beiden 

netzdienlichen Szenarien durch die sonstigen Flex-Optionen nicht entlastet werden. In der Praxis könnten zukünftig 

jedoch auch WPs flexibilisiert werden. Im Rahmen des BDL-Projekts wurde hierauf jedoch bewusst verzichtet, um den 

Effekt der Elektrofahrzeuge und Batteriespeicher klar zu erkennen. 
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Abbildung 3-12: Auftretende Netzüberlastungen in den Szenarien im Jahr 2040 unterteilt in die Überlastungsarten 

Detailanalyse zur Einordnung des vNE-Szenarios 

Die folgende Detailanalyse basiert auf /BLU-02 22/ und wurde bereits in /FFE-03 23/ veröffentlicht. Die Simulationen 

mit variablen Netzentgelten (vNE) zeigen eine Reduktion überlasteter Netze um 9 % gegenüber dem realistischen 

Szenario. Wie in /BLU-02 22/ gezeigt, haben auch die Ausgestaltungsmöglichkeiten wie Auslastungsgrenze, 

Stufenhöhe und Prognosegenauigkeit- sowie Umfang der Überlastungen Einfluss auf die netzentlastende Wirkung. 

Eine Ursache, die den netzdienlichen Einsatz der Flexibilität von an V2G mit variablen Netzentgelten teilnehmenden 

EFZs und SBS mindert bzw. vermeidet, ist der in Konkurrenz zu variablen Netzentgelten stehende variable 

Börsenpreis. In Abbildung 3-13 wird der zeitliche Zusammenhang aus Transformatorauslastung, welche das 

Netzentgelt bestimmt, dem durchschnittlichen resultierendem Netzentgelt, den tatsächlich überlasteten 

Transformatoren sowie dem Börsenpreis dargestellt.  

Die durchschnittliche Transformatorauslastung ist gerade im Februar aufgrund niedriger Temperatur (Wetterjahr 

2012) und dem damit einhergehenden hohen Strombedarf der Wärmepumpen hoch (oben links, a) und führt vor 

allem am Abend zu Trafoauslastungen über 70 % und damit zu hohen mittleren Netzentgelten (oben rechts, b). Der 

größte Anteil der Transformatoren ist hingegen im Februar zu den Mittagsstunden überlastet (unten links, c). Dies ist 

ebenfalls auf eine hohe wärmepumpenbedingte Grundlast zurückzuführen, wobei in dieser Zeit zusätzlich 

preisoptimierte Elektrofahrzeuge bevorzugt mittags laden, da zu den Abendstunden im Februar die Börsenpreise um 

ein Vielfaches höher als die maximalen variablen Netzentgelte (15,0,5 ct/kWh) sind. Somit wird der mittags geladene 

Strom zur zeitlichen Arbitrage genutzt. Da es sich um max. 15 % der Transformatoren handelt, die überlastet sind, 

sind diese Überlastungen nicht in den mittleren Netzentgelten zu erkennen. Sensitivitätsanalysen haben weiterhin 

gezeigt, dass auch Netzentgelte mit bis zu 45,05 ct/kWh diesen Effekt der überlagernden Börsenpreise nicht 

vermeiden konnten, da hierdurch teilweise ein dauerhaft erhöhtes Netzentgelt geschaffen wird, wodurch der 

netzdienliche Anreiz verloren geht und somit wieder lediglich anhand der Börsenpreise geladen wird.  

 



 

 www.ffe.de  

  39 

 

 

 

Abbildung 3-13: Mittlere Transformatorauslastung (oben links), mittleres Netzentgelt (oben rechts), Anteil 

zeitgleich überlasteter Transformatoren (unten links), Spotmarktpreis für 2040 (unten rechts) 

/FFE-03 23/ 

Detailanalyse zur Einordnung des §14a Szenarios 

Die folgende Detailanalyse erläutert die Hintergründe, warum nur 21 % der Netze durch das Modell der der 

Spitzenglättung engpassfrei werden. Die Analyse beruht auf /FFE-72 22/ beruht, wurde bereits in /FFE-03 23/ 

veröffentlicht.  

Die Hauptursache liegt darin, dass nur die Leistung von EFZs und SBS reduziert wurde. Es erfolgte keine Reduktion 

der Wärmepumpenleistungen. Insgesamt war deswegen in 79 % der Netze die unbedingte (nicht abregelbare) 

Leistung zu hoch. Zudem wurde in 97 % der überlasteten Netze mindestens einmal die maximale Eingriffsdauer von 

zwei Stunden pro Tag erreicht, weswegen die Leistungsreduktion beendet werden musste. Die 

Nutzereinschränkungen sind jedoch bei den Eingriffen in den Netzen, welche dadurch engpassfrei werden, sehr 

gering und dauern im Schnitt nur 1,25 Stunden pro Jahr und Netz.  

Weitere Sensitivitäten bezüglich der Modellparametrisierung haben gezeigt, dass die maximal erlaubte Eingriffsdauer 

und die bestellte bedingte Leistung die Haupteinflussfaktoren auf die netzentlastende Wirkung sind. Eine Erhöhung 

der maximalen Eingriffsdauer von zwei auf drei bzw. fünf Stunden führt dazu, dass statt 32 % nur noch 30 % bzw. 

29 % der Netze überlastet sind. Durch eine geringere bestellte bedingte Leistung im Bezug zur Summenleistung der 

Flexibilitätsoptionen erfolgt ein lokales Lastmanagement, welches das Stromnetz ebenfalls entlastet.  

Das Modell der Spitzenglättung eignet sich somit eher bei Netzen mit kurzzeitigen Überlastungen und bietet eine 

Möglichkeit, den Netzausbau hinauszuzögern. In Abbildung 3-14 sind hierzu die Ergebnisse für die Jahre 2030, 2040 

und 2050 dargestellt. Dabei zeigt sich, dass ca. 7 ð 9 % der Netze mittels Spitzenglättung engpassfrei bleiben. Eine 

detaillierte Betrachtung der betroffenen Netze zeigt, dass zehn Jahre später auf Grund der voranschreitenden 

Elektrifizierung dies in den meisten betroffenen Netzen nicht mehr möglich ist (siehe Pfeile). Von den 103 Netzen aus 

dem Jahr 2040 sind trotz Spitzenglättung in 2050 92 Netze überlastet und es bedarf weiterer Ausbaumaßnahmen. 
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Abbildung 3-14: Resultierende Netzbelastungen bei Anwendung der Spitzenglättung auf das realistische Szenario 

für die Jahre 2030, 2040 und 2050 /MÜL-02 22/ nach /FFE-72 22/ 

Das Modell der Spitzenglättung kann somit den Netzausbau zeitlich verzögern, aber nicht gänzlich ersetzen. 

Insgesamt sind jedoch die Einschränkungen der Nutzer mit wenigen Stunden Eingriffsdauer und noch niedrigerer 

individueller Betroffenheit gering. Auch ist die tatsächliche Reduktion im Eingriffsfall mit ca. 9 % im Bezug zur 

kontrahierten flexiblen Leistung eher gering. 

Nach diesen beiden Exkursen folgen abschließend Detailanalysen zu den drei Überlastungsarten. Die Analyse der 

maximalen Transformatorauslastungen je Netzgebiet in den unterschiedlichen Szenarien sind in Abbildung 3-15 

visualisiert. Dabei wird gezeigt, dass neben der hohen Anzahl an betroffenen Transformatoren in den Szenarien V2H+ 

und V2G auch die Auslastungen mit dem 20 bzw. 26-fachen der Stromtragfähigkeit der bestehenden 

Transformatoren sehr hoch sind. 

