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Die Elektrifizierung des Verkehrs- und des Wär-
mesektors soll einen entscheidenden Beitrag zu 
dessen Dekarbonisierung leisten. Somit ist in den 
nächsten Jahren eine steigende Anzahl an Wär-
mepumpen, an batterieelektrischen Fahrzeugen, 
sowie die damit einhergehende Ladeinfrastruktur 
zu erwarten. Das stellt für die Niederspannungs-
netze eine veränderte Belastung dar. Im Vergleich 
zu anderen Verbrauchern der Niederspannungs-
ebene, bieten Elektrofahrzeuge mit ihren großen 
Speicherkapazitäten und hohen Ladeleistungen 
ein großes Flexibilitätspotenzial. Dieses Flexibili-
tätspotential kann genutzt werden, um erneuer-
baren Strom direkt zu nutzen und so den Zubau-
bedarf von Speichern oder Gaskraftwerken zu 
reduzieren [1]. 

Exposition 

 Das Heben dieser Flexibilitäten soll durch die Einfüh-
rung von Preissignalen in den Stunden angereizt wer-
den, in welchen das Energiesystem besonders davon 
profitiert. Die Preissignale sollen dabei in Form eines 
dynamischen Haushaltsstrompreises etabliert werden. 
Dieser setzt sich aus verschiedenen Bestandteilen zu-
sammen, welche für den Endkunden bereits heute 
entsprechend verschiedener Rahmenbedingungen va-
riieren (z. B. ortsspezifische Netznutzungsentgelte). 
Die Ausgestaltung eines dynamischen, Flexibilität an-
reizenden Preissignals kann in verschiedenen Komple-
xitätsstufen erfolgen. Der einfachste Fall ist ein Tarif 
mit zwei unterschiedlichen Tarifstufen (Hoch-/Nie-
dertarif), die zu festen Uhrzeiten gelten und somit 
durch hohe Preissignale in Spitzenlastzeiten, den 
Strombezug bei optimiertem Verhalten der Letztver-
braucher vermindern können. Eine weitere, komple-
xere Möglichkeit sind variable Tarife, welche die Bör-
senpreise abbilden und jeweils einen Tag im Voraus 
bereitgestellt werden. Wird außerdem die Einspeisung 
dynamisch vergütet, wird ein Arbitrage-Handel mit ei-
nem netzrückspeisenden Stromspeicher oder einem 
bidirektionalen und somit rückspeisefähigen Elektro-
fahrzeug wirtschaftlich attraktiv. Gegenüber dem klas-
sischen, jährlich konstanten Haushaltsstrompreis bie-
tet die Dynamisierung bei preisvolatilem Verhalten 
der Endkunden einige Kostenreduktionspotenziale. 
Ab dem Jahr 2025 sind alle Stromlieferanten dazu ver-
pflichtet, ihren Kunden einen dynamischen Stromtarif 
anzubieten. Das durch die Einführung dynamischer 
Stromtarife potenziell deutlich veränderte Verbrau-
cherverhalten hat große Einflüsse auf die Auslastung 
der Verteilnetze und stellt für Verteilnetzbetreiber so-
mit einen relevanten Faktor in Netzplanung und -be-
trieb dar.  

Zur Bewertung verschiedener Einflüsse, werden in ei-
ner Fallstudie über verschiedene Szenarien die Aus-
wirkungen auf die Verteilnetze analysiert. Die Bewer-
tung der Auswirkungen erfolgt dabei simulativ mit 
dem „Stromnetz- und Energiesystem-Modell für Ver-
teilnetze – GridSim“ [2]. 

Es stellen sich die folgenden Forschungsfragen, wel-
che in diesem Discussion-Paper analysiert werden: 

• Welche Auswirkungen haben verschiedene Durch-
dringungsgrade an Elektrofahrzeugen, welche sich 
uni-/bidirektional an dynamischen Strompreisen 
orientieren, auf die Netzbelastung? 

• Welche Netzausbaumaßnahmen sind zukünftig 
dadurch zu erwarten? 

• Inwiefern wird durch das Zusammenspiel von bidi-
rektionalem Laden und dynamischen Strompreisen 
(Arbitragehandel) das Netz mehr belastet als 
durch die Optimierung unidirektionaler Fahr-
zeuge?  

