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Kurzfassung

Aufgrund der angestrebten Klimaneutralitat ist mit einer Fortsetzung des Ausbaus erneuerbarer Energien (EE) sowie des
Markthochlaufs von Elektro-PKW (E-PKW) zu rechnen. Damit einher gehen Dezentralisierung und Volatilitit der Strom-
erzeugung, raumliche Diskrepanz von Angebot und Nachfrage von Elektrizitat sowie hohere Lastspitzen. Entstehende
Netzengpasse werden u. a. durch die Abregelung von EE-Anlagen behoben. Dadurch kénnen die vollstandigen Potenziale
der EE-Anlagen nicht genutzt werden, weshalb weniger EE-Strom produziert wird als moglich ist (sogenannter Uber-
schussstrom). Das gesteuerte Laden von E-PKW stellt eine Chance dar, die Flexibilitat der Fahrzeugbatterien z. B. zur
Vermeidung dieser EE-Abregelung zu nutzen.

Das Ziel dieser Arbeit ist die Quantifizierung dieses Flexibilitatspotenzials sowie der damit einhergehenden Kosten und
Treibhausgasemissionen der Ladeenergie. Dafir wird erstmalig eine Methodik entwickelt, welche die Nutzung abgeregel-
ter EE-Erzeugung in Verteilnetzen flr das gesteuerte, auch bidirektionale Laden (Vehicle-to-Grid oder V2G) von E-PKW
untersucht und dabei Lastverschiebepotenziale differenziert modelliert.

Um die Wechselwirkungen zwischen dem Engpassmanagement eines Verteilnetzbetreibers und dem Lademanagement
eines Aggregators abzubilden, werden drei Teilmodelle gekoppelt: Ein lastflussoptimierendes Engpassmanagementmodell
fiir das 110 kV-Netz in Schleswig-Holstein wird um die elektrische Nachfrage der E-PKW und einen Peakshaving-Algo-
rithmus erweitert. Das entwickelte gemischt-ganzzahlige Optimierungsmodell Curtailment-to-Vehicle erméglicht das La-
den der E-PKW mittels Uberschussstrom und Strombezug (iber lokale Elektrizitdtsmarkte. Dabei wird eine kosten- sowie
eine Uberschussstromminimierende Ladestrategie untersucht. Basierend auf représentativen, empirischen Daten simuliert
und aggregiert ein Bottom-Up-Modell die Flexibilitatspotenziale auf Flottenebene. Unsicherheiten hinsichtlich zukinftiger
E-PKW-Flexibilitatspotenziale werden mit Szenarien flir das Jahr 2030 analysiert.

Modellgestitzte Analysen fiir die Fallstudie Schleswig-Holstein zeigen, dass maximal 19 % der EE-Abregelung vermieden
werden. Dennoch werden an Netzknoten mit EE-Abregelung und V2G durchschnittlich bis zu 65 % der Ladeenergie mit
Uberschussstrom gedeckt, an einzelnen Netzknoten sogar 95 %. Obwohl in den V2G-Szenarien die Kosten fiir den Strom-
bezug durch Erlése um bis zu 75 €/Jahr iberkompensiert werden, sinken die j&hrlichen Gesamtladekosten aufgrund weite-
rer Strompreisbestandteile selbst an den Netzknoten mit Abregelung nur um durchschnittlich 20 — 27 %. Durch V2G kén-
nen sich die durchschnittlichen jahrlichen Batterievollzyklen verdoppeln. Ist Uberschussstrom vorhanden, sinken die
Treibhausgasemissionen von 69 auf rund 40 g CO./km, an einzelnen Netzknoten auf bis zu 7 g CO2/km.
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1 Einleitung

Im Jahr 2015 wurde erstmals ein weltweites, rechtsverbindliches Klimaschutzabkommen, das sogenannte Pariser Klima-
abkommen, geschlossen und in 2016 von nahezu 190 Vertragsparteien verabschiedet. Ziel des Abkommens ist es, dem
»gefahrlichen Wandel des Klimas“ entgegenzuwirken (United Nations 2020, 2015), indem der durchschnittliche, weltweite
Anstieg der Erderwarmung langfristig auf deutlich unter 2 °C begrenzt wird. Dafir sollen Anstrengungen fir eine zeitnahe
Reduktion von Treibhausgasemissionen® (THG-Emissionen) unternommen werden. (United Nations 2020, 2015)

Im Jahr 2019 hat die EU-Kommission den ,,Europdischen griinen Deal“ vorgestellt, indem sie ihr Engagement fir die
Bewaltigung der Herausforderungen in den Bereichen Klima und Umwelt bekréftigt (Europaische Kommission 2019). Ein
wichtiges Ziel ist dabei das Erreichen von Klimaneutralitit in der Européischen Union bis zum Jahr 2050. Es sollen keine
Netto-Treibhausgasemissionen mehr freigesetzt werden, bzw. der zusétzliche AusstolR anthropogener THG-Emissionen
soll auf die Menge begrenzt werden, die durch Bdden, Walder oder CO,-Abscheidungs- und Speicher-Technologien ge-
bunden werden kann (Bundesregierung 2019).

Um die globalen und EU-weiten Klimaschutzziele auf Bundesebene zu erreichen, hat die Bundesregierung zuletzt im Jahr
2019 das Klimaschutzprogramm 2030 mit umfangreichen MaRnahmen zur Erreichung der Klimaschutzziele in Deutsch-
land festgelegt. Im Vergleich zu den THG-Emissionen des Jahres 1990 sollen die THG-Emissionen bis zum Jahr 2030 um
mindestens 55 % gesenkt werden. Auch im Klimaschutzprogramm ist Klimaneutralitét bis zum Jahr 2050 als Ziel veran-
kert. Das Programm legt u. a. Manahmen zur Erreichung der 2030-Ziele fur die Sektoren Energiewirtschaft, Geb&ude,
Verkehr, Industrie und Landwirtschaft fest. (Bundesregierung 2019) Auch die Europaische Kommission hat unléngst eine
Verschéarfung der Klimaschutzziele mitgeteilt. Bis 2030 sollen die THG-Emissionen um 55 % gegentber den Emissionen
des Jahres 1990 reduziert werden. Dafir soll das EU-Klimaschutzgesetz gedndert werden. (Europdische Kommission 2020)

Zur Umsetzung der THG-Reduktion v. a. im Sektor Energiewirtschaft, aber auch zur Verminderung der Abhéngigkeit von
fossilen Energietragern wird der Zubau erneuerbarer Energien (EE) in vielen Landern gefordert. Im Jahr 2018 verursachte
der Sektor Energiewirtschaft in Deutschland mit 311 Mio. Tonnen CO,-Aquivalenten (t CO,-Aqg.) die meisten THG-Emis-
sionen. Bis zum Jahr 2030 sollen diese um 16 % reduziert werden. (Bundesregierung 2019) Mithilfe des Erneuerbare-
Energien-Gesetzes (EEG) soll das Ziel erreicht werden, den Anteil der Stromerzeugung aus EE am Bruttostromverbrauch
auf 65 % bis zum Jahr 2030 und auf mindestens 80 % bis zum Jahr 2050 zu steigern. Dazu werden u. a. finanzielle Anreize
wie Marktpramien und Einspeisevergitungen festgelegt und Ausschreibungsverfahren fir den Zubau von neuen Anlagen
definiert. (EEG 2014)

Auch bei der politischen Forderung hin zu emissionsarmen Antrieben im Verkehrssektor ist die Reduktion der THG-Emis-
sionen die wichtigste Motivation. Weitere Treiber fur die Dekarbonisierung des Verkehrssektors sind die begrenzte Ver-
fuigbarkeit fossiler Energietrager, die Abhangigkeit von Olimporten sowie der AusstoR von Luftschadstoffen wie Feinstaub.
Im Jahr 2018 wurden im Verkehrssektor in Deutschland 162 Mio. t CO»-Ag. und damit etwa 19 % der Gesamtemissionen
emittiert. Bis zum Jahr 2030 wird eine Reduktion um rund 41 % angestrebt. Dazu sollen u. a. 7 — 10 Mio. Elektrofahrzeuge
neu zugelassen werden. (Bundesregierung 2019) Neben finanziellen Anreizen wie Kaufpramien fiihren auch Verbesserun-
gen der Lithium-lonen-Batterietechnologie und die rapiden Kostenreduktionen der letzten Jahre bei der Fertigung von
Batteriepacks (Nykvist und Nilsson 2015) zu einer steigenden Zunahme der Neuzulassungen von Elektrofahrzeugen ins-
besondere im Segment der Personenkraftwagen (PKW) — sowohl in Deutschland (KBA 2020a) als auch weltweit (IEA
2019).

1 Hierzu gehéren u. a. Kohlenstoffdioxid (CO,), Methan (CH,) und Distickstoffmonoxid (N2O).



1 Einleitung

1.1 Motivation und Problemstellung

Der Zubau von EE-Anlagen zur Dekarbonisierung der Elektrizititserzeugung geht mit einer Dezentralisierung der Strom-
erzeugung einher. Im Vergleich zu konventionellen Kraftwerken sind die Anlagen kleiner und die Standorte vielféltiger.
Windkraftanlagen werden v. a. im windreichen Norden Deutschlands installiert. Photovoltaik-Anlagen (PV-Anlagen) be-
finden sich sowohl auf Gebdudedéchern als auch auf Freiflachen. Ein Grofteil des EE-Stroms insbesondere aus Windkraft-
anlagen wird in groRer Entfernung zu den groflen Verbraucherzentren erzeugt, was zu einer raumlichen Diskrepanz von
Angebot und Nachfrage fuhrt. Abbildung 1.1 und Abbildung 1.2 veranschaulichen dies anhand der raumlichen Verteilung
der Stromerzeugung aus EE-Anlagen sowie der elektrischen Nachfrage in Schleswig-Holstein. Zudem ist die Energieer-
zeugung aus Windkraft- und PV-Anlagen dargebotsabhéngig, schwankt also je nach Wetter, d. h. Sonneneinstrahlung und
Windgeschwindigkeit. Die Volatilitat ist nur begrenzt prognostizierbar und fihrt zudem auch zu einer zeitlichen Diskre-
panz von Elektrizitatsangebot und -nachfrage (vgl. Abbildung 1.3).
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- Grofie d. Kreise & Menge (max. 1210 GWh/Jahr) -

Abbildung 1.1: Raumliche Verteilung der EE-Erzeugung in Schleswig-Holstein fiir das Jahr 2015 (eigene Darstellung basierend auf Schermeyer
(2018a)).

® 110kV Netzknoten mit elektr. Nachfrage
® 110kV Netzknoten ohne elektr. Nachfrage
® - Grofie d. Kreise 2 Menge (max. 1380 GWh/]ahr) -

Abbildung 1.2:  Raumliche Verteilung der elektrischen Nachfrage in Schleswig-Holstein flir das Jahr 2015 (eigene Darstellung basierend auf
Schermeyer (2018a)).



1.1 Motivation und Problemstellung

Durch den zunehmenden EE-Ausbau in Deutschland kommt es immer haufiger zu Situationen, in denen die EE-Erzeugung
die elektrische Nachfrage Ubersteigt. Wenn das Elektrizitatsnetz den uberschissigen EE-Strom nicht in Regionen mit ho-
herer Nachfrage transportieren und damit die rdumliche Diskrepanz Uberwinden kann, kommt es zu Netzengpéssen
(Wietschel et al. 2018). Eine Uberbriickung der zeitlichen Diskrepanz kann das Netz nicht leisten, da es nur sehr begrenzt
zur Zwischenspeicherung von Strom ausgelegt ist.
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Abbildung 1.3:  Zeitliche Diskrepanz der modellierten abgeregelten Energiemengen und des Ladebedarfs der E-PKW? (ungesteuertes Laden®, 13 %
E-PKW) in Schleswig-Holstein fiir eine beispielhafte Woche (eigene Darstellung basierend auf Schermeyer (2018a) und eigenen
Berechnungen, s. Abschnitt 4.3).

Zur Behebung dieser Netzengpéasse greifen Netzbetreiber zu abregelnden Eingriffen (im Folgenden kurz ,,Abregelung*
genannt) der Stromerzeugung aus EE-Anlagen (Einspeisemanagement). Die Anzahl der Netzengpésse und Einspeisema-
nagementmalinahmen hat in den letzten Jahren stark zugenommen (Abbildung 1.4). Im Jahr 2018 wurden rund 5.400 GWh
EE abgeregelt. Dies entspricht rund 3 % der gesamten vermarkteten Energiemenge aller EE-Anlagen und dem jahrlichen
Strombedarf von etwa 2 Mio. Haushalten. Somit konnte Elektrizitat im Wert von rund 640 Mio. €* nicht genutzt werden.
(Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Dartiber hinaus wird davon ausgegangen, dass mit dem Markthochlauf von Elektrofahrzeugen weitere Netzengpésse ent-
stehen kénnen (Martz et al. 2019). Einerseits steigt die elektrische Nachfrage durch die neuen Verbraucher. Andererseits
treten bei ungesteuertem Laden Gleichzeitigkeitseffekte auf. Zudem fallen beim Laden zuhause v. a. werktags gegen 19
Uhr die Lastspitzen der Fahrzeuge mit den Nachfragepeaks der Haushalte zusammen (Nobis 2016). Dies kann in Zukunft
dazu fihren, dass konventionelle, fossile Erzeugungsanlagen zur Deckung der Nachfrage eingesetzt (Schonfelder et al.
2009) und Verteilnetze weiter ausgebaut werden miissen (Dorendorf et al. 2019).

Damit der Wandel zu einem weitgehend regenerativen Energiesystem gelingen und die gesamte erzeugte Elektrizitat aus
EE-Anlagen genutzt werden kann, missen Engpédsse und Einspeisemanagement vermieden werden (vgl. Abschnitt 3.2).
Zudem besteht Bedarf an neuen Ldsungen, um zukiinftig eine Vielzahl von Elektrofahrzeugen in das Energiesystem zu
integrieren, sodass die Dekarbonisierungsziele erreicht und der Netzausbau auf ein notwendiges MaR begrenzt werden.

Je nach Blickwinkel bieten Elektrofahrzeuge jedoch auch eine grof3e Chance. Im Gegensatz zu anderen Speichertechnolo-
gien wie bspw. stationaren Batteriespeichern werden sie zukunftig ohnehin in groBer Anzahl und an verschiedensten Orten
zum Einsatz kommen. Dabei werden PKW in Deutschland im Durchschnitt nur rund eine Stunde am Tag gefahren und
stehen wahrend der verbleibenden 23 Stunden (Abschnitt 4.3.1, Abbildung 4.9). Wenn die Fahrzeuge mit dem Stromnetz

2 Rein batterieelektrisch betriebene Personenkraftwagen.

% Im Rahmen dieser Arbeit wird der Begriff ungesteuertes Laden verwendet, wenn ein Ladevorgang unmittelbar beginnt, sobald ein Elektrofahrzeug
mit der Ladestation verbunden wird, ohne dass dabei die Ladeleistung oder der Endzeitpunkt des Ladevorgangs kontrolliert werden.

4 Geschatzte Entschadigungsanspriiche gemaR Meldungen der Netzbetreiber an die Regulierungshehérde Bundesnetzagentur.



1 Einleitung

verbunden sind, kann die Kapazitét ihrer Batterien wéhrend dieser Zeiten fiir weitere Dienstleistungen eingesetzt werden.
Elektrofahrzeuge bieten mit ihren Speichern eine Flexibilitat auf der Nachfrageseite, die fiir eine Vermeidung von abend-
lichen Nachfragespitzen, eine Reduktion von EE-Abregelung, das Laden lokal erzeugten PV-Stroms, fur kostenminimales
Laden bei zeitvariablen Preisen, zur Netzstabilisierung oder fiir viele weitere Anwendungsfélle genutzt werden kann.
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Abbildung 1.4: Entwicklung des Einspeisemanagements in Deutschland (eigene Darstellung basierend auf Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt
2016, 2020).

Mittels gesteuertem Laden konnte die Flexibilitat der Fahrzeuge genutzt werden, ohne dabei die Mobilitat der Nutzenden
einzuschranken. Ladevorgénge kénnen zeitlich unterbrochen oder verzégert werden, die Leistungsaufnahme reduziert oder
im Fall bidirektionalen Ladens auch in das Netz zuriickgespeist werden. Viele Elektrofahrzeugnutzende zeigen Bereitschaft
flir eine Teilnahme an gesteuertem Laden. Die drei Hauptmotivationen hierflr sind erstens das Laden mit Strom aus er-
neuerbaren Energien und die Reduktion von THG-Emissionen, zweitens eine Verbesserung der Netzstabilitat, sowie drit-
tens eine Reduktion der Ladekosten (Will und Schuller 2016; Pfab et al. 2016; Held et al. 2019; Dreisbusch et al. 2020;
Bailey und Axsen 2015). Eine Umsetzung gesteuerten Ladens kann Uber eine intelligente Steuerung der Lade- und per-
spektivisch auch Entladevorgéange erfolgen und ist mit entsprechenden technischen Ldsungen, regulatorischen Rahmenbe-
dingungen, sowie neuen Markt- und Koordinationsmechanismen mdglich. Elektrofahrzeuge werden damit zum Teil der
Losung.

1.2 Zielsetzung

Das ubergeordnete Ziel dieser Arbeit ist die Untersuchung des Potenzials von Elektrofahrzeugen zur Nutzung von EE-
Abregelung durch gesteuertes Laden. Dafir soll eine Methodik entwickelt und auf eine Fallstudie angewendet werden. Da
die meisten Einspeisemanagementmalinahmen auf das Verteilnetz entfallen (vgl. Abschnitt 3.2.2), steht die Interaktion
zwischen Verteilnetzbetreiber (VNB) und Aggregator im Fokus der Analysen. Dafiir bermittelt der VNB Informationen
bezuglich der EE-Abregelung an einen Aggregator, der das Flexibilitatspotenzial einzelner Fahrzeuge kennt, auf Flotten-
ebene’ aggregiert und steuert. Es werden zwei Ladestrategien untersucht, welche auf eine maximale Nutzung der (andern-
falls) abgeregelten Energiemenge aus EE-Anlagen (kurz: ,,Uberschussstrom<) sowie auf einen kostenminimalen Fahrplan
abzielen. Der Aggregator kann dafiir neben dem Uberschussstrom auch iiber einen lokalen Elektrizitatsmarkt Strom bezie-
hen. Dar(ber hinaus sollen die Wechselwirkungen mit der Riickspeisung der Elektrofahrzeuge in das Stromnetz untersucht
werden.

5 Der Begriff Flotte wird hier verwendet, um eine Gesamtheit mehrerer am gleichen Netzknoten befindlicher Fahrzeuge zu beschreiben.
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1.2 Zielsetzung

Fir die Untersuchungen wird Schleswig-Holstein als Fallstudie herangezogen. Mit 2.900 GWh wurden im Jahr 2018 53 %
aller Einspeisemanagementmafnahmen in Schleswig-Holstein vorgenommen (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt
2020). Die Notwendigkeit fiir Lésungen aus dem Bereich der Sektorenkopplung (Kapitel 1), bspw. Giber gesteuertes Laden
von Elektrofahrzeugen, tritt hier am deutlichsten zutage. Die im Jahr 2018 abgeregelte Energiemenge in Schleswig-Hol-
stein entspricht dem Jahresbedarf von rund 1,5 Mio. E-PKWS, d. h. etwa 90 % aller heute in Schleswig-Holstein zugelas-
senen PKW (KBA 2017). Die groRten Herausforderungen bei der Nutzbarmachung des Uberschussstroms bestehen in der
oft nicht gegebenen temporiren Ubereinstimmung von EE-Erzeugung und Ladelastgang (Abbildung 1.3) sowie in der
raumlichen Diskrepanz der Standorte der EE-Erzeugungsanlagen sowie der E-PKW (Abbildung 1.1, Abbildung 5.6). Die
Auswirkungen der Unsicherheiten bei der zukiinftigen Entwicklung und somit der Flexibilitatspotenziale der Elektrofahr-
zeuge werden mit verschiedenen Szenarien fiir das Jahr 2030 analysiert.

Folgende Fragestellungen stehen im Mittelpunkt der Untersuchungen dieser Arbeit:

— Inwiefern kénnen E-PKW zur Reduktion der EE-Abregelung beitragen? Vor allem aus Sicht des VNB stellt
sich die Frage, in welchem Umfang und an welchen Standorten durch den betrachteten Anwendungsfall Einspei-
semanagement vermieden werden kann. Zur Beantwortung dieser Frage wird ein Lastflussmodell zur Ermittlung
der Netzengpasse auf 110 kV-Netzebene jeweils vor und nach Ladesteuerung durch den Aggregator ausgefuhrt.

— In welcher Hohe kann die EE-Abregelung fur das (gesteuerte) Laden von E-PKW genutzt werden? Aus
Sicht des Aggregators und vor dem Hintergrund des Nutzerwunsches, die THG-Emissionen beim Laden zu mini-
mieren, wird fir alle 110 kV-Netzknoten in Schleswig-Holstein untersucht, welcher Anteil des Ladestroms durch
Uberschussstrom gedeckt werden kann (kurz: ,,EE-Anteil*). Neben dem Laden von Uberschussstrom stellen lo-
kale Energiemaérkte eine weitere Bezugsquelle fiir den Ladestrom dar. Auch soll untersucht werden, inwiefern der
EE-Anteil zwischen den Standorten variiert und durch eine kostenminimierende Ladestrategie beeinflusst wird.

— Welchen Einfluss hat bidirektionales Laden? Bidirektionales Laden ermdglicht Riickspeisungen in das Strom-
netz. Die Auswirkungen auf die Vermeidung von EE-Abregelung, auf Nutzung der EE-Abregelung flr das Laden
sowie die hinzukommende Mdglichkeit, Erlése durch den Verkauf von Elektrizitét auf lokalen Energiemérkten
zu erzielen, werden analysiert. Dariiber hinaus werden die Konsequenzen des Rickspeisens fiir die Nutzung und
potenziell auch die Degradation der Fahrzeugbatterien untersucht.

—  Wie hoch sind die jahrlichen Kosten flir den Ladestrom der E-PKW? Geringe Ladekosten sind eine der Mo-
tivationen der Fahrzeugnutzenden. Die jahrlichen Ladekosten werden fir Fahrzeugflotten an den jeweiligen Netz-
knoten ermittelt und durchschnittliche Werte je Fahrzeug abgeleitet. Die Abhangigkeit der Ladekosten von der
Ladestrategie, dem Grad der Flexibilitat bzw. konkreten Eingangsparametern wird untersucht.

—  Welchen Einfluss hat der Anwendungsfall, insb. das bidirektionale gegentiber dem unidirektionalen Laden,
auf die Batterienutzung? Die Batterienutzung ist vor allem, aber nicht nur, vor dem Hintergrund des bidirektio-
nalen Ladens interessant. Hierflr werden der durchschnittliche Ladezustand sowie die jéhrlichen Vollzyklen fur
die einzelnen Flotten und verschiedene Szenarien quantifiziert und verglichen.

—  Zuwelchen THG-Emissionen fihren die Ladestrategien und Szenarien? Um einen Vergleich der betrachteten
Szenarien und Ladestrategien zu ermdglichen, werden die THG-Emissionen flr verschiedene Standorte néhe-
rungsweise und basierend auf dem historischen Kraftwerkspark bestimmt.

Zur Beantwortung dieser Fragestellungen wird eine Methodik entwickelt, welche durch die Kombination und Integration
verschiedener Modelle die Interaktion zwischen Aggregator und VNB sowie damit die Wechselwirkung von gesteuertem
Laden und EE-Abregelung abbildet. Fiir das Engpassmanagement auf Verteilnetzebene wird ein bestehendes Netzmodell
zur Lastflussberechnung verwendet und um die Stromnachfrage durch E-PKW erweitert. Fiir das Lademanagement des
Aggregators wird das Optimierungsmodell Curtailment-to-Vehicle (C2V) entwickelt. Dieses ermittelt fir alle Knoten des

& Bei einer Jahresfahrleistung von 12.500 km/Jahr und einem Energieverbrauch von 16 KWh/km.



1 Einleitung

Verteilnetzes die Fahrpléne der E-PKW-Flotten und verwendet dafiir zwei Ladestrategien. Das MobiFlex-Modell simuliert
mit einer Bottom-Up-Methode das Lastverschiebepotenzial einzelner Fahrzeuge auf Basis empirischer, reprasentativer
Mobilitatsdaten. Die resultierenden Flexibilitatsprofile werden anschlieRend auf Flottenebene aggregiert und gehen als
Eingangsdaten in die anderen Modelle ein.

1.3 Aufbau der Arbeit

Um ein grundlegendes Verstandnis der fiir diese Arbeit relevanten Entwicklungen zu schaffen, wird im folgenden Kapitel
zunéchst der Wandel in der Elektrizitatserzeugung hin zu mehr EE vorgestellt (Abschnitt 2.1). In Abschnitt 2.2 wird der
Aufbau des Stromnetzes in Deutschland skizziert. Der Abschnitt 2.3 gibt einen Uberblick iiber technische Lésungen zur
Flexibilitatserbringung von Verbrauchern und Speichern wie bspw. das gesteuerte Laden von Elektrofahrzeugen. Der Ab-
schnitt 2.4 ist den aktuellen Entwicklungen im Bereich der Elektromobilitat gewidmet und beleuchtet die Komponenten
Fahrzeuge, Ladeinfrastruktur und Batterien.

Das Kapitel 1 beleuchtet die aktuellen technischen Ansédtze und regulatorischen Instrumente, sowie die geplanten und
notwendigen Weiterentwicklungen, welche Voraussetzungen flr die Umsetzung des untersuchten Anwendungsfall in der
Praxis darstellen. Es werden zunéchst der Ausbau (Abschnitt 3.1) sowie das Engpassmanagement (Abschnitt 3.2) von
Elektrizitatsnetzen in Deutschland geschildert. Technische Standards fur das gesteuerte Laden von Elektrofahrzeugen bil-
den eine wichtige Grundlage fiir die Entwicklung von Lésungen im Bereich der Informations- und Kommunikationstech-
nologie (IKT) und werden in Abschnitt 3.3 dargestellt. In Abschnitt 3.4 folgt eine Erlauterung des energiewirtschaftlichen
und regulatorischen Rahmens, der die Grundlagen fur die Umsetzung des untersuchten Anwendungsfalls schafft und die
Gesamtladekosten beeinflusst. Eine Ubersicht (iber bestehende Literatur zu gesteuertem Laden von E-PKW zum Zweck
der EE-Integration und Vermeidung von Abregelung auf Verteilnetzebene, sowie eine Einordnung der vorliegenden Arbeit
schlieBen das Kapitel ab (Abschnitt 3.5).

Die im Rahmen dieser Arbeit entwickelte Methodik wird in Kapitel 4 présentiert. Zunéchst wird das Engpassmanagement-
modell, welches den Lastfluss auf 110 kV-Netzebene in Schleswig-Holstein optimiert, erlautert (Abschnitt 4.1). Hierfiir
werden das verwendete Modell, die relevanten Eingangsdaten, sowie die im Rahmen dieser Arbeit vorgenommenen Er-
weiterungen vorgestellt. Anschliefend wird das neu entwickelte gemischt-ganzzahlige Optimierungsmodell C2V fir das
Lademanagement des Aggregators beschrieben (Abschnitt 4.2). Das Modell wird mathematisch formuliert, Eingangsdaten
und Annahmen sowie Ladestrategien werden geschildert. Die Bottom-Up-Methode zur Simulation und Aggregation von
Flexibilitatspotenzialen auf Flottenebene basiert auf empirischen, représentativen Mobilitatsdaten konventioneller Fahr-
zeuge und wird in Abschnitt 4.3 beschrieben. Zuletzt wird die Kopplung der Modelle in Abschnitt 4.4 veranschaulicht.