 

Abbildung 3-15: Auslastungslimit und maximale Transformatorauslastungen der analysierten Netzgebiete für die 

unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040 /FFE-03 23/ nach /MÜL 02 22/ 

Somit führt ein Transformatortausch nicht immer zur Lösung des Engpasses, sondern es bedarf umfangreicherer 

Maßnahmen wie der Aufspaltung von Netzgebieten. In diesen Szenarien wird der Wert von 1.000 kVA, was die 

maximale Standard-Transformatorgröße ist, in 216 bzw. 217 Netzen überschritten. In den sonstigen Szenarien sind 

die Überlastungsumfänge mit maximal 400 % deutlich geringer und nur in sechs Netzen wird die 1000 kVA-Schwelle 

überschritten. 
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Ein ähnliches Resultat zeigt auch die Detailanalyse der unteren Spannungsbandverletzungen in Abbildung 3-16. 

Neben den Anteilen der betroffenen Netze (links) sind dort die betroffenen Hausanschlüsse (mittig) und die zeitlichen 

Umfänge dargestellt. Der zweite Wert stellt ohne Beachtung der Netzzugehörigkeit die tatsächlich betroffenen 

Haushalte ins Verhältnis zu allen Haushalten. Auffällig ist, dass in den Szenarien mit wenigen 

Spannungsbandverletzungen der Anteil der betroffenen Hausanschlüsse mit 18 ð 25 % geringer ist als der der Netze 

(27 ð 34 %), wohingegen in den Szenarien V2H+/V2G sogar 72 % der Hausanschlüsse (65 % der Netze) betroffen 

sind. So wird noch einmal verdeutlicht, dass die großflächige Teilnahme am V2H+/V2G Use Case auch zu 

großflächigen Spannungsbandproblemen führt. 

 

Abbildung 3-16: Anteil der Netze und Hausanschlüsse sowie Dauer der unteren Spannungsbandverletzungen in 

den unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040 /FFE-03 23/ nach /MÜL 02 22/ 

Die mittlere auftretende Zeitdauer je Netzgebiet (rechts) liegt je Szenario zwischen 1 ð 4 % des Simulationszeitraums 

(ein Jahr), schwankt jedoch stark zwischen den einzelnen Netzgebieten und erreicht im Extremfall 4.000 Stunden pro 

Jahr in einem Netz. 

Im Gegensatz zu den Transformatoren, welche entweder überlastet sind oder nicht, bedeutet eine 

Leitungsüberlastung innerhalb eines Netzgebiets nicht, dass alle Leitungen überlastet sind. Zur Einordnung der 

Überlastungsumfänge sind in Abbildung 3-17 anteilig überlastete Leitungsmeter dargestellt. Dieser Wert gibt also an, 

welcher Anteil des Netzgebiets überlastet ist. Zur besseren Einordnung der Überlastungen ist zudem dargestellt, 

welcher Anteil des Netzgebiets mindestens einmal zu über 90 % ausgelastet wurde. Es zeigt sich, dass die betroffene 

Leitungslänge deutlich geringer ist als die Anzahl der betroffenen Netze mit mindestens einer Leitungsüberlastung. 

So sind beispielsweise in der Referenz 1 % der Leitungen im Untersuchungsgebiet überlastet (1,4 % haben 

Auslastungen größer 90 %), obwohl in 11,6 % der Netze Leitungsüberlastungen auftreten. In den Szenarien V2H+ und 

V2G wurden in 50 % der Netze Leitungsüberlastungen identifiziert, was 9 bzw. 9,6 % der Leitungsmeter entspricht. 

Insgesamt müssen somit je Szenario in 1 ð 10 % der Netze Leitungen auf Grund von Überlastungen bis 2040 getauscht 

werden. 



 

www.ffe.de 

42  

 

42 

 

Abbildung 3-17: Überlastete (> 100 %) und stark ausgelastete (> 90 %) Leitungen in Prozent der Leitungslänge für 

die unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040 /FFE-03 23/ nach /MÜL 02 22/ 

Die vorgestellten Ergebnisse zeigen, dass auf Grund der zunehmenden Elektrifizierung in der Niederspannungsebene 

in den nächsten Jahren erheblicher Netzausbaubedarf besteht. Neben den hier im Detail betrachteten 

Elektrofahrzeugen sind hierfür häufig Wärmepumpen, welche im Winter hohe Gleichzeitigkeiten haben, 

verantwortlich. Im Referenzszenario entsteht bis zum Jahr 2040 in 43 % der Netze Ausbaubedarf. Die 

unterschiedlichen Ladestrategien von EFZ, vor allem wenn diese zukünftig vermehrt bidirektional sind, können diesen 

Netzausbau bei hoher Durchdringung von marktlicher Optimierung deutlich um bis zu 66 % auf 71 % der Netze 

erhöhen. Andererseits führt eine Use Case Durchmischung (realistisches Szenario) zu geringeren Netzbelastungen, 

als wenn alle EFZ rein bedarfsgeführt geladen würden. Sensitivitätsanalysen haben gezeigt, dass bis zu einem Anteil 

von 15 % V2G die Anzahl der überlasteten Netze nicht über der Referenz liegt. Des Weiteren bestehen durch 

netzdienliche Use Cases, wie beispielsweise variable Netzentgelte oder der Leistungsreduktion durch den VNB (§14a 

EnWG), die Möglichkeit, den Netzausbaubedarf weiter zu reduzieren. Dies gilt vor allem für Netze, in welchen 

Überlastungen maßgeblich durch flexible Elektrofahrzeuge verursacht werden und weniger durch in diesem Kontext 

als unflexibel angenommene Wärmepumpen.  

Insgesamt bedarf es gerade vor dem Hintergrund der kommenden Elektrifizierung in den Niederspannungsnetzen 

sowie der Neugestaltung des §14a EnWG und sonstigen Konzepten zur netzdienlichen Integration der 

Flexibilitätsoptionen weiterer Forschung, um diese Flexibilitäten zielgerichtet zu heben. 
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4 Bidirektionale Elektrofahrzeuge aus der Sicht des 

Energiesystems 

Die folgenden Auswertungen sind der eingereichten, noch nicht veröffentlichen Dissertation von Timo Kern 

entnommen /KERN-02 22/, die im Rahmen des BDL-Projektes entstanden ist. Dafür wurden die englischen Texte der 

Dissertation ins Deutsche übersetzt. 

Aufgrund der ambitionierten europäischen und nationalen Klimaziele steht das europäische Energiesystem vor 

großen strukturellen Veränderungen. Basierend auf /FFE-26 22/ und /FFE-71 22/ sowie weiterer Forschung wird in 

diesem Kapitel der Mehrwert von bidirektionalen EFZ für das europäische Energiesystem analysiert. Der Fokus liegt 

dabei auf systemisch orientierten V2G-Anwendungsfällen. Abschnitt 4.1 analysiert die verschiedenen 

Modellierungsarten von bidirektionalen EFZ in einem europäischen Energiesystemmodell für die Integration von EFZ 

in den Strommarkt (Use Case Arbitragehandel) und für die Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch 

bidirektionale EFZ (Use Case Engpassmanagement). Um die Auswirkungen von bidirektionalen EFZ auf das 

Stromsystem zu bewerten, werden in Abschnitt 4.2 zunächst Szenarien definiert. Basierend auf der Szenariodefinition 

und den Modellierungsansätzen werden in Abschnitt 4.3 die kostenoptimalen Durchdringungsraten von 

bidirektionalen EFZ und deren Einflussfaktoren analysiert. Schließlich werden in Abschnitt 4.4 die quantitativen 

Auswirkungen von bidirektionalen EFZ auf das europäische Energiesystem untersucht. 

4.1 Methoden 

Für die Betrachtung des Mehrwerts von bidirektionalen EFZ aus einer Systemperspektive wird das 

Energiesystemmodell ISAaR weiterentwickelt. Detaillierte Informationen zu ISAaR finden sich in /BOE-01 20/ und 

/FFE-28 22/. Abschnitt 4.1.1 konzentriert sich auf die Modellierung der integrierten bidirektionalen EFZ in den 

Strommarkt. Abschnitt 4.1.2 baut auf der Marktintegration auf und erweitert die anschließende Übertragungsnetz-

Simulation um bidirektionale EFZ, die Engpassmanagement betreiben können. 