1.1 Ausgangslage 

Die Ausgangslage dieser Fallstudie stellt die in [3] 
durchgeführte Szenario-Studie von über 1.200 Netzen 
der Niederspannungsebene für das Jahr 2040 dar. Die 
dabei definierten Szenarien unterscheiden sich darin, 
ob die Elektrofahrzeuge uni- oder bidirektional sind 
und ob starre oder dynamische Stromtarife vorliegen. 
In einem simulierten Szenario wurden alle Hausan-
schlüsse mit PV-Anlagen und optimierbaren Kompo-
nenten wie Batteriespeicher oder unidirektionalen 
Elektrofahrzeuge auf einen maximalen Eigenver-
brauch optimiert. Das gleiche Verhalten wurde in ei-
nem anderen Szenario mit bidirektionalen Elektro-
fahrzeugen abgebildet. In zwei weiteren Szenarien 
lagen jeweils variable Bezugspreise vor. In einem wei-
teren Szenario mit bidirektionalen Elektrofahrzeugen 
war zusätzlich die Vergütung für eingespeisten Strom 
variabel, wodurch zeitlicher Arbitrage-Handel abge-
bildet wurde. Zur besseren Einordnung wurde außer-
dem ein Referenzszenario simuliert, bei dem sich alle 
Verbraucher bedarfsorientiert verhielten, sowie ein 
„realistisches“ Szenario, bei dem eine Durchmischung 
der Use Cases angenommen wurde.  

Die Ergebnisse zeigen, dass die Netzgebiete in Szena-
rien ohne variable Bezugspreise geringfügig (~1 %) 
weniger überlastet sind als im ungesteuerten Refe-
renzszenario, in welchem 42,9 % der untersuchten 
Netze überlastet sind. In den Szenarien mit variablen 
Bezugspreisen treten aufgrund der Tarifoptimierung 
beim Laden von Elektrofahrzeugen vermehrt Gleich-
zeitigkeiten auf. Dadurch steigt in den Szenarien mit 
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dynamischen Stromtarifen und preisoptimierten Elekt-
rofahrzeugen die Anzahl der überlasteten Netzge-
biete auf über 68,7 % (unidirektional) bzw. 71,1 % 
(bidirektional) an. Im „realistischen“ Szenario mit ei-
nem Mix an Use Cases treten die wenigsten Netz-
überlastungen (40,5 %) auf. 

Abgesehen vom realistischen Szenario stellen alle 
Szenarien gewissermaßen „Extremszenarien“ dar, da 
ausnahmslos alle Elektrofahrzeuge im Netzgebiet an 
einem Use Case teilnehmen. Um realistischere Ergeb-
nisse zu erzielen und den Einfluss der preisoptimier-
ten Elektrofahrzeuge zu analysieren, sollen weitere 
Sensitivitäten simuliert werden, in denen der Anteil an 
preisoptimierten uni- oder bidirektionalen Elektro-
fahrzeugen variiert wird. Die zugrunde liegenden Me-
thodiken für die Auslegung und Verteilung der Kom-
ponenten können im Detail [3] entnommen werden. 
Wichtige Parameter, sowie Abweichungen werden im 
Folgenden hervorgehoben. 

1.2 Szenario-Design 

Für die in dieser Fallstudie folgenden Berechnungen 
der Netzauslastung stehen erneut die 1.206 Netze zur 
Verfügung, die der FfE im Rahmen des BDL-Projekts 
analysiert hat [4]. Diese stammen aus verschiedenen 
Regionen Bayerns und stellen eine Stichprobe aus pri-
mär ländlichen bis vorstädtischen Netzen dar, welche 
realitätsnah modelliert und über einen umfangreichen 
Szenario-Prozess in das Projektionsjahr 2040 entwi-
ckelt wurden [5]. Dies inkludiert die Prognose und 
räumliche Verteilung von Flexibilitäten an den Gebäu-
den respektive Netzverknüpfungspunkten im Verteil-
netz. Berücksichtigt wurden dabei: Elektrofahrzeuge, 
Wärmepumpen, PV-Anlagen, elektrische Batteriespei-
cher und thermische Speicherheizungen.  