Die Ergebnisse der modellgestiitzten Analysen fiir die Fallstudie Schleswig-Holstein werden in Kapitel 5 prasentiert. In
Form von Szenarien werden verschiedene Auspragungen des betrachteten Anwendungsfalls untersucht. Der Abschnitt 5.1
stellt zundchst die zugrundeliegenden Annahmen und Daten sowie die betrachteten Szenarien und Kenngréfen fir die
Auswertung vor. Dabei werden verschiedene Durchdringungsraten’, Ladeorte und -leistungen, Maglichkeiten zu uni- bzw.
bidirektionalem gesteuertem Laden, Ladestrategien, Batteriekapazitaten und Anforderungen an die Reichweite zum Ab-
fahrtszeitpunkt analysiert. Es folgt die Ergebnisdarstellung flir alle Szenarien in Abschnitt 5.2. AnschlieRfend werden Sen-
sitivitdtsanalysen zur Untersuchung der Auswirkungen von verénderten Eingangsdaten wie Batteriekapazitat und Ladel-
eistung sowie von alternativen Mechanismen der Belastung mit Netznutzungsentgelten (NNE) vorgenommen (Abschnitt
5.3). Modellvalidierung und -verifikation folgen in Abschnitt 5.4.

Zur Beantwortung der Forschungsfragen werden in Kapitel 6 Schlussfolgerungen gezogen und die Ergebnisse diskutiert.
Zuné&chst wird der durch das C2V-Modell optimierte E-PKW-Lastgang veranschaulicht (Abschnitt 6.1). Die Fragestellung,
in welcher Hohe die EE-Abregelung fir das Laden der E-PKW verwendet werden kann, wird in Abschnitt 6.2 beantwortet.
Der Abschnitt 6.3 stellt die Konsequenzen aus Netzsicht hinsichtlich der Chance der Reduktion der EE-Abregelung vor.

" Der Begriff ,,Durchdringungsrate wird fiir den Anteil von E-PKW am gesamten Fahrzeugbestand verwendet.
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1.3 Aufbau der Arbeit

Die monetdren Auswirkungen der untersuchten Szenarien aus Sicht des Aggregators und E-PKW-Nutzenden werden an-
hand der jahrlichen Ladekosten aufgezeigt (Abschnitt 6.4). Abschnitt 6.5 widmet sich der Frage nach den Auswirkungen
auf die Batterienutzung, indem der durchschnittliche Ladezustand sowie die jahrlichen dquivalenten Batterievollzyklen der
E-PKW-Flotten ausgewertet werden, ein besonderes Augenmerk liegt hier auf den Szenarien mit bidirektionalem Laden.
Die mit dem Laden verbundenen THG-Emissionen werden in Abschnitt 6.6 diskutiert. Schlieflich werden sowohl das
methodische Vorgehen dieser Arbeit als auch die getroffenen Annahmen kritisch gewdrdigt (Abschnitt 6.7 ).

Im abschlieBenden Kapitel 7 werden die wichtigsten Erkenntnisse der vorliegenden Arbeit zusammengefasst (Abschnitt
7.1). AnschlieBend wird der wesentliche Beitrag dieser Arbeit hervorgehoben (Abschnitt 7.2). Zuletzt folgt ein Ausblick
fur die zukinftige Forschung im Bereich gesteuertes Laden von Elektrofahrzeugen in regenerativ gepragten Verteilnetzen
(Abschnitt 7.3).






2 Wandel im Elektrizititssystem

Seit Einflihrung des Stromeinspeisungsgesetzes im Jahr 1990, zehn Jahre spéater abgeldst durch das EEG, unterliegt das
elektrische Energieversorgungssystem Deutschlands einem Wandel. Die Stromerzeugung wird zunehmend regenerativer,
es kommen neue Akteure und elektrische Verbraucher wie E-PKW und Prosumer hinzu und Stromnetze ermdglichen die
Einspeisung, den Transport und die Verteilung der dezentral erzeugten Elektrizitat. Um ein grundlegendes Verstandnis der
wichtigsten Anderungen im Energieversorgungssystem zu schaffen, welche diese Arbeit motivieren, werden im folgenden
Kapitel zunachst die aktuellen Entwicklungen beim Ausbau von EE-Anlagen erlautert (Abschnitt 2.1). AnschlieRend stellte
Abschnitt 2.2 den aktuellen Aufbau des Elektrizitdtsnetzes in Deutschland dar. In Abschnitt 2.3 wird die Steuerung der
Ladevorgénge von Elektrofahrzeugen in den Kontext der Flexibilitat von Verbrauchern und Speichern eingeordnet. Ab-
schlieRend werden die derzeitigen sowie die prognostizierten technischen und Marktentwicklungen im Bereich Elektro-
mobilitat thematisiert (Abschnitt 2.4).

2.1 Stromerzeugung und erneuerbare Energien

Die Stromerzeugung erfolgt durch Kraftwerke unterschiedlicher Technologien. Laut Bundesnetzagentur und Bundeskar-
tellamt (2020) wurden im Jahr 2018 592 TWh Strom erzeugt (Nettostromerzeugung). Zuletzt konnte ein leichter Riickgang
beobachtet werden, der auf einen geringeren Bruttostromverbrauch zurlickzufuhren ist. Die Erzeugung aus EE leistete
dabei mit 211 TWh den groften Beitrag. Es folgt die Erzeugung aus Braun- und Steinkohlekraftwerken, Kernenergie und
Erdgas. Die Stromerzeugung aus Abfall, Pumpspeicherkraftwerken, Mineral6lprodukten und sonstigen nicht erneuerbaren
Energietrégern trégt nur einen kleinen Anteil zur Stromerzeugung bei (Abbildung 2.1).
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Abbildung 2.1:  Entwicklung der Nettostromerzeugung in Deutschland in TWh (eigene Darstellung basierend auf Bundesnetzagentur und Bundeskar-
tellamt (2020)).

Kraftwerke, die mit fossilen Brennstoffen (Braun- und Steinkohle, Erdgas, Minerallprodukte, Abfall) oder Biomasse be-
trieben werden sowie Kernkraftwerke zahlen zu den thermischen Kraftwerken. In diesen Kraftwerken wird mittels Ver-
brennung zunéchst Wérmeenergie erzeugt, die spater meist iber eine Gas- oder Dampfturbine oder der Kombination aus
beiden in Elektrizitdt umgewandelt wird. Pumpspeicherkraftwerke nutzen die Lageenergie bzw. potentielle Energie von
Wasser, die durch zwei unterschiedliche Hohenlagen entsteht. Zur Stromerzeugung wird Gber ein Fallrohr Wasser aus
einem hoher liegenden Staubecken (iber einen Generator im unteren Bereich des Kraftwerks in ein niedrigeres Speicher-
becken geleitet. Im Motorbetrieb kénnen die Generatoren auch zum Pumpen des Wassers aus dem niedrigeren Speicher-
becken in das héhere eingesetzt werden.



2 Wandel im Elektrizitatssystem

Zu den erneuerbaren Energietrédgern zéhlen vor allem Windenergie an Land und auf See (Offshore), Solarenergie, Biomasse
und Laufwasserkraftwerke!. Die meisten Windkraftanlagen sind mit horizontaler Achse und drei Rotoren ausgestattet. Mit
zunehmender Windgeschwindigkeit steigt die kinetische Energie und treibt die Rotoren an. Ein in der Gondel befindlicher
Generator wandelt die kinetische Energie in Strom um. PV-Anlagen sind die dominierende Technologie zur Nutzung von
Solarenergie. Sie sind oftmals auf Dachern oder Freiflachen installiert und nutzen die auftreffende Strahlungsenergie der
Sonne. Wenn Licht auf die Halbleiter der Photovoltaikanalagen trifft, wird tber den photoelektrischen Effekt Strom er-
zeugt, welcher tber Gleich- und Wechselrichter ins Stromnetz gespeist wird. In Laufwasserkraftwerken wird die potentielle
Energie (oder Lageenergie) von Flusswasser genutzt. Das Wasser wird dabei Gber Turbinen geleitet, welche zunachst die
potentielle in mechanische Energie umwandeln. Diese wird dann von einem Generator zur Verstromung genutzt. Meist
werden Wehranlagen zum Aufstauen des Wassers und zur VergroRerung der Fallhdhe eingesetzt.

Die Stromerzeugung aus EE-Anlagen — mit der Ausnahme von Biomasse — ist dargebotsabhéngig. Zu jedem Zeitpunkt
bestimmen Sonnenstrahlung, Windgeschwindigkeit und -richtung, sowie verfligbare Wassermenge die mdgliche Erzeu-
gungsleistung. Der Grofteil der installierten Leistung aller EE-Anlagen entfallt auf Wind- und PV-Anlagen (Bundesnetz-
agentur und Bundeskartellamt 2020). Die erzeugte Windleistung ist u. a. abhé@ngig von der Windgeschwindigkeit, die in
Kistengebieten oftmals hoher ist als im Landesinneren, und in Richtung Norden und Siiden der Erde hoher als am Aquator.
Mit zunehmender Héhe nimmt der Einfluss der Oberflachenrauigkeit auf die Windrichtung ab, sodass in einer Hohe von
100 — 175 m die Windrichtung relativ konstant ist. Die Stromerzeugung aus Windraftanlagen ist im Winter aufgrund ho-
herer Windgeschwindigkeiten tiblicherweise etwas héher als im Sommer. Tagliche Erzeugungsmuster lassen sich hingegen
kaum erkennen. (Kaltschmitt et al. 2020, Abbildung 2.2, Abbildung 2.4) Trotz Prognosen der Stromerzeugung basierend
auf Echtzeitmessungen kdnnen stochastische, kurzfristige Leistungsdnderungen mit teils starkem Leistungsgradienten auf-
treten. Stochastische Abweichungen des Lastgangs von der Prognose missen bspw. Uber eine Reserve schnell regelbarer
thermischer Kraftwerke aufgefangen werden. (Schwab 2020)
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Abbildung 2.2:  Modellierte Winderzeugung in Schleswig-Holstein fiir das Jahr 2015 (eigene Darstellung basierend auf Schermeyer (2018a)).

Die PV-Erzeugung ist abhdngig vom Strahlungsangebot, welches in Deutschland im Siiden aufgrund der Néhe zum Aqua-
tor sowie geringer Wolkenbildung am hdchsten ist. In Richtung Norden nimmt die Strahlung ab und die Wolkenbildung
nimmt zu, mit Ausnahme der Inseln der Nord- und Ostsee. Mit zunehmender Direktstrahlung und Sonnenscheindauer steigt
daher auch die Leistungserzeugung einer PV-Anlage. Die zeitlichen Schwankungen des Lastgangs sind zum Teil determi-
nistisch und durch Tageslédnge, Sonnenstand, Verschattungseffekte bspw. durch Geb&ude sowie Uhrzeit des Tages be-
stimmt (Abbildung 2.3, Abbildung 2.4). Stochastische Effekte der Solarstrahlung h&ngen insbesondere von der meteorolo-
gischen Situation wie der Wolkenbildung ab. (Kaltschmitt et al. 2020) Dies kann bei der Betrachtung einzelner PV-Anlagen
zu hohen Leistungsgradienten der Stromerzeugung im Sekundenbereich fiihren (Ried et al. 2015). Die stochastischen Ef-
fekte aufgrund der Dargebotsabhéngigkeit resultieren in volatilen Lastgdngen der Wind- und PV-Anlagen und kénnen eine
Herausforderung fiir das Elektrizitatssystem darstellen (vgl. Kapitel 1).

1 Geothermie leistet in Deutschland keinen nennenswerten Beitrag zur Nettostromerzeugung.
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2.1 Stromerzeugung und erneuerbare Energien
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Abbildung 2.3:  Modellierte PV-Erzeugung in Schleswig-Holstein firr das Jahr 2015 (eigene Darstellung basierend auf Schermeyer (2018a)).
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Abbildung 2.4: Tagesabhangige Fluktuation von Wind- und PV-Erzeugung in Schleswig-Holstein im Verlauf einer Sommerwoche bei einer zeitli-
chen Aufldsung von einer Stunde (modelliert, eigene Darstellung basierend auf Schermeyer (2018a)).

Der kontinuierliche Ausbau erneuerbarer Energien in Deutschland hat dazu gefiihrt, dass die installierte Leistung von rund
17 GW im Jahr 2003 auf 114 GW im Jahr 2018 gestiegen ist (Abbildung 2.5). Den Grof3teil macht dabei mit 46 % Wind-
energie an Land aus, gefolgt von Solarenergie mit 40 % (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020). Die Stromer-
zeugung in Deutschland wird damit zunehmend regenerativer. Im Jahr 2019 betrug die Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energietragern 244 TWh. Der Anteil der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch betrug im
Jahr 2019 42 % (BMUB 2018). Damit wurde das Ziel des Koalitionsvertrags der 18. Legislaturperiode der Deutschen
Bundesregierung (Koalitionsvertrag 2013), im Jahr 2025 einen EE-Anteil von 40 — 45 % zu erreichen, bereits deutlich
friher erfillt. Das aktuelle Ziel der Bundesregierung fiir den aus EE erzeugten Strom am Bruttostromverbrauch im Jahr
2030 wurde auf 65 % festgelegt (Koalitionsvertrag 2018). Bis zum Jahr 2050 sollen es mindestens 80 % sein, was fast
einer Verdopplung gegeniiber dem Jahr 2019 entspricht (EEG 2014). Die neuen Ziele der EU-Kommission zur Reduktion
der THG-Emissionen um 55 % bis zum Jahr 2030 (Européische Kommission 2020) kénnten sich zukiinftig in einer Erho-
hung der Ziele auf Bundesebene widerspiegeln.
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Abbildung 2.5:  Entwicklung der installierten Leistung erneuerbarer Energien mit Zahlungsanspruch nach dem EEG (eigene Darstellung basierend auf
Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (2020)).

2.2 Stromnetze

Der Zweck des elektrischen Stromnetzes ist die gesicherte Ubertragung und Verteilung von Elektrizitit. Das europaische
Stromnetz wird im europdischen Verbund mit 50 Hz Wechselstrom betrieben. Stromnetze verbinden Stromerzeuger
und -verbraucher und entstehen durch die elektrische Verbindung von Netzbetriebsmitteln wie Kabeln, Freileitungen,
Transformatoren und Spannungsreglern. Es existieren verschiedene Netzebenen, die bei unterschiedlicher Spannung von
verschiedenen Netzbetreibern betrieben werden. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Das deutsche Hochstspannungsnetz dient der Ubertragung und dem Transport von Elektrizitat iiber groRe Distanzen und
wird mit einer Spannung von 220 kV oder mehr betrieben. Zukiinftig kommen hier auch Héchstspannungs-Gleichstrom-
leitungen (HGU) zum Einsatz, welche geringere Ubertragungsverluste aufweisen als die Ubertragung mit dreiphasigem
Wechselstrom. In Deutschland existieren vier Hochstspannungsnetzgebiete bzw. Regelzonen, die von unterschiedlichen
Ubertragungsnetzbetreibern (UNB) betrieben werden (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020). Auf der Hochst-
spannungsebene speisen zentrale, meist konventionelle Kraftwerke direkt ein. Die Regelzonen sind tUber Kuppelleitungen
miteinander sowie mit Netzgebieten der untergelagerten Spannungsebenen (ber Transformatoren verbunden. (Schwab
2020)

Das Verteilnetz ist wiederum nach Spannungsebene untergliedert (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020; dena
2012):

— Hochspannungsebene (110 kV),
— Mittelspannungsebene (10 — 30 kV), sowie
— Niederspannungsebene (400 V)

Es diente historisch primar der lokalen Verteilung der Elektrizitat bis zu den Endverbrauchern. Umspannwerke verbinden
diese Netzebenen untereinander. In Deutschland betrdgt die Lange der Kabel und Freileitungen der Verteilnetzbetreiber
(VNB) ein Vielfaches der Stromkreislange der UNB. Die der UNB belief sich im Jahr 2018 auf 36.800 km. Die Strom-
kreisldnge der VNB betrug 814.200 km, wobei 94.200 km auf die Hochspannungsebene entfallen. Die Verteilnetzinfra-
struktur ist regional sehr unterschiedlich. Im Bereich von Stadten kommen vermehrt Kabelnetze zum Einsatz, in l&ndlichen
Gebieten befinden sich zumeist Freileitungen. Auch die Planung der Hochspannungsnetze erfolgte historisch entsprechend
der lokalen Gegebenheiten. Im Vergleich zu den Netzen der Nieder- und Mittelspannungsebene sind Genehmigungsver-
fahren komplexer, die Investitionen héher und die Netztopologie individueller. Insgesamt gibt es in Deutschland tiber 800
VNB. Die meisten Verbraucher sind in Deutschland an das Verteilnetz angeschlossen. Im Jahr 2018 wurden 5 % des
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Strombedarfs aus dem Ubertragungsnetz entnommen, 95 % aus dem Verteilnetz. Kleine Endverbraucher wie Haushalte,
aber auch E-PKW, haben einen Netzanschluss auf der Niederspannungsebene. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt
2020; dena 2012)

Die heutigen Verteilnetze wurden friiher so ausgelegt, dass die Versorgungssicherheit selbst in extremen Situationen stets
gewahrleistet ist. FUr die Netzplanung in der Hochspannungsebene werden daftr bspw. der Fall der maximalen Belastung
aller Netzbetriebsmittel (sogenannter Starklastfall), sowie das Riickspeisen in hohere Netzebenen aufgrund hoher EE-Ein-
speisung und geringer Stromentnahme untersucht. (dena 2012) In allen Féllen muss — trotz 100%iger Belastung aller Be-
triebsmittel — ein (n-1)-sicherer Betrieb gewéhrleistet sein. Das (n-1)-Prinzip stellt einen robusten Netzzustand sicher und
ist gewahrleistet, wenn bei einem Ausfall eines Netzbetriebsmittels (z. B. einer Leitung) alle weiteren Betriebsmittel ohne
Uberlastung weiterbetrieben werden kénnen. (Schwab 2020)

Die Richtung des Leistungsflusses verlief historisch bedingt Uiberwiegend von den héheren Spannungsebenen mit Strom-
erzeugung aus uberwiegend konventionellen Kraftwerken zu den niederen Spannungsebenen. Die Richtung des Stromflus-
ses wurde durch die Struktur der Stromerzeugung bestimmt. Durch den Ausbau erneuerbarer Energien und der damit ein-
hergehenden Dezentralisierung der Elektrizitatserzeugung findet immer mehr Einspeisung im Verteilnetz statt, v. a. aus
Windkraft- und PV-Anlagen. Dadurch kommt es mittlerweile auch zu Leistungsflissen in umgekehrter Richtung. Vor
allem der EE-Zubau hat einen groRen Einfluss auf die Versorgungsaufgabe in Verteilnetzen. Die gesetzliche Verpflichtung
der VNB zum Anschluss der EE-Anlagen besteht unabhéngig von Beschaffenheit und Kapazitaten im jeweiligen Netz und
stellt VNB vor groRe Herausforderungen. (dena 2012; Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020) Aus den Verande-
rungen in der Stromerzeugung ergeben sich Herausforderungen fur die Elektrizitatsversorgung. Um die Energiewende zu
ermoglichen und eine sichere und zuverldssige Versorgung der neuen elektrischen Verbraucher zu gewahrleisten, gehéren
neben der ErschlieBung von Flexibilitat der Ausbau der Stromnetze sowie der optimierte Netzbetrieb zu den wichtigsten
MaRnahmen. Aufgrund der Heterogenitat der Verteilnetze kommen unterschiedliche Strategien der Netzfiihrung zum Ein-
satz. Auf die Mainahmen im Bereich des Netzausbaus sowie der Netzfuhrung wird in Kapitel 3.1 n&her eingegangen.

2.3 Flexibilitit

Angesichts von Netzengpéassen in volatilen Energiesystemen und zum Ausgleich von Stromerzeugung und -verbrauch wird
in Zukunft vermehrt Flexibilitat benétigt. Die Bundesnetzagentur verwendet fir den Begriff Flexibilitat die Definition des
Branchenverbands der européischen Elektrizititswirtschaft Eurelectric: ,,Flexibilitit ist die Verdnderung von Einspeisung
oder Entnahme in Reaktion auf ein externes Signal (Preissignal oder Aktivierung), mit dem Ziel eine Dienstleistung im
Energiesystem zu erbringen. Die Parameter um Flexibilitat zu charakterisieren beinhalten: die Héhe der Leistungsveran-
derung, die Dauer, die Verdnderungsrate, die Reaktionszeit, der Ort etc.“ (Bundesnetzagentur 2017).

Flexibilitat kann in gewissem Umfang durch Stromerzeugungsanlagen bereitgestellt werden (vgl. Abschnitt 3.2) oder durch
Speicher und Verbraucher, wie bspw. Elektrofahrzeuge. In der vorliegenden Arbeit wird ausschlieBlich das Flexibilitats-
potenzial von E-PKW untersucht und bewertet. Neben E-PKW gibt es jedoch weitere Zukunftstechnologien, von denen
die Wichtigsten zur Vollstandigkeit hier kurz vorgestellt werden.

Power-to-X

Zu den Power-to-X (P2X)-Technologien z&hlen Power-to-Gas (P2G), Power-to-Liquids (P2L) und Power-to-Heat (P2H).
Wenn Uberschissige EE-Energie zur Produktion von synthetischen fliissigen (P2L) oder gasférmigen (P2G) Kohlenwas-
serstoffen verwendet wird, kdnnten Abregelung vermieden und diese Kohlenwasserstoffe (zumindest teilweise) unabhén-
gig von der Stromerzeugung aus fossilen Brennstoffen und damit CO2-neutral erzeugt werden. Bei den P2G- und P2L-
Verfahren wird zundchst aus Wasser (iber Elektrolyse Wasserstoff hergestellt. Dieser kann spater in industriellen Betrieben
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oder fur die Erzeugung chemischer Produkte verwendet, direkt oder nach Umwandlung in flussige oder gasformige Kraft-
stoffe? bspw. zum Laden von Brennstoffzellen-Fahrzeugen eingesetzt, in das Erdgasnetz eingespeist, oder spéter bspw. in
KWK-Anlagen rickverstromt werden. (Wulf et al. 2020)

Ein Vorteil fur die Nutzung von P2G ist die bereits verfiigbare Gasinfrastruktur. Nach Reaktion von Wasserstoff und Koh-
lenstoffdioxid zu Methan (Methanisierung) kann Letzteres direkt einspeist werden kann. Methan ist daher fur die langfris-
tige Speicherung gut geeignet. Auch Wasserstoff kann dem Erdgasnetz beigemischt werden, in Deutschland bis zu einem
Anteil von 10 %. Wenn zukinftig groRere Mengen Wasserstoff transportiert und verteilt oder gespeichert werden sollen,
muss eine Wasserstoffinfrastruktur zunéchst ausgebaut werden. Da der Bedarf und die Rahmenbedingungen einer solchen
Infrastruktur unsicher sind, gestalten sich Prognosen der Wirtschaftlichkeit jedoch als schwierig. (Binger et al. 2014;
Jansen und Sager-Klauf? 2018)

Die Deutsche Bundesregierung hat im Jahr 2020 die Nationale Wasserstoffstrategie prasentiert, welche das Ziel formuliert,
bis zum Jahr 2030 einen Teil des Wasserstoffbedarfs durch Erzeugungsanlagen (sowohl EE-Anlagen zur Stromerzeugung
als auch Elektrolyseanlagen) im Inland zu decken. Bis zum Jahr 2030 sollen bis zu 5 GW zugebaut werden, bis spatestens
2040 sollen weitere 5 GW installiert sein. (Bundesregierung 2020) Laut Wulf et al. (2020) waren Mitte 2020 insgesamt
220 auf der Elektrolyse basierende P2X-Anlagen zur Forschung und Demonstration in ganz Europa installiert. Bis zum
Jahr 2025 sollen in Deutschland insgesamt 95 Demonstrationsanlagen mit einer Leistung von rund 0,5 GW in Betrieb sein.
Dennoch ist die Marktreife der eingesetzten Verfahren aufgrund der Komplexitét noch gering und die Kosten sind relativ
hoch (Jansen und Sager-Klauf? 2018).

Auch wenn es Ideen gibt, zur Vermeidung von Einspeisemanagement P2G-Anlagen in der Nadhe von Windparks zu instal-
lieren (BWE 2015), ist die sogenannte ,,Windgas*“-Produktion derzeit nicht wirtschaftlich, auch bei Kombination mit einem
Speicherbetrieb, bei welchem bei geringen Marktpreisen eingespeichert und bei hohen Marktpreisen ausgespeichert wird.
Die fehlende Wirtschaftlichkeit ist v. a. darauf zurtickzufiihren, dass die Volllaststunden gering® und die Kapitalkosten
hoch sind, der Marktpreis flr Erdgas deutlich unterhalb des GrolRhandelsmarktpreises fur Elektrizitat liegt, und die Elektro-
lyseure Steuern und Umlagen entrichten mussen. Um die Elektrolyseure wirtschaftlich zu betrieben, sind jéhrlich
3.000 — 5.000 Volllaststunden notwendig, welche allein durch den Windgas-Anwendungsfall nicht erreicht werden kon-
nen. (Jansen und Sager-Klau® 2018; Bilnger et al. 2014; Drinert et al. 2019) Gemal? Bunger et al. (2014) ist eine Wirt-
schaftlichkeit nur mit hohen Preisen fir CO,-Emissionszertifikate mdglich, da die Herstellung von aus P2G produziertem
Methan verlustbehaftet ist und die Herstellungskosten von den Preisen des bezogenen Stroms sowie den Kapitalkosten des
Elektrolyseurs abhangen. Auch der Umwandlungspfad Uber die Methanisierung zum Einsatz in Erdgasfahrzeugen ist mit
einem geringen Gesamtwirkungsgrad und daher mit hohen Kosten verbunden (Biinger et al. 2014).

Power-to-Heat

Mit P2H werden Verfahren zur Umwandlung von Strom zu Wérme bezeichnet, wobei der Strom direkt genutzt oder zu-
néchst gespeichert werden kann. Die P2H-Verfahren werden (iberwiegend zur Nah- und Fernwarmeversorgung eingesetzt.
Heizelemente werden mit Strom betrieben und erwérmen Wasser in Speichern (HeilBwasserkessel) fiir einen spateren Ge-
brauch oder zur Speisung von Fernwérmenetzen. Eine weitere Anwendung von P2H ist der dezentrale Einsatz von Wér-
mepumpen. Diese haben im Vergleich zu HeiBwasserkesseln einen héheren Wirkungsgrad sowie geringe Betriebskosten,
sind jedoch auch teurer. Sowohl Warmepumpen als auch Elektroden-HeiRBwasserkessel sind bereits technisch ausgereift.
Vor allem die Verbreitung von Warmepumpen ist in den letzten 20 Jahren stark angestiegen. (Jansen und Sager-Klauf}
2018; Doderer et al. 2017)

2 Synthesegase bestehen aus Wasserstoff und Kohlenstoff und sind eine Vorstufe eines bspw. gasformigen Produkts, wie z. B. Methan. Das produ-
zierte Methan wird wiederum als gasformiger Kraftstoff verwendet. Zu den flissigen Kraftstoffen zahlen mittels Methanolsynthese hergestelltes
Methanol, Fischer-Tropsch Diesel sowie Dimethylether, die entweder unmittelbar als Treibstoff oder als Edukte fiir Brennstoffzellen verwendet
werden konnen. (Wulf et al. 2020; Jansen und Sager-Klau 2018)

3 Im Fall des ausschlieRlichen Betriebs mit Uberschussstrom.
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KWK-Anlagen kdnnen unter gewissen Bedingungen* und nach der NachrUstung einer elektrischen Wérmeerzeugung be-
reits heute zur Nutzung von Uberschussstrom im Zuge der Sektorenkopplung eingesetzt werden. GemaR § 13 Abs. 6a des
Energiewirtschaftsgesetztes (EnWG 2005) kann nach einer vertraglichen Regelung zwischen dem Betreiber der KWK-
Anlage sowie dem UNB im Fall einer Uberschusssituation die elektrische Erzeugungsleistung der KWK -Anlage reduziert
und die Wéarmeversorgung stattdessen mit der nachgerUsteten elektrischen Wérmeerzeugungsanlage sichergestellt werden.
Der Betreiber der KWK-Anlage erhélt dafir eine Vergiitung sowie eine Erstattung der Strombezugskosten.