4.1.1 Modellierung der Strommarkt-Integration 

Das Energiesystemmodell ISAaR ist ein lineares Optimierungsproblem mit der Zielfunktion, die europäischen 

Energiesystemkosten zu minimieren. Die linearisierten Gleichungen beschreiben die technisch-ökonomischen 

Beziehungen innerhalb eines Energiesystems. Die Zielfunktion wird in Gleichung (4-1) formuliert. Die Kosten ὅ 

ergeben sich aus Betriebs- und Investitionskosten. Die Betriebskosten werden durch spezifische Kosten Ὢȟȟ und die 

Auslastung der Optimierungsvariablen ὼȟȟ für alle Zeitschritte ὸ, Knoten ὲ und Instanzen i gebildet. Die 

Variablen ὼȟȟ umfassen Erzeugung, Verbrauch, Import und Export aller modellierten Energieträger. 

Investitionskosten und andere nicht zeitabhängige Kosten werden mit Hilfe der spezifischen Kosten Ὢȟ und der 

Auslastung der Optimierungsvariablen ὼȟ für alle Knoten ὲ und Instanzen i berechnet. Die Auslastung der 

Optimierungsvariablen ὼȟ umfasst verschiedene Arten von Anlagen, z. B. Speicher, erneuerbare Energien oder 

Wasserstoffkraftwerke. Im Marktoptimierungslauf beziehen sich die Knoten ὲ auf Marktgebiete im europäischen 

Energiesystem. 

ὅ άὭὲ ὪȟȟϽὼȟȟ ὪȟϽὼȟ  (4-1) 

Aus Sicht des Energiesystemmodells ISAaR stellen bidirektionale EFZ eine Zubauoption dar, die Direktlade-EFZ 

ersetzen. Diese Zubauoption ist mit Investitionskosten verbunden, die von der notwendigen zusätzlichen Infrastruktur 

und Software sowie von zusätzlichen Betriebskosten abhängen. Diese Kosten sind in der Zielfunktion von ISAaR 
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enthalten. Zusätzlich zu den bidirektionalen EFZ kann das Modell auch Direktlade-EFZ durch gesteuert geladene EFZ 

ersetzen, die nur unidirektional laden und geringere Investitionskosten haben. 

Die Lade- und Entladeleistungen von bidirektionalen EFZ sind in den Leistungsbilanzen enthalten. Gemäß der 

Gleichung (4-2) ist der Endenergiebedarf ὖ  gleich der Erzeugung ὖ  und den Importen ὖ  abzüglich des 

Verbrauchs ὖ  und der Exporte ὖ  für jeden Zeitschritt t, jeden Knoten n und jeden Energieträger c über alle 

Instanzen i. Das Aufladen eines EFZs wird in der Strombilanz als Verbrauch und das Entladen als Erzeugung 

berücksichtigt. 

ὖ ὸȟὲȟὧ ὖ ὸȟὲȟὧ ὖ ὸȟὲȟὧ   

ὖ ὸȟὲȟὧ ὖ ὸȟὲȟὧ 
(4-2) 

Die Modellierung von in den europäischen Strommarkt integrierten bidirektionalen EFZ und damit einem 

energiesystemoptimalen Einsatz der Fahrzeuge entspricht dem Anwendungsfall des zeitlichen Arbitragehandels aus 

Sicht der Nutzer. In einem systemoptimalen Betrieb werden bidirektionale EFZ zu Zeiten niedriger Strompreise 

geladen und zu Zeiten teurer Strompreise entladen. Auf diese Weise können sie den Einsatz von thermischen 

Kraftwerken verdrängen, die zu teuren Grenzkosten produzieren. Durch die kostenoptimale Integration von 

bidirektionalen EFZ werden die Auswirkungen auf die Day-Ahead-Strompreise endogen in ISAaR berücksichtigt. 

Gleichung (4-3) stellt die Gleichung zur Bestimmung des Speicherfüllstands von EFZ dar. Das Speicherniveau der 

EFZ Ὁ  in einem Zeitschritt ὸ ist gleich dem Speicherfüllstand des vorherigen Zeitschritts, addiert mit der am 

Anschlusspunkt geladenen Energie  

ὖ ȟὸϽß ȟ
ϽЎὸ und der geladenen Energie im öffentlichen Raum Ὁ ȟ ȟὸ, subtrahiert mit der entladenen 

Energie ȟ

ß ȟ

ϽЎὸ und der durch das Fahren verbrauchten Energie Ὁ ȟ ὸ. Die Lade- und 

Entladewirkungsgrade ß
ȟ
 und ß

ȟ
 werden aufgrund der überwiegend hohen Lade- und Entladeleistungen als 

konstant modelliert. 

Ὁ ὸ Ὁ ὸ ρ ὖ ȟὸϽА ȟϽЎὸ
ὖ ȟ ὸ

А ȟ
ϽЎὸ Ὁ ȟ ȟὸ

Ὁ ȟ ὸ 

(4-3) 

Weiterhin werden, wie in /FFE-26 22/ beschrieben, ein Sicherheits-SoC und ein minimaler Abfahrts-SoC modelliert, 

die die Höhe des Batteriefüllstands einschränken, um ein realistisches Nutzerverhalten zu gewährleisten. 

Eine diskrete Modellierung aller einzelnen EFZ im europäischen Energiesystem führt zu einer großen Anzahl von 

modellierten Speicherinstanzen, was eine große Komplexität mit sich bringt. In /FFE-26 22/ werden drei Ansätze für 

die Modellierung von bidirektionalen EFZ in europäischen Energiesystemmodellen vorgestellt, um dieses Problem zu 

lösen. Alle Ansätze haben das Ziel, ganze Fahrzeugflotten in Ländern zu modellieren und dabei die Komplexität des 

Modells so gering wie möglich zu halten. Tabelle 4-1 fasst die Ansätze und ihre Vor- und Nachteile zusammen. 
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Tabelle 4-1: Modellierungsansätze für bidirektionale EFZ in einem europäischen Energiesystemmodell und 

ihre Vor- und Nachteile 

 1.000 diskrete EFZ-Profile 

pro Marktgebiet  

Geclusterte, diskrete EFZ-

Profile pro Marktgebiet  

Aggregiertes EFZ-Profil pro 

Marktgebiet  

Modellierung Modellierung von 1.000 

diskreten EFZ-Instanzen zur 

Darstellung der EFZ-Flotte 

Modellierung von Clustern 

mit 5 bis 50 diskreten EFZ-

Instanzen zur Darstellung der 

EFZ-Flotte 

Modellierung einer 

aggregierten EFZ-Instanz zur 

Darstellung der EFZ-Flotte 

Vorteile Beste Darstellung der EFZ-

Flotte und ihrer 

Auswirkungen auf das 

Energiesystem 

Genaue Abbildung der EFZ-

Nebenbedingungen 

Gute Modellierung der EFZ-

Flotte und ihrer 

Auswirkungen auf das 

Energiesystem 

Geringste Modellierungs-

komplexität 

Gute Modellierung der EFZ-

Flotte und ihrer 

Auswirkungen auf das 

Energiesystem 

Nachteile Hohe Komplexität 

Nicht berechenbar für 

optimierten Ausbau von 

bidirektionalen EFZ 

Hohe Komplexität Keine genaue Abbildung der 

EFZ-Nebenbedingungen 

 

Der Modellierungsansatz über die Aggregation aller EFZ-Profile schwächt die EFZ-Nebenbedingungen ab, die den 

SoC einschränken. Abbildung 4-1 zeigt die aggregierte Verfügbarkeit von EFZ am Ort ăzu Hauseò im Vergleich zur 