Die Verteilung der Elektrofahrzeuge stützt sich auf das 
von der FfE erstellte solidEU-Szenario aus dem eXtre-
mOS-Projekt [6]. Die Regionalisierung der privaten 
Elektrofahrzeuge basiert auf der Methodik der „Kurz-
studie Elektromobilität“ [7], welche die Regionalisie-
rung der Elektrofahrzeuge für den Netzentwicklungs-
plan (NEP) 2035 [8] beschreibt. Im Mittel ergibt sich 
daraus für das Jahr 2040 im Schnitt 1,1 Elektrofahr-
zeuge pro Hausanschluss. Zusätzlich werden die 
Elektrofahrzeuge in die drei Fahrzeugtypen Klein- 
(27,6 %), Mittelklasse- (40,6 %) und Oberklassewagen 
(31,8 %) mit den zugehörigen Batteriekapazitäten von 
38, 60 und 100 kWh eingeteilt [9], [10]. Die (Ent-)La-
deleistung der Elektrofahrzeuge beträgt maximal 
11 kW. Ebenso wie die Szenarien für Elektrofahrzeuge 
basiert das Szenario für die Verteilung der Wärme-
pumpen und elektrische Speicherheizungen auf dem 

solidEU-Szenario [6]. Im untersuchten Jahr 2040 gibt 
es somit zahlreiche Netzgebiete mit 20 – 60 % Wär-
mepumpenanteil in den Gebäuden. Die Methodik der 
Verteilung der PV-Anlagen und der Batteriespeicher 
ist äquivalent zur Verteilung in [3], die Hochlaufzahlen 
wurden jedoch dem neu vorliegenden Netzentwick-
lungsplan 2037 angepasst. In den untersuchten Sze-
narien verhalten sich die Wärmepumpen rein bedarfs-
orientiert. Die Batteriespeicher optimieren primär den 
PV-Eigenverbrauch oder orientieren sich an der Steu-
erung der Elektrofahrzeuge. 

In den Szenarien der in dieser Publikation durchge-
führten Fallstudie werden variable Bezugspreise ge-
nutzt. Hierfür werden Preiszeitreihen für das entspre-
chende Jahr verwendet, die aus dem von der FfE 
entwickelten Energiesystemmodell ISAaR stammen 
[11] und dadurch z. B. zukünftige Anteile an Erneuer-
bare Energien-Anlagen in der Beschaffung berück-
sichtigen. Die Preise variieren sowohl tages- als auch 
jahreszeitlich stark (0 – 498,3 €/MWh) bei einem Mit-
telwert von 41,7 €/MWh (dies entspricht 4,17 ct/kWh). 
Insgesamt treten in 1.302 Stunden Preise unterhalb 
von 0,1 €/MWh auf. Zum Börsenpreis wird bei Haus-
haltskunden ein Aufschlag von 20,5 ct/kWh für Steu-
ern, Abgaben und Umlagen addiert. Dieser Wert ori-
entiert sich an bereits heute verfügbaren Stromtarifen, 
welche die variablen Börsenpreise an Kunden weiter-
geben [12]. Bei Kunden mit registrierender Leistungs-
messung wird lediglich der fixe Arbeitspreis durch die 
variablen Börsenpreise ersetzt. Der Leistungspreis ist 
unverändert.  