Drunert et al. (2019) haben die Wirtschaftlichkeit verschiedener P2X-Technologien analysiert und dabei inshesondere
P2G-Verfahren im Wettbewerb zu anderen P2X-Verfahren firr die Nutzung von Uberschussstrom untersucht. Sie zeigen,
dass fiir P2X derzeit aufgrund hoher Kapitalintensitat und entsprechend hoher benétigter Volllaststunden kein kostende-
ckender Betrieb mdglich ist. P2H waére flir Nah- und Fernwérme wirtschaftlich, sofern Umlagen, Abgaben und Netzentgelte
entfielen.

Stationére Batteriespeicher

Hinsichtlich der Bereitstellung von Flexibilitat kénnen stationdre Speicher dieselben Dienstleistungen erbringen wie
E-PKW. Vor allem auf Lithium-lonen-Technologie basierende Batteriespeicher profitieren von den Entwicklungen der
Elektromobilitat und sinkenden Preisen. Auch ist zukinftig eine verstérkte Verbreitung sogenannter Second-L ife Batterie-
speicher, welche ausgediente Batterien alter Elektrofahrzeuge wiederverwenden, vorstellbar (Casals et al. 2019; Funke et
al. 2020). Laut EU-Richtlinie zum Elektrizitatsbinnenmarkt (Europdisches Parlament und Rat 2019a) ist es VNB nicht
gestattet, Eigentlimer und Betreiber von Energiespeicheranlagen zu sein (Art. 36 Abs. 1)°. Ausnahmen sind maglich fir
sogenannte vollstandig integrierte Netzkomponenten oder wenn es fiir einen zuverldssigen und sicheren Netzbetrieb erfor-
derlich ist. Ein marktbasierter und wettbewerblicher Einsatz von Batteriespeichern wird bevorzugt, der Einsatz von Batte-
riespeichern auf verschiedenen Elektrizitdtsméarkten ist somit moglich, sofern diese nicht als vollstdndig integrierte Netz-
komponenten gelten.

Demand Response

Vor allem in Haushalten befinden sich viele kleinteilige Verbraucher, die in gewissen Grenzen flexibel betrieben werden
kdnnen. Insbesondere im Bereich der Kuhl- und Wérmeversorgung besteht ein groRRes Potenzial der Flexibilisierung ohne
KomforteinbuBRen. Beispielsweise konnen Kihlphasen von Kiihlschréanken oder der Betrieb von Warmepumpen (Steuer et
al. 2019; Dengiz und Jochem 2020; Schwarz et al. 2018) und Mikro-Blockheizkraftwerken (Jochem et al. 2015b) zur
Warmwasser- und/ oder Heizwarmebereitstellung zeitlich verlagert werden. In Verbindung mit der geplanten Verbreitung
von steuerbaren Messgeréten kann zukinftig auch die Flexibilitat dieser kleinen Verbraucher direkt oder (iber einen Ag-
gregator an Elektrizitdtsmarkten gehandelt werden. Die Flexibilisierung der Nachfrage kann dabei tber Stromtarifkonzepte
angereizt werden (Hayn 2016). Unter den heutigen Bedingungen ist dies noch nicht wirtschaftlich (Steuer et al. 2019).

Gesteuertes Laden von Elektrofahrzeugen

Der Strombedarf eines E-PKW mit einer j&hrlichen Fahrleistung von 12.500 km wird zukunftig im Bereich von
2.000 kwWh/Jahr liegen (vgl. Abschnitt 5.2.1). Das entspricht fast 80 % des jahrlichen Strombedarfs von Haushaltskunden®.
Somit wird sich der Strombedarf einzelner Haushalte durch die Nutzung eines E-PKW nahezu verdoppeln, d. h. die Menge
der produzierten, tibertragenen und verteilten Energie steigt je nach E-PKW-Durchdringung entsprechend an. Gleichzeitig
bieten E-PKW aufgrund ihrer langen Standzeiten von rund 23 Stunden téglich (vgl. Abschnitt 4.3.1) ein hohes Potenzial,
um die Batteriekapazitat in diesen Zeiten als Flexibilitat fur das Energiesystem zu nutzen.

4 U. a. muss die Anlage zur Behebung von Netzengpassen geeignet sein, sich im Netzausbaugebiet befinden, eine elektrische Leistung tber 500 KW
haben, und vor dem 01.01.2017 in Betrieb genommen worden sein.

5 Grund hierfiir ist die gesetzlich festgelegte Entflechtung (“Unbundling”) des Strommarkts, womit eine Trennung von Netz, Vertrieb und Betrieb von
Stromerzeugungsanlagen einhergeht.

& GemaR Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (2020) lag der durchschnittliche Strombedarf von Haushaltskunden in Deutschland im Durch-
schnitt bei etwa 2.575 kWh/Jahr.
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E-PKW und Plug-In-Hybride (vgl. Abschnitt 2.4.1) kénnen Flexibilitat bereitstellen, indem Ladevorgénge unterbrochen
oder zeitlich verschoben werden oder indem die Leistungsaufnahme geé&ndert wird. Im Folgenden wird bei der Erbringung
der eben beschriebenen Flexibilitdt durch E-PKW von unidirektional gesteuertem Laden gesprochen (kurz: gesteuertes
Laden). Durch bidirektional gesteuertes Laden kann der Leistungsfluss gar umgekehrt werden, was bedeutet, dass die
Fahrzeuge auch Elektrizitat ins Netz riickspeisen. Hierbei wird von Vehicle to Grid (V2G) gesprochen.

Die IEA (2020) hat das Lastverschiebepotenzial von Elektrofahrzeugen fur ein Szenario im Jahr 2030 bestimmt, in wel-
chem Elektrofahrzeuge 30 % aller Neuzulassungen ausmachen. Durch die Verschiebung der abendlichen Ladevorgénge
auf den Zeitraum von 23 bis 5 Uhr mit dem Ziel der Vermeidung von Spitzenlastzeiten kann der Beitrag von Elektrofahr-
zeugen an der gesamten Spitzenlast auf unter 4 % reduziert werden. Ohne diese Lastverschiebung wiirde dieser Anteil in
der EU bei rund 10 % liegen. Die Lastverschiebung kann durch zeitabhéngige Ladestrategien erfolgen, indem der Start-
zeitpunkt des Ladevorgangs von der Fahrzeugnutzerin im Voraus oder durch eine Steuerung auf einen bestimmten Zeit-
raum festgelegt wird. Mit der Nutzung der Flexibilitdt von E-PKW kdnnen Netzausbaukosten vermieden oder verzégert,
EE-Abregelung vermieden und Erlése an Markten erzielt werden. Damit kann gesteuertes Laden sowohl aus Sicht des
Netzbetreibers als auch aus Perspektive der E-PKW-Nutzenden wirtschaftlich sein. Durch den Einsatz bidirektionalen,
gesteuerten Ladens kénnen E-PKW dartber hinaus gezielt fur Peakshaving eingesetzt werden.

Es wird derzeit diskutiert, die Dimensionierung v. a. von Netzsegmenten im Niederspannungsbereich nicht mehr alleinig
getrieben durch die Verbraucherseite vorzunehmen. Eine Grundlage dafir ist die Erwartung, dass sich in Zukunft bei den
Ladevorgéngen von E-PKW ohne Ladesteuerung eine Gleichzeitigkeit einstellt. Dies kann durch das Mobilitatsverhalten
getrieben sein, wenn viele Pendler nach Feierabend zwischen 17 — 19 Uhr die Ladevorgénge starten. Eine weitere Ursache
koénnten zeitgleiche Reaktionen auf Preissignale sein, welche zukiinftig bei volatileren Preisen und dem Vertrieb z. B. durch
Aggregatoren mit zentral und fiir mehrere Fahrzeuge identisch berechneten Ladeplanen auftreten kdnnen. Die Bundesnetz-
agentur schlagt daher ein volkswirtschaftlich optimales Mal? fiir den Netzausbau vor. Neben der marktseitig getriebenen
Steuerung von Ladevorgangen zum Zweck der Kostenminimierung wird daher auch eine Steuerung durch VNB zur Ver-
meidung von Netzengpdassen notwendig sein. (Bundesnetzagentur 2017)

Im Rahmen mehrerer Forschungsprojekte wird aktuell in Feldtests gezeigt, dass der Ladeprozess von E-PKW technisch
gesteuert werden kann. Dabei werden verschiedene Ziele und Algorithmen und oft auch die Umsetzung der Ruickspeisefa-
higkeit der Fahrzeuge erforscht (Marinelli et al. 2020). Laut Nationaler Plattform Zukunft der Mobilitat (NPM 2020a) kann
bei der Netzintegration von E-PKW die Organisation zwischen Netz und Fahrzeug auf zwei Arten organisiert werden. Im
Fall einer Netzvertraglichkeit hélt ein E-PKW-Kunde vertragliche Verpflichtungen am Netzanschluss ein. Der Netzbetrei-
ber steuert den Ladevorgang jedoch nicht. Im Fall einer Netzdienlichkeit gibt es direkte Steuersignale oder Anreize zur
Lastverschiebung seitens des Netzbetreibers. Nach erfolgter Netzintegration kénnten weitere Strategien zum Lademanage-
ment zum Einsatz kommen. Damit kdnnte gemall (NPM 2020a) bspw. preisoptimiert geladen (vgl. auch Ensslen et al.
2019), die Ladevorgéange auf Zeiten verfligbharer EE verlagert (bspw. Kaschub 2017) oder Regelenergie bereitgestellt wer-
den (bspw. Liu et al. 2013).
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Den groBten Anteil am Nettostromverbrauch” in Deutschland hat der Industriesektor mit 46 % (Abbildung 2.6). Es folgen
die Sektoren Gewerbe, Handel und Dienstleistungen mit 27 % sowie Haushalte mit 25 %. Der Verkehr ist fir 2 % des
Stromverbrauchs verantwortlich. (BDEW e.V. 2020a)

M Industrie
B Gewerbe, Handel und
Dienstleistungen

= Haushalte

Verkehr

Abbildung 2.6:  Nettostromverbrauch im Jahr 2019 nach Verbrauchergruppen in Deutschland (eigene Darstellung basierend auf BDEW e.V. (2020a)).

Zukinftig ist mit neuen Stromverbrauchern zu rechnen. Neben dem Einsatz der bereits erwéhnten Warmepumpen zur
Warme- und Warmwassererzeugung wird auch der Verkehrssektor zunehmend elektrifiziert werden. Zu den MaRnahmen
der Elektrifizierung im Mobilitatsbereich zahlen der Hochlauf der Elektromobilitat, die Verlagerung von Personen- und
Gterverkehr auf die Schiene, sowie der Ausbau und die Elektrifizierung des Schienenpersonennahverkehrs. Der Hochlauf
der Elektromobilitat bezieht sich dabei auf die Neuzulassungen von batterieelektrischen oder Hybrid-Fahrzeugen, ein-
schliellich leichter Nutzfahrzeuge z. B. flir konventionelle Lieferkonzepte, aber auch auf den Schwerlastverkehr. (Um-
weltbundesamt 2020b; Gerbert et al. 2018; Koalitionsvertrag 2018) Im Fokus dieser Arbeit stehen Personenkraftwagen.
Im Folgenden wird auf die Entwicklung elektrisch betriebener PKW im Hinblick auf Technologien und Marktentwicklung
eingegangen.

2.4.1 Fahrzeuge

Bei batteriebetriebenen Elektrofahrzeugen wird meist zwischen reinen Elektrofahrzeugen, die ausschlieflich mit elektri-
scher Energiequelle und Elektromotor betrieben werden, und Hybrid-Fahrzeugen unterschieden (KBA 2020b; NPE 2018;
IEA 2020). Die Antriebsenergie in batteriebetriebenen Elektrofahrzeugen wird durch eine Batterie geliefert, welche mittels
Elektrizitdt vom Netz geladen wird. Hybrid-Fahrzeuge sind neben dem Elektromotor auch mit einem Verbrennungsmotor
ausgestattet. Sofern sie auch extern Uber das Stromnetz geladen werden konnen, werden Letztere als ,,Plug-in-Hybrid
Electric Vehicles“ (PHEVs) bezeichnet. Das Antriebskonzept, die GroRe des Verbrennungsmotors und die Reichweite der
Batterie kdnnen dabei variieren. Wenn der Verbrennungsmotor ausschlief3lich der Reichweitenverlangerung des Fahrzeugs
dient®, wird oftmals von sogenannten ,,Range Extended Electric Vehicles“ gesprochen (NPE 2018). Die Kapazitat der
Batterien von PHEVs ist Ublicherweise kleiner als die von E-PKW, die Stromnachfrage ist geringer. Zukdinftig sollen die
Batterien in E-PKW und PHEVs auch bidirektional genutzt werden, d. h. Strom in das Netz zuriickspeisen kénnen (NPE
2018).

" Der Nettostromverbrauch bezeichnet die von den Verbrauchern genutzte Energie (exkl. Eigenbedarf thermischer Kraftwerke und Netzverluste).
8 D.h. hohe elektrische Reichweite und serielle Anordnung von Verbrennungs- und Elektromotor.
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Der weltweite Bestand an E-PKW und PHEYV steigt kontinuierlich. Im Jahr 2014 waren rund 398 Tausend E-PKW und
295 Tausend PHEV im PKW-Segment zugelassen, 2019 waren es bereits insgesamt 7,2 Mio., davon 4,8 Mio. E-PKW
(Abbildung 2.7). Obwohl die j&hrlichen globalen Wachstumsraten zuletzt gesunken sind, bleibt der Zuwachs bei E-PKW
mit 46 % im Jahr 2019 nach wie vor hoch. E-PKW machten 2019 zwei Drittel der weltweiten elektrischen PKW-Flotte
aus. Im Jahr 2019 waren in China mit 47% die meisten E-PKW und PHEV zugelassen (IEA 2020). In Deutschland waren
es 2 %. Der Anteil von PHEV am globalen Elektrofahrzeugbestand nimmt von Jahr zu Jahr ab und lag 2019 bei 33 %. Der
Marktanteil von neu verkauften Elektrofahrzeugen betrug 2019 weltweit 2,6 %. In China lag er bei 4,9 %, in Europa bei
3,5 %. Weltweit ging das Wachstum der Verkaufszahlen von Elektrofahrzeugen von 2018 — 2019 jedoch zuriick. Den glo-
balen Rickgang des Wachstums fiihrt die IEA auf verschiedene Ursachen zurtick. Erstens geht der Absatz fir PKW ins-
gesamt zurlick, nur Europa ist hier eine Ausnahme. Zweitens werden die Kéaufe von Elektrofahrzeugen in einigen Regionen
wie China und den USA weniger stark subventioniert. Drittens gibt es Zurlickhaltung bei Ké&ufen aufgrund erwarteter
Technologiespriinge und neuer Fahrzeugmodelle. Es wird erwartet, dass sich die Anzahl verfligbarer Modelle von 250 im
Jahr 2019 bis zum Jahr 2025 etwa verdoppelt. (IEA 2020)
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Abbildung 2.7:  Entwicklung des Bestands an E-PKW und PHEV (nur PKW) weltweit (eigene Darstellung basierend auf IEA (2020)).

Fur das Jahr 2030 hat die IEA zwei Szenarien entwickelt und prognostiziert einen Bestand von 120 — 200 Mio. E-PKW
und PHEV, was 8 — 14 % vom Gesamtbestand entspricht. Zwei Drittel der weltweiten elektromobilen Flotte werden dann
rein batterieelektrisch betrieben sein. (IEA 2020)

Auch in Deutschland steigt der Bestand an E-PKW und PHEV kontinuierlich. Anfang 2014 waren rund 22.000 E-PKW
und PHEV zugelassen, am 1. Januar 2020 waren es bereits insgesamt 239.000 Elektrofahrzeuge im PKW-Segment, davon
137.000 E-PKW (Abbildung 2.8). E-PKW und PHEV machen damit derzeit 0,5 % des gesamten PKW-Bestands in
Deutschland aus. Der Anteil der PHEV unter den (teil-)elektrisch betriebenen PKW ist dabei relativ konstant und betragt
aktuell 43 %. Er liegt damit rund 10 % Uber dem weltweiten Niveau. Ein Riickgang der Wachstumsraten wie auf globalem
Niveau kann jedoch in Deutschland nicht beobachtet werden. Die jéhrlichen Wachstumsraten schwanken zwar stérker,
lagen jedoch in den letzten drei Jahren konstant tiber 50 %. (KBA 2020a)

18



2.4 Elektromobilitat

160.000 100%
140.000 90%
80%
120.000
0%
. —
o, 100000 R 60% G
c [ J [ e
£ 80.000 50% 2
& 0, %
60.000 40% 8
= ¢ 0% >
40.000
20%
20.000 I I 10%
o 1 l 0%
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

mE-PKW PHEV e Jahrliche Wachstumsraten E-PKW Jahrliche Wachstumsraten PHEV

Abbildung 2.8:  Entwicklung des Bestands an E-PKW und PHEV (nur PKW) in Deutschland, jeweils zum 1. Januar des Jahres (eigene Darstellung
basierend auf KBA (2020a)).

Die Bundesregierung hat das Ziel von 7 — 10 Mio. zugelassenen Elektrofahrzeugen bis 2030 definiert (Bundesregierung
2019). Fr den E-PKW-Bestand in Deutschland im Jahr 2030 haben drei Studien jeweils ein optimistisches und ein mode-
rates bzw. pessimistisches Szenario flr die Marktdurchdringung von Elektrofahrzeugen entwickelt. Das ehrgeizige Ziel
der Bundesregierung wird jedoch nur in ambitionierten bzw. optimistischen Szenarien erreicht. Mit 10 — 15 % bzw. 4,2 - 7
Mio. Elektrofahrzeugen® prognostiziert die Nationale Plattform Elektromobilitdt (NPE 2018) den geringsten Anteil am
gesamten Fahrzeugbestand. BCG und Prognos (2019) gehen bspw. von 15 — 20 % bzw. 6,5 — 8,9 Mio. E-PKW und PHEV
aus. Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitat und RE-xpertise (2019) ermitteln mit 13 — 33 % bzw. 6 — 15 Mio. E-
PKW den hochsten Anteil von E-PKW am Fahrzeugbestand in einem optimistischen Szenario.

Mobilitatsstudien zeigen, dass PKW rund 23 Stunden am Tag stehen (vgl. Abschnitt 4.3.1). Wenn Fahrzeuge zukiinftig
batterieelektrisch betrieben werden, kdnnen sie in dieser Zeit fur andere Energiedienstleistungen genutzt werden. Da
E-PKW eine grolRere Speicherkapazitat als PHEV aufweisen, liegt der Fokus dieser Arbeit auf E-PKW.

2.4.2 Ladeinfrastruktur

Mit der Umstellung der Antriebstechnologie gehen die Entwicklung und der Ausbau der Ladeinfrastruktur einher. Aktuell
ist eine Bandbreite technischer Losungen fur die Ladestationen verfuigbar. Im Folgenden werden die relevanten technischen
Aspekte sowie die Marktentwicklung vorgestellt.

Ladestationen weichen laut der Internationalen Energieagentur IEA (2019) in drei Eigenschaften voneinander ab:
—  Der Ladeleistung, oft als ,,Level“ bezeichnet;

— Dem physischen Stecker, d. h. die Steckverbindung zwischen Ladestation und Fahrzeug. Diese wird auch ,, Typ*
oder ,,Steckertyp* genannt;

—  Sowie der Kommunikation zwischen dem Fahrzeug und der Ladestation. Der Lademodus bzw. ,,Mode* bezeich-
net das oftmals verwendete standardisierte Kommunikationsprotokoll.

® Hierunter fallen rein batterieelektrisch betriebene Fahrzeuge sowie PHEV in den Segmenten Pkw und leichte Nutzfahrzeuge. Die angegebenen
Werte lassen keine Riickschlusse auf den prognostizierten E-PKW-Bestand zu.
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In Europa wird bei einer Ladeleistung von bis zu 3,7 kW von konventionellem Laden oder ,,Level 1* mittels Wechselstrom
und einem haushaltstiblichen Schuko-Stecker gesprochen. ,,Level 2 bezeichnet langsame Ladestationen zwischen 3,7 und
22 kW Wechselstrom. Hierflir hat sich in Europa der sogenannte Typ 2-Stecker sowohl fahrzeugseitig als auch an der
Ladestation durchgesetzt. Dieser Stecker wird auch bei Schnellladestationen verwendet, die mit dreiphasigem Wechsel-
strom und Ladeleistungen zwischen 22 und 43,5 kW betrieben werden. Bei hoheren Ladeleistungen wird mit Gleichstrom
geladen. Hierfiir hat sich in Europa CCS Combo 2 als Stecker durchgesetzt — in Europa in der Regel Giber den sogenannten
CCS Combo 2 Stecker, der bereits fest an der Ladestation installiert ist. Der Begriff ,,.Level 3 bezieht sich sowohl auf AC-
als auch auf DC-betriebene Schnellladestationen. (IEA 2019) In Anbetracht der Entwicklungen im Schnellladebereich wird
die Ladedauer immer kiirzer, was vor allem flr Langstrecken relevant ist. Zudem werden immer mehr Ladestationen mit
Leistungen von 250 — 500 kW eingesetzt bzw. geplant, was deutlich Gber den derzeit Giblichen Leistungen von 50 — 120 kW
liegt (IEA 2020).

Ladevorgange finden an verschiedenen Orten statt, welche unterschiedlich kategorisiert werden. Oftmals wird zwischen
Laden zuhause, am Arbeitsplatz und ¢ffentlichem Laden unterschieden (Fattler et al. 2019; Heinz 2018). Der &ffentliche
Bereich umfasst dabei Ladestationen entlang der Strale, z. B. in Innenstédten und auf halb-6ffentlichen Flachen wie Su-
permarkt-Parkplatzen. Die NPM (2019) sowie die IEA (2020) differenzieren zwischen dem privaten und &ffentlichen Be-
reich, wobei in den privaten Bereich sowohl der Wohnbereich als auch der gewerbliche Bereich mit Laden beim Arbeitge-
ber fallen. Das Schnellladen entlang von Autobahnen wird bspw. in NPE (2018) als separate Kategorie ausgewiesen. Aus
Sicht der Flexibilisierung der Nachfrage spielen Schnellladen und Laden im &ffentlichen Bereich eine eher untergeordnete
Rolle, da hier kiirzere Ladevorgénge stattfinden und somit der Zeitraum fiir eine mogliche Lastverschiebung stark einge-
schrankt ist.

Investitionen in Ladeinfrastruktur werden bislang v. a. von Energieversorgungsunternehmen, Ladepunktbetreibern, Her-
stellern von Ladesdulen und anderen Akteuren aus der Energiewirtschaft getétigt (IEA 2019). Die IEA (2020) zéhlte Ende
2019 insgesamt 7,3 Mio. installierte Ladepunkte weltweit. Davon hatten 89 % eine Ladeleistung von bis zu 22 kW. Bis
2030 prognostiziert die IEA je nach Szenario einen Anstieg der privaten Ladestationen, welche auch fir das Laden von
Bussen und Lastkraftwagen verwendet werden kénnen, auf 135 — 240 Mio. Die durchschnittliche Ladeleistung der La-
destationen im privaten Bereich soll dabei bis zum Jahr 2030 von 3,3 kW auf 6,7 kW steigen (IEA 2020).

Anfang September 2020 waren in Deutschland insgesamt 41.461 offentliche Ladepunkte installiert (EAFO 2020)%. In
Deutschland entfallen 85 % aller Ladevorgange auf den privaten Bereich, d. h. auf das Laden zuhause oder bei der Arbeit
(NPM 2019). Im Jahr 2019 waren 24.920 Ladestationen mit bis zu 22 kW und 4.457 Schnellladestationen mit einer Lade-
leistung Uber 22 kW installiert. Der Koalitionsvertrag (2018) strebt einen starken Ausbau der Ladeinfrastruktur bis 2020
an. Gegenilber 2017 sollen 100.000 weitere Ladepunkte installiert werden, wobei mindestens ein Drittel mit Gleichstrom
betriebene Schnelllader sein sollen. Im Klimaschutzprogramm der Bundesregierung (2019) werden bis 2030 sogar 1 Mio.
offentliche Ladepunkte zum Ziel gesetzt. Zudem soll gesetzlich geregelt werden, dass alle Tankstellen auch Lademdglich-
keiten anbieten. Neben einem weiteren Ausbau von Ladestationen wird auch eine Zunahme der Ladeleistung je Ladepunkt
erwartet. FUr das Jahr 2030 geht die FfE (2016) von Ladeleistungen in Hohe von 7,2 kW zuhause bzw. 11 kW am Arbeits-
platz aus. Fattler et al. (2019) prognostizieren flr das Jahr 2030 durchschnittlich 9,1 kW fiir das Laden zuhause und
10,2 kW am Avrbeitsplatz.

2.4.3 Lithium-Ilonen-Batterien

Lithium-lonen-Batterien (LIB) haben sich seit den 1990er Jahren zu der wichtigsten Zelltechnologie im Bereich mobiler
Unterhaltungselektronik entwickelt. Am meisten verbreitet sind LIB mit flussigem Elektrolyten. Diese weisen eine hohe
Energiedichte auf, was fur den Einsatz in Fahrzeugen aus Platz- und Gewichtsgriinden von Vorteil ist. Ebenso sind Leis-
tungsdichte, Wirkungsgrad und Lebensdauer hoch sowie die Selbstentladung gering. Ein Nachteil einiger LIB ist die ge-

10 Fir private Ladepunkte sind mangels Datenerhebung keine zuverlassigen Zahlen verfigbar.
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ringe thermische Stabilitat, die dazu fiihren kann, dass beschédigte Zellen zu brennen beginnen. Daher ist ein Batteriema-
nagementsystem wesentlich, welches Temperatur sowie Ladevorgange und -strome (berwacht. (Jossen und Weydanz
2006; Kurzweil und Dietlmeier 2018)

2.4.3.1 Begriffe und Definitionen

Im Folgenden werden die fiir diese Arbeit relevanten Begriffe basierend auf Korthauer (2018) und Kurzweil und Dietlmeier
(2018) definiert:

— Die Kapazitat einer Batterie beschreibt die verflighare elektrische Ladung und wird in Ah angegeben. Sie unter-
liegt dem Peukert-Effekt, d. h. die nutzbare elektrische Energie sinkt mit steigendem Entladestrom. Weitere Pa-
rameter, welche die Kapazitéat beeinflussen, sind die Entladeschlussspannung, die Temperatur, sowie die Art und
die Menge der Aktivmaterialien (vgl. Abschnitt 2.4.3.2).

— Die verflighare Energiemenge wird in Wh angegeben und wird durch Multiplikation der Kapazitat mit der durch-
schnittlichen Entladespannung ermittelt. Die Energiemenge ist die relevante BezugsgroRe fir die Modellierung in
Kapitel 4.

— Eine mdglichst hohe Energiedichte ist fir den mobilen Einsatz wie in E-PKW wichtig, um hohe Reichweiten bei
geringem Batteriegewicht zu realisieren. Die Energiedichte wird in Wh/I angegeben.

— Die Leistung der Batterie wird in W angegeben und ergibt resultiert aus der Multiplikation von Strom und Span-
nung.

— Der Wirkungsgrad von LIB ist mit tiber 95 % sehr hoch und sinkt mit hohen Entladestrémen ab. Der Wirkungs-
grad ist der Quotient aus entladener Energiemenge und beim Laden gespeicherter Energiemenge.

— Der State of Charge (SOC) beschreibt den Ladezustand einer Batterie und wird in % angegeben. Bei einem SOC
von 100 % ist eine Batterie vollgeladen. Eine LIB wird in einem gewissen SOC-Bereich oder SOC-Fenster ge-
nutzt, bspw. zwischen 25 % und 90 %.