Verfügbarkeit eines einzelnen EFZs für eine Beispielwoche. Diskrete EFZ-Profile haben zeitliche Abhängigkeiten, die 

bei der Modellierung eines aggregierten EFZ-Profils vernachlässigt werden. Ein einzelnes Elektrofahrzeug, das mit 

einem SoC abfährt, der aus dem systemoptimalen Betrieb des Fahrzeugs resultiert, kehrt mit einem SoC zurück, der 

von dem SoC bei der Abfahrt abhängt. Die Modellierung eines aggregierten EFZ-Profils vernachlässigt diese 

Abhängigkeit, berücksichtigt aber dennoch die Gesamt-SoC-Beschränkungen des EFZ-Pools aufgrund der 

aggregierten Mindestverfügbarkeit. Da der Modellierungsansatz über die Aggregation aller EFZ-Profile zu einer 

guten Abbildung der EFZ-Flotte und ihrer Auswirkungen auf das europäische Energiesystem führt und gleichzeitig 

die geringste Modellierungskomplexität aufweist, wird er für die weitere Untersuchung ausgewählt. Eine detailliertere 

Beschreibung des Vergleichs der Modellierungsansätze ist in /FFE-26 22/ zu finden. Darüber hinaus können auch 

gesteuert geladene EFZ, die nur unidirektional laden, mit der gleichen Methode modelliert werden. Der einzige 

Unterschied ist ihre Entladeleistung, die auf Null gesetzt wird /FFE-26 22/. 

 

Abbildung 4-1: Unterschiedliche Verfügbarkeit von aggregierten und diskreten EFZ-Profilen für eine 

Beispielwoche wie in /FFE-26 22/ dargestellt 
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4.1.2 Modellierung der Engpassmanagement-Bereitstellung 

Die Modellierung des Engpassmanagements in ISAaR basiert auf einer zweistufigen Optimierung: 

¶ Erster Lauf: Marktmodellierung (beschrieben im vorherigen Abschnitt) 

¶ Zweiter Lauf : Optimierung des Übertragungsnetzes (in diesem Abschnitt beschrieben) 

Die Übertragungsnetzoptimierung fixiert die Investitionen in neue Anlagen auf der Grundlage der Ergebnisse der 

Marktmodellierung. Außerdem stellt der Einsatz der Anlagen in der Marktmodellierung die Basis für ihren Betrieb in 

der Übertragungsnetzoptimierung dar, so dass Anlagen nur mit zusätzlichen Kosten von der Basis abweichen können. 

Aus diesen Gründen unterscheidet sich die Zielfunktion der Übertragungsnetzoptimierung von der des Marktlaufs 

nach Gleichung (4-4). Sie beschränkt sich auf Betriebskosten und Kosten, die durch die Bereitstellung von 

Engpassmanagement für alle Zeitschritte ὸ, Knoten ὲ und Instanzen i in Abhängigkeit von spezifischen Kosten ft,n,i 

und der Auslastung der Optimierungsvariablen xt,n,i entstehen. Erzeuger, Lasten und Flexibilitäten im Verteilnetz 

werden aus Komplexitätsgründen aggregiert und den Knoten des Übertragungsnetzes zugeordnet. 

ὅ άὭὲ ὪȟȟϽὼȟȟ  (4-4) 

Die Kosten für das Engpassmanagement (Erhöhung der Einspeisung) und die Erlöse (Verringerung der Einspeisung) 

von thermischen Kraftwerken werden in Abhängigkeit von ihren Betriebskosten festgelegt. Die Erlöse für die 

Abregelung von erneuerbaren Energien werden auf Null gesetzt, um sicherzustellen, dass die Abregelung nur als 

letzte Option erfolgt. Die Kosten und Erlöse für Speicher, die das Engpassmanagement übernehmen, werden niedrig 

angesetzt. Ihre Hauptkosten entstehen durch den nachträglichen Ausgleich von Fahrplanabweichungen. Diese 

Energiekompensation führt zu Kosten, die von den Engpassmanagementkosten anderer Anlagen, die die 

Kompensation leisten, abhängig sind. 

Die Leistungsbilanz im Übertragungsnetzlauf wird pro Übertragungsnetzknoten formuliert und hat damit eine 

deutlich höhere regionale Auflösung als der Marktlauf. Für den Leitungsfluss wird ein Gleichstrom-Lastfluss auf Basis 

von PTDF (Power Transfer Distribution Factors) verwendet, der eine linearisierte Approximation des nichtlinearen 

Wechselstrom-Lastflusses darstellt. Diese vereinfachte Modellierung des Lastflusses ist unter der Annahme zulässig, 

dass es keine Spannungsabfälle gibt (Spannungsamplitude ist für alle Knoten gleich), Blindleistung und 

Leitungsverluste vernachlässigt werden und die Spannungswinkeldifferenzen klein sind /ELS-01 14/. Bei der 

Modellierung des DC-Lastflusses auf der Grundlage von PTDF wird der Lastfluss von AC-Leitungen ὖ ȟ  durch die 

PTDF-Matrix multipliziert mit den Einspeisungen und Entnahmen in einem Netzknoten ὖ  gemäß der 

Gleichung (4-5) bestimmt. Der Lastfluss von DC-Leitungen ὖ ȟ  ist durch Konverterstationen am Ende und am 

Anfang einer DC-Leitung vollständig steuerbar und wird daher über ein Transportmodell von Knoten x nach y nach 

Gleichung (4-6) ermittelt. 

ὖ ȟ ὖὝὈὊϽὖ  (4-5) 

ὖ ȟ ὖᴼ  (4-6) 

Eine detaillierte Herleitung der PTDF-Gleichungen ist bereits mehrfach beschrieben worden und findet sich 

beispielsweise in /KUL-01 14/ , /ELS-01 14/, /BOE-01 20/ sowie in /FFE-71 22/. 

Ein- und Ausspeisungen in einem Netzknoten sind das Resultat der Erzeugung und des Verbrauchs aller Anlagen im 

Marktlauf sowie deren optimiertes Engpassmanagement im Übertragungsnetzlauf. Die Leistung von Kraftwerken und 

erneuerbaren Energien ὖ ist gleich dem Marktergebnis ὖ  addiert mit dem erhöhten Einsatz ὖ und subtrahiert mit 

dem verminderten Einsatz ὖ für alle Zeitschritte t gemäß Gleichung (4-7). Eine Erhöhung der Einspeisung bedeutet 

positives Engpassmanagement und eine Verringerung der Einspeisung bedeutet negatives Engpassmanagement. 

Volatil einspeisende erneuerbare Energien arbeiten im Marktbetrieb, unter Berücksichtigung marktbedingter 
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Einschränkungen, mit ihrer maximalen Leistung. Daher wird ihre Variable ὖ auf Null gesetzt. Speicher und damit auch 

bidirektionale EFZ können auch Strom ὖ verbrauchen. Aus diesem Grund wird Gleichung (4-7) erweitert zu 

Gleichung (4-8). 

ὖ ὸ ὖ ὸ ὖ ὸ ὖ ὸ (4-7) 

ὖ ὸ ὖὸ ὖ ὸ ὖ ὸ ὖ ὸ (4-8) 

Die Modellierung von Speichern, die Engpassmanagement bereitstellen, ist aufgrund ihrer zeitlich gekoppelten 

Energieerhaltung komplex. Die zeitliche Kopplung führt außerdem dazu, dass eine Jahressimulation nicht beliebig 

zerlegt werden kann, um die Komplexität der Simulationen zu reduzieren. Abbildung 4-2 veranschaulicht schematisch 

die Möglichkeit, das Optimierungsproblem zu zerlegen mit einem eingeschränkten Speicherfüllstand zu Beginn und 

zum Ende einer Zeitscheibe. Positives und negatives Engpassmanagement wird durch das entgegengesetzte 

Engpassmanagement in einem anderen Zeitschritt kompensiert. Der Speicherfüllstand am Ende einer Zeitscheibe 

wird durch das Ergebnis der Marktmodellierung festgelegt und an die nächste Zeitscheibe weitergegeben. Die 

Zeitscheiben sind also nur durch den Marktlauf gekoppelt und können parallel simuliert werden. Die Länge der in 

sich geschlossenen optimierten Zeitscheiben kann variabel gewählt werden. Einerseits führt eine längere Zeitscheibe 

zu einer größeren Flexibilität, um einen veränderten Fahrplan auszugleichen. Andererseits führt sie zu einer höheren 

Komplexität des Optimierungsproblems. In /FFE-71 22/ wird die Auswirkung unterschiedlicher Zeitscheibenlängen im 

Detail analysiert. Die in Abschnitt 4.4.3 vorgestellten Ergebnisse beruhen auf einer Zeitscheibenlänge von einer 

Woche. 