Ein Fokus der durchgeführten Fallstudie ist die Ana-
lyse der Netzbelastung durch die Netzrückspeisung 
von bidirektional ladenden Elektrofahrzeugen. Diese 
verhalten sich entsprechend den verschieden Use-
Cases, entweder als lokaler, on-site optimierter Spei-
cher (behind the meter) oder bei entsprechendem 
Preisanreiz auch als Ein-/Rückspeiser von Energie in 
das Netz (V2G bzw. in front of the meter). Als Anreiz 
für eine systemdienliche Rückspeisung wird von ei-
nem zukünftig angepassten, regulatorischen Rahmen 
ausgegangen, bei dem für die rückgespeiste Energie, 
äquivalent zu stationären Batteriespeichern, eine Be-
freiung von Netznutzungsentgelten, Steuern, Abga-
ben und Umlagen, also staatlich induzierte Preisbe-
standteile (SIP), gilt. Bei großen Preisunterschieden ist 
somit eine Rückspeisung ins öffentliche Netz aus Kun-
densicht wirtschaftlich attraktiv. Dieser sogenannte 
Arbitrage-Handel führt aus Systemsicht zu einer Glät-
tung der Börsenpreise und indirekt zu einer besseren 
Integration der erneuerbaren Energien. 
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Insgesamt werden in dieser Veröffentlichung acht 
Sensitivitäten analysiert und vorgestellt. Als Referenz 
wurde für das Betrachtungsjahr 2040 der bedarfsori-
entierte Fall (ungesteuert) mit dem preisoptimierten 
unidirektionalen Laden (uni) und dem Szenario mit 
bidirektionalen Elektrofahrzeugen sowie variablen 
Einspeisevergütung (V2G) verglichen. Abweichend zur 
zugrundeliegenden Szenario-Studie in [3] werden die 
Teilnahmequoten der Elektrofahrzeuge an preisopti-
mierten (und bidirektionalen) Use Cases variiert und 
es nehmen nicht mehr alle Elektrofahrzeuge am äqui-
valenten Use Case teil. Für die Szenarien „uni“ und 
„V2G“ weisen jeweils 10 %, 20 % oder 40 % der Elekt-
rofahrzeuge eine preisoptimierte Ladestrategie auf. 
Im weiteren Szenario „PV-optimiert“ werden Elektro-
fahrzeuge unidirektional geladen und die Flexibilitä-
ten optimieren den PV-Eigenverbrauch. 

Die Szenarien werden in Jahressimulationen mit dem 
Modell GridSim simuliert, die Lastflüsse analysiert und 
etwaige Netzüberlastungen durch Netzausbaumaß-
nahmen behoben sowie bewertet. Der Fokus der 
nachfolgend vorgestellten Ergebnissen liegt primär 
auf dem Vergleich der verschiedenen Szenarien in 
Hinblick auf die auftretenden Netzüberlastungen so-
wie dem daraus resultierenden Netzausbaubedarf. 

1.3 Ergebnisse 

Bei auftretenden Netzengpässen wird im Simulations-
modell das Netz ausgebaut. Engpässe durch überlas-
tete Leitungen werden durch iteratives Verlegen von 

Parallelkabel behoben. Überlastete Transformatoren 
werden durch Transformatoren aus nächstgrößerer 
Leistungsklasse ersetzt. Spannungsbandprobleme 
werden durch das Verlegen von Parallel-Kabeln beho-
ben. Um die damit verbundenen Netzausbaukosten 
abzuschätzen, werden konstante Kosten pro Kilome-
ter, bzw. Transformator oder Station angenommen. 
Beim Ausbau von Leitungen (im betrachteten ländli-
chen Raum) werden für die Kabelverlegung Kosten 
von 39.000 €/km und für das Kabelmaterial Kosten 
von 28.000 €/km angenommen. Der Tausch des Trans-
formators verursacht Kosten von 15.000 € und ein 
Stationsneubau kostet 51.000 €. Die genannten Kos-
ten basieren auf mehreren Quellen [13], [14], [15] und 
[16] und Annahmen von inflationsbedingter Preisstei-
gerung. 

Die auftretenden Netzüberlastungen sind in Abbil-
dung 1 prozentual dargestellt. Ein Netz gilt, als über-
lastet sobald eine Grenzwertüberschreitung mindes-
tens einmal auftritt. Die betrachteten Engpässe sind 
überlastete Leitungen, obere und untere Spannungs-
bandverletzungen und überlastete Transformatoren 
bei zu hoher Last oder Rückspeisung ins übergeord-
nete Netz. Die Grenzwerte der Leitungen und Trans-
formatoren entsprechen hier 100 % des Nennwertes 
der maximalen Betriebsmittelauslastung je Phase. Für 
die Spannungsbandverletzungen wird analog zu [17] 
ein zulässiges Spannungsband von 0,94 – 1,06 pu be-
trachtet. 

 

 

Abbildung 1: Anteil der überlasteten Netze nach Überlastungsart im Jahr 2040 für die verschiedenen Szenarien 
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Wie in Abbildung 1 bei den gesamten Überlastungen 
zu sehen ist, sind in allen Szenarien mit bis zu 20 % 
preisoptimierter Elektrofahrzeuge weniger Netze 
überlastet als im ungesteuerten Fall. Leitungsüberlas-
tungen nehmen mit steigender Anzahl an Fahrzeugen, 
die sich nach dynamischen Tarifen richten generell zu.  