— Im Gegensatz dazu beschreibt der Depth of Discharge (DOD) die Entladetiefe. Diese gibt an, zu welchem Anteil
die Energie nutzbar ist. Bei einem SOC-Bereich von 25 — 90 % betragt der DOD maximal 65 %.

— Die C-Rate oder Entladerate bestimmt den maximal erlaubten Lade- und Entladestrom und wird normiert auf die
Kapazitat angegeben. Der Strom wird bestimmt durch Multiplikation der C-Rate mit der Kapazitat. Die C-Rate
wird in der Praxis begrenzt, da hohe Strdme v. a. bei niedrigen Temperaturen (0 °C und weniger) zu irreversibler
Degradation fhren.

— Der Energiedurchsatz bezeichnet die tber die Lebensdauer kumulierte gespeicherte und entladene Energie. Da
im Betrieb verschiedene (Ent-)Ladezyklen mit unterschiedlichen Entladetiefen vorkommen, wird der Energie-
durchsatz oftmals auf die nutzbare Energie der Batterie bezogen und als sogenannte dquivalente Vollzyklen (SOC
von 0 — 100 %) angegeben.

2.4.3.2 Zellchemie und Funktionsweise

Die Zellen der LIB bestehen aus zwei Elektroden, einem trennenden Separator sowie einem Elektrolyten. In LIB, welche
in Elektrofahrzeugen zum Einsatz kommen, ist die Anode (die bei Entladung negative Elektrode) tblicherweise aus einer
Verbindung aus Graphit mit positiv geladenen Lithium-lonen (Kationen) aufgebaut. Die Kathode (die bei Entladung posi-
tive Elektrode) besteht aus einem Lithiummetalloxid, welches Lithium-lonen einlagern kann. Das Aktivmaterial der Anode
ist Ublicherweise auf einen Stromableiter bzw. Stromsammler aus Kupfer aufgebracht, das Aktivmaterial der Kathode auf
einem Aluminiumableiter. Die Elektroden sind in Kontakt mit einem flissigen Elektrolyten, oder mit einem festen oder
zahflussigen Gelelektrolyten, welcher Lithium-lonen leitet. Um die Elektroden zu trennen, wird ein fiir Lithium-lonen
durchldssiger Separator, z. B. ein Polyolefinseparator, eingesetzt. (Jossen und Weydanz 2006; Kurzweil und Dietlmeier
2018; IRENA 2017)
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Beim Entladen geben in die Graphitschicht eingelagerte Lithiumatome Elektronen tiber die negative Elektrode an den
externen Stromkreis ab. Die positiv geladenen Lithium-lonen diffundieren Gber den Elektrolyten und durch den Separator
zur Kathode, wo sie sich in die Gitterstruktur des Lithiummetalloxids einlagern. Dieser Einlagerungsvorgang wird als
Interkalation bezeichnet. Die Metallionen der Kathode wiederum nehmen die Elektroden des externen Stromkreises wieder
auf. Beim Laden l6sen sich die Lithium-lonen wieder aus der Kathode, welche Elektronen abgibt, und diffundieren zurick
zur Anode, um sich im Graphitgitter einzulagern (Abbildung 2.9). Durch die Potenzialdifferenz zwischen den beiden Elekt-
roden entsteht eine Leerlaufspannung®! von etwa 3,7 V. Nach Abschluss des Entladevorgangs fallt die Zellspannung auf
eine Entladeschlussspannung von 2,7 V ab. (Jossen und Weydanz 2006; Kurzweil und Dietlmeier 2018; IRENA 2017)
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Abbildung 2.9:  Schematische Darstellung der Funktionsweise einer Lithium-lonen-Zelle (eigene Darstellung basierend auf Fuchs et al. (2012)).

Die Wahl des Aktivmaterials fir die Kathode variiert je nach Anforderungen an Energie- und Leistungsdichte, Langlebig-
keit, sowie Sicherheit und Kosten. Im Folgenden werden die fur LIB géngigsten Kathodenmaterialien sowie ihre Vor- und
Nachteile gemal Stan et al. (2014) vorgestellt:

—  Lithium-Nickel-Kobalt-Aluminium-Oxid (LiNiCoAlO, oder NCA) weist eine hohe Energiedichte und Lebens-
dauer auf. Die Zelltechnologie ist jedoch aufgrund des Kobalt-Anteils teuer und die Sicherheit begrenzt.

—  Lithium-Kobalt-Oxid (LiCoO; oder LCO) hat eine hohe Energiedichte, jedoch auch ein hohes Sicherheitsrisiko
aufgrund geringer thermischer Stabilitat. Daher und auch aufgrund des hohen Kobaltpreises ist diese Zelltechno-
logie nicht fir den Einsatz in Elektrofahrzeugen geeignet.

—  Lithium-Eisenphosphat (LiFePO4 oder LFP) zeichnet sich zwar durch eine hohe Stabilitat und geringe Kosten
aus, jedoch ist die Energiedichte gering.

—  Lithium-Nickel-Mangan-Oxid (LiMn,O4 oder LMO) ist giinstiger und sicherer als LCO. Im Vergleich zu LFP ist
die zyklische Lebensdauer allerdings gering, weshalb die Technologie fur die Elektromobilitat nicht geeignet ist.

—  Lithium-Nickel-Mangan-Kobalt-Oxid (z. B. LiN13sM13Cy3 oder NMC) weist eine hohe Lebensdauer und eine
hohe Energiedichte auf, jedoch besteht auch ein hohes Sicherheitsrisiko.

1 Die Leerlaufspannung hangt vom Batterieladezustand ab und kann gemessen werden, wenn kein elektrischer Verbraucher angeschlossen ist.
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In den kommenden Jahrzenten sollen diese Technologien von neuen wie z. B. Lithium-Schwefel oder Lithium-Luft mit
héherer Energiedichte ersetzt werden (Kurzweil und Dietlmeier 2018).

2.4.3.3 Aufbau von Batteriepacks

Die Zellen kdnnen in verschiedenen Formaten vorliegen. In Rundzellen werden die geschichteten Zellkomponenten
Anode — Separator — Kathode zylindrisch gewickelt und von einem harten Gehduse umschlossen. Prismatische Zellen ha-
ben die Form eines Quaders und kénnen mehreren geschichtete Einheiten oder einen flachen Wickel beinhalten. Es kom-
men sowohl harte Gehduse als auch zu Taschen gefaltete Isolatorfolien zum Einsatz, welche die Zellkomponenten aufneh-
men. Sogenannte Pouchzellen sind flach und beinhalten mehrere Schichten, die von einer Folie umschlossen werden.
(Kurzweil und Dietlmeier 2018)
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Abbildung 2.10: Schematische Darstellung verschiedener Zellformate. Oben: Pouchzelle; unten links: Rundzelle; unten rechts: Prismatische Zelle
(eigene Darstellung basierend auf Kurzweil und Dietlmeier (2018)).

Um Batteriepacks fur den Einsatz in E-PKW herzustellen, werden zunachst die einzelnen Zellen zu Batteriemodulen ver-
schaltet. Falls die Module spater von auRen Uber eine Flissigkeit gekihlt werden sollen, bestehen diese aus einem dichten
Gehduse. Die Module sind mit Elektronik ausgestattet. Einerseits werden damit die Zellen iberwacht, um einen fehlerhaf-
ten Betrieb hinsichtlich Temperatur und Spannung zu erkennen. Andererseits gleicht ein Laderegler im Ruhezustand die
Ladezusténde einzelner Zellen an, falls diese in ihren Ladezustanden abweichen sollten (vgl. Abschnitt 2.4.3.5). Ein Bat-
teriepack, wie es bspw. in einem E-PKW zum Einsatz kommt, besteht aus mehreren Modulen, die elektrisch verschaltet
werden. Das Thermomanagement des Batteriepacks kann iber eine warmeleitende Flussigkeit oder tber Luftzufuhr erfol-
gen. Die Batterie kann dann im Sommer gekihlt und im Winter auf Betriebstemperatur erwarmt werden, um eine méglichst
hohe Lebensdauer zu ermdglichen. (Nelson et al. 2012)

2.4.3.4 Degradation von Lithium-Ionen-Batteriezellen

Die Degradation von Batteriezellen aufgrund chemischer Reaktionen wird auch als Alterung bezeichnet. Batterien altern
einerseits mit deren Benutzung bzw. mit dem Energiedurchsatz aufgrund von ge- und entladenen Energiemengen, was als
zyklische Alterung bezeichnet wird. Andererseits findet selbst bei Lagerung der Zellen eine kalendarische Alterung statt.
Auf einer mikroskopischen Ebene kénnen die Ursachen und elektrochemischen Zusammenhénge fiir kalendarische und
zyklische Alterung jedoch nicht ganz trennscharf betrachtet werden (Kupper et al. 2018).
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Die Degradationsprozesse fiihren v. a. zu einer Reduktion der Kapazitét der Zellen sowie zu einer Zunahme des Innenwi-
derstands. Wenn bspw. eine NMC-Zelle einen Zuwachs des anfanglichen Innenwiderstands um 50 % oder eine Reduktion
der Kapazitit auf 80 % der Anfangskapazitét erfahrt, steigt die Wahrscheinlichkeit fiir einen plétzlichen ,,Zelltod* stark an
(Ecker et al. 2014). Das Lebensdauerende einer Batterie wird oftmals als der Zeitpunkt definiert, zu dem die verbleibende
Kapazitat (State of Health oder SOH) 70 — 80 % der ursprunglichen erreicht hat. (Ecker et al. 2014; Wang et al. 2016;
Barré et al. 2013; Jalkanen et al. 2015; Kupper et al. 2018) Der Kapazitatsverlust findet laut Kupper et al. (2018) zu Beginn
und am Ende der Lebensdauer nichtlinear statt.

Die kalendarische Alterung von LIB ist abhdngig von der Zeit, der Temperatur sowie der Spannung bzw. dem SOC. Mit
zunehmender Temperatur und Spannung altern die Zellen exponentiell. Die zyklische Alterung wird vom durchschnittli-
chen SOC bzw. dem SOC-Bereich und dem DOD, der Stromrate, sowie dem Energiedurchsatz bestimmt. (Kupper et al.
2018; Schmalstieg et al. 2014; Ecker et al. 2014)

Als Hauptursache fiir die kalendarische Alterung gilt der Verlust von Aktivmaterial. Mit der Zeit bildet sich aufgrund von
Nebenreaktionen eine Schicht an der Grenzflache zwischen Elektroden und Elektrolyt, auch Solid Electrolyte Interface
(SEI) genannt. Diese SEI-Schicht formiert sich v. a. an der Anode und bindet Lithium und teilweise auch Elektrolyt. Diese
stehen dann nicht mehr fir die Hauptreaktionen, d. h. das eigentliche Laden und Entladen, zur Verfligung. Die entstandene
SEI-Schicht kann zudem aufgrund der stetigen Anderungen des Zellvolumens®? briichig werden, was wiederum das Wachs-
tum der SEI-Schicht beschleunigt. Dartiber hinaus kann es zur Verdunstung von fliissigem Elektrolyten kommen. (Kupper
et al. 2018; Ecker et al. 2014; Schmalstieg et al. 2014) Aufgrund unterschiedlicher Zelltechnologien ist es mdglich, dass
sich die relevanten Einflussfaktoren unterschiedlich auf die Alterungsprozesse auswirken.

Das Alterungsverhalten ist stark temperaturabhangig. So wachst mit zunehmenden Temperaturen oberhalb der Raumtem-
peratur die SEI-Schicht an der Anode, womit eine Zersetzung des Elektrolyten einhergeht. Bei hohen Temperaturen degra-
diert auch die Kathode aufgrund von Verlust von Metallionen, sowohl die kalendarische als auch die zyklische Alterung
steigt an. Insbesondere bei Minusgraden dominiert der Effekt des sogenannten Lithiumplatings, der mit einer irreversiblen
Ablagerung metallischen Lithiums an der Anode verbunden ist. In allen Féllen kommt es zu einem Kapazitatsverlust sowie
zu einem Anstieg des Innenwiderstands. (Waldmann et al. 2014; Vetter et al. 2005; Xu et al. 2018; Kupper et al. 2018)

Auch hohe C-Raten beschleunigen die Degradation. Zunéchst beglinstigen sie das Wachstum der SEI-Schicht der Anode.
Da hohe C-Raten auch zu einer héheren Temperatur sowie zu schnellen Anderungen des VVolumens der Elektroden fiihren,
entstehen wiederum Risse in der SEI-Schicht. Zudem verstarken hohe C-Raten bei tiefen Temperaturen das Lithiumplating.
Die Ablagerung metallischen Lithiums kommt beim Laden mit hohen C-Raten nur dann nicht vor, wenn hohe Ladezustédnde
vermieden werden. (Vetter et al. 2005; Waldmann et al. 2016; Ning et al. 2003)

Die zyklische Alterung steigt mit steigendem Energiedurchsatz an (Sarasketa-Zabala et al. 2015; Xu et al. 2018; Kupper et
al. 2018). Abbildung 2.11 zeigt die Auswirkungen des Energiedurchsatzes (angegeben in &quivalenten Vollzyklen) auf die
Lebensdauer fir verschiedene LIB-Zellen auf. Basierend auf einem vereinfachten Modell fiir die kalendarische und zykli-
sche Alterung ist im Bereich von 2.500 — 3.800 dquivalenten Vollzyklen mit einer Lebensdauer von 8 — 12 Jahren zu
rechnen. Dariiber hinaus nimmt die zyklische Lebensdauer mit zunehmendem DOD aufgrund von volumetrischen Ande-
rungen und Kapazitatsverlust zu (Vetter et al. 2005), sodass der mogliche Energiedurchsatz tiber die gesamte Lebensdauer
bei hohem DOD geringer ausfallt (Xu et al. 2018; Peterson et al. 2010; Ecker et al. 2014). Der Zusammenhang zwischen
DOD und zyklischer Lebensdauer wird oftmals in Form der sogenannten Waéhlerkurve visualisiert (Abbildung 2.12).

Der durchschnittliche SOC sowie das SOC-Fenster kdnnen sich je nach Zelltechnologie unterschiedlich auf die Alterung
auswirken. Fir die Langlebigkeit von NMC-Zellen ist es optimal, wenn diese bei einem mdglichst niedrigen SOC gelagert
werden und um einen SOC von 50 % betrieben werden. Ein geringerer oder héherer durchschnittlicher SOC reduziert die
zyklische Lebensdauer. Dabei gilt, je kleiner die SOC-Fenster bzw. je geringer der DOD, desto besser. Ein SOC-Bereich
von 45 — 55 % ist gegeniiber einem SOC-Bereich von 20 — 30 % vorteilhafter; bei 70 — 80 % SOC fallt die Degradation

12 Aufgrund der mit dem Laden verbundenen kontinuierlichen Ein- und Auslagerung von Lithium-lonen in der Anode.
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hingegen hoher aus. Besonders bei einem durchschnittlichen SOC von 100 % kénnen Schaden in den Zellen auftreten.
(Ecker et al. 2014; Schmalstieg et al. 2014)
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Abbildung 2.11: Vereinfachtes Modell fiir kalendarische und zyklische Alterung fiir verschiedene LIB-Zellen basierend auf Messungen und Schétzun-
gen, die im Rahmen des Forschungsprojekts Advanced Materials for Batteries (MAT4BAT) vorgenommen wurden.
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Abbildung 2.12: Schematische Darstellung des Zusammenhangs zwischen DOD und zyklischer Lebensdauer (eigene Darstellung basierend auf
Xu et al. (2018)).

Auch bei verschiedenen Zellen der Technologien LMO, LFP und NMC hat sich gezeigt, dass mit steigendem SOC die
kalendarische Alterung zunimmt. Der starkste Kapazitatsverlust kann bei einer Kombination aus hohen Temperaturen und
einem hohem durchschnittlichen SOC beobachtet werden. (Kupper et al. 2018; Angenendt et al. 2018; Xu et al. 2018) Aus
Sicht der zyklischen Lebensdauer ist der Betrieb von LFP-Zellen bei einem durchschnittlichen SOC von 50 % sowie 90 %
weniger vorteilhaft als bei 10 % oder 70 %. Ein durchschnittlicher SOC von 30 % beschleunigt die Alterung noch weiter.
Ein SOC-Fenster von 50 — 100 % ist hier mit schnellerer Alterung verbunden als ein SOC-Bereich von 25 — 75 %. (Kupper
et al. 2018; Xu et al. 2018)

Gemall IRENA (2017) lag die durchschnittliche kalendarische Lebensdauer bei NCA-, NMC-, LMO- und LFP-Zellen im
Jahr 2016 bei 12 Jahren. Fur das Jahr 2030 wird ein Anstieg auf 18 Jahre prognostiziert. Bei der zyklischen Lebensdauer
ist ein Anstieg von 1.000 — 2.000 Zyklen auf 2.000 — 4.500 Zyklen zu erwarten (Abbildung 2.13).
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Abbildung 2.13: Entwicklung und Prognose der zyklischen Lebensdauer fiir verschiedene Zelltechnologien (eigene Darstellung basierend auf
IRENA (2017)).

Auf realen Fahrtdaten beruhende Analysetools zeigen, dass Elektrofahrzeuge nach 6 Jahren noch immer einen recht hohen
SOH von 87,9 % aufweisen (Argue 2019). Die Batteriealterung erfolgt demnach recht langsam. Dartber hinaus kommen
Peterson et al. (2010) mittels Messungen an LIB-Zellen zu dem Ergebnis, dass die zyklische Lebensdauer um den Faktor
3 — 4 hoher ist, als sie von den Herstellern angegeben wird. Ein weiterer Indikator dafur, dass die Batteriedegradation
zunehmend besser prognostiziert werden kann und eine sinkende Tendenz aufweist, ist die Erhéhung von Garantien der
Automobilhersteller. Im Jahr 2019 hat BMW flr den i3 die Laufleistung tber die Gewdhrleistungsfrist von acht Jahren von
zuvor 100.000 auf 160.000 km erhéht (BMW 2020).

V2G-Anwendungen wirden zu einem zusatzlichen Energiedurchsatz der Fahrzeugbatterie und somit zu einer beschleunig-
ten zyklischen Alterung und einer schnelleren Abnahme des SOH filhren. Aktuelle Forschungserkenntnisse zeigen jedoch,
dass die GroRenordnung der Batteriealterung aufgrund von V2G in den Anwendungen Peakshaving, Carsharing, Demand
Response bzw. Lastverschiebung und Regelleistung sehr viel geringer ist als die Degradation, welche durch die zyklische
Alterung aufgrund des Fahrens und die kalendarische Alterung entsteht (Wang et al. 2016; Everoze, EVConsult 2018;
Peterson et al. 2010). Im Fall von Peakshaving mit einem VV2G-Betrieb von 2 Stunden téglich und einem EOL von 70 %
kénnte dies nach Wang et al. (2016) zu einer Verkiirzung der Batterielebensdauer um rund ein halbes Jahr fiihren.

2.4.3.5 Lademanagement und Sicherheit

Die versiegelten Batterien sind wartungsfrei. Leistungselektronik sowie eine intelligente Steuerung werden bendtigt, um
einen sicheren Betrieb zu gewéhrleisten. Die Zellen werden vor schédlicher Tiefenentladung oder Uberladung geschiitzt®?,
in einem zulassigen Temperaturbereich betrieben'4, im Ruhemodus oder bei Unfallen von der Last getrennt. Dar(iber hinaus
wird die Degradation begrenzt. Die Uberwachung und Regelung erfolgt durch ein Batteriemanagementsystem (BMS),
welches Signale von Sensoren zur Uberwachung von Temperatur, Spannung und Strom empfangen und Trennschalter
tatigen kann. Das BMS enthélt einen Controller zur Schaltung, ein Netzteil zum Laden am AC-Netz, einen DC/DC-Gleich-
stromwandler sowie Schutzschalter und oftmals eine Ladezustandsanzeige. Zur Vermeidung des Uberladens bei hohen
Ladezustanden wird die Ladeleistung tblicherweise durch das CCCV-Ladeverfahren (constant current, constant voltage)
begrenzt. Dazu wird bei einem Ladevorgang nach einer Phase des Ladens mit konstantem Strom friihzeitig in eine Phase
des Ladens mit konstanter Spannung tbergegangen, wobei der Ladestrom kontinuierlich reduziert wird. Tiefentladen wird
vermieden, indem die LIB bei Erreichen einer festgelegten Entladespannung abgeschaltet, d. h. von der Last getrennt wird.
Um eine maglichst lange Batterielebensdauer zu erreichen, werden Parameter wie DOD bzw. SOC-Fenster und maximale
C-Rate festgelegt. So wird der zuldssige SOC-Bereich bspw. auf 5 — 95 % begrenzt. Zudem stellt das sogenannte Balancing

13 Uberladen kann zu einem Brand fiihren, Tiefenentladung filhrt zu dauerhaftem Kapazititsverlust sowie einem Anstieg der Selbstentladung (Kurzweil
und Dietlmeier 2018).

14 Bei Temperaturen oberhalb von 70 °C kann es zu unkontrollierten exothermen Reaktionen kommen. Neben einer Zersetzung der Zellkomponenten
bei rund 120 °C stellt der sogenannte Thermal Runaway, ein Zellbrand, die gréf3te Sicherheitsgefahr dar. Zu dem Brand kommt es bei Temperaturen
von 190 °C.
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sicher, dass alle Zellen der Batterie bei derselben Spannung bzw. demselben SOC betrieben werden. Das Balancing ist
aufgrund unterschiedlicher Selbstentladungsraten notwendig und verbessert sowohl die Lebensdauer als auch den Wir-
kungsgrad der LIB. (Munzke et al. 2018; Magnor et al. 2009; Kurzweil und Dietlmeier 2018; Jossen und Weydanz 2006;
Marano et al. 2009)

Dartiber hinaus enthalten LIB passive Sicherheitselemente auf Zellebene. Sicherheitsventile schalten den Strom z. B. bei
Uberdruck durch Gasentwicklung ab. Polyolefinseparatoren schmelzen bei hohem Temperaturen und schiitzen die Zelle
vor Kurzschlussen. (Kurzweil und Dietlmeier 2018)

2.4.3.6 Entwicklung der Batteriegrofie

Die durchschnittliche GroRe eines Batteriepacks fur E-PKW und kommerziell genutzte elektrisch betriebene Leichtfahr-
zeuge liegt im Jahr 2020 bei 44 kwWh. Fir das Jahr 2030 wird eine BatteriegrofRe von 70 — 80 kWh erwartet, sodass die
Reichweite auf 350 — 400 km steigen wird. Die Energiedichte ist dabei zwischen den Jahren 2011 und 2019 bei manchen
Fahrzeugen um bis zu 100 % gestiegen. (IEA 2020) Die Erhéhung der Energiedichte ist auch einer der Griinde fur die im
Folgenden beschriebene Reduktion der Batterieherstellungskosten.

2.4.3.7 Entwicklung der Herstellungskosten

Der starke Riickgang der Herstellungskosten von Elektrofahrzeugen der letzten Jahre wird insbesondere auf sinkende Bat-
teriekosten zurtickgefihrt. Letztere sind seit 2010 um mehr als 85 % gefallen. Daruber hinaus sinken die Kosten der Fahr-
zeugherstellung aufgrund innovativer Plattform-Konzepte und der Anwendung von Big Data fur die Dimensionierung der
Fahrzeugbatterien. Die Reduktion der Batteriekosten ist vor allem auf Skaleneffekte zuriickzufiihren. Die Massenproduk-
tion wird wiederum durch verschiedene Anreizmechanismen und technologische Entwicklungen getrieben. Auch die Zell-
chemie wird fortlaufend weiterentwickelt und die Kapazitaten einzelner Fertigungen werden immer groBer. (IEA 2019,
2020) Eigene Berechnungen aus dem Jahr 2017 zeigen die Komponenten des vom Automobilhersteller an den Batterieher-
steller zu entrichtenden Preises fir ein Batteriepack fir E-PKW auf (Abbildung 2.14).
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Abbildung 2.14: Beispielhafte Darstellung der Preiskomponenten eines Batteriepacks fur eine LIB (27 kWh, 90 kW, 187 €/kWh), (eigene Darstellung
basierend auf im Rahmen des Forschungsprojekts MAT4BAT ermittelten Daten aus dem Jahr 2017 sowie eigenen Berechnungen mit
dem BatPaC-Modell (Nelson et al. 2012)).

Entsprechend dem starken Preisverfall wurden in den letzten Jahren auch die Prognosen firr die weitere Reduktion der
Herstellungskosten von LIB immer weiter nach unten angepasst. Im Jahr 2010 lagen die Batteriepackpreise noch bei
982 €/kWh (Bloomberg 2019). Im Jahr 2013 ging man noch davon aus, dass die Kosten fir verschiedene LIB-Zellen im
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Jahr 2020 zwischen 115 — 172 €/kWh liegen wiirden (CEA 2017)™. Im Jahr 2015 wurden 100 US$/kWh (90 €/kWh?®) auf
Packebene als untere Grenze bis 2030 prognostiziert (Nykvist und Nilsson 2015). Retrospektiv hat sich gezeigt, dass in-
nerhalb von 9 Jahren die Kosten um 80 — 90 % gesenkt werden konnten. Im Jahr 2019 lagen die Batteriepackpreise bereits
bei durchschnittlich 139 €/kWh'” (Bloomberg 2019). Vorherige Prognosen wurden unterschritten und neue Prognosen nach
unten korrigiert: 89 €/kWh fiir Anfang 2024 scheinen aktuell moglich, fiir das Jahr 2030 werden sogar 54 €/kWh angege-
ben, was rund 40 % der Kosten des Jahres 2019 entspricht (Bloomberg 2019). Im Jahr 2020 meldet Reuters, dass der
chinesische Zellproduzent CATL Batteriepacks aus Li-NMC-Zellen fir den automobilen Einsatz zu Kosten im Bereich
von 89 €/kWh'® herstellen konne (Shirouzu und Lienert 2020). Kosten, die ein Jahr zuvor noch als Ziel fiir 2024 gesehen
wurden. Die Herstellungskosten der Tesla-Batteriepacks werden im Jahr 2020 noch auf ca. 103 €/kWh geschitzt. Mit den
unléngst angekiindigten Entwicklungen wie siliziumbasierten Anoden, vollautomatisierter Fertigung und direkter Integra-
tion der Zellen in Packs wird davon ausgegangen, dass Tesla bis spatestens 2025 Kosten von 45 €/kWh erreicht. (P3 2020)
Ab Preisen von 89 — 135 €/kWh gehen Industrieexperten von einem Kommerzialisierungszeitpunkt rein batterieelektri-
scher Fahrzeuge aus, da hier flr typische Fahrzeugnutzungsprofile Kostenparitat mit Fahrzeugen mit Verbrennungsmoto-
ren herrsche (Shirouzu und Lienert 2020; Nykvist und Nilsson 2015).

5 Im Rahmen des EU-Projekts ,,Advanced Materials for Batteries* wurden eigene Berechnungen fiir zukiinftige Kosten von LIB vorgenommen. Dafiir
wurde eine Bottom-Up-Methode basierend auf dem BatPaC Modell, Version 2.1., des Argonne National Labs verwendet (www.anl.gov/cse/batpac-
model-software, Nelson et al. 2012).