 

Abbildung 4-2: Schematische Modellierung der zeitlichen Zerlegung des Optimierungsproblems mit 

eingeschränktem Speicherfüllstand zu Beginn und zum Ende einer Zeitscheibe auf der Grundlage 

von /FFE-71 22/ 

4.2 Definition des Szenarios 

Für eine Bewertung der kostenoptimalen Integration von bidirektionalen EFZ in das zukünftige Energiesystem wird 

ein Szenario erstellt, das den Rahmen für dieses Kapitel bildet. Dieses basiert auf dem Klimaschutzszenario solidEU 

aus dem eXtremOS-Projekt, das eine 95%-ige Reduktion der Treibhausgasemissionen in Europa bis 2050 bei starker 

Elektrifizierung der Endenergiesektoren anstrebt. Detaillierte Informationen zum Szenario und den techno-

ökonomischen Parametern finden sich in /FFE-24 21/. Für Deutschland wurde dieses Szenario um die von der 

Bundesregierung geplanten Zielkapazitäten für erneuerbare Energien und Kraftwerke im Jahr 2030 aktualisiert 

/HERTZ-01 22/ : 

¶ Installierte Kapazität von PV-Anlagen: 200 GW 
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¶ Installierte Kapazität von Windkraftanlagen an Land: 100 GW 

¶ Installierte Kapazität von Offshore-Windkraftanlagen: 30 GW 

¶ Ausstieg aus der Kohlekraft bis 2030 

Im solidEU-Szenario gab es keine Möglichkeit, gesteuert geladene oder bidirektionale EFZ in das zukünftige 

Energiesystem zu integrieren. Daher dient das solidEU-Szenario mit den zuvor angesprochenen Anpassungen als 

Referenzszenario Ref, um den Mehrwert eines Energiesystems mit bidirektionalen EFZ im Vergleich zu einem System 

ohne bidirektionale EFZ zu verdeutlichen. 

Basierend auf der Modellierung mit einem aggregierten EFZ-Profil pro Land (siehe Abschnitt 4.1.1) wird dem Modell 

endogen erlaubt, gesteuert geladene oder bidirektionale EFZ in das System zu integrieren. Tabelle 4-2 zeigt die 

Parametrierung der Elektrofahrzeuge (einschließlich ihrer Wallbox) auf. Die EFZ werden mit einer mittleren PKW-

Batteriekapazität von 50 kWh parametriert /FFE-142 19/. Die weiteren Parameter basieren auf Diskussionen im 

Rahmen des Forschungsprojekts BDL /FFE-26 22/. 

Tabelle 4-2: Technische Parameter von bidirektionalen und gesteuert geladenen EFZ 

Kapazität der 

Batterie 

Leistung beim 

Laden/Entladen 

Effizienz beim 

Laden/Entladen 

Min imaler 

Sicherheit s-

SoC 

Min imaler -

SoC bei 

Abfahrt  

Standort der 

bidirektionalen 

Wallbox  

50 kWh 11 kW 94% 30% 70% Zu Hause 

 

Zusätzlich zu den technischen Parametern der EFZ, die in Tabelle 4-2 dargestellt sind, sind auch die wirtschaftlichen 

Parameter relevant. Tabelle 4-3 zeigt die zusätzlichen Investitionskosten für bidirektionale und gesteuert geladene 

EFZ im Vergleich zu ungesteuertem Laden auf. Die Investitionskosten werden auch in /FFE-26 22/ diskutiert. Sie 

beinhalten zusätzliche Kosten für Hardware, Software und die Installation der Wallbox. Darüber hinaus wurden 

Sensitivitäten für niedrigere Kosten von gesteuert geladenen EFZ (Sen1 und Sen2) hinzugefügt, um die Auswirkungen 

von gesteuert geladenen EFZ auf bidirektionale EFZ genauer zu bewerten. Die Investitionskosten werden mit einer 

erwarteten Lebensdauer der Wallbox von 15 Jahren /NREL-01 20/ und einem Zinssatz aus Sicht des Energiesystems 

von 3,5 % /UCL-01 11/ annualisiert. 

Tabelle 4-3: Zusätzliche Investitionskosten für bidirektionale und gesteuert geladene EFZ im Vergleich zu 

ungesteuert ladenden EFZ für das Basis- und die Sensitivitätsszenarien Sen1 und Sen2  

  2025 2030 2035 2040 2045 2050 

Zusätzliche 

Investitionskosten 

in û/a 

Bidirektionale 

EFZ 

2.840 2.190 1.890 1.590 1.590 1.590 

Gesteuert 

geladene EFZ 

Basis 

960 760 760 760 760 760 

Gesteuert 

geladene EFZ 

Sen1 

480 380 380 380 380 380 

Gesteuert 

geladene EFZ 

Sen2 

200 160 160 160 160 160 

 

Da gesteuert geladene und bidirektionale EFZ als eigenständige Elemente in das Energiesystemmodell ISAaR 

integriert werden, wird der maximale Anteil an der absoluten Anzahl der EFZ auf jeweils 50 % festgelegt. Damit wird 



 

 www.ffe.de  

  49 

 

 

sichergestellt, dass die Anzahl der gesteuert geladenen und bidirektionalen EFZ die absolute Anzahl der EFZ nicht 

übersteigt. Insgesamt ergeben sich die folgenden Szenarien: 

- Ref: Referenzszenario ohne gesteuert geladene und bidirektionale EFZ 

- BDL: Basierend auf dem Referenzszenario mit der Option zur Integration von bidirektionalen und gesteuert 

geladenen EFZ mit Basisinvestitionskosten aus Tabelle 4-3 

- Sen1: Basierend auf dem BDL-Szenario mit Sen1-Investitionskosten aus Tabelle 4-3 

- Sen2: Basierend auf dem BDL-Szenario mit Sen2-Investitionskosten aus Tabelle 4-3 

4.3 Zukünftige kostenoptimale Durchdringungsraten 

Aufbauend auf den Szenarien wird eine Kostenoptimierung des zukünftigen europäischen Energiesystems für das 

BDL-Szenario und die Sensitivitäten Sen1 und Sen2 durchgeführt. Eine wichtige Erkenntnis in /FFE-26 22/ ist, dass 

angesichts der Investitionskosten im BDL-Szenario die Option gesteuert geladener EFZ kaum endogen durch das 

Modell hinzugefügt wird. Die Zahl der bidirektionalen EFZ in Europa steigt im BDL-Szenario von 19 Millionen EFZ im 

Jahr 2030 auf 62 Millionen EFZ im Jahr 2050. Dies entspricht einem Anteil der bidirektionalen EFZ an den gesamten 

EFZ von 25 % im Jahr 2030 und von 30 % im Jahr 2050. Der Anteil der bidirektionalen EFZ an der Gesamtzahl der 

EFZ ist im Jahr 2040 mit rund 35 % am höchsten. Für das europäische Energiesystem ist der Mehrwert von 

bidirektionalen EFZ im Vergleich zu gesteuert geladenen EFZ so viel höher, dass deren höhere Investitionskosten 

kompensiert werden. Dies liegt zum einen an der hohen Verfügbarkeit der EFZ zu Hause, so dass die höhere 

Flexibilität der bidirektionalen EFZ durch das Laden und Entladen zu Mehrwerten für das Energiesystem führt. Auf der 

anderen Seite können gesteuert geladene EFZ nur ihren Ladevorgang anpassen, was ihr Energieflexibilitätspotenzial 

auf den Fahrverbrauch begrenzt. 