Die oberen Spannungsbandverletzungen sind mit dy-
namischen Tarifen geringer als im ungesteuerten Fall. 
Nur im Szenario mit einem V2G-Anteil von 40 % tritt 
diese Überlastungsart um Faktor 1,9 häufiger auf. 
Obere Spannungsbandverletzungen treten bei hoher 
PV-Einspeisung auf. Eine grundsätzlich hohe PV-Ein-
speisung führt wiederum zu niedrigen Börsenpreisen. 
Dynamische Tarife sorgen dafür, dass zu diesen Zeit-
punkten niedriger Strompreise Elektrofahrzeuge gela-
den werden, wodurch grundsätzlich weniger obere 
Spannungsbandverletzungen auftreten. Die Überlas-
tung durch zu hohe Traforückspeisung ist in allen Sze-
narien ähnlich, bis erneut auf das Szenario mit einem 
V2G-Anteil von 40 %. Die unteren Spannungsband-
verletzungen, sowie die lastseitigen Trafoüberlastun-
gen treten bei bis zu 20 % preisoptimierter Elektro-
fahrzeuge seltener auf als im ungesteuerten Fall. Die 
dynamischen Stromtarife sorgen dafür, dass weniger 
Elektrofahrzeuge zur klassischen Pendler-Lastspitze 
am Abend geladen werden. Es findet eine Verlage-
rung der Ladezeiten von preisoptimierten Elektrofahr-
zeugen aus den Abendstunden in die Mittagszeit und 
in die Nacht statt. Die geringsten Überlastungen tre-
ten im Szenario mit optimierten PV-Eigenverbrauch 
auf, da in diesem Fall das Netz grundsätzlich weniger 
in Anspruch genommen wird, wodurch allerdings 
auch kein direkter systemischer Benefit resultiert. 

Um die Netzüberlastungen zu beheben, sind je nach 
Überlastungsart unterschiedliche Arten des Netzaus-
baus notwendig. Abbildung 2 verdeutlicht die resul-
tierenden Ausbaukosten für die verschiedenen Szena-
rien aufgegliedert in Kostenbestandteile für neue 
Leitungen, Leitungsverlegung, Trafotausch/-zubau, 
sowie Stationsneubau. 

Die Ergebnisse zeigen, dass die niedrigsten Netzaus-
baukosten bei einem Anteil von 10 % preisoptimier-
ten bidirektionalen Elektrofahrzeugen erreicht wer-
den. In diesem Szenario (V2G 10 %) sind die 
Ausbaukosten um 13,7 % geringer als im ungesteuer-
ten Fall. Auch bis zu einem Anteil von 20 % dynamisch 
optimierten, uni-/bidirektionalen Elektrofahrzeugen 
sind die Ausbaukosten geringer als im ungesteuerten 
Szenario. Bei höheren Anteilen nimmt die Überlastung 
der Transformatoren aufgrund von Rückspeisung ins 
Netz und der daraus resultierenden Last stark zu, was 
sich auch in den Ausbaukosten spiegelt. Bei einem 
Anteil von 40 % dynamischen Elektrofahrzeugen ent-
stehen im bidirektionalen Fall höhere Ausbaukosten 
als bei unidirektionalen Elektrofahrzeugen. Obwohl im 
Szenario PV-optimiert insgesamt weniger Netze über-
lastet sind, sind die Ausbaukosten leicht höher als bei 
10 % preisoptimierter Elektrofahrzeuge. Dies ist zu-
rückzuführen auf den höheren Anteil oberen Span-
nungsbandverletzungen, aufgrund welcher im PV-op-
timierten Szenario mehr Leitungen ausgebaut werden 
müssen als im 10 %-preisoptimierten Fall.  

Abbildung 3 zeigt die aufsummierte Leitungslänge 
und resultierende Verlegelänge, die notwendig ist, um 
die überlasteten Leitungen zu verstärken. Die Verlege-
länge ist dabei maximal so groß wie die notwendige 
Leitungslänge, da einige Leitungen mehr als einmal 

 

Abbildung 2: Notwendige Ausbaukosten für das Jahr 2040, um die aufgetretenen Überlastungen zu beheben 
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verstärkt werden müssen, was beim heute durchge-
führten Netzausbau durch das Verlegen von Leerroh-
ren bei den ersten Netzverstärkungsmaßnahmen be-
rücksichtigt wird, wodurch die Kosten durch das 
Verlegen eines weiteren Parallelkabels im gleichen 
Leitungsabschnitt reduziert werden. 