16 GemaR historischem Wechselkurs von 1,11 USD/EUR im Jahr 2015 (https://de.statista.com).
17" GemaR historischem Wechselkurs von 1,12 USD/EUR im Jahr 2019 (https://de.statista.com).
18 Wechselkurs von 1,12 USD/EUR.
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Die Sektorenkopplung (oder Sektorkopplung) wird von der Bundesregierung (2019) als wichtige MaRnahme fiir den Erfolg
der Energiewende bezeichnet. Sie soll einen wesentlichen Beitrag leisten, um die Dekarbonisierung im Energiesystem
umzusetzen und Klimaschutzziele zu erreichen. Mit Sektorenkopplung wird der Einsatz von Elektrizitat auch in anderen
Sektoren wie Warme, Verkehr und Industrie angestrebt, um vor allem den von EE-Anlagen erzeugten Strom nutzbar zu
machen und somit den Einsatz fossiler Energietrdger zu vermeiden. Darliber hinaus wird bei der Sektorenkopplung die
Flexibilitat bestimmter Technologien auf der Nachfrageseite (z. B. Warmepumpen) gezielt fur eine verbesserte Integration
volatiler EE genutzt. Dabei kommen entweder neue sektoreniibergreifende Anwendungen zum Einsatz oder bekannte An-
wendungen werden verstérkt genutzt. Die Sektoren werden durch verschiedene Technologien gekoppelt bzw. verkniipft.
Zu diesen Technologien z&hlen u. a. solche, die Elektrizitat fur die Warmeerzeugung in Haushalten (Power-to-Heat), fur
die Herstellung synthetischer Kraftstoffe (Power-to-Gas, Power-to-Liquid) oder fiir das Laden von Elektrofahrzeugen nut-
zen (Ladeinfrastruktur), (vgl. Kapitel 1). (Wietschel et al. 2018; Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020; Wietschel
et al. 2018; Bundesregierung 2019)

Der untersuchte Anwendungsfall des gesteuerten Ladens von Elektrofahrzeugen zur Nutzung (andernfalls) abgeregelter
EE-Energie stellt somit ein Fallbeispiel der Sektorenkopplung dar. In dieser Arbeit werden dabei auch regulatorische As-
pekte des gesteuerten Ladens aufgezeigt. Diese Aspekte sind dabei als Teilmenge eines MaRnahmenpakets einer ganzheit-
lichen Ausgestaltung zukinftiger regulatorischer und wirtschaftlicher Rahmenbedingungen fur die Sektorenkopplung zu
verstehen. Die aktuellen gesetzlichen Rahmenbedingungen sind noch nicht fur den verstarkten Einsatz von Elektrizitat in
anderen Sektoren ausgelegt. Um die gewinschten, insbesondere 6konomischen Anreize flir eine verstarkte sektorentber-
greifende Nutzung erneuerbarer Energien zu setzen, sind daher Anderungen in der aktuellen Gesetzgebung notwendig. Ein
Problem stellt bspw. dar, dass auf Elektrizitat tblicherweise hthere Steuern, Abgaben und Umlagen anfallen als auf fossile
Energietréger, was eine Substituierung von fossilen Energietragern unwirtschaftlich machen kénnte. Hier miisste die Re-
gulatorik dahingehend erweitert werden, dass Umweltkosten z. B. Uber eine CO,-Steuer internalisiert werden und das Ge-
samtsystem wirtschaftlich betrieben werden kann. Darliber hinaus werden die Kosten der Férderung bspw. von EE-Erzeu-
gungsanlagen oft nur innerhalb eines Sektors verteilt. Als Strompreisbestandteil kann eine steigende EEG-Umlage also zu
verminderten Anreizen der Nutzung von Elektrizitat in anderen Sektoren fiihren. Zudem fallen Umlagen und Netzentgelte
fiir viele Verbraucher als Arbeitspreis, d. h. pro kWh an. Daher bleibt ein Grofteil des Strompreises selbst bei schwanken-
den GroBmarktpreisen konstant und die Anreize fur Lastflexibilisierung sind gering. Zuletzt kbnnte die Definition einer
neuen Marktrolle fur Technologien aus dem Bereich der Sektorenkopplung im Rahmen des EnWG hilfreich sein. Elektro-
fahrzeuge gelten bislang bspw. als Letztverbraucher, unabhéngig von der technischen Mdglichkeit des Rickspeisens. Es
ist vorstellbar, dass sich langfristig eine Anpassung bei der Behandlung von Strom und fossilen Energietragern, mit denen
Elektrizitat z. B. beim Betrieb von Fahrzeugen in Konkurrenz tritt, einstellt. (Wietschel et al. 2018; Wietschel et al. 2019;
EnWG 2005; Agora Energiewende 2017)

Im Folgenden werden aktuelle sowie geplante und mogliche Ansatze und MalRnahmen vorgestellt, welche die Nutzbarma-
chung von EE-Abregelung und das gesteuerte Laden von E-PKW unterstitzen kénnten, um den betrachteten Anwendungs-
fall in der Praxis zu ermdglichen. Wechselwirkungen mit einer zukiinftigen Ausgestaltung allgemeiner regulatorischer und
wirtschaftlicher Rahmenbedingungen fiir die Sektorenkopplung auf einer Gibergeordneten Ebene! werden jedoch nicht un-
tersucht.

Fur ein grundlegendes Verstandnis der energiewirtschaftlichen sowie technischen Sachverhalte werden im folgenden Ka-
pitel zundchst die aktuellen Entwicklungen im Ausbau des Elektrizitatsnetzes in Deutschland erldutert (Abschnitt 3.1).

1 Die Einspeisevergutungen fir EE-Anlagenbetreiber kénnten bspw. iiber eine Steuer finanziert werden, wodurch die EEG-Umlage gesenkt oder abge-
schafft werden konnte. Die heutigen konstanten Netzentgelte konnten durch zeitvariable Netzentgelte ersetzt werden. (Agora Energiewende 2017)
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Anschlieend werden das aktuelle Engpassmanagement sowie geplante Weiterentwicklungen in Abschnitt 3.2 présentiert.
Es folgen eine Darstellung der notwendigen Standards zur technischen Umsetzung des gesteuerten Ladens (Abschnitt 3.3)
sowie ein Uberblick tiber die wichtigsten regulatorischen Grundlagen fiir das Lademanagement von E-PKW (Abschnitt
3.4). Zuletzt wird ein Uberblick iiber bestehende Forschungsarbeiten zum Einsatz des gesteuerten Ladens von E-PKW zur
Integration der Stromerzeugung aus EE-Anlagen und zur Untersuchung von Wechselwirkungen mit dem Engpassmanage-
ment auf Verteilnetzebene gegeben sowie die vorliegende Arbeit eingeordnet (Abschnitt 3.5).

3.1 Netzausbau

NetzausbaumalRnahmen kénnen den Bereichen Betrieb, Asset Management sowie Netzplanung zugeordnet werden. Das
Asset Management bezieht sich auf die (zeitliche) Planung der MalRhahmen wie bspw. den Tausch eines Netzbetriebsmit-
tels. Im Netzbetrieb kénnen und diirfen kurzfristige Uberlastungen auftreten, nicht jedoch in der Planung. (dena 2012)
Dementsprechend ist der Netzausbau laut Haucap et al. (2019) den Mafinahmen des langfristigen Engpassmanagements
zuzuordnen.

Durch den Umbau des Energiesystems hin zu mehr EE kénnen bereits Zeiten mit Uberschussstrom, in denen die lokale
Elektrizitatserzeugung héher als die -nachfrage ist, beobachtet werden. Aufgrund von Netzrestriktionen ist es mdglich,
dass Uberschussstrom nicht in Regionen mit hoherer Nachfrage transportiert werden kann. In den betreffenden Zeiten
kommt es zum Einsatz von MalRnahmen wie Einspeisemanagement. Wietschel et al. (2018) erwarten, dass zukiinftig von
Uberschussstromen auch auf Bundesebene auszugehen ist. Diese entstehen in Zeiten, in denen die gesamtdeutsche EE-
Erzeugung die elektrische Nachfrage Ubersteigt. (Wietschel et al. 2018) Im Jahr 2018 entsprach die Menge der abgeregelten
EE mit 5.403 GWh rund 3 % der Jahresbruttostromerzeugung aus EEG-Anlagen (Umweltbundesamt 2020a; Bundesnetz-
agentur und Bundeskartellamt 2020). Der Verband europaischer Ubertragungsnetzbetreiber ENTSO-E (2019) gibt an, dass
dieser Anteil in Deutschland ohne Netzausbau bis zum Jahr 2030 sogar auf 60 % ansteigen wiirde, und weist auf die Dring-
lichkeit von NetzausbaumaBnahmen in Europa hin.

Auch auf bundesweiter Ebene wurden in den vergangenen Jahren Ziele fiir weiteren Netzausbau erarbeitet und gesetzlich
verankert (ENLAG 2020; BBPIG 2019; NABEG 2019). Gemal} der Bestatigung des Netzentwicklungsplans der Bundes-
netzagentur ist der Netzausbau flr das Jahr 2030 notwendig, da andernfalls der benétigte Energietransport nicht bewéltigt
werden kann (Bundesnetzagentur 2019). Fir verschiedene Szenarien, in denen das Elektrizitatsnetz seinen aktuellen Aus-
gangspunkt beibehélt, zeigen Simulationen fir das Jahr 2030 und fir verschiedene Netzmodelle allesamt massive Netz-
iiberlastungen in ganz Deutschland, wobei Nord-Siid-Leitungen besonders betroffen sind. Dabei treten Uberlastungen nicht
mehr nur vereinzelt an wenigen Orten oder in wenigen Stunden auf. Vielmehr kommt es teilweise in 50 % aller Stunden
eines Jahres zu Netzengpassen. In der Bestatigung des Netzentwicklungsplans wird auch betont, dass auf der Ebene der
Netzplanung durch die UNB keine MaBnahmen wie Redispatch oder Lastabwurf (vgl. Abschnitt 3.2) beriicksichtigt werden
durfen. Diese sollen ausschlieBlich fir den operativen Netzbetrieb vorgehalten werden. Dabei gilt das sogenannte NOVA?-
Prinzip des Netzentwicklungsplans, d. h. die MaRnahme der Netz-Optimierung erfolgt zuerst, gefolgt von der Netzverstar-
kung. Der Netzausbau ist die letzte MaRnahme. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2016)

Um einen ziigigen Netzausbau zu gewéhrleisten, wurden im Jahr 2019 das Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungs-
ausbaus (NABEG 2019) sowie das Bundesbedarfsplangesetz (BBPIG 2019) gedndert und im Jahr 2020 das Gesetz zum
Ausbau von Energieleitungen (ENLAG 2020) angepasst. Das NABEG definiert den gesamten Prozess der Beantragung
neuer Netztrassen und regelt dabei insbesondere den zeitlichen Ablauf sowie Fristen, Verantwortlichkeiten aller Akteure
und zu priifende Vorgaben. Das BBPIG regelt den beschleunigten Ausbau von 380 kV-Wechselstromleitungen im Uber-
tragungsnetz. Das ENLAG 2020 regelt Netzausbauprojekte im 380 kV-Wechselstrom-Netz mit dringlichem Bedarf und
enthélt derzeit Leitungen mit einer Gesamtlange von etwa 1.800 km. Davon waren im 2. Quartal 2019 bereits 1.250 km
genehmigt und 850 km bzw. 46 % realisiert. Die meisten VVorhaben im Wechselstrombereich dienen der Verstarkungen
bestehender Netztrassen. Aus dem BBPIG ergeben sich Leitungen mit einer Gesamtlange von 5.900 km, wovon 3.050 km

2 Netzoptimierung, -verstarkung und -aushau; die MaRnahmen werden dabei in dieser Reihenfolge priorisiert.
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der Netzverstarkung dienen. Die Vorhaben befinden sich derzeit in verschiedenen Planungsstufen. Die HGU-Trassen sol-
len v. a. zum Einsatz kommen, um den Norden und Stiden Deutschlands miteinander zu verbinden. Auch Teile des geplan-
ten ,,SuedLink““-Korridors sollen zwischen Brunsbittel in Schleswig-Holstein und GroRgartach in Baden-Wirttemberg als
HGU-Verbindung realisiert werden. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020; Bundesnetzagentur 2019)

Auch VNB sind gesetzlich zu MalRnahmen der Netzoptimierung und -verstarkung sowie des Netzausbaus nach dem Stand
der Technik verpflichtet, um damit Stromabnahme, -libertragung und -verteilung sicherzustellen. Wenn sich im Netzpla-
nungsprozess auf der Hochspannungsebene zeigt, dass betriebliche MaRnahmen wie bspw. eine Anderung des Schaltzu-
standes des Netzes (bspw. eine angepasste Anbindung von Umspannwerken zur Umverteilung von Leistungsfliissen ein-
zelner Trassen) nicht ausreichen, um einen (n-1)-sicheren Betrieb zu ermdglichen, werden im ndchsten Schritt
NetzausbaumalRnahmen geplant. Darunter fallen zundchst Erweiterungen bestehender Trassen, anschlieend ein Zubau
neuer Leitungen und zuletzt ein neuer Netzverknlpfungspunkt mit dem 380 kV-Netz. Eine hohe Anzahl an EE-Anlagen
verursacht in einem Verteilnetzgebiet erst dann einen Netzausbaubedarf, wenn die gesamte Erzeugungsleistung die Spit-
zenlast deutlich Ubersteigt. In diesem Fall kann es zu bidirektionalen Leistungsflissen kommen, flr welche das Netz aus-
gelegt werden muss. Dieser Fall ist v. a. fur landliche Gebiete mit einer hohen Erzeugungsleistung aus Wind- und PV-
Anlagen relevant. (dena 2012)

Im Jahr 2019 gaben 75 % aller VNB an, dass sie NOVA-Malnahmen ausfiihren, darunter u. a. die Verstarkung bestehender
Leitungen und Transformatoren, Anderungen der Netztopologie, der Einbau von Messtechnik, sowie Spitzenlastkappung
(Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020, vgl. Anschnitt 3.2). Auch im Verteilnetz wird die Notwendigkeit des
Netzausbaus gesehen. Neben der zunehmenden Einspeisung von EE und der angestrebten Sektorenkopplung ist die zuneh-
mende Verbreitung von E-PKW ein wesentlicher Treiber (vgl. Abschnitt 2.3), da die meisten Ladestationen fur E-PKW in
der Niederspannungsebene angeschlossen sind. Die jahrlichen Investitionen in die Verteilnetze beliefen sich im Zeitraum
20009 bis 2018 auf 2,5 — 3,9 Mrd. €. Fir das Jahr 2019 wurden Investitionen in H6he von 4,4 Mrd. € geplant. Im Vergleich
dazu wurden fiir 2019 3,4 Mrd. € fiir Investitionen in die Netzinfrastruktur der UNB geplant. (Bundesnetzagentur und
Bundeskartellamt 2020)

Dorendorf et al. (2019) haben mit einem ,,E-Mobility Stresstest* im Netzbereich der E.ON Nieder- und Mittelspannungs-
netze (Avacon Netz GmbH, Bayernwerk Netz GmbH, Edis Netz GmbH und Schleswig-Holstein Netz AG) herausgefun-
den, dass selbst bei hohen E-PKW-Durchdringungsraten der durch E-PKW verursachte Netzausbaubedarf gering ist. Hand-
lungsbedarf wird v. a. an Ortsnetzstationen gesehen. Ab E-PKW-Durchdringungsraten von 50 % missten Transformatoren
durch leistungsstéarkere ersetzt werden. Fur ein Szenario mit einer E-PKW-Durchdringungsrate von 100 % und ungesteu-
ertem Ladeverhalten werden Uber alle betrachteten E.ON Netze Investitionen in Hohe von bis zu 4,2 Mrd. € angegeben.
Davon stellen rund 2,5 Mrd. € Mehrinvestitionen durch die neue Nachfrage durch E-PKW dar.

Der Netzausbaubedarf in den Nieder- und Mittelspannungsnetzen ist jedoch stark abh&ngig davon, wie E-PKW zukdinftig
in das Netz integriert werden. Wenn anstelle von ungesteuertem Laden ein netzdienliches Lademanagement zum Zweck
einer Engpassvermeidung und -behebung (vgl. Abschnitt 3.4) eingefiihrt wird, kénnten durch E-PKW verursachte Netz-
ausbaukosten laut Dorendorf et al. um 45 % reduziert werden. Die Autoren stellen allerdings infrage, ob Nutzer die damit
verbundenen Einschrankungen ohne Preisanreize akzeptieren wirden. Der starke Einfluss der E-PKW-Ladesteuerung auf
die Netzausbaukosten im Verteilnetz wird so auch von Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitdt und RE-xpertise
(2019) bestétigt. Bis zum Jahr 2030 kdnnten 50 % der Investitionen in Mittel- und Niederspannung bei einer Durchdrin-
gung von 15 Mio. E-PKW in Deutschland durch gesteuertes Laden reduziert werden. Die kumulierten Investitionen wirden
sich somit auf 36 Mrd. € halbieren. Das netzdienliche Laden flhrt in den Verteilnetzen somit zu jahrlichen Investitionen
in Hohe von 2,4 Mrd. Euro im Fall gesteuertes Ladens. Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitt und RE-xpertise
(2019) geben zudem an, dass die Stromnachfrage der E-PKW durch die entrichteten NNE dazu beitragen kénnte, den
Verteilnetzaushau bis 2050 zu finanzieren®. Die ermittelten jahrlichen Investitionen in die Verteilnetze liegen somit unter-
halb der aktuellen von der Bundesnetzagentur berichteten Investitionen. Das zukiinftige Ladeverhalten der E-PKW ist

8 Wenn die Nutzer der Elektrofahrzeuge Netzentgelte entrichten, finanzieren diese den Verteilnetzausbau (anteilig) mit, da ihr Strombedarf als zusétz-
lich zu betrachten ist. Dies ist moglich in einem Szenario, in dem steigende Investitionen in Leitungen und Trafos durch Nutzung von gesteuertem
Laden vermieden bzw. geringgehalten werden.
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dabei eine grof3e, die Investitionen beeinflussende Unsicherheit. In einem Szenario, in dem viele E-PKW gleichzeitig in
Zeiten niedriger Strompreise laden, kdnnten sich die Kosten fiir den Netzausbau mdoglicherweise verdoppeln (Dorendorf
et al. 2019).

3.2 Engpassmanagement

Im Folgenden werden das Engpassmanagement in Deutschland sowie die dazugehdrigen Verfahren erldutert. Dazu erfolgt
zunéchst eine Vorstellung der Ursachen der Entstehung sowie der MalRnahmen zur Behebung von Netzengpassen (Ab-
schnitt 3.2.1). AnschlieRend werden die MaRnahmen des Einspeisemanagements (3.2.2) sowie des Redispatch (3.2.3) in
den Fokus genommen. Auf die aktuelle Weiterentwicklung im Kontext des sogenannten Redispatch 2.0 wird in Abschnitt
3.2.4 eingegangen.

3.2.1 Netzengpdsse und Netzfiihrung

Zunéchst wird eine Einordnung des Engpassmanagements in die Netzfiihrung vorgenommen. Dazu wird auf die Ursachen
und die Definition von Netzengpéssen eingegangen sowie das Engpassmanagement im Kontext der Netzflhrung skizziert.
Abschlieend werden die Besonderheiten in Verteilnetzen hervorgehoben.

Vom Marktergebnis zur Netzfilhrung

Das Energieversorgungssystem soll laut EnWG 8 1a, Abs. 3 (2005) zuverlassig, bezahlbar sowie umweltvertréglich sein,
und dabei zugleich die Versorgungssicherheit gewéhrleisten. Der Mechanismus der Preisbildung an der Strombérse wird
mit dem Merit Order-Prinzip beschrieben und soll einen kosteneffizienten Kraftwerkseinsatz gewahrleisten. Am Day-
Ahead-Markt fir Deutschland und Osterreich wird bspw. fiir jede Stunde eines Folgetages mittels Auktion ein Preis be-
stimmt. In der Merit Order sind die Gebote aller Kraftwerke bzw. Anlagenportfolios aufsteigend nach ihren Grenzkosten
sortiert. Die Nachfrage bestimmt das letzte Gebot, welches einen Zuschlag erhélt, und somit das Grenzkraftwerk, welches
den Marktpreis setzt. Auch alle Gebote mit geringeren Grenzkosten erhalten einen Zuschlag. Es resultiert ein Kraft-
werkseinsatz, welcher keine Netzrestriktionen beriicksichtigt, sodass oftmals nachtragliche Anpassungen der Fahrpléne
einzelner Kraftwerke erforderlich sind. (Schwab 2020; Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Mit zunehmender Anzahl dezentraler EE-Anlagen steigen sowohl die Volatilitdt als auch die Leistungsgradienten der
Stromeinspeisung (vgl. Abschnitt 2.1). Da die UNB den Ausgleich von Erzeugung und Verbrauch jederzeit sicherstellen
mussen, kommt zunéchst die Bilanzierung in Bilanzkreisen zum Einsatz. Bilanzkreise sind dezentrale, abrechnungstechni-
sche Konten, welche der Bilanzierung 15-minitiger Zeitreihen von Stromerzeugung und -entnahme dienen. Diese Bilanz-
kreise missen jeweils fiir den Folgetag ausgeglichen, d.h. etwaige Abweichungen zwischen Erzeugung und Verbrauch
missen durch Importe und Exporte zu anderen Bilanzkreisen (Stromhandelsgeschafte) glattgestellt sein. Jeder Bilanzkreis-
verantwortliche (BKV) muss seine resultierenden Fahrpldne an den UNB melden. Dieser priift die Fahrpline aller BKV
und beschafft ggf. Ausgleichsenergie, welche den BKV in Rechnung gestellt wird. Falls die Prifung der technischen
Durchfuhrbarkeit (Day-Ahead-Congestions Forecast) zu dem Ergebnis kommt, dass die geplanten Stromtransporte nicht
machbar sind, greifen MaRnahmen des Redispatch (vgl. Abschnitt 3.2.3). (Schwab 2020)
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Definition Netzengpasse

Trotz glattgestellter Fahrplane kann es z. B. infolge von Fehlern der Last- und Erzeugungsprognosen zu kurzfristigen
Schwankungen des Leistungsausgleichs kommen. Die Netzengpasse manifestieren sich auf einer physischen Ebene in be-
reits eingetretenen Uberschreitungen der Leitungskapazitaten, in Knotenspannungen auRerhalb zulassiger Toleranzbander,
in der Aktivierung von Leistungsschaltern aufgrund von Leistungsuberschreitungen, trotz Netzdimensionierung nach dem
sogenannten (n-1)-Prinzips. (Schwab 2020) Je nach Dimensionierung des Stromnetzes entsteht eine Notwendigkeit fir
Engpassmanagement im Sinne eines Instruments der Netzbetriebsfihrung (Bundesnetzagentur 2017). Auch kdnnen lokale
Netzengpaésse in den Zeiten entstehen, wenn die Menge der Stromerzeugung aus EE nicht in das Elektrizitatssystem inte-
griert werden kann. (Wietschel et al. 2018; Ecofys und Fraunhofer IWES 2017; Schwab 2020; Bundesnetzagentur 2017)
Es wird erwartet, dass der angestrebte Netzausbau lokale Netzengpasse reduzieren wird (Ecofys und Fraunhofer IWES
2017).

Einordnung des Engpassmanagements in die Netzfiihrung

Prinzipiell kann ein weitreichender Netzausbau ermdéglichen, dass v. a. die Verteilnetze die regenerativ erzeugte Energie
vollumféanglich aufnehmen kdnnten und MaBnahmen wie Einspeisemanagement uberfllissig werden. Dies entspricht je-
doch nicht der Gesamtkostenoptimierung (Ecofys und Fraunhofer IWES 2017). Daher sieht das Energiewirtschaftsgesetz
mit der Spitzenlastkappung vor, dass Netzbetreiber bis zu 3 % der prognostizierten Jahresstromerzeugung aus Windkraft-
anlagen an Land und PV-Anlagen reduzieren dirfen (§ 11 Abs. 2 EnWG (2005)). Die Bundesnetzagentur (2017) pladiert
dartber hinaus von einer Abkehr des bisherigen lastdienlichen Netzausbaus. Sie stellt die Frage, ob in Netzsegmenten, in
welchen die Last maRgeblich fur die Auslegung ist, ein Ansatz ahnlich der Spitzenlastkappung eingefiihrt werden solle.
Dadurch kénnten Netzausbaukosten weiter reduziert werden. Zuletzt wird auch der weitere Zubau von EE-Anlagen zu
Engpéssen fihren, selbst unter der Annahme einer rechtzeitigen Fertigstellung des im Netzentwicklungsplan festgelegten
Netzausbaus (Consentec und Fraunhofer I1SI 2018). Es wird also auch in Zukunft noch mit Netzengpéssen und somit Eng-
passmanagementmalinahmen zu rechnen sein.

GemaR Schwab (2020) kann die Aufgabe des Netzbetriebs in Netzbereitstellung bzw. Asset Management (z. B. Netzaus-
bau, Wartung und Instandsetzung) sowie Netzfiihrung untergliedert werden. Engpassmanagement kann dabei als Aufgabe
der Netzfihrung mit dem Zweck der Sicherstellung oder Wiederherstellung des Normalbetriebs verstanden werden. Die
Netzfiihrung in Ubertragungsnetzen ist Bestandteil fiir eine durchgehend unterbrechungsfreie Stromversorgung. Mogliche
Betriebszusténde sind:

— Normalbetrieb: Wirk- und Blindleistungsfliisse entsprechen hier den Planwerten, die Werte fur Frequenz und
Spannung liegen im Toleranzbereich, das (n-1)-Prinzip ist erfilit.

— Geféhrdeter Betrieb: Das n-1 Prinzip ist verletzt, es werden korrektive Schalthandlungen bspw. von schaltbaren
Transformatoren vorgenommen.

—  Gestorter Betrieb: Es kommt zu Uberlastungen oder Ausféllen der Stromversorgung. Zunéchst wird der geféhr-
dete Betrieb, anschlieBend der Normalbetrieb wiederhergestellt.

— Netzaufspaltung: Das Netz zerfallt in separate Inseln und es kann zu tberregionalen Netzzusammenbriichen
kommen. In diesem Fall werden Netzrekonstitution und Versorgungswiederaufbau erforderlich.