Abbildung 4-3 zeigt die Anzahl der EFZ pro Ladestrategie für die Szenarien BDL, Sen1 und Sen2 auf. Durch die 

Senkung der Investitionskosten für gesteuert geladene EFZ in den Szenarien Sen1 und Sen2 werden deutlich mehr 

gesteuert geladene EFZ endogen durch das Energiesystemmodell integriert. Insbesondere im Szenario Sen2 liegt der 

Anteil der gesteuert geladenen EFZ an der absoluten Anzahl der EFZ in den Jahren 2030 und 2040 nahe dem 

Maximum von 50 %. Somit führt die Option gesteuert geladener EFZ zu einem ausreichend großen Mehrwert für das 

Energiesystem, so dass die zusätzlichen Investitionskosten kompensiert werden können.  

  

Abbildung 4-3: Anzahl der EFZ pro Ladestrategie für die Szenarien BDL, Sen1 und Sen2 basierend auf /FFE-26 22/ 

und weiteren Auswertungen 
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Im Vergleich zum BDL-Szenario werden diese zusätzlichen gesteuert geladenen EFZ jedoch weniger dazu genutzt, 

bidirektionale EFZ zu ersetzen. Dies zeigt, dass die Flexibilitätsoption der gesteuert geladenen EFZ nur einen geringen 

Einfluss auf die Integration von bidirektionalen EFZ hat. Selbst im Szenario Sen2, mit den niedrigsten Kosten für 

gesteuert geladene EFZ, beträgt die Zahl der bidirektionalen EFZ 14 Millionen EFZ im Jahr 2030 und steigt auf 54 

Millionen im Jahr 2050 an. 

Neben der absoluten Anzahl der EFZ pro Ladestrategie ist auch eine Analyse der regionalen Verteilung der EFZ 

aufschlussreich, um Hinweise auf Faktoren zu erhalten, die den Anteil an bidirektionalen EFZ beeinflussen. Aus diesem 

Grund stellt Abbildung 4-4 in Abhängigkeit von den Volllaststunden der PV-Erzeugung die Anteile und Anzahl der 

EFZ pro Ladestrategie und Land für die Szenarien BDL und Sen2 im Jahr 2050 dar. Dies ergänzt die Analyse in 

/FFE-26 22/, die 2030 und 2050 für das BDL-Szenario vergleicht. Es sind verschiedene Merkmale erkennbar. In 

Skandinavien sind in beiden Szenarien keine bidirektionalen EFZ integriert. Lediglich ein Viertel der EFZ werden 

gesteuert geladen im Sen2-Szenario. Der Anteil der bidirektionalen EFZ ist in Südeuropa höher, insbesondere im BDL-

Szenario, zum Beispiel in Griechenland, Italien, Spanien und Bulgarien. Im Sen2-Szenario verdrängen gesteuert 

geladene EFZ in fast allen Ländern einen kleinen Teil der bidirektionalen EFZ. Lediglich Frankreich und Portugal 

stechen mit einem höheren Anteil an bidirektionalen EFZ hervor, obwohl auch hier eine große Anzahl an gesteuert 

geladenen EFZ integriert ist. Dies ist auf einen weiteren deutlichen Anstieg der PV-Kapazität zurückzuführen. Die 

europäischen Länder sind auf der Karte jeweils nach den Volllaststunden der PV-Anlagen eingefärbt. Hier lässt sich 

bereits visuell ein Zusammenhang feststellen. Eine höhere Anzahl an Volllaststunden von PV-Anlagen führt 

tendenziell zu einem höheren Anteil an bidirektionalen EFZ an den gesamten EFZ. 

 

Abbildung 4-4: Abhängigkeit der Anteile und Anzahl der EFZ pro Ladestrategie und Land für die Szenarien BDL 

(a) und Sen2 (b) im Jahr 2050 von den Volllaststunden der PV-Erzeugung auf Basis von 

/FFE-26 22/ und weiteren Auswertungen 

Zur weiteren Untersuchung des Einflussfaktors der PV-Energie analysiert Abbildung 4-5 die Abhängigkeiten des 

Anteils der bidirektionalen EFZ von verschiedenen Einflussfaktoren für alle Länder mit insgesamt mehr als einer Million 

EFZ. Diese Auswertung bezieht sich auf das BDL-Szenario im Jahr 2050. Jeder Punkt im Diagramm steht für ein Land. 

Zusätzlich wurden eine lineare Regressionskurve und das Bestimmtheitsmaß R² der linearen Regression ermittelt. Das 

Bestimmtheitsmaß, das immer im Bereich zwischen 0 und 1 liegt, gibt die Güte der Regression an. Je näher das 

Bestimmtheitsmaß bei 1 liegt, desto besser passt die ermittelte Regressionsgerade. Bei einem Bestimmtheitsmaß von 

1 sind alle Residuen 0 /UOTOR-01 21/. 
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Die obere linke Grafik in Abbildung 4-5 zeigt die Abhängigkeit des Anteils der bidirektionalen EFZ von den 

durchschnittlichen Volllaststunden der PV-Anlagen in einem Land, um den visuellen Hinweis aus Abbildung 4-4 zu 

be- oder entkräftigen. Es ergibt sich ein Bestimmtheitsmaß R² von 0,518, was auf eine gewisse lineare Korrelation des 

Anteils der bidirektionalen EFZ mit den durchschnittlichen Volllaststunden der PV-Anlagen hinweist. Da bidirektionale 

EFZ als Speicher im Energiesystem fungieren, werden sie oft die PV-Spitzen, die über den Lastspitzen liegen, nutzen, 

um diese ansonsten abgeregelte Energie in das System zu integrieren. Daher zeigt das obere rechte Diagramm in 

Abbildung 4-5 die Abhängigkeit des Anteils der bidirektionalen EFZ vom Verhältnis der PV-Spitzenleistung zur 

Spitzenlast. Daraus ergibt sich ein Bestimmtheitsmaß R² von 0,718, was auf einen starken linearen Zusammenhang 

hinweist. Eine weitere mögliche Annahme wäre, dass bidirektionale EFZ tendenziell stärker integriert werden, wenn 

die Spitzenleistung der Windkraft in einem Land deutlich über der Spitzenlast liegt. Daher zeigt das Diagramm links 

unten in Abbildung 4-5 die Beziehung zwischen dem Anteil der bidirektionalen EFZ und dem Verhältnis von 

Windspitzenleistung zu Spitzenlast. Hier liegt das Bestimmtheitsmaß R² jedoch nahe bei Null, was bedeutet, dass kein 

linearer Zusammenhang besteht. Das Diagramm unten rechts in Abbildung 4-5 fasst die Windenergie und die PV-

Energie in einer abschließenden Untersuchung zusammen und stellt die Beziehung zwischen dem Anteil der 

bidirektionalen EFZ und dem Verhältnis zwischen dem Spitzenwert der summierten Wind- und PV-Leistung und der 

Spitzenlast dar. Das Bestimmtheitsmaß R² von 0,237 deutet auf eine nur geringe lineare Korrelation hin. Er ist hier 

auch deutlich niedriger als bei der Betrachtung des Verhältnisses von PV-Spitzenleistung zu Spitzenlast in der zweiten 

Grafik. 