 

 

Abbildung 3: Aufsummierte Leitungslänge und Verlege-
länge, die im Jahr 2040 hinzugebaut werden muss 

Durch einen geringen Anteil (10 %) preisoptimierter 
Elektrofahrzeuge kann die benötigte Leitungslänge 
um bis zu 19,1 % und die Verlegungslänge um bis zu 
17,4 % gegenüber dem ungesteuerten Fall reduziert 
werden. Bei 40 % V2G Fahrzeugen steigt dagegen der 
Bedarf an zusätzlichen Leitungen um 26,5 % und die 
Verlegelänge um 22,6 %. Im Vergleich zu unidirektio-
nalen Elektrofahrzeugen erhöht sich bei 40 % V2G-
Fahrzeugen durch die Rückspeisefähigkeit der Bedarf 
an Leitungen um etwa 15 % und die Verlegelänge 
steigt um 14 %. Bis zu einem Anteil von 20 % preisop-
timierter Elektrofahrzeuge sind die notwendigen Lei-
tungs- und Verlegelängen kürzer als im ungesteuer-
ten und PV-optimierten Szenario. 

Sobald die Rückspeisung ins Mittelspannungsnetz 
oder die daraus bezogene Last die Nennkapazität des 
Transformators übersteigt, ist ein Austausch notwen-
dig. Abbildung 4 stellt die Anzahl der notwendigen 
ausgetauschten Transformatoren, sowie die notwen-
dige zugebaute Transformatorkapazität dar. 

Abbildung 4: Anzahl ausgetauschter Transformatoren und 
notwendige, zugebaute Transformatorkapazität im Jahr 2040

Im Szenario, das auf PV-Eigenverbrauch optimiert ist, 
ist die Belastung auf die Transformatoren am gerings-
ten, da im Vergleich der größte Anteil erzeugter Ener-
gie direkt in den Haushalten genutzt wird und nicht 
über die Transformatoren fließt. Die Anzahl auszutau-
schender Transformatoren sinkt bei einem V2G-Anteil 
von 10 % gegenüber dem ungesteuerten Laden um 
6,1 % und die zugebaute Transformatorkapazität um 
13,1 %, was erneut auf die reduzierten Gleichzeitigkei-
ten in der abendlichen Lastspitze zurückzuführen ist. 
Bei einem Anteil von 40 % V2G Fahrzeugen steigt die 
Anzahl auszutauschender Transformatoren um 28 % 
und die zugebaute Transformatorkapazität um 80 % 
gegenüber dem ungesteuerten Fall. 

1.4 Einordnung der Ergebnisse und 
Fazit 

Die Sensitivitätsanalyse zu dynamischen Strompreisen 
und bidirektionalem Laden (mit Netzrückspeisung) 
verdeutlichen im Wesentlichen drei zentrale Aspekte.  

Als erster Aspekt ist zu nennen, dass bis zu einem An-
teil von ca. 30 % an preisoptimiert ladenden Elektro-
fahrzeugen (uni- und bidirektional) gegenüber dem 
Referenzfall ungesteuert ladender Fahrzeuge keine 
Mehrbelastung des Verteilnetze resultiert. Wie Abbil-
dung 2 zeigt, bewirkt ein Anteil von 10 % preisopti-
mierter Elektrofahrzeuge, sowohl uni- als auch bidi-
rektional, die niedrigsten Netzausbaukosten. Die 
Ergebnisse zeigen, dass die Netze bei diesem gerin-
gen Anteil entlastet werden. Es findet eine Lastver-
schiebung von den teuren Abendstunden in günsti-
gere Zeiträume statt. Die durch menschliches 
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Verhalten geprägte, abendliche Lastspitze wird 
dadurch abgemindert und Netzausbau reduziert. 