Malinahmen des Engpassmanagements

Laut EnwWG sind UNB und VNB (sofern diese fiir die Versorgungssicherheit und Zuverlassigkeit ihres Netzes verantwort-
lich sind, § 14 Abs. 1 EnWG (2005)) fur das Engpassmanagement verantwortlich. Um ihrer Aufgabe eines funktionsfahi-
gen und sicheren Elektrizitatsversorgungssystems nachzukommen, tiberwachen die UNB in Deutschland das Netz und
ergreifen MalRnahmen der Frequenz- und Spannungshaltung, sowie des Versorgungswiederaufbaus im Fall von Stérungen
(Haucap et al. 2019). Die verschiedenen Verfahren des Engpassmanagements konnen in langfristiges Engpassmanagement
(hierzu z&hlt bspw. der Netzausbau) und kurzfristiges Engpassmanagement unterteilt werden. Letztere kommen zum Ein-
satz, wenn kurzfristig zeitlich begrenzte Netzengpdsse auftreten, die eine Gefédhrdung fur die Netz- und Systemsicherheit
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darstellen. Die MalRnahmen des kurzfristigen Engpassmanagements dienen der Vermeidung bzw. Behebung der Engpésse
und kénnen gemaR Haucap et al. (2019) wie folgt kategorisiert werden*:

1. Netzbezogene Malinahmen (§ 13 Abs. 1 Nr. 1 EnWG)
—  Anderungen der Netztopologie (z. B. Zuschalten einer Leitung)
— Ausnutzung zuléssiger Toleranzbénder
2. Marktbezogene Mainahmen (8 13 Abs. 1 Nr. 2 und Nr. 3 EnWG)
— Einsatz von Regelenergie
— Abruf zu- und abschaltbarer Lasten
— Redispatch
— Countertrading
— Abruf zusatzlicher Reserve (sog. Netz- und Kapazitéatsreserve)
3. Notfallmanahmen (§ 13 Abs. 2 EnWG)
— Anpassung von Stromeinspeisungen
— Anpassung von Stromtransport

— Anpassung von Stromentnahmen

Mit dem Ziel, die Auswirkungen des Engpassmanagements auf die Netzkosten zu begrenzen, werden die Netz- und Sys-
temsicherheitsmalinahmen zur Beseitigung kurzfristiger Netzengpésse wie folgt priorisiert: Netzbezogene MalRnahmen ha-
ben Vorrang vor marktbezogenen MalRnahmen. Der Einsatz zusétzlicher Reserve ist dabei nachrangig anzuwenden. Erst
wenn alle vorherigen MaRnahmen ausgeschopft sind, greifen Notfallmanahme, um z. B. értliche Netzausfalle oder kurz-
fristige Engpasse zu beheben. Da der Einspeisevorrang nach EEG einzuhalten ist, kommen Einspeisemanagementmalinah-
men zuletzt zum Einsatz. (Haucap et al. 2019; EEG 2014; EnWG 2005)

Um die Frequenzhaltung im Fall kurzfristiger Schwankungen des Leistungsausgleichs sicherzustellen, ruft der verantwort-
liche UNB nach der oben beschriebenen Glattstellung der Fahrpline der Bilanzkreise die Erbringung von zuvor auktio-
nierter positiver oder negativer Regelenergie® ab. Somit wird sichergestellt, dass das an der Strombdrse erzielte Markter-
gebnis realisiert und gleichzeitig die Netzstabilitat gewahrleistet wird®. (Schwab 2020) Weitere Manahmen mit derselben
Priorisierung sind die Aktivierung zu- und abschaltbarer Lasten, der Redispatch, sowie das Countertrading. Der Begriff
Redispatch bezeichnet die Anpassungen der Fahrpléne der Kraftwerke, d. h. die Erhéhung oder Reduktion der Leistungs-
abgabe konventioneller Kraftwerke durch den UNB (Abschnitt 3.2.3). Das Countertrading bezieht sich auf den Kauf oder
Verkauf von Elektrizitat bspw. am kurzfristigen, kontinuierlichen Intradaymarkt. Sollte die Redispatch-Leistung nicht aus-
reichen, erfolgt der Leistungsabruf von andernfalls stillgelegten Kraftwerken, mit denen Vertrdge zur VVorhaltung und zur
Bereitstellung einer sogenannten Netzreserve vereinbart wurden. Falls erwartet wird, dass die elektrische Nachfrage am
Strommarkt nicht durch das Angebot gedeckt werden kann, wird die Kapazitatsreserve aktiviert. Im Notfall kénnen u. a.
Stromentnahmen angepasst werden, bei einer Netzfrequenz unterhalb der 49,0 Hz erfolgt der Lastabwurf. Das Einspeise-
management, d. h. die Abregelung von EE-Anlagen, greift als letzte MaBnahme. Zukiinftig soll auch die Aktivierung netz-
dienlicher Flexibilitat eingesetzt werden, wofir u. a. ein Verfahren im Vorfeld der Leistungserbringung implementiert

EN

Laut dena 2014 werden vier Kategorien von Systemdienstleistungen, die zur Erfiillung der Systemstabilitat herangezogen werden, aufgefihrt: Fre-
quenzhaltung, Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau, sowie Betriebsflihrung. Nach dieser Kategorisierung sind das Engpassmanagement
sowie das Einspeisemanagement der Kategorie ,,Betriebsfithrung® zugeordnet, Mafinahmen wie zu- und abschaltbare Lasten, Lastabwurf und Regel-
leistung sind der Kategorie Frequenzhaltung zugeordnet. Der spannungsbedingte Redispatch im Ubertragungsnetz wird explizit aufgefiihrt.

Positive Regelleistung kann durch Erhdhung der Einspeiseleistung oder Verringerung der Stromentnahme erzielt werden und erhéht die Netzfre-
quenz. Negative Regelleistung kann durch Verringerung der Einspeiseleistung oder Erh6hung der Stromentnahme erzielt werden.

Wenn das Ergebnis einer Markttransaktion vom Netz nicht umgesetzt werden kann, droht ein Engpass (Bundesnetzagentur 2017).
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werden muss. (Bundesnetzagentur 2017; Ecofys und Fraunhofer IWES 2017; EnWG 2005; Haucap et al. 2019; Schwab
2020)

Laut Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (2020) gehoren die von den UNB gemeldeten MaRnahmen des Einspeise-
managements und Redispatchs zu den Netz- und Systemsicherheitsmallnahmen bzw. Systemdienstleistungen mit dem
hdéchsten Umfang sowie den hdchsten Kosten. Im Jahr 2018 wurden Redispatch-MalRnahmen im Umfang von 15.529 GWh
vorgenommen, die Einspeisemanagementmaiinahmen beliefen sich auf 5.403 GWh, und die weiteren Anpassungsmainah-
men auf 8,3 GWh (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020). Auf Einspeisemanagement und Redispatch wird den
Abschnitten 3.2.2 und 3.2.3 gesondert eingegangen.

Besonderheiten in Verteilnetzen

Aufgrund der Dezentralisierung der Stromerzeugung sowie neuer Verbraucher kann es in Verteilnetzen vermehrt zu bidi-
rektionalen Stromfliissen und Netzengpéssen im Sinne von Leitungsuberlastungen sowie Spannungsabweichungen kom-
men. Aufgrund der Vielzahl an Netzknoten ist eine Uberwachung aller Leistungsfliisse und Knotenspannungen bislang
nicht Ublich. Darliber hinaus ist eine Vielzahl an Messstellen mit hohen Kosten verbunden. Daher kommen aktuell Metho-
den der Schétzung des Netzzustands zum Einsatz. Daruber hinaus werden im Betrieb des Verteilnetzes Wirk- und Blind-
leistung Uberwacht, vorbeugende EE-Anlagen und Verbraucher (bspw. Elektrospeicherheizungen) kdnnen je nach vertrag-
licher Grundlage zu- oder abgeschaltet, sowie regelbare Ortsnetztransformatoren gesteuert werden. (Schwab 2020) Die
Anzahl der VNB, die Malinahmen aus dem Engpassmanagement einsetzen, ist zuletzt gestiegen. Im Jahr 2019 setzten 8 %
aller befragten VNB Spitzenkappung’ ein. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Aufgrund der Zunahme der Dezentralisierung und des EE-Ausbaus iiberschneiden sich die Aufgabenbereiche von UNB
und VNB immer mehr. Wenngleich der UNB gemaR EnWG weiterhin in seiner Regelzone gesamtsystemverantwortlich
fiir die Frequenz- und Spannungshaltung bzw. das Gleichgewicht von Stromerzeugung und -verbrauch ist, sind VNB zur
Unterstitzung verpflichtet. Die Kooperation zwischen den Netzbetreibern ist in der Anwendungsregel VDE AR-N4141
definiert. (Schwab 2020)

3.2.2 Einspeisemanagement

Das Einspeisemanagement wird in Deutschland in Art. 14 des EEG (2014) geregelt. Netzbetreiber dirfen demnach EE-
Anlagen, Grubengas- und KWK-Anlagen zum Zweck der Vermeidung von Engpéssen im eigenen oder vorgelagerten Netz
abregeln. Der Einspeisevorrang von EE-Anlagen soll dabei nhach Mdglichkeit beibehalten werden, d. h. EE-Anlagen wer-
den erst nach den konventionellen Anlagen abgeregelt. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Mit dem Ausbau der regenerativen Energien hat auch die Anzahl der Einspeisemanagementmanahmen und damit die
Menge nicht genutzter EE-Energie in Deutschland zugenommen (vgl. Abbildung 1.4). VVon den 5.403 GWh Ausfallarbeit
im Jahr 2018 entfielen 74 % auf das Verteilnetz und 26 % auf das Ubertragungsnetz. Die Verteilnetzbetreiber fiihrten
zuletzt 82 % ihrer MaRnahmen als Unterstiitzung fir Engpésse mit Ursache im Ubertragungsnetz durch (Bundesnetzagen-
tur und Bundeskartellamt 2020). Der EE-Anlagenbetreiber, der eine Abregelung erféhrt, ist fir bis zu 95 % entgangenen
Einnahmen durch den Netzbetreiber zu entschadigen (EEG 2014, Art. 15). Diese Entschadigung kdnnte im zukiinftigen
Rahmen der EU-Binnenmarktverordnung auf 100 % steigen (Européisches Parlament und Rat 2019c, Art. 6, Abs. 2). Im
Jahr 2018 lagen die gesetzlich vorgeschriebenen finanziellen Entschadigungszahlungen fiir Anlagenbetreiber bei etwa
635 Mio. € (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020). Die Abregelung fiihrt nicht nur dazu, dass regenerativer
Strom ungenutzt bleibt, sondern auch zu héheren Strompreisen aufgrund der Walzung der Kosten (iber die Netznutzungs-
entgelte (NNE).

Die Beschrankungen des Betriebs bzw. Einsatzes von Stromerzeugern und -verbrauchern wird meist mittels Methoden der
Leistungsflussanalyse (oft auch Lastflussanalyse genannt) in elektrischen Netzen ermittelt. Wenn diese Methoden bzw.

" Vergleichbar mit dem Einspeisemanagement. Windkraft- und PV-Anlagen werden dabei abgeregelt.
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Modelle fiir energiewirtschaftliche Untersuchungen herangezogen werden, werden komplexe physikalische Zusammen-
hange tblicherweise in Form von AC- oder DC-Leistungsflussmodelle vereinfacht. Vor allem fiir den Einsatz in Optimie-
rungsmodellen sind DC-Leistungsflussmodelle aufgrund ihrer Linearisierung und damit einfacheren Ldsbarkeit verbreitet.
Aufgrund hoher Spannungen in Hoch- und Hichstspannungsnetzen sind zudem die Wirkleistungsverluste im Vergleich zu
den Blindleistungsverlusten gering und somit die mit der DC-Leistungsflussmodellierung einhergehenden Vereinfachun-
gen moglich. Die Optimierungsmodelle minimieren oder maximieren eine Zielgrée und eignen sich daher zur Entschei-
dungsunterstiitzung. Optimierende Modelle zur Leistungsflussanalyse werden auch Optimal Power Flow (OPF) genannt,
optimierende DC-Leistungsflussmodelle entsprechend DC-OPF. Neben einer Zielfunktion bilden diese Netzrestriktionen
ab. (Schermeyer et al. 2018b)

Die Umsetzung des Einspeisemanagements in Deutschland kann gemaR Formulierung im EEG als Minimierung der abge-
regelten Energie aus EE-Anlagen verstanden werden. Wie die Netzbetreiber in Deutschland das Einspeisemanagement
umzusetzen haben, ist jedoch momentan weder exakt formalisiert noch gesetzlich vorgegeben bzw. derzeit Stand der Wei-
terentwicklung (vgl. Abschnitt 3.2.4). Fir das Engpassmanagement der VNB in Deutschland werden Ublicherweise Heu-
risiken basierend auf Power Transfer Distribution Factors (PTDFs) verwendet. Eine PTDF-Matrix gibt an, wie sich der
Lastfluss in Leitungen mit Anpassungen der eingespeisten Leistung an den Netzknoten verandert. Mithilfe der PTDFs
kénnen die Netzknoten nach der Stérke ihres Einflusses auf einen Engpass priorisiert werden. Die eingesetzten Heuristiken
prognostizieren zunachst mittels Leistungsflussanalyse die Netzbetriebsmittel, an denen Engpésse auftreten. Die Netzeng-
pésse werden anschlieBend fiir jeden betrachteten Zeitraum behoben, indem Schritt flir Schritt an den betreffenden Netz-
betriebsmitteln Abregelung vorgenommen wird. Dabei wird bei den Netzbetriebsmitteln begonnen, welche gemar der Pri-
orisierung der PTDF-Matrix den grofiten Einfluss auf den Engpass haben. (Schermeyer 2018a)

3.2.3 Redispatch

Redispatch bezeichnet die Anpassung der Leistungsabgabe von Kraftwerken zum Zweck der Engpassbehebung oder der
Vermeidung eines Engpasses durch die UNB (§ 13 Abs. 2 EnWG 2005, Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020).
Der Redispatch stellt damit einen Eingriff in den aus dem Markt resultierenden Fahrplan von Stromerzeugungsanlagen dar
(vgl. Abschnitt 3.2.1). Die Betreiber von am Markt agierenden Kraftwerken sind vertraglich zur Teilnahme am Redispatch
verpflichtet und mussen auf Anforderung ihre Leistungseinspeisung erhéhen oder reduzieren. Bei Leistungserhdhung eines
Kraftwerks erfolgt zeitgleich die Absenkung der Leistung eines anderen Kraftwerks, sodass die Energiemengen sowohl
physikalisch als auch bilanziell stets ausgeglichen sind. Es wird zwischen strombedingtem und spannungsbedingtem Re-
dispatch unterschieden. Ersterer soll v. a. kurzfristige Leitungstiberlastungen beheben, Letzterer dient der Spannungshal-
tung z. B. mittels Blindleistungsbereitstellung. (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020)

Im Jahr 2018 entfielen 93 % der MaRRnahmen auf den strombedingten Redispatch. 99 % aller Redispatchmalinahmen wur-
den auf Ebene der Ubertragungsnetze ausgefiihrt. Insgesamt wurden 15.529 GWh an Leistungsabgabe reduziert oder er-
hoht. Die entstandenen Kosten fiir alle MaBnahmen beliefen sich auf etwa 803 Mio. €. Diese Kosten resultieren aus den
Vergutungen fiir die betroffenen Kraftwerksbetreiber. Die Kostenerstattungen sollen nach § 13a EnWG eine angemessene
Vergutung darstellen, bspw. in Hohe entgangener Erlése, um Anlagenbetreiber durch den Redispatch-Abruf wirtschaftlich
weder besser noch schlechter zu stellen. Fiir andernfalls vorlaufig stillgelegte Kraftwerke nach § 13c EnWG werden ein-
malig die Kosten vergutet, die fir die Sicherstellung der Betriebsbereitschaft notwendig sind. (Bundesnetzagentur und
Bundeskartellamt 2020; EnWG 2005)

3.2.4 Aktuelle Weiterentwicklung

Ausweitung auf Verteilnetze

Laut dena (2012) wird sich die Rolle der Verteilnetzbetreiber in Zukunft weiterentwickeln. Eine engere Zusammenarbeit
mit dem UNB soll bspw. ermdglichen, dass die Netze des jeweils anderen Netzbetreibers in der Netzausbauplanung mit-
beriicksichtigt werden. Einerseits wird dadurch eine gemeinsame Planung fiir das Hochspannungs- sowie Ubertragungsnetz
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ermoglicht. Andererseits kénnen Anlagen aus dem Verteilnetz Systemdienstleistungen® erbringen. Gerade fiir Letztere be-
darf es klarer Regelungen fiir die Kooperation zwischen UNB und VNB. (dena 2012)

Laut Bundesnetzagentur (2017) werden VNB zukiinftig vermehrt Engpassmanagementmalnahmen vornehmen. Die von
der Bundesnetzagentur verdffentlichte Netzampel ordnet MalRnahmen des Engpassmanagements im Verteilnetz ein und
beruht auf dem vom BDEW im Jahr 2015 verdffentlichten Smart Grids Ampelkonzept (BDEW e.V. 2015). Bei griner
Ampelphase entspricht der Netzausbau dem Bedarf und Markttransaktionen kdnnen vom Netz unter Einsatz tblicher Netz-
schaltungen erfiillt werden (analog § 13 Abs. 1 Nr. 1 EnWG 2005 fiir UNB; Ecofys und Fraunhofer IWES 2017).

Wenn die MalRnahmen der griinen Ampelphase nicht ausreichen, findet ein Wechsel in die gelbe Ampelphase statt. Um
einen erwarteten Engpass im Sinne einer Prévention zu vermeiden, ist ein Verfahren des VNB im Vorfeld des erwarteten
Engpasses erforderlich. Hierflir sollen marktbezogene MalRnahmen zum Einsatz kommen. Dafiir kommen Flexibilitatsop-
tionen wie Regelenergie, zu- und abschaltbare Lasten, sowie Redispatch infrage. (analog 8 13 Abs. 1 Nr. 2 und Abs. 2
EnWG 2005 fiir UNB; Ecofys und Fraunhofer IWES 2017) Es bleibt zu klaren, ob Endverbraucher bei angewiesener
netzdienlicher Verhaltensédnderung ihre Kosten erstattet bekommen oder ob die Erbringung netzdienlicher Flexibilitat mit
dem VNB auszuhandeln ist (Bundesnetzagentur 2017).

Kann der Netzengpass weiterhin nicht behoben werden, wird in die rote Ampelphase gewechselt. Hier soll der VNB MaR-
nahmen in Echtzeit treffen kénnen, ohne dafur Flexibilitat zu verguten. Hierunter fallen MalRnahmen wie die Abregelung
von EE-Anlagen im Rahmen eines Einspeisemanagements, aber auch Anpassungen in der Stromabnahme. (analog 8 13
Abs. 2 EnWG 2005 fir UNB; Ecofys und Fraunhofer IWES 2017)

In der Praxis finden marktbezogene MafRRnahmen auf Ebene der Verteilnetze bislang kaum statt. Im Falle eines Netzeng-
passes werden fast ausschlieflich Einspeisemanagementmalnahmen ergriffen. Redispatch kommt nicht zum Einsatz, da
die entsprechenden Kraftwerke auf hdheren Spannungsebenen einspeisen. (Bundesnetzagentur 2017) Weitere Angebote
und wirtschaftliche Anreize v. a. fiir die gelbe Ampelphase fehlen noch bzw. sind derzeit in Entwicklung (vgl. Ecofys und
Fraunhofer IWES 2017, Abschnitt 3.4.2).

Redispatch 2.0

Mit dem Ziel eines mdglichst kostenglinstigen Engpassmanagements und zur Umsetzung der EU-Binnenmarktverordnung
(Europaisches Parlament und Rat 2019c) soll ab Oktober 2021 ein Redispatchsystem 2.0 die Mallnahmen Einspeisema-
nagement und Redispatch integrieren. Daflr soll der Einspeisevorrang von EE- und KWK-Anlagen beibehalten und auf
Basis des EnNWG (2005) weiter konkretisiert werden. Fur die Bestimmung der Reihenfolge der Abschaltung sollen fir
Anlagen > 100 kW kalkulatorische Preise aller infrage kommenden Anlagen herangezogen werden. Die Bundesnetzagentur
soll hierzu bis Ende 2020 sogenannte Mindestfaktoren festgelegen, erste Uberlegungen befinden sich zum Zeitpunkt der
Erstellung dieser Arbeit in der Konsultation. Uber die Mindestfaktoren soll sichergestellt werden, dass eine Abregelung
von EE-Anlagen nur dann vorgenommen wird, wenn diese um ein Mehrfaches wirksamer zur Behebung eines Netzeng-
passes ist als die Abregelung von Erzeugung aus konventionellen Anlagen. Mit hohem Mindestfaktor werden weniger EE-
Anlagen abgeregelt®. (NABEG 2019; Bundesnetzagentur 2020; BDEW e.V. 2020b) Derzeit wird ein Mindestfaktor von
10 fir EE-Anlagen vorgeschlagen. Die finalen Mindestfaktoren sowie das VVorgehen fiir deren Bestimmung sind bis Ende
2020 festzulegen. Die Auswirkungen der geplanten Anderungen auf die Netzengpésse sind zum jetzigen Zeitpunkt noch
nicht bekannt.

8 Produkte zur Gewahrleistung von Frequenz- und Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau, und Betriebsfiihrung zur Sicherstellung der \Versor-
gungssicherheit. Hierunter fallen bspw. Redispatch und Regelleistung.

® Vergleichbar mit einem negativen Redispatch im Sinne einer Reduktion der Einspeiseleistung.
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3.3 Standardisierung des gesteuerten Ladens von E-PKW

Mittels Dienstleistungsprodukten kann gesteuertes Laden in der Breite zur Anwendung kommen. Diese Produkte kdnnen
gemal Stryja et al. (2015) als immaterielle Energiedienstleistungen beschrieben werden, die wahrend der Nutzungsphase
eines E-PKW von einem Energiedienstleister oder Aggregator in Form einer Planung und Steuerung der Ladevorgénge
bereitgestellt werden. Die Umsetzung gesteuerten Ladens in der Praxis ist komplex und es mussen gewisse Vorbedingun-
gen erfillt sein. Dazu zéhlen u. a. die Vernetzung bspw. von Ladestation, E-PKW, E-PKW-Nutzerin und anderen Akteuren,
die Standardisierung technischer Schnittstellen, sowie die Verfiigbarkeit von Plattformen oder Mérkten fiir den Austausch
und Handel von Dienstleistungen, insbesondere Flexibilitat, oder Abrechnung von Ladevorgéngen (Ried et al. 2013). Der
vorliegende Abschnitt widmet sich den aktuellen Entwicklungen bei den wichtigsten technischen Standards, die zur Um-
setzung des gesteuerten Ladens in die Praxis notwendig sind. Abschnitt 3.4.2 stellt lokale Energiemérkte und weitere Rah-
menbedingungen aus der energiewirtschaftlichen Perspektive vor.

Um Signale Gibermitteln und auf diese reagieren zu konnen, z. B. um in Zeiten von Uberschussstrom die Ladeleistung zu
erhéhen, bedarf es einer informations- und datenseitigen Verbindung zwischen E-PKW, zugehdriger Ladeinfrastruktur,
sowie den involvierten Akteuren der Energiewirtschaft. Mess- und Steuerinstrumente und Kommunikationsprotokolle sind
erforderlich, um Steuerungs- oder Preissignale vom Netzbetreiber oder Aggregator zu einem E-PKW oder seiner Ladesta-
tion zu Ubermitteln und Verhaltensénderungen der E-PKW zurlickzumelden bzw. zu bestétigen. Die Prozesse bezuglich
Messung, Kommunikation und Steuerung sind auf neue, digitale Betriebsmittel basierend auf IKT sowohl auf der Seite der
E-PKW-Nutzenden als auch in Verteilnetzen angewiesen (Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitat und RE-xpertise
2019; Dorendorf et al. 2019).

Im Folgenden werden aktuelle sowie in Planung befindliche Normen fiir verschiedene Schnittstellen auf Basis der Road-
map fur intelligentes Lastmanagement der Nationalen Plattform Zukunft der Mobilitdt (NPM 2020b) vorgestellt, die fir
die Umsetzung des gesteuerten Ladens bzw. des intelligenten Lastmanagements notwendig sind. Diese Normen sind Er-
gebnis von nationalen und internationalen Standardisierungsprozessen und werden in Gremien erarbeitet?°,

Schnittstelle Fahrzeug und Ladestation — wéahrend des Ladevorgangs

Derzeitige Ladeprotokolle basieren auf verschiedenen Kommunikationsmethoden und physikalischen Verbindungen. Die
wichtigsten Anforderungen an Ladevorgdnge werden in der internationalen Norm IEC 61851-1 definiert. Einige Steckver-
binder ermdglichen keine direkte, kabelgebundene Kommunikation und erfordern eine externe Steuerung fur die Kommu-
nikation. CCS-Stecker hingegen kommunizieren tber Powerline Communication (PLC oder Trégerfrequenzanlage). Im
Jahr 2018 wurde CCS in das bereits fiir AC-Laden bestehende Protokoll ISO 15118 aufgenommen. Uber die SO 15118-20
werden weitere Funktionen u. a. zur V2G-Kommunikation mdéglich. (IEA 2019)

Schnittstelle Fahrzeug und Ladestation — im Vorfeld des Ladevorgangs

Aktivitaten hinsichtlich Standardisierung der Kommunikation im Vorfeld des Ladevorgangs gibt es bislang noch nicht.
Diese sind jedoch bis 2030 auch fiir bidirektionales Laden notwendig. Durch entsprechende Normen kdnnte gesteuertes
Laden noch wirtschaftlicher, nutzerfreundlicher und effizienter werden. Beispielsweise kénnte die Navigation zu und Re-
servierung von Ladepunkten tiber normierte Schnittstellen erfolgen, Informationen zu Parkgebihren und Ladekosten kénn-
ten zuganglich gemacht und die Batterie zur VVorbereitung eines Schnellladevorgangs auf die optimale Temperatur gebracht
werden. (NPM 2020b)

Schnittstelle Ladestation und lokales Energiemanagementsystem

Wenn beispielsweise Haushalte bereits iber ein lokales Energiemanagementsystem (EMS) verfiigen, ist es notwendig, die
Ladeoptimierung in dieses zu integrieren, um Zielkonflikte z. B. zwischen EMS und tarifoptimierter Ladestrategie zu ver-

0 Dariiber hinaus bestehen weitere technische Anforderung fiir die Umsetzung des untersuchten Anwendungsfalls, die im Folgenden jedoch nicht
néher erlautert werden. Darunter fallen bspw. Fragestellungen des Dateneigentums (IEA 2020).
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meiden. Diese Kommunikation der aus dem EMS ermittelten Ladeplane kdnnte (iber die Ladestation an das Elektrofahr-
zeug erfolgen. In diesem Bereich wird ein dringender Bedarf fiir Standardisierung gesehen. Das Protokoll der DIN EN IEC
63110 / VDE 0122-110-1 beschreibt die unmittelbare Kommunikation zwischen E-PKW und EMS auf allgemeiner Ebene.
Ein Standard wurde jedoch bisher nicht erarbeitet. Ein nationaler Arbeitskreis formuliert derzeit die Schnittstelle. (NPM
2020b)

Bislang kommt fiir die Kommunikation zwischen Ladestation und EMS oft die frei nutzbare EEBUS-Kommunikations-
schnittstelle zum Einsatz. Diese Schnittstelle basiert bereits auf Standards und Normen wie der 1SO 15118 und soll dartiber
hinaus weiter standardisiert werden, um bspw. bidirektionales Laden abzubilden. (VDE|FNN 2019)

Schnittstelle Ladestation und Ladestationsbetreiber

Auch bedarf es Normen zur Steuerung von Ladevorgangen durch den Ladestationsbetreiber. Die bereits erwahnte interna-
tionale Norm IEC 63110 befindet sich hierfr in der Ausarbeitung. Sie enthélt ein Protokoll fir das Management der Lade-
(und Entlade-) Infrastruktur fur E-PKW. (NPM 2020b) Die zukiinftige Norm soll eine Weiterentwicklung des bereits etab-
lierten Standards OCPP (Open Charge Point Protocol) enthalten (VDE|FNN 2019). OCPP ist ein offener Standard fiir die
herstellerunabhéngige Kommunikation zwischen Ladestation und einem Backend!* und kommt oftmals bei Ladestationen
zum Einsatz, die von mehreren E-PKW genutzt werden (BMWi 2019).

Schnittstelle Netzanschlusspunkt und Netzbetreiber

Zur technischen Umsetzung von Lésungen aus der gelben und roten Ampelphase (vgl. Abschnitt 3.4.2) bedarf es einer
Schnittstelle zwischen dem Netzanschlusspunkt und dem Netzbetreiber. In der gelben Ampelphase kénnte der VNB Infor-
mationen Uber erwartete Netzengpésse an den Ladestationsbetreiber (ibermitteln, um ihm und seinem Energieversorger die
Maéglichkeit zu geben, darauf zu reagieren und den Engpass ggf. zu verhindern. Auch wére Uber diese Schnittstelle eine
direkte Steuerung durch den VNB z. B. zur Umsetzung des § 14a EnWG mdglich (vgl. Abschnitt 3.4.1).

Technisch betrachtet konnte diese Schnittstelle durch eine Verbindung zwischen dem lokalen EMS und einer Steuerbox,
die sich zwischen Netz- und Nutzerseite befindet und im Verantwortungsbereich des VNB liegt, implementiert werden
(Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitdt und RE-xpertise 2019; NPM 2020b). Diese Steuerbox kdnnte die Steue-
rung des intelligenten Messsystems?? (iMSys) tibernehmen. iMSys sollten nach § 21 MsbG (2016) u. a. fiir die Erhebung,
Ubermittlung und Speicherung von Messwerten des Energieverbrauchs sowie der tatsachlichen Nutzungszeit eingesetzt
werden. Mit dem Ziel, praventive MaRnahmen (vgl. gelbe Ampelphase) zu ermdéglichen, sollte dies in hoher Auflosung
geschehen. Fiir kurative Eingriffe der roten Ampelphase sollten die Messung und die Ubermittlung dariiber hinaus még-
lichst in Echtzeit erfolgen. (Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitat und RE-xpertise 2019) Sofern ein E-PKW an
8 14a EnWG (2005) teilnimmt, muss dieser zwangslaufig mit einem iMSys ausgestattet sein (§ 21 Abs. 1 Nr. 1b Messstel-
lenbetriebsgesetz (MsbhG 2016)).