 

Abbildung 4-5: Abhängigkeit der Anteile der bidirektionalen EFZ an den gesamten EFZ von verschiedenen 

Einflussfaktoren 

Windturbinen haben eine weniger regelmäßige Einspeisecharakteristik als PV-Anlagen, die ihre täglichen 

Spitzeneinspeisungen immer um die Mittagszeit haben. Diese regelmäßige Einspeisecharakteristik ist gut geeignet 

für Tagesspeicher, die tagsüber einspeichern, die Energie zwischenspeichern und nachts ausspeichern können. Auch 

wenn die Verfügbarkeit von bidirektionalen EFZ tagsüber eingeschränkter ist /FAT-01 21/, sind mindestens 50 % aller 

Fahrzeuge in einem Land immer zuhause. Bidirektionale EFZ dienen daher oft als kurzfristige Tagesspeicher und sind 

somit eine sehr gute Ergänzung zur PV-Energie. Dieser und andere Mehrwerte werden im folgenden Abschnitt 

aufgegriffen und diskutiert. 
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4.4 Auswirkungen auf das zukünftige Energiesystem 

Im vorangegangenen Abschnitt wurde bereits gezeigt, dass bidirektionale EFZ mit den zugrunde liegenden 

Investitions- und Betriebskosten in ein kostenoptimales zukünftiges Energiesystem integriert werden. In diesem 

Abschnitt werden die Mehrwerte und ihre Auswirkungen auf das Energiesystem auf Basis von /FFE-26 22/, /FFE-71 22/ 

und weiteren Auswertungen konkreter bewertet. 

4.4.1 Mehrwerte für das Energiesystem 

Die folgenden Auswertungen ergänzen die Auswertungen in /FFE-26 22/, indem sie das Referenzszenario Ref ohne 

gesteuert geladene und bidirektionale EFZ mit dem BDL-Szenario und dem Sen2-Szenario vergleichen. Auf diese 

Weise können die Einflüsse von gesteuert geladenen und bidirektionalen EFZ auf das Stromsystem und andere 

Elemente des Stromsystems quantifiziert werden. 

Abbildung 4-6 zeigt die installierten Kapazitäten der volatilen erneuerbaren Energien und der thermischen Kraftwerke 

für die Szenarien Ref, BDL und Sen2 für die Jahre 2030, 2040 und 2050 in Europa. Wie bereits in /FFE-26 22/ dargelegt, 

steigt die installierte Leistung der Photovoltaik im BDL-Szenario im Vergleich zum Ref-Szenario deutlich an, während 

die Kapazitäten der Onshore- und Offshore-Windenergie sinken. Ein Vergleich der Szenarien BDL und Sen2 zeigt nur 

geringe Unterschiede. Das Sen2-Szenario tendiert dazu, etwas weniger PV- und Wind-Offshore-Kapazität zu 

integrieren, während die installierte Kapazität von Wind-Onshore leicht zunimmt. Die relative Abregelung der PV-

Energie geht im BDL-Szenario im Vergleich zum Ref-Szenario um 2 bis 3 Prozentpunkte von 9 % auf 6 % im Jahr 2030 

und 10 % auf 8 % im Jahr 2050 zurück. Die relative Abregelung der Windenergie bleibt dagegen mit 2 % im Jahr 2030 

und 4 % im Jahr 2050 in beiden Szenarien auf einem ähnlichen Niveau. 

 

Abbildung 4-6: Installierte Kapazitäten von variablen erneuerbaren Energien (a) und thermischen Kraftwerken (b) 

für die Szenarien Ref, BDL und Sen2 für die Jahre 2030, 2040 und 2050 in Europa basierend auf 

/FFE-26 22/ und weiteren Auswertungen 

Die Unterschiede in der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke in den Szenarien BDL und Sen2 sind ähnlich 

gering. In Sen2 werden etwas geringere Kapazitäten an Gas- und Wasserstoffkraftwerken benötigt als im BDL-

Szenario. In beiden Szenarien führen also vor allem die bidirektionalen EFZ zu deutlich geringeren Kapazitäten von 

Gas- und Wasserstoffkraftwerken als im Ref-Szenario. 

Die deutliche Kostenreduktion von gesteuert geladenen EFZ und die damit verbundene hohe Integration dieser hat 

daher nur geringe Auswirkungen auf den Ausbau der volatilen erneuerbaren Energien und der thermischen 

Kraftwerke. Wie bereits in Abschnitt 4.3 beschrieben, ist der Anteil der bidirektionalen EFZ im Sen2-Szenario ähnlich 

hoch wie im BDL-Szenario, was zu ähnlichen Charakteristiken des Energiesystems führt. Sehr günstige gesteuert 
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geladene EFZ führen zu einer geringfügigen Verringerung der erforderlichen Kapazitäten von thermischen 

Kraftwerken, aber die Auswirkungen sind im Vergleich zu bidirektionalen EFZ gering. 

Weitergehend zeigt Abbildung 4-7 die installierten Kapazitäten der mobilen und stationären Speicher für die 

Szenarien Ref, BDL und Sen2 für die Jahre 2030, 2040 und 2050 in Europa auf. Die Speicherkapazitäten der gesteuert 

geladenen und bidirektionalen EFZ ergeben sich direkt aus der Anzahl der EFZ multipliziert mit einer 

Speicherkapazität von 50 kWh. Da die Speicherkapazität aufgrund der Nichtverfügbarkeit der Fahrzeuge und der 

Beschränkungen des SoCs nicht vollständig genutzt werden kann, stellt sie eine theoretische Speicherkapazität dar. 

Die Speicherkapazitäten von stationären Batteriespeichern (SBS) und Pumpspeicherkraftwerken unterscheiden sich in 

den Szenarien BDL und Sen2 nicht. Kapazitäten von Pumpspeicherkraftwerken sind fixiert und werden nicht endogen 

vom Modell ausgebaut. SBS werden sowohl im BDL- als auch im Sen2-Szenario auf eine minimale, exogen 

vorgegebene Kapazität reduziert. Daher führt die Integration von sehr kostengünstigen gesteuert geladenen EFZ im 

Sen2-Szenario zu keinen Änderungen, die über die Reduzierung der SBS im BDL-Szenario hinausgehen. 

 

Abbildung 4-7: Installierte Kapazitäten von mobilen (a) und stationären (b) Speichern für die Szenarien Ref, BDL 

und Sen2 für die Jahre 2030, 2040 und 2050 in Europa basierend auf /FFE-26 22/ und weiteren 

Auswertungen 

4.4.2 Gesamtsystemkosten und Strompreise 

Die strukturellen Veränderungen im Energiesystem in den Szenarien BDL und Sen2 führen auch zu unterschiedlichen 

Gesamtsystemkosten und mittleren europäischen Strompreisen, die in Tabelle 4-4 für die Jahre 2025 bis 2050 

zusammengefasst sind. Das Sen2-Szenario wurde nur für die Jahre 2030, 2040 und 2050 modelliert. Im BDL-Szenario 

sinken die Energiesystemkosten im Jahr 2050 im Vergleich zum Ref-Szenario um 8 Mrd. û/a, obwohl die Integration 

von bidirektionalen EFZ mit zusätzlichen Investitionskosten verbunden ist. Im Sen2-Szenario können die 

Energiesystemkosten im Jahr 2050 um weitere 3 Mrd. û/a gegen¿ber dem BDL-Szenario gesenkt werden, was zu 

einer Gesamtkosteneinsparung von 11 Mrd. û/a gegen¿ber dem Referenzszenario f¿hrt. Mehr als 1 Mrd. û/a der 

Kostenreduktion von 3 Mrd. û/a im Sen2-Szenario im Vergleich zum BDL-Szenario kann auf die Reduktion der 

bidirektionalen EFZ um 8 Millionen EFZ zurückgeführt werden. Der durchschnittliche, verbrauchsgewichtete 

europäische Strompreis auf dem Großhandelsmarkt ist in den beiden Szenarien BDL und Sen2 um 2-5 û/MWh 

niedriger als im Referenzszenario. Das Sen2-Szenario verursacht im Vergleich zum BDL-Szenario keine signifikante 

Veränderung der Strompreise. Da sich die Energiesystemkosten aus den Infrastrukturkosten und den 

Bereitstellungskosten über alle Energieträger hinweg zusammensetzen, besteht kein direkter Zusammenhang zu den 

Strompreisen. 