Als zweite wesentliche Erkenntnis ist hervorzuheben, 
dass bei Anteilen von ca. über 30 % preisoptimierter 
Elektrofahrzeuge der Anteil überlasteter Netze und 
damit auch die Netzausbaukosten das ungesteuerte 
Szenario überschreiten. Richtet sich eine größere 
Menge an Akteure nach den Preissignalen, entstehen 
durch die preisoptimierte Betriebsweise neue Gleich-
zeitigkeiten respektive neue Netzengpässe.  

Als dritter zentraler Aspekt ist der Unterschied der re-
sultierenden Netzbelastung von uni- und bidirektional 
ladenden Elektrofahrzeugen zu nennen, welche sich 
nach einem dynamischen Strompreis optimieren. Hier 
wird deutlich, dass erst im Szenario mit 40 % preisop-
timierter Elektrofahrzeuge ein signifikanter Unter-
schied zwischen uni- und bidirektionalen Laden resul-
tiert. Gegenüber dem Referenzszenario sind die 
Kosten für 40 % preisoptimierte unidirektionale Elekt-
rofahrzeuge um 23 % höher, die Kosten für das Sze-
nario mit 40 % V2G- Elektrofahrzeugen um 32 %. Wie 
Abbildung 1 verdeutlicht, ist dies zurückzuführen, auf 
Zeitpunkte in welchen die Elektrofahrzeuge dann in 
das Netz rückspeisen und es in deutlich mehr Netzen 
zu einspeisebedingten Überlastungen kommt.  

Grundsätzlich wird deutlich, dass der Netzausbau im 
Wesentlichen durch die Integration von Flexibilitäten, 
losgelöst von deren Betriebsweise, erfolgen muss und 
dadurch den zentralen Treiber des Netzausbaus in der 
Niederspannungsebene darstellt. Die Optimierung des 
Ladeverhaltens von Elektrofahrzeugen nach einem 
dynamischen Strompreis wird sich bei Anwendung in 
geringen Durchdringungsgraden sogar netzentlas-
tend auswirken, da eine Vergleichmäßigung der 
abendlichen Lastspitze über den Tag resultiert.  

Die Analyse der Ergebnisse kann den Eindruck erwe-
cken, das sich das Heben größerer Anteile an „Flexibi-
lität“ nachteilig auswirkt, da dadurch lokal höhere 
Netzausbaukosten anfallen. Es muss jedoch berück-
sichtigt werden, dass diese Flexibilität auf marktlicher 
oder systemischer Ebene zum Ausgleich volatiler Er-
zeugung beiträgt. Dies trägt zur verbesserten Integra-
tion von erneuerbaren Energien bei und kann an an-
derer Stelle auch Kosten einsparen, da durch die 
direkt abgenommene Energie die Errichtung weiterer 
Speicherkapazitäten (z. B. stationäre Großbatteriespei-
cher) vermindert werden kann. [18] 

 

Auch dem Hochlauf der Integration von V2G-Fahrzeu-
gen attestieren die Simulationsergebnisse kein nega-
tives Ergebnis. Bis zu einem nicht unwesentlichen An-
teil von 40 % hat das bidirektionale preisoptimierte 
Laden aus Perspektive des Niederspannungsnetzes 
keine signifikanten Nachteile gegenüber dem unidi-
rektionalen preisoptimierten Laden. Auch hier gilt zu 
berücksichtigen, dass der marktliche oder systemische 
Nutzen bidirektionaler Fahrzeuge in dieser Studie 
nicht explizit ausgewiesen wird, jedoch gegenüber 
dem unidirektionalen Laden einen noch größeren 
Vorteil birgt. 

1.5 Limitationen der Fallstudie 

Es gilt zu berücksichtigen dass dem Modell einige Li-
mitationen zugrunde liegen. Auf die zentralen Limita-
tionen wird im Folgenden hingewiesen. 

Die Analysen basieren auf 1.206 Niederspannungs-
netzen der Bayernwerk Netz GmbH, die sich überwie-
gend im ländlichen Raum befinden. Die in dieser Stu-
die getätigten Aussagen können somit nur bedingt 
auf z. B. städtische oder anders strukturierte/betrie-
bene Netzgebiete übertragen werden.   