Ein nationaler Arbeitskreis ist derzeit mit der Entwicklung eines Standards betraut. Die Schnittstelle sollte zukunftig so
erweitert werden, dass auch eine Integration mit dem EMS erfolgt, sodass Steuerbox und EMS auf denselben Standard
zuriickgreifen kénnen. (NPM 2020Db)

Schnittstelle Ladestationsbetreiber und Elektromobilitatsdienstleister

Daruber hinaus ist eine Standardisierung des Datenaustauschs zwischen Ladestationsbetreiber und Elektromobilitatsdienst-
leister oder Aggregator notwendig, auch um deren Rollen klar zu trennen. Uber die Schnittstelle kénnen wihrend des
Ladevorgangs Daten vom Elektromobilitatsdienstleiter zur E-PKW-Nutzerin tibermittelt werden oder auch im Vorfeld oder

1 Der Begriff Backend bezeichnet ein IT-System zur Datenverarbeitung. Die Software wird von einem Dienstleister auf einem Server betrieben und
ermdglicht die Authentifizierung an der Ladestation, die Freigabe sowie und die Abrechnung von Ladevorgéngen. (BMWi 2019)

2 jMSys werden auch als Smart Meter bezeichnet. Sie bestehen aus einem sind digitalen Stromzahler, der Verbrauchsdaten nahezu in Echtzeit erfassen
kann und einem Smart Meter Gateway (SMGW), das u. a. fir die Kommunikation der Messdaten an den Netzbetreiber, Energieversorger oder an-
dere Akteure eingesetzt wird. (Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie 2020) Zum Zeitpunkt der Erstellung dieser Arbeit sind drei zertifi-
zierte SMGW verfligbar.
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nach einem Ladevorgang Daten erhoben werden. Fir diesen Informationsaustausch kénne beispielsweise eine Roaming-
Plattform, auch Clearing-House genannt, verwendet werden. Die 2019 verdffentlichte Norm EN IEC 63119-1/ VDE 0122-
19-1 beschreibt diese Kommunikation bereits auf einem abstrakten Level. Erweiterungen der Norm hinsichtlich Anwen-
dungsfallen, Nachrichtenformat, Datensicherheit und Datenschutz sollen bis 2022 erarbeitet werden. (NPM 2020b)

3.4 Gesteuertes Laden im energiewirtschaftlichen Kontext

Fur das gesteuerte Laden kdnnen laut Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitdat und RE-xpertise (2019) drei unter-
schiedliche Ladestrategien fir die Optimierung der Ladevorgange eingesetzt werden. Marktorientierte Ladestrategien zie-
len auf eine Minimierung der Kosten fiir den Ladestrom ab, bspw. indem die Fahrzeuge auf Preissignale reagieren. Netz-
dienliche Ladestrategien dienen der Engpassvermeidung und -behebung und kénnen bspw. durch Steuerung durch den
Netzbetreiber erfolgen (NPM 2020a). Systemdienliche Ladestrategien beinhalten Aspekte beider Strategien.

Nicht nur aus technischer Perspektive bedarf es weiterer Entwicklungen, um eine Ladesteuerung zur Nutzung von Uber-
schussstrom zukinftig umzusetzen. Auch aus energiewirtschaftlicher und regulatorischer Perspektive sind weitere Verén-
derungen notwendig, von denen einige wie die Ausgestaltung des § 14a (vgl. Abschnitt 3.4.1) bereits angestof3en wurden.
Auch die Entwicklung neuer (lokaler) Flexibilitatsmarkte ist derzeit Gegenstand der Forschung (vgl. Abschnitt 3.4.2).
Implikation der aktuellen Gesetzgebung sowie weitere notwendige Annahmen fur Strompreisbestandteile, insbesondere
Netznutzungsentgelte, werden in Abschnitt 3.4.3 vorgestellt.

Zunéchst jedoch sollen jedoch die fiir das Lademanagement von E-PKW zum Zweck des Ladens von Uberschussstrom
relevanten energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen erldutert werden, wie sie fiir den in dieser Arbeit untersuchten
Anwendungsfalls relevant sind. E-PKW kdnnten bspw. als steuerbare Verbraucher im Rahmen des Redispatch 2.0 inte-
griert werden. Sowohl VNB als auch UNB werden zukiinftig fiir die Ausfilhrung von Engpassmanagementmanahmen
sowie deren Koordination verantwortlich sein (vgl. Abschnitt 3.2.4). Die Flexibilitdt von E-PKW konnte bspw. fir das
Laden von Uberschussstrom verwendet werden. Wenn diese Flexibilitat zur Reduktion von EE-Abregelung herangezogen
werden soll, misste der verantwortliche Netzbetreiber Informationen beziiglich Hohe, Dauer und Netzknoten der EE-Ab-
regelung an den bzw. die E-PKW, bspw. iiber einen Aggregator® senden. Der Aggregator ist fiir die Aggregation kleintei-
liger flexibler Anlagen wie E-PKW verantwortlich und aggregiert das Lastverschiebepotenzial einer aus mehreren E-PKW
bestehenden Flotte hinsichtlich Hohe, Zeitraum und Ort fir jeden Netzknoten. Neben der Verwendung (andernfalls) abge-
regelter Energie aus EE-Anlagen fur das Laden der E-PKW Flotten und damit der Unterstiitzung eines netzdienlichen
Betriebs ist es auch vorstellbar, dass die Flexibilitat zur preisoptimierten Beschaffung (oder im Fall von V2G auch des
Verkaufs) von Elektrizitat uber lokale Flexibilitdtsmérkte genutzt wird (vgl. hierzu Dorendorf et al. (2019) und NPM
(2020a)). Ein Aggregator ermittelt den bzw. die Fahrpléne der Flotten und steuert die E-PKW entsprechend. Die Ladestra-
tegien, die dafiir zum Einsatz kommen, kénnen daher als systemdienlich im Sinne einer Kombination aus marktorientierter
und netzdienlicher Strategie verstanden werden.

3.4.1 Netzdienliches Laden gemafd § 14a EnWG

Der erste gesetzlich verankerte Vorstof3, um die Steuerbarkeit von E-PKW anzureizen, ist der 8 14a EnWG (2005). Dieser
erméchtigt die Bundesregierung, eine Rechtsverordnung zur netzdienlichen Steuerung steuerbarer Verbrauchseinrichtun-
gen in Niederspannungsnetzen zu erlassen. Zu den flexiblen Verbrauchern zéhlen auch E-PKW. Im Gegenzug fur eine
Bereitstellung von Flexibilitat und die netzdienliche Steuerung durch den VNB sollen E-PKW-Nutzende ein reduziertes
Netzentgelt erhalten. Die kommende Rechtsverordnung soll u. a. die Vertragsgestaltung und die Héhe der Netzentgeltre-
duktionen festlegen sowie die Steuerungshandlungen definieren, welche ausschlie3lich vom VNB bzw. ausschlieflich vom
Energieversorger vorgenommen werden durfen. Die Ausgestaltung der Rechtsverordnung befindet sich derzeit noch in

13 Dies konnte bspw. durch die von Ecofys und Fraunhofer IWES (2017) empfohlene Verpflichtung einer Day-Ahead Engpassprognose seitens VNB
auf der 110 kV-Ebene umgesetzt werden.
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Arbeit. Das Bundeswirtschaftsministerium fir Wirtschaft und Energie (BMWi) hat dazu einen Konsultationsprozess in
Form von Arbeitsgruppen gestartet (Dreisbusch et al. 2020).

Einige VNB haben das verpflichtende Angebot einer Netzentgeltreduktion fiir flexible Verbraucher nach § 14a bereits
umgesetzt. Die Reduktion der NNE liegt dabei bei rund 40 — 70 %. Je nachdem wie die Steuerung durch den VNB zukiinf-
tig ausgestaltet wird, kdnnte dies die Akzeptanz fiir die angebotene Netzentgeltreduktion negativ beeinflussen. Neben re-
duzierten NNE gébe es Alternativen, um Anreize fir eine Steuerbarkeit und somit netzdienliches Laden zu schaffen. So
kénnten bspw. differenzierte Leistungspreise dazu fiihren, dass ein glnstigerer Netzanschluss mit geringerer Leistung ge-
wahlt wird. Variable NNE wiederum kdnnten zu einer freiwilligen Lastverlagerung in Zeiten schwacher Netzauslastung
fuhren. (Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitdt und RE-xpertise 2019)

Das vom BMWi beauftragte Gutachten zur ,,Digitalisierung der Energiewende“ (BET, Ernst & Young, WIK 2019) schlagt
zur Umsetzung des § 14a eine Spitzenglattung im Haushaltssektor vor. Mit Spitzenglattung ist die zeitlich beschrénkte
Limitierung des Leistungsbezugs durch den Netzbetreiber gemeint, wobei der Zweck die Vorsorge bzw. Behebung von
Engpassen ist. Dies soll durch eine Differenzierung der Netzanschlusskapazitat in bedingte und unterbrechbare Leistung
umgesetzt werden. Alle flexiblen Verbraucher im Niederspannungsnetz, wie z. B. E-PKW sollen nach diesem Vorschlag
verpflichtend an der Spitzenglattung teilnehmen. Die Steuerung soll langfristig Uber iMSys erfolgen.

Sollte die Teilnahme an einer netzdienlichen Steuerung nach § 14a verpflichtend werden, kdnnte dies méglicherweise zu
einem Kaufhemmnis fur E-PKW werden und den angestrebten Markthochlauf verzdgern (Dreisbusch et al. 2020). Zudem
ist laut Agora Verkehrswende, Agora Energiewende und Regulatory Assistance Project (RAP) (2020) der aktuelle Vor-
schlag des Gutachtens ein rein kurativer Ansatz entsprechend der roten Ampelphase, welcher die Entstehung neuer Ge-
schaftsmodelle (vgl. gelbe Ampelphase) behindere. Es wird bemangelt, dass Verbraucher bei einer derartigen Ausgestal-
tung des § 14a nicht auf Uberschussstrom reagieren kdnnen. Flexibilititspotenziale konnten dadurch nicht z. B. durch
Aggregatoren gehoben werden. Stattdessen sollen auf Preisanreizen beruhende marktliche Losungen als Mechanismus
eingesetzt werden, um lokalen Uberschussstrom fiir Verbraucher nutzbar zu machen und EE-Abregelung zu reduzieren.
Alternative VVorschldge zur Ausgestaltung des § 14a von Ecofys und Fraunhofer IWES (2017) und bne (2020) favorisieren
ein Quotenmodell, in das auch flexible Lasten wie E-PKW integriert werden kdnnen. Bei einem Quotenmodell wird davon
ausgegangen, dass v. a. Stromverbraucher im Fall von Netzengpassen durch den VNB ihre Netznutzung einschranken
miussen. Daflr wird eine tages- und zeitabhangige Begrenzung fur die Netznutzung in Form einer Quote festgelegt. Diese
wird vom VNB im Vorfeld eines erwarteten Engpasses sowohl an Stromerzeuger als auch -verbraucher mitgeteilt. Laut
Bundesverband Neue Energiewirtschaft (bne 2020) sollte die Teilnahme auf Freiwilligkeit beruhen, damit sowohl netz-
dienliches Laden als auch andere Vermarktung der Flexibilitdt mdglich sind. Fir die Bereitstellung ihrer Flexibilitat erhal-
ten Verbraucher in diesem Fall eine Flexibilitatspramie.

Unabhéngig davon, wie die erwartete Rechtsverordnung zu § 14a aussehen wird, wird sich diese in der Praxis voraussicht-
lich auf Stromliefertrdge oder Netzanschlussvertrdge von E-PKW-Nutzenden auswirken. Eine hohe Gleichzeitigkeit beim
Laden kdnnte im Engpassfall vermieden werden, wenn die Ladeleistung entsprechend reduziert wiirde. Dies kénnte durch
Pramien, flexible Tarife zwischen Aggregator und E-PKW-Nutzenden (vgl. Dreisbusch et al. (2020)) oder auch eine pau-
schale Reduktion von NNE erfolgen. Sofern das Laden von Uberschussstrom und/ oder von an lokalen Markten gehandelter
Elektrizitat unter Einhaltung von Netzrestriktionen als ,,netzdienliches Laden* klassifiziert wiirden, kénnten zukdinftig zu-
mindest fur einen Teil des Ladestroms reduzierte NNE anfallen (vgl. Abschnitt 3.4.3).

3.4.2 Lokale Energiemirkte

Wie in Abschnitt 3.1 beschrieben, ist ein umfangreicher Netzausbau mit dem Ziel, Manahmen wie Einspeisemanagement
liberflissig zu machen, nicht im Sinne einer Gesamtkostenoptimierung. Daher sollen zukiinftig auch Stromverbraucher
vermehrt in Energiemarkte integriert werden, um hier zum Gleichgewicht von Elektrizitatserzeugung und -verbrauch bei-
zutragen. Dies ist die Motivation, die den Gedanken von Smart Markets, (lokalen) Energiemérkten oder Flexibilitatsmark-
ten zugrunde liegt (Ecofys und Fraunhofer IWES 2017). Im Folgenden wird fiir Elektrizitatsméarkte mit lokaler Kompo-
nente, bei denen u. a. Flexibilitat von E-PKW gehandelt werden kann, der Begriff ,,lokale Energieméarkte verwendet.
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Waéhrend der roten Ampelphase greifen kurative Mallnahmen der Netzbetreiber wie Einspeisemanagement. Lokale Ener-
giemdrkte sollen gemaR Bundesnetzagentur (2017) als MalRnahme der gelben Ampelphase zum Einsatz kommen. Die Fle-
xibilitdt kann in Form von Produkten gehandelt werden, bspw. indem Mengen- und Preisangebote abgegeben bzw. nach-
gefragt werden. Uber diese Méarkte konnte bspw. ein freiwilliges Quotenhandelssystem mit Preishildungsmechanismus
betrieben werden, bei welchem sich Netzbetreiber mit Flexibilitat eindecken. Somit soll eine Interaktionsphase zwischen
Netz und Markt entstehen, wie es sie zum heutigen Zeitpunkt noch nicht gibt. (Bundesnetzagentur 2017; Goldkamp und
Schallenberg 2020)

Lokale Energiemarkte kdnnen dabei unterschiedlich ausgestaltet werden und sind derzeit Gegenstand der Forschung. Aus-
gestaltungsmerkmale sind bspw. die regionale Auflésung dieser Markte bzw. die Einteilung in lokale Marktgebiete, der
zeitliche Horizont der gehandelten Kontrakte, Preisbildungsmechanismen und gehandelte Strommengen (Steuer et al.
2019). Ecofys und Fraunhofer IWES (2017) unterscheiden bspw. sechs Modelle zu ,,Smart Markets* nach den beiden
Marktkoordinationsmechanismen Flexibilitatsbezug (heute umgesetzt z. B. in Form von Einspeisemanagement und Regel-
leistung) und Quoten. Auch kleinere Elektrizitatserzeuger und -verbraucher wie bspw. Haushalte kénnen auf lokalen Ener-
giemdrkten innerhalb definierter Regionen bendtigten sowie selbst erzeugten Strom untereinander handeln bzw. ihre Fle-
xibilitat bereitstellen (Mengelkamp et al. 2018).

Einerseits konnen lokale Energiemérkte neu geschaffen werden. Andererseits ist auch die Erweiterung bestehender Markte
um eine lokale Komponente vorstellbar. Beispielsweise konnten Regelleistungsmarkte! auch fir EE-Erzeugungsanlagen
und flexible Nachfrager gedffnet und dabei die Position im Netz erfasst werden. Fur EE-Anlagen sowie stationére Batte-
riespeicher existieren in Deutschland bereits Préqualifizierungsverfahren, wodurch der Marktzutritt fir diese Anlagen in
einem groBeren Verbund (,,virtuelles Kraftwerk*) mdglich ist. Fir Elektrofahrzeuge und Verbraucher ist dieser Marktzu-
gang noch nicht moglich.

Neben unterschiedlichen Flexibilitatsanbietern gibt es am lokalen Flexibilitatsmarkt Akteure auf der Nachfrageseite. Mdg-
liche Marktmodelle sowie Koordinationsmechanismen, bei denen neben Flexibilitatsanbietern wie z. B. Aggregatoren auch
UNB und VNB miteinbezogen werden, sind aktuell Gegenstand verschiedener Forschungsprojekte. Im EU-Projekt
FLEXCoop sollen lokale Flexibilitditsmérkte Uber einen offenen Marktplatz realisiert werden, zu dem auch Endverbraucher
Zugang haben (Isakovic und et al. 2020). Das EU-Projekt CoordiNet schafft Marktplatze fiir lokale Flexibilitatsmérkte, auf
denen sowohl einzelne als auch aggregierte dezentrale Flexibilitdtsanbieter sowie -nachfrager wie UNB und VNB teilneh-
men konnen (Backe et al. 2019). Soll die Flexibilitat ausschlieflich zur Engpassbehebung eingesetzt werden, ist nur ein
Kéufer auf der Nachfrageseite aktiv. Der Markt bzw. die Marktplattform kann von einer dritten Partei betrieben werden.
(Goldkamp und Schallenberg 2020)

Bei der Implementierung lokaler Flexibilitatsmérkte zeigen sich laut Goldkamp und Schallenberg (2020) mehrere Heraus-
forderungen. Zundchst mussen im Vorfeld der Markttransaktion Flexibilitatsangebot und -nachfrage berechnet werden.
Aufgrund der begrenzten Grofe der lokalen Mérkte bzw. der einzelnen Marktgebiete sind die Flexibilitatsportfolios klein.
Die Prognosegenauigkeit ist dadurch geringer als in Markten mit groRerer geographischer Ausdehnung, in denen sich
Prognosefehler teilweise ausgleichen. Daruber hinaus resultiert das Flihren separater Orderbiicher fur jedes lokale Markt-
gebiet zu einer hoheren Komplexitét, wodurch vollautomatische Prozesse (bspw. im Handel) notwendig werden. Eine wei-
tere Herausforderung ist die Nachweisfiihrung, welche die Grundlage firr die Rechnungstellung darstellt. Da Flexibilitats-
erbringung mit einer gewollten Abweichung einhergeht, miissen geplante und tatsachliche Fahrplane anlagenscharf
verglichen werden. Darber hinaus herrscht aufgrund der geringen GroRe der einzelnen lokalen Marktgebiete moglicher-
weise eine geringe Liquiditat und somit die Gefahr der Ausiibung von Marktmacht.

Zuletzt wird in der Literatur von der Gefahr strategischen Bietverhaltens (sog. Inc-Dec) in Flexibilitats- und Redispatch-
markten berichtet, wenn parallel zum netzknotenscharfen Markt ein zonaler Markt'® fortbesteht. Hier haben Marktakteure
einen Anreiz, ihr Bietverhalten auf dem zonalen Strommarkt so zu veréndern, indem sie Erlése aus einem nachgelagerten

4 Die lokale Komponente wire in diesem Fall auf die vier Regelzonen Deutschlands begrenzt.

15 An der europaischen Stromborse EPEX SPOT ware bspw. der Day-Ahead-Strommarkt ein Beispiel fiir einen zonalen Markt, fur jede der Gebotszo-
nen werden separate Orderbiicher gefiihrt. Deutschland/Osterreich entspricht hier einem Marktgebiet.
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lokalen Flexibilitdtsmarkt antizipieren. Es besteht die Gefahr, dass bspw. ein Stromerzeuger in einer geographischen Re-
gion mit viel EE-Abregelung mit einem geringen Preisangebot ein Zuschlag im vorgelagerten Markt erhélt (,,Inc* oder
Increase), in der Erwartung darauf, im nachgelagerten Markt iiber Redispatch heruntergeregelt zu werden (,,Dec* oder
Decrease). Dadurch kdnnte es u. a. zu héheren Erldsen der Stromerzeuger (Windfall profits) sowie zu einer Zunahme von
Netzengpéssen kommen. (Hirth et al. 2019) Dieses unerwiinschte Inc-Dec-Verhalten musste so weit wie méglich verhin-
dert oder im Nachgang bspw. mithilfe von Data Science aufgedeckt werden. Als vorbeugende MalRnahme kdnnten Flexi-
bilitatsanbieter lange im Voraus die Einsatzplane ihrer Anlagen bermitteln, welche im Nachgang mit den Ist-Zeitreihen
abgeglichen werden. (Goldkamp und Schallenberg 2020)

Zur Umsetzung dieser Modelle fiir lokale Markte wird derzeit an verschiedenen Plattformen gearbeitet. Um den Handel
kleinteiliger Flexibilitat z. B. von Haushalten zukiinftig EU-weit zu ermdglichen und in die Praxis umzusetzen, werden
u. a. technologische Losungen benétigt. Siano et al. (2019) untersuchen verschiedene Technologien zur Umsetzung von
lokalen Energiemarkten, die auf dem Peer-to-Peer Ansatz beruhen, also einen Austausch zwischen allen Netznutzern er-
mdoglichen. Der Blockchain-Ansatz wird dabei als vielversprechendste Technologie identifiziert, um Gber die lokalen Ener-
giemérkte geschlossene Vertrage zwischen Flexibilitatsanbietern und -nachfragern sicher zu verschlisseln und speichern.
Ein Beispiel hierfiir ist die von den UNB TenneT, Swissgrid und Terna entwickelte Crowd-Balancing-Plattform Equigy
(TenneT 2020). Damit kdnnen z. B. Systemdienstleistungsmérkte einschlieRlich des Flexibilitatsabrufs abgebildet werden.
Die Plattform soll Uber standardisierte Schnittstellen diskriminierungsfrei zugénglich sein und wird tber die Blockchain-
Technologie umgesetzt, was neben einem sicheren Datenaustausch auch Transaktionen zu geringen Kosten ermdglichen
soll.

3.4.3 Regulatorische Rahmenbedingungen und Implikationen fiir
Strompreisbestandteile

Die Einordnung des untersuchten Anwendungsfalls in die aktuelle bzw. zukiinftige Gesetzgebung hat u. a. Auswirkungen
darauf, mit welchen Steuern, Abgaben, Umlagen und Entgelten (staatlich induzierte Strompreisbestandteile, im Folgenden
Strompreisbestandteile genannt) der von den E-PKW geladene bzw. rlickgespeiste Strom belastet wird. Im Folgenden wird
eine Einordnung in Anlehnung an die bestehende Regulatorik vorgenommen.

Zunachst sollen die relevanten Grundlagen der europdischen Gesetzgebung anhand der EU-Binnenmarktrichtlinie (Euro-
paisches Parlament und Rat 2019a) vorgestellt werden:

— Anreize zur Nutzung von Flexibilitat im Verteilnetz: GemaR Art. 32 Abs. 1 und Abs. 2 sollen Anreize fir die
Nutzung von Flexibilitat in Verteilnetzen geschafft werden. VNB soll es méglich sein, Flexibilitatsleistungen wie
bspw. Engpassmanagement in ihren Netzbereichen zu beschaffen. Dabei sollen marktbasierte, transparente und
diskriminierungsfreie Verfahren zum Einsatz kommen und die gehandelten Marktprodukte zumindest auf natio-
naler Ebene vereinheitlicht werden. Die Spezifikationen fiir diese beschafften Flexibilitatsleistungen sind in einem
transparenten und partizipatorischen Verfahren gemeinsam mit allen wichtigen Netznutzern sowie den UNB fest-
zulegen. Die Umsetzung des hier erwéhnten Verfahrens in nationales Recht stellt eine wichtige VVoraussetzung
fir die Nutzung der E-PKW-Flexibilitit zum Laden von Uberschussstrom dar.

— Recht auf Partizipation fiir aktive Kunden: Endkunden sollen It. EU-Elektrizitatshinnenmarktrichtlinie als ak-
tive Kunden handeln dirfen. Aktive Kunden haben u. a. das Recht, selbst oder Uber Aggregatoren an Flexibili-
tatsprogrammen teilzunehmen (Art. 15 Abs. 1 und Abs. 2). Auch Multi-Use, d. h. die Erbringung mehrerer Dienst-
leistungen soll nach Art. 15, Abs. 5 d ermdglicht werden. Da auch fur E-PKW die Definition einer
Energiespeicheranlage nach Art. 2 Abs. 59 erfiillt ist, kdnnen auch E-PKW-Nutzende aktive Kunden sein. Die
parallele Nutzung von Uberschussstrom und Handel iiber lokale Energiemérkte scheint damit moglich.

— Keine doppelten Entgelte fir E-PKW: Wenn E-PKW-Nutzende Flexibilitatsdienstleistungen fir Netzbetreiber
erbringen, sollen diese geméaR Art. 15 Abs. 5 b keinen doppelten NNE unterworfen sein.

Um Aussagen bzw. Annahmen fiir resultierende Strompreisbestandteile, insbesondere NNE, zu treffen, wird im Folgenden
der Versuch angestellt, den betrachteten Anwendungsfall in das geltende deutsche Recht einzuordnen.
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In der aktuellen deutschen Gesetzgebung bezieht sich § 14a EnWG (2005) auf sogenannte Letztverbraucher. Damit wéren
E-PKW, die nicht nur zu Mobilitatszwecken eingesetzt werden, sondern dariiber hinaus als aktive Kunden mehrere Dienst-
leistungen erbringen, von einer Reduktion der NNE ausgeschlossen. Bei alleiniger Teilnahme am Energiehandel wiederum
wire eine Befreiung der NNE fiir ,,neu errichtete Anlagen zur Speicherung elektrischer Energie* evtl. zukiinftig nach § 118
Abs. 6 EnWG (2005) maglich. Darunter fallen Anlagen, die verzdgert in dasselbe Netz zuriickspeisen, aus dem sie auch
Elektrizitat beziehen, und bei denen die Verbrauchsdaten von denen der anderen Verbraucher dieser Netzebene abweichen.
Maoglichweise missen die genannten §§ 14a und 118 im Zuge der Umsetzung der EU-Binnenmarktrichtlinie entsprechend
geandert werden, sodass Multi-Use auch fiir E-PKW gemaR EU-Binnenrichtlinie ermdglicht wird. Dies wére eine VVoraus-
setzung dafiir, dass NNE im Gegenzug einer netzdienlichen Steuerung durch den VNB reduziert wiirden, auch wenn diese
parallel an anderen Markten aktiv sind.

Nach heutigem Stand ist eine Argumentation flr geringere NNE fiir E-PKW auch tber 8 19 Abs. 2 StromNEV (2005)
denkbar. Letztverbraucher, bei denen sich der Zeitraum ihres maximalen Leistungsbezugs stark von der Maximallast des
gesamten Netzgebiets unterscheidet, missen von ihren Netzbetreibern ein Angebot fir individuelle NNE erhalten, die 20 %
der reguldren NNE nicht unterschreiten dirfen. Zukinftig werden die Kosten der Netznutzung evtl. nicht mehr iber den
Arbeitspreis, sondern dber einen anderen Walzungsmechanismus umgelegt (z. B. Uber Leistungs- oder Grundpreis).
Dadurch sinkt der Arbeitspreisaufschlag und die Kosten der Netznutzung kénnten durch Optimierung von Fahrplanen
reduziert werden. Dies kdnnte einen Anreiz zur Flexibilisierung von Anlagen darstellen (Steuer et al. 2019). Um in einem
solchen Szenario den Uberschiissigen Windstrom finanziell besserzustellen als den Borsenstrom, miissten dann andere Ver-
gunstigungen eingefiihrt werden. Eine Befreiung von der EEG-Umlage ist sowohl fur den vom Markt bezogenen Lade-
strom als auch fiir den geladenen Uberschussstrom unwahrscheinlich. Eine Reduktion wére nur méglich, wenn der Strom
entweder zur Eigenversorgung mit oder ohne Nutzung des 6ffentlichen Stromnetzes gespeichert wiirde (88 61a, 61b EEG
(2014)).