Als ergänzende Auswertung zur Preisanalyse in /FFE-26 22/ zeigt Tabelle 4-4 auch die mittlere tägliche 

Standardabweichung der europäischen Strompreise in den drei Szenarien auf. Sie errechnet sich aus der mittleren 
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Mittelwert bestimmt wird. Die Auswirkungen der bidirektionalen EFZ auf die Strompreise sind offensichtlich. Im BDL-

Szenario ist der Strompreis deutlich weniger volatil, was zu einer um 6-11 û/MWh geringeren täglichen 

Standardabweichung im Vergleich zum Ref-Szenario führt. Im Sen2-Szenario ändert sich die tägliche 

Standardabweichung des Strompreises im Vergleich zum BDL-Szenario nicht mehr wesentlich. Für Deutschland wird 

im BDL-Szenario eine etwas höhere Preisvolatilität mit einer mittleren täglichen Standardabweichung von 18 û/MWh 

im Jahr 2030 und 16,8 û/MWh im Jahr 2040 beobachtet. 

Tabelle 4-4: Energiesystemkosten, mittlerer europäischer Strompreis und mittlere tägliche 

Standardabweichung der europäischen Strompreise für die Jahre 2025 bis 2050 für die Szenarien 

Ref, BDL und Sen2 

Jahr Gesamtenergiesystemkosten in Mrd. 

û/a 

Mittlerer europäischer 

Strompreis in û/MWh 

Mi ttlere tägliche Standardabweichung der 

europªischen Strompreise in û/MWh 

 Ref BDL Sen2 Ref BDL Sen2 Ref BDL Sen2 

2025 432,4 431,7 - 44,6 42,6 - 21,2 15,3 - 

2030 414,6 412,4 411,4 42,5 39,4 39,7 23,4 15,4 15 

2035 354,9 350,1 - 43,1 39,1 - 26,8 16 - 

2040 332,2 325,7 324,1 44,6 39,4 39,3 25,2 15,3 15,3 

2045 323,5 314,4 - 44,

4 

41,1 - 25,5 17,7 - 

2050 353,1 345,0 342,0 41,6 38,8 38,9 22,4 15,3 15,9 

 

4.4.3 Engpassmanagement 

Dieser Abschnitt untersucht, inwieweit bidirektionale EFZ Engpassmanagement im Übertragungsnetz bereitstellen 

können. Da die Netzsimulationen mit Optimierung des Engpassmanagements, wie in Abschnitt 4.1.2 beschrieben, 

sehr komplex sind, beschränkt sich diese Untersuchung auf das Jahr 2030. Die hier vorgestellten Ergebnisse basieren 

auf /FFE-71 22/, in dem auch der Szenariorahmen des europäischen Übertragungsnetzes näher beschrieben wird. Es 

wird ein Vergleich von zwei Übertragungsnetzsimulationen durchgeführt: 

- Ref-Netz: Übertragungsnetzlauf mit Optimierung des Engpassmanagements ohne bidirektionale EFZ 

- BDL-Netz: Übertragungsnetzlauf mit Optimierung des Engpassmanagements mit bidirektionalen EFZ 

Beide Optimierungen des Übertragungsnetzes basieren auf dem Marktlauf des BDL-Szenarios. 

Die Mengen des Engpassmanagements steigen in beiden Durchläufen im Vergleich zu den heutigen Mengen stark 

an. In Ref-Netz beträgt das Volumen des positiven Engpassmanagements in Europa für das Jahr 2030 600 TWh im 

Vergleich zu einer Gesamtstromerzeugung von 5.000 TWh. Das deutsche positive Engpassmanagementvolumen von 

160 TWh in Ref-Netz deutet auf hohe Mengen an Engpassmanagement hin, die nicht zu den im deutschen 

Netzentwicklungsplan simulierten Mengen von rund 7 TWh im Jahr 2035 im Basisszenario passen. Die Gründe hierfür 

werden in /FFE-71 22/ diskutiert. Dazu gehört die fehlende Modellierung des Freileitungsmonitorings, die unsichere 

Regionalisierung von zugebauten Anlagen und die vereinfachte Modellierung eines linearisierten Lastflusses. Auch 

das endogen kostenoptimierte Szenario sowie die Parametrierung der Anlagen im Energiesystem stimmen nicht mit 

dem Szenario des Netzentwicklungsplans überein. 

Dennoch lassen sich aus dem Vergleich zwischen BDL-Netz und Ref-Netz Rückschlüsse auf den Mehrwert von 

bidirektionalen EFZ im Engpassmanagement ziehen. Der Einsatz von bidirektionalen EFZ im Engpassmanagement 

reduziert 26 TWh positiven Redispatch von thermischen Kraftwerken, 9 TWh negativen Redispatch von thermischen 

Kraftwerken und 23 TWh Abregelung von erneuerbaren Energien. Dies führt dazu, dass 17 TWh weniger Strom in 
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thermischen Kraftwerken erzeugt werden, wodurch sich 12 Millionen Tonnen CO2 einsparen lassen. Verglichen mit 

den modellierten Gesamtemissionen des Energiesektors im Jahr 2030 von knapp 500 Millionen Tonnen CO2 

entspricht dies einer Emissionsreduktion von 2,5 %. 

Auch wenn die absolut reduzierten Zahlen des Engpassmanagements durch Kraftwerke und erneuerbare Energien 

durch die hohen Gesamtvolumina des Engpassmanagements begünstigt werden, ist der positive Effekt der 

bidirektionalen EFZ offensichtlich. Abbildung 4-8 zeigt die regionale Verteilung von positivem und negativem 

Engpassmanagement pro Technologie und Übertragungsnetzknoten. Die dezentrale Verteilung der bidirektionalen 

EFZ erweist sich als Vorteil. Bidirektionale EFZ in der Nähe von Knotenpunkten mit hohen Abregelungen von 

erneuerbaren Energien (z. B. in Norddeutschland) können durch negatives Engpassmanagement Abregelungen 

reduzieren. Durch positives Engpassmanagement wird dann der ursprüngliche Fahrplan innerhalb der Zeitscheibe 

wiederhergestellt. In Süddeutschland hingegen wird häufig zuerst das positive Engpassmanagement eingesetzt und 

damit der Einsatz von thermischen Kraftwerken verdrängt. Hier muss der Fahrplan dann zu anderen Zeiten durch 

negatives Engpassmanagement wiederhergestellt werden. 

In /FFE-71 22/ werden auch die regionale Verteilung des Engpassmanagements pro Technologie für den Ref-Netzlauf 

sowie die mittlere Leitungsauslastung der beiden Läufe dargestellt und analysiert. Viele Übertragungsnetzleitungen 

weisen eine sehr hohe Auslastung auf. Insbesondere bei Wind-Offshore-Anlagen erfolgt die Abregelung jedoch 

häufig unmittelbar nach dem Netzanschlusspunkt. 
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Abbildung 4-8: Negatives (a) und positives (b) Engpassmanagement pro Netzknoten, aufgeteilt auf verschiedene 

Technologien für den BDL-Netzlauf 

Insgesamt lässt sich neben den in den vorangegangenen Abschnitten aufgezeigten Mehrwerten von bidirektionalen 

EFZ für die Ausgestaltung des zukünftigen Energiesystems auch ein potenzieller Mehrwert für die Bereitstellung von 

Engpassmanagement aufzeigen. Letztlich sind jedoch vertiefende Analysen mit einer für das zugrunde liegende 

Marktszenario geeigneten Parametrierung des Übertragungsnetzes erforderlich. 
























































