Eine weitere, wesentliche Einschränkung der Szenarien 
ist, dass Wärmepumpen in den vorliegenden Szena-
rien bewusst rein bedarfsorientiert betrieben wurden, 
um die Sensitivität des uni- und bidirektionalen La-
dens zu betonen. Die elektrische Leistung von Wär-
mepumpen befindet sich in einer ähnlichen Größen-
ordnung wie die Ladeleistung von Elektrofahrzeugen. 
Der Grad der Netzbelastung wird somit in den be-
trachteten Szenarien tendenziell unterschätzt. Die 
zeitgleiche Berücksichtigung preisoptimiert betriebe-
ner Wärmepumpen könnte die Verteilnetze zusätzlich 
belasten. 

Aufgrund des linearen Optimierungsmodells wird der 
Wirkungsgrad der Ladung, bzw. Entladung der Elekt-
rofahrzeuge als konstant angenommen. Aus Komple-
xitätsgründen werden außerdem auf Selbstentladeef-
fekte der Batterie von Elektrofahrzeugen und auf die 
Reduktion der Ladeleistung bei steigendem Ladezu-
stand verzichtet. Somit kann immer mit der vollen zur 
Verfügung stehenden Ladeleistung geladen werden. 
Im Rahmen dieser Studie und in [3] werden maximale 
Leistungen von 11 kW betrachtet, sodass diese Ver-
einfachung als weniger relevant als bei höheren Lade-
leistungen angesehen wird. 
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In der jetzigen Betrachtung gilt eine Leitung und ein 
Trafo als überlastet, sobald in einem Zeitschritt die für 
Dauerbelastung maximal zulässige Leistung respek-
tive der maximale Strom überschritten wird. In der Re-
alität würde dies erstmalig noch nicht zu einem Aus-
fall des Betriebsmittels führen, sondern zunächst zu 
einer Erwärmung. Liegt die Erwärmung über einen 
längeren Zeitraum vor, würde es zu einem Ausfall 
kommen. Der Grad der Netzüberlastung aufgrund 
überlasteter Netzbetriebsmittel wird aufgrund der 
Zeitscheibenbetrachtung tendenziell überschätzt. Ein 
kontinuierliches thermisches Modell könnte hier einen 
Beitrag zu einem realitätsnäheren Ergebnis liefern. 

Es gilt zu berücksichtigen, dass in dieser Publikation 
das Thema der Flexibilität durch uni- und bidirektio-
nale Elektrofahrzeuge, welche sich auf Basis dynami-
scher Strompreise optimieren, ausschließlich aus Per-
spektive des Niederspannungsnetzes analysiert wird. 
Diese bewusst sehr einseitige Betrachtung ermöglicht 
einerseits eine konkrete Aussage hinsichtlich dem 
Grad der Netzbelastung, birgt andererseits jedoch die 
Gefahr einer zu negativen Wahrnehmung gegenüber 
dem marktlichen und systemdienlichen Flexibilitäts-
nutzens. Auch etwaige Rückkopplungseffekte zwi-
schen Markt und Flexibilität sind nicht berücksichtigt. 
Das (bidirektionale) Laden von Elektrofahrzeugen auf 
Basis günstiger Strompreisspreads auf Kurzzeitmärk-
ten führt bei einer großen Menge an Elektrofahrzeu-
gend rückkoppelnd auch wieder zur Reduktion dieser 
Spreads, da die Nachfrage steigt, was in nächster Ite-
ration wieder das Ladeverhalten der Flexibilitäten be-
einflusst. In Summe wird somit nur ein Teilaspekt des 
preisoptimierten (bidirektionalen) Ladens bewertet, 
was bei der ganzheitlichen Einordnung der Thematik 
berücksichtigt werden muss. 

Abschließend wird darauf hingewiesen, dass die Ver-
teilung der Komponenten und die daraus folgenden 
Flexibilitätsoptionen, welche in das Jahr 2040 prog-
nostiziert wurden, zahlreichen Unsicherheiten, wie 
beispielsweise regulatorischen oder technischen Ent-
wicklungen unterliegen. So steht beispielsweise die in 
der Publikation angenommene Befreiung staatlich in-
duzierte Preisbestandteile bei Rückspeisung, deren 
Umsetzung signifikant für Erlösaussichten von V2G 
sind, kontrovers in der Diskussion. Solche Entwicklun-
gen können im Rahmen der Modellierung nur be-
dingt antizipiert werden. 
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