Eine regulatorische Ungleichbehandlung von Uberschuss- und Marktstrom kann in der Praxis nur umgesetzt werden, wenn
die entsprechenden Energiefllisse gemessen und erfasst werden. V2G erhoht die Komplexitat noch weiter und somit die
Anforderungen an Messkonzepte. Durch bidirektionales Laden kénnen E-PKW Gewinne aufgrund von Preisunterschieden
erzielen, indem Elektrizitat in Zeiten geringer Marktpreise geladen und in Zeiten hoher Marktpreise riickgespeist wird.
Dadurch wird mehr Strom geladen, als flr die reine Bereitstellung der Fahrenergie bendtigt wird. Es ist unklar, ob und in
welcher Hohe die aufgrund der Riickspeisefunktion zusatzliche geladene Energie mit Steuern, Abgaben und Umlagen be-
lastet wird.

3.5 Literatur zur Integration erneuerbarer Energien iiber
gesteuertes Laden von E-PKW

Die bestehende Literatur in dem Bereich der quantitativen Modellierung des Lademanagements von E-PKW, der Integra-
tion von EE in das Energiesystem oder von Engpassmanagement in regenerativ geprégten Energiesystemen ist vielfaltig.
Um eine Einordnung und Abgrenzung des methodischen Ansatzes der vorliegenden Arbeit vornehmen zu kénnen, wird im
Folgenden analysiert, inwiefern das Lademanagement zur Integration von EE und zur Reduktion von Einspeisemanage-
ment bereits in der Literatur thematisiert wird. Dazu werden ausgewéhlte Publikationen anhand der drei Bereiche Ladema-
nagement von E-PKW zur Integration erneuerbarer Energien (Abschnitt 3.5.1), Engpassmanagement in regenerativ ge-
pragten Verteilnetzen (Abschnitt 3.5.2), sowie realitdtsgetreue Modellierung des Flexibilitatspotenzials von E-PKW
(Abschnitt 3.5.3) vorgestellt. Auf dieser Grundlage wird in Abschnitt 3.5.4 die Forschungsliicke herausgearbeitet, die mit
der vorliegenden Arbeit und der dafur entwickelten Methodik geschlossen wird.

3.5.1 Gesteuertes Laden von E-PKW zur Integration erneuerbarer Energien

Die gezielte Fahrplanermittlung oder Steuerung der Ladevorgdnge von E-PKW wird vielfach der Literatur thematisiert.
Wang und Jochem (2019) verwenden ein Szenario-basiertes zweistufiges Optimiermodell, um die Ladestrategie einer
E-PKW-Flotte so zu optimieren, dass moéglichst viel Ladeenergie durch eine Windkraftanlage gedeckt werden kann. Um
die Energiebedarfe der Flotte zu ermitteln, werden reale Daten einzelner E-PKW aus einem Feldtest verwendet.
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Seddig (2019) nutzt ein zweistufiges stochastisches Optimiermodell, um verschiedene Ladestrategien fir Elektrofahrzeuge
in Parkh&usern zu bestimmen. Eine Steuerung zielt dabei auf die maximale Nutzung der Elektrizitatserzeugung einer lokal
installierten PVV-Anlage ab. Das Mobilitatsverhalten wird tber Ein- und Ausfahrtzeiten von Fahrzeugen abgebildet. Die
verwendeten Daten wurden im Rahmen eines Feldtests in einem Parkhaus ermittelt. Zudem ermdglicht eine Restriktion die
Begrenzung der Netzanschlussleistung des Parkhauses.

Bauman et al. (2016) steuern die Ladevorgénge einer E-PKW-Flotte mit einem nicht n&her erlduterten Algorithmus. Anders
als die meisten Lademanagementstrategien ermittelt dieser die zu reduzierende Ladeleistung. Dabei werden sowohl die
Anforderungen eines Energieversorgers sowie des Fahrers beruicksichtigt. Der Algorithmus wurde in einem Feldtest an 30
E-PKW getestet. Die resultierenden Feldtestdaten wurden wiederum verwendet, um das Potenzial zur Lastreduktion einer
E-PKW-Flotte zu unterschiedlichen Zeitpunkten zu ermitteln und somit das Potenzial fir Lastabwurf bei E-PKW zu be-
stimmen. Die Strategie kann auch dazu eingesetzt werden, um die Ladevorgange der E-PKW in Zeiten geringer Residual-
last, in denen die Stromerzeugung aus EE-Anlagen die Nachfrage zu einem GroRteil decken kann, zu verschieben.

Agsten (2012) untersucht den Einfluss gesteuerten Ladens auf das Verteilnetz. Eine der Ladestrategien, die tiber ein lineares
Optimiermodell berechnet wird, zielt auf die maximale Nutzung von Windstrom fir die Ladevorgénge ab. Die Ladeleistung
ist begrenzt und die Daten fur die Ladevorgénge basieren auf Feldtestdaten von 50 E-PKW. AnschlieBend werden die
Auswirkungen von gesteuertem Laden auf das Verteilnetz numerisch bestimmt.

Die oben vorgestellten Quellen beriicksichtigen dabei ausschlieBlich unidirektionales Laden. Wechselwirkungen zwischen
der Nutzung von EE fiir Ladevorgénge und der Ruckspeisefahigkeit von Fahrzeugen wurden hier nicht adressiert.

Kaschub (2017) analysiert den Einsatz von stationdren Batteriespeichern in Haushalten mit PV-Anlage und E-PKW. Dabei
wird eine Einsatzplanung sowohl fiir den Batteriespeicher als auch fiir den E-PKW vorgenommen. Im Gegensatz zu den
oben genannten Arbeiten wird hier auch der Einfluss der Rlckspeisefahigkeit von E-PKW untersucht. Die Ladestrategie
resultiert aus einem gemischt-ganzzahligen Optimiermodell, das den Kapitalwert des Gesamtsystems des Haushalts maxi-
miert. Dabei werden ber einen Zeitraum von 20 Jahren sowohl Kosten, die aus der Investition in PV-Anlage und statio-
naren Speicher resultieren, als auch Betriebskosten und Erl6se durch Einspeisevergiitung berticksichtigt. Dadurch, dass die
PV-Stromgestehungskosten unterhalb des Haushaltsstrompreises liegen, entsteht ein Anreiz zur Erhéhung des vom Haus-
halt verbrauchten Anteils der PV-Stromerzeugung. Die Flexibilitatsprofile einzelner E-PKW wurden basierend auf empi-
rischen Mobilitatsdaten des Deutschen Mobilitatspanels simuliert.

Lund und Kempton (2008) verwenden ein Input-Output-Modell fir Danemark, das sowohl Strom- als auch Wérmenach-
frage berlcksichtigt. Neben konventionellen Kraftwerken wird auch Elektrizitatserzeugung aus EE beriicksichtigt. Es wer-
den E-PKW Flotten modelliert, die auch in das Netz riickspeisen kénnen. In dem Fall wird Uberschussstrom geladen und
entladen, wenn diese die Erzeugung aus Kraftwerken ersetzen soll. Bei der Berechnung der Ladestrategie der Flotten wer-
den verschiedene Anteile von Winderzeugung angenommen. Lund und Kempton bilden die aggregierte Nachfrage der E-
PKW in D&nemark ab, indem sie auf Fahrtdaten in Form von Zeitreihen aus einer US-Statistik zuriickgreifen. Diese Nach-
frage wird dann basierend auf einer Statistik fiir Ddnemark skaliert. Ob und wie die Flexibilitat der Flotte(n) modelliert
wird, geht aus der Arbeit nicht hervor.

3.5.2 Engpassmanagement in regenerativ geprigten Verteilnetzen

Im Folgenden wird die Literatur zur Abbildung von Engpassmanagement in Verteilnetzen vorgestellt. Ein besonderes Au-
genmerk liegt hierbei auf solchen Quellen, welche Wechselwirkungen mit der Integration der Stromerzeugung aus EE-
Anlagen oder der elektrischen Nachfrage von E-PKW beriicksichtigen.

Dehnavi et al. (2019) identifizieren zunachst die tiberlasteten Leitungen eines IEEE-Testnetzes der Hochspannungsebene.
In einem anschlielenden Engpassmanagement-Modell wird die Einsatzplanung von Kraftwerken und stationdren Batterie-
speichern bestimmt, sodass die Netziiberlastungen minimiert werden. Dazu werden zunéchst PTDFs (Power Transfer Dis-
tribution Factors) berechnet, die dann in einem DC-OPF-Modell verwendet werden. Falls Leitungsausfalle auftreten, wird
ein Algorithmus zur Behebung der Engpésse solange ausgefihrt, bis keine Leitungsausféalle mehr auftreten. In dem Modell
werden keine E-PKW ber(icksichtigt. Die Integration der Stromerzeugung aus EE-Anlagen spielt hier keine Rolle.
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Wiest et al. (2016) entwickeln ein Modell zum optimalen, dynamischen Einspeisemanagement in Verteilnetzten, welches
das Einspeisemanagement von EE-Anlagen reduziert. Ein linearisiertes AC-OPF-Modell wird ausgefihrt und verwendet,
um die Auswirkungen der Einspeiseleistung eines Netzknotens auf die Leitungen zu bestimmen. Somit kann die EE-Ab-
regelung zunéchst an Netzknoten mit hohem Einfluss auf die Behebung von Engpéssen vorgenommen werden. Das Modell
wird auf ein reales Hochspannungsnetz in Deutschland angewendet. Zudem wird ein hoher Anteil an EE-Einspeisung
simuliert. Wechselwirkungen mit flexiblen Stromerzeugern oder -verbrauchern wie bspw. E-PKW werden nicht unter-
sucht.

Schermeyer (2018a) untersucht verschiedene Varianten des Engpassmanagements im Verteilnetz. Als Fallstudie wird das
Hochspannungsnetz in Schleswig-Holstein herangezogen. Ein entwickeltes Modell, das auf der optimierenden DC-Leis-
tungsflussberechnung (DC-OPF) basiert, bildet den Zusammenhang zwischen Netzengpéssen und Abregelung in einem
Netzgebiet ab. Es wird fiir den Zeitraum eines Jahres fur jede Stunde aufgestellt und geldst. Die Basisvariante des Modells
mit dem Ziel der Minimierung der Abregelung von erzeugtem Strom aus EEG- und KWK-Anlagen stellt den Status Quo
des Engpassmanagements in Deutschland dar. Das Modellergebnis dient auch der Nachvollziehbarkeit der historischen
MaRnahmen des VNB. Weitere Modellvarianten beriicksichtigen die Kosten des Engpassmanagements, die Einsatzplanung
von Fernwéarmesystemen und den Zubau von Power-to-Heat-Anlagen. E-PKW werden in der Arbeit weder als statische
noch als flexible Last beriicksichtigt.

Huang et al. (2015) modellieren ebenfalls das Engpassmanagement in einem Verteilnetz mit einer hohen Anzahl flexibler
Nachfrage. Als flexible Verbraucher werden sowohl E-PKW als auch Warmepumpen beriicksichtigt. Das Engpassmanage-
ment wird dabei durch zwei gekoppelte Modelle umgesetzt. Ein VNB bestimmt in einem quadratischen Optimierungsmo-
dell uber PTDFs die lokalen Grenzkosten im betreffenden Netz. Daraus ergibt sich ein dynamischer Tarif, der an Aggre-
gatoren ubermittelt wird, sodass deren Einsatzplanung die Entstehung von Netzengpéssen vermeidet. Die Aggregatoren
wiederum optimieren den kostenminimalen Fahrplan bspw. einer E-PKW Flotte. Zur Fahrplanermittlung der E-PKW wird
ein lineares Optimiermodell fur zwei Perioden verwendet. Die Nachfrage muss in diesem Zeitraum gedeckt werden. Die
Mdoglichkeit des Riickspeisens in das Netz ist nicht vorgesehen. Dariiber hinaus werden keine Wechselwirkungen mit der
Integration von EE-Anlagen untersucht. Die Methodik wird anhand eines Testnetzes (,,Roy Billinton Test System*) und
fur nicht ndher erlduterte dénische Fahrprofile Uber einen Zeitraum von 24 Stunden angewendet.

Zwei Arbeiten kombinieren die Betrachtung von Netzengpéassen im Verteilnetz mit dem gesteuerten, bidirektionalen Laden
von E-PKW. Deb et al. (2018) verwenden eine Methode fir das Lademanagement von E-PKW einschlieflich V2G, um
die Entstehung von Netzengpéassen in einem lokalen Verteilnetz zu vermeiden. Dazu werden zwei Modelle — eines flr das
Lademanagement von E-PKW und eines fiir eine nicht ndher beschriebene Lastflussoptimierung — so lange iterativ ausge-
fiihrt, bis eine maximale Anzahl an E-PKW in das Netz integriert werden kdnnen, ohne dabei Engpésse zu verursachen.
Das nichtlineare Lademanagement-Modell minimiert die Ladekosten aller E-PKW. Zur Lésung des Modells wird ein Par-
ticle Swarm Algorithmus verwendet. Die Methodik wird in einer Fallstudie angewendet, in welcher E-PKW am Arbeits-
platz vom Netz oder mit der Stromerzeugung einer lokal installierten PVV-Anlage geladen werden. Daflir wird ein IEEE-
Testnetz der Mittelspannungsebene verwendet. Die Anzahl der E-PKW wird dabei bis auf maximal 100 erhoht. Die Ab-
bildung der E-PKW und ihrer Flexibilitat erfolgt stark vereinfacht. Jedem Fahrzeug wird zu einer angenommenen An-
kunftszeit ein zufalliger SOC-Wert zugewiesen.

Romero-Ruiz et al. (2016) entwickeln ein Modell, das die Wahrscheinlichkeit von Netzengpéssen im Verteilnetz reduziert.
Die Parameter fur die unflexible Nachfrage sowie flr die Stromerzeugung aus Windkraft- und PV-Anlagen werden als
Wahrscheinlichkeitsfunktionen abgebildet. Zunéchst wird ein Lastflussmodell mit einer Pointestimation-Methode gelost.
AnschlieRend werden die durchschnittlichen Werte fiir PTFDs und VDFs'® berechnet. Zuletzt wird ein Engpassmanage-
ment-Algorithmus iterativ ausgefuihrt, wofir die ein- und ausgespeiste Leistung von Elektrofahrzeugen angepasst wird.
Historische Daten von Elektrofahrzeugen werden herangezogen, um Wahrscheinlichkeiten fir die drei Zustdnde Laden,
V2G und Ruhezustand zu erhalten. Die mathematische Formulierung der Lastverschiebung wird nicht naher beschrieben.

16 Voltage Distribution Factors oder VDFs geben an, wie sich die Spannung in Leitungen mit einer Veranderung der Spannung an den Netzknoten
veréndert.
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Ebenso ist unklar, inwiefern die Integration der EE-Anlagen priorisiert wird. Die Methodik wird auf ein IEEE-Testnetz im
Bereich der Nieder- bis Mittelspannung ausgefihrt.

3.5.3 Realitiatsgetreue Modellierung des Flexibilitatspotenzials von E-PKW

In der oben vorgestellten Literatur wird das Mobilitats- und/ oder Flexibilitatspotenzial der E-PKW entweder auf Basis
stark vereinfachter Annahmen oder mittels einzelner, im Rahmen von Feldtests erhobener Fahrprofile abgebildet. Eine
Ubertragbarkeit der Ergebnisse auf das Flexibilitatspotenzial einer groRen Flotte von E-PKW erscheint vor diesem Hinter-
grund schwierig. Daruber hinaus ist die Modellierung des Flexibilitdtspotenzials groRer E-PKW-Flotten nicht trivial. Bei
der Beruicksichtigung einzelner Fahrzeuge oder Ladevorgénge ist es moglich, technische Aspekte wie bspw. den Ladewir-
kungsgrad eines Fahrzeugs oder die SOC-Abhangigkeit der Ladeleistung abzubilden. Ried et al. (2020) untersuchen ver-
schiedene Ansétze, um das Lastverschiebepotenzial einer Vielzahl von Elektrofahrzeugen fiir den Einsatz in Energiesys-
temmodellen zu aggregieren. Eine Literaturrecherche sowie Berechnungen zeigen, dass eine Betrachtung einzelner
Fahrzeuge oder eine mathematisch exakte Aggregation lber die sogenannte Minkowski-Summe vor allem bei mehrperio-
discher Betrachtung mit hohen Rechenzeiten verbunden ist und daher eher fur den Einsatz in kleinen, dezentralen Energie-
systemmodellen mit wenigen Zeitscheiben und wenigen Fahrzeugen geeignet ist. Vor allem in optimierenden Energiesys-
temmodellen mit gréRerem regionalen Fokus sowie mit mehr als 10 Zeitschritten kommen deshalb blicherweise
approximierende Aggregationsmethoden zum Einsatz. Diese aggregieren mehrere Fahrzeuge auf einer raumlichen Ebene
zu einer oder wenigen hypothetischen Batterien, welche eine gesamte Fahrzeugflotte abbilden. Je nachdem, wie die Ag-
gregation vorgenommen wird und ob bzw. wie das Lastverschiebepotenzial bspw. durch zeitliche Restriktionen begrenzt
wird oder nicht, ist eine Uberschétzung des Lastverschiebepotenzials méglich. Im Folgenden werden einige Quellen vor-
gestellt, welche basierend auf empirischen, représentativen Mobilitatsdaten und Bottom-Up-Methoden eine realistischere
Herleitung der Fahr- und Flexibilitatspotenziale von E-PKW ermdglichen.

Weiss et al. (2017) untersuchen die Auswirkungen einer gréRer werdenden elektromobilen Flotte mit dem mobiTopp-
Modell zur mikroskopischen Abbildung der Verkehrsnachfrage. Fiir verschiedene Gruppen von E-PKW-Nutzenden wird
das Fahrverhalten simuliert. Dafir werden Fahrprofile aus dem Deutschen Mobilitatspanel sowie dem Mobilitatspanel
Stuttgart verwendet. Um die tagliche Fahrleistung der PKW zu ermitteln, wird auf Daten aus drei deutschlandweiten Be-
fragungen zurlickgegriffen: Das Deutsche Mobilitatspanel, die Langstreckenbefragung INVERMO, sowie die Befragung
Mobilitat in Deutschland. AnschlieRend wird fur verschiedene Marktdurchdringungsraten die nachgefragte Leistung der
Fahrzeuge in Form von Wochenlastgangen ermittelt und die Spitzenlast bestimmt. Dafur wird angenommen, dass die Fahr-
zeuge an den Orten zuhause, am Arbeitsplatz und/ oder im 6ffentlichen Raum ungesteuert geladen werden. Folglich starten
die Ladevorgange unmittelbar und mit maximal mdglicher Ladeleistung nach Ankunft an einer Lademdglichkeit und en-
den, wenn die Batterie vollgeladen ist oder das Fahrzeug die ndchste Fahrt beginnt. Da keine Flexibilitdt modelliert wird,
koénnen diese Lastprofile alleine nicht fir Modelle zur Ladesteuerung von E-PKW verwendet werden.

Heinz (2018) bildet Flexibilitatspotenziale von E-PKW in Form von Zeitreihen ab. Dazu wird ein Simulationsmodell in
MATLAB implementiert, welches wiederum auf Daten des Deutschen Mobilitatspanels zuriickgreift. Aus den Daten wer-
den fahrzeugscharfe Wochen-Fahrprofile ermittelt und hinsichtlich Substituierbarkeit durch E-PKW mithilfe vordefinierter
Parameter wie bspw. Batteriekapazitit und Energieverbrauch geprift. Fir die als E-PKW umsetzbaren Profile werden
anschlieBend zwei Ladestrategien simuliert. Die Maximal-Ladestrategie beruht auf der Annahme, dass ein Fahrzeug mit
maximaler Ladeleistung geladen wird, sobald es sich an einem Ladepunkt befindet. Bei der Minimal-Ladestrategie wird
erst so spat wie mdglich geladen und nur bis zu dem SOC, der fir die Erfullung der Mobilitatsbediirfnisse unbedingt
erforderlich ist. Die resultierenden Zeitreihen eignen sich, um als Eingangsparameter in Optimierungsmodellen das Last-
verschiebepotenzial von E-PKW abzubilden.

Ensslen et al. (2019) gehen der Fragestellung nach, wie sich zukiinftig die Lastverschiebepotenziale von E-PKW entwi-
ckeln. Dazu werden ein makrookonomisches Marktdiffusionsmodell zur Modellierung der Marktentwicklung und -durch-
dringung von E-PKW mit einem mikro6konomischen Modell zur Adoption verschiedener Nutzergruppen kombiniert. Die
Methodik wird auf reprasentative Mobilitatsstudien fur Frankreich und Deutschland angewendet. Das Mobilitatsverhalten
fur verschiedene Haushalte und Verkehrsmittel ist der Befragung Mobilitét in Deutschland sowie der franzdsischen Trans-
portstudie ENTD entnommen. Auf Basis von Fahr- und Parkprofilen sowie mit weiteren Annahmen u. a. zu Batteriekapa-
zitdt und Ladeleistung werden Stromnachfrage und Lastverschiebepotenziale einzelner Ladeprozesse modelliert. Es wird
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davon ausgegangen, dass zuhause und am Arbeitsplatz geladen werden kann. Die Ladeprozesse werden in zwei Phasen
unterteilt: Eine Phase des Sofortladens, die dann endet, wenn ein gewisser SOC erreicht ist, sowie eine Phase fur die
Lastverschiebung. Am Ende eines Ladeprozesses wird der SOC vorgegeben. Die simulierten Fahr- und Ladeprofile der
E-PKW werden anschlieBend im agentenbasierten Energiesystemmodell PowerACE zur Simulation européischer Day-
Ahead Mérkte verwendet. Ein Aggregator nutzt die Flexibilitat der E-PKW fir eine kostenminimale Optimierung der La-
devorgange. Dafiir werden stiindliche Preiszeitreihen fiir die Lander Frankreich und Deutschland herangezogen. Die Fahr-
zeuge haben nicht die Mdglichkeit, mittels Riickspeisen Elektrizitat an die Markte zu verkaufen. Wechselwirkungen mit
der Integration der Stromerzeugung aus EE-Anlagen oder der Netzbelastung werden nicht untersucht.

Schuller et al. (2015) gehen der Frage nach, inwiefern E-PKW-Flotten mit Elektrizitat aus Windkraftanlagen, PV-Anlagen,
bzw. einer Kombination aus beiden geladen werden kénnen. Dazu wird ein gemischt-ganzzahliges Optimierungsmodell
eingesetzt, welches das Lademanagement eines Aggregators abbildet. Dieses minimiert die Menge an konventionell er-
zeugtem Strom. Die Flexibilitat der E-PKW-Flotte wird dabei basierend auf den empirischen Fahrtdaten des Deutschen
Mobilitatspanels abgebildet. Aus dieser Mobilitatserhebung werden 1.000 Fahrprofile von Vollzeit-Erwerbstatigen und
Rentnern verwendet, um damit die Flexibilitat fur die gesamte E-PKW-Flotte zu modellieren. Es wird davon ausgegangen,
dass sowohl zuhause als auch am Arbeitsplatz geladen werden kann. Eine Riickspeiseféhigkeit der E-PKW wird nicht
angenommen. AnschlieBend wird das Aggregator-Modell fir die resultierende Flotte und die EE-Erzeugungsprofile aus
dem Jahr 2009 des 50Hertz-Ubertragungsnetzes ausgefiihrt. Auch hier werden keine Wechselwirkungen mit dem Elektri-
zitdtsnetz untersucht.

Ramos Mufioz et al. (2016) schlagen verschiedene Ladestrategien vor, um die Belastung auf Transformatoren im Verteil-
netz, die durch ungesteuertes Laden von Elektrofahrzeugen auftreten kénnten, zu reduzieren. Es werden verschiedene Va-
rianten eines ,,Valley Filling“-Algorithmus vorgeschlagen, welche den Strombezug von Elektrofahrzeugen auf Zeiten ge-
ringer Residuallast verschieben. Diese kdnnen auch eingesetzt werden, um mdglichst viel Strom aus EE-Anlagen zu laden.
Die unidirektionale Ladesteuerung erfolgt in einem linearen Optimierungsmodell anhand eines Kostensignals, das vom
VNB an die Elektrofahrzeuge gesendet wird. In Modellvarianten werden Sperrzeiten oder Begrenzungen fiir den Leis-
tungsbezug durch die Fahrzeuge vorgegeben. Die verwendeten Fahrtprofile werden der US-Befragung ,,National House-
hold Travel Survey“ (NHTS) entnommen. Die Transformatoren werden separat betrachtet und sind nicht durch Leitungen
verbunden. Fir die Untersuchungen wurden Daten, u. a. die Netzlast von Transformatoren der Mittel- bis Hochspannungs-
ebene aus Wohngebieten in Kalifornien herangezogen. Fir die Berechnungen werden etwa 20.000 Fahrzeugprofile aus
Kalifornien zuféllig zu ca. 2.300 Transformatoren zugewiesen und die Auswirkungen der Ladelastgange auf Netznachfrage
und Auslastung der Transformatoren analysiert.

Dallinger (2013) untersucht das Potenzial von Elektrofahrzeugen zur Integration regenerativer Energien und bildet dabei
das Mobilitatsverhalten detailliert ab. Dazu wird das agentenbasierte Simulationsmodell PowerACE eingesetzt, welches
den Elektrizitdtsmarkt abbildet und dabei die Lastverschiebung von Elektrofahrzeugen integriert. In dem Modell sind u. a.
das Verteilnetz sowie Elektrofahrzeuge als Agenten modelliert. Die Fahrzeuge laden kostenminimal, wobei als Steuergrofie
ein Strompreis nach Grenzkostenansatz verwendet wird. Die Spitzenlast bzw. maximale Netznutzung im Verteilnetz wird
durch das gezielte Laden und Entladen von Elektrofahrzeugflotten reduziert. Das Fahrverhalten wird unter Verwendung
von Wahrscheinlichkeiten, die anhand der MIDY-Mobilitatsstudie berechnet wurden, detailliert abgebildet. So werden
Zeitreihen mit Ankunfts- und Abfahrtszeiten sowie Aufenthaltsorten verwendet und auf Ebene von Fahrzeugflotten aggre-
giert. Diese Flotten erhalten als Steuersignal variable NNE, welche die Situation im VN abbilden. Das Verteilnetz wird mit
einem vereinfachten Ansatz abgebildet. Die Regionalisierung des Netzes erfolgt tber VN-Agenten, die jeweils Uber einen
Transformator mit begrenzter Kapazitat verfugen. Lastflussberechnungen werden hier nicht berechnet, sodass kein Eng-
passmanagement vorgenommen wird. In den Simulationen wird ein hoher Anteil an EE-Erzeugung sowie Elektrofahrzeu-
gen angenommen.

17 Mobilitat in Deutschland. Bundesweite Befragung (www.mobilitaet-in-deutschland.de)
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3.5.4 Einordnung des gewihlten Modellansatzes dieser Arbeit

In der bestehenden Literatur finden sich Schwerpunkte entweder im Bereich der differenzierten Modellierung von Lade-
bzw. Lastverschiebepotenzialen sowie des Lademanagements von E-PKW oder Methoden zur Abbildung von Engpassma-
nagement in Verteilnetzen zur Berticksichtigung aktueller Entwicklungen — allen voran der Integration dezentraler EE-
Anlagen, aber auch neuer flexibler Verbraucher wie E-PKW. Fiir die Nutzung von EE-Abregelung, wie sie in Energiesys-
temen mit einem hohen Anteil volatiler EE-Erzeugung auftritt, fiir das gesteuerte Laden von E-PKW gibt es nach aktueller
Kenntnis der Autorin jedoch keine quantitativen Untersuchungen. Im Kontext der Sektorenkopplung ist jedoch eine ganz-
heitliche Betrachtung von Stromerzeugung, Verteilnetz und flexiblen Verbrauchern erforderlich. Durch die modellgestitz-
ten Analysen der Wechselwirkungen des Engpassmanagements von VVNB und des Lademanagements von Aggregatoren
schlief3t die vorliegende Arbeit diese Lucke. Die Verwendung von empirischen Mobilitatsdaten in einer Bottom-Up-Me-
thode zur Abbildung der E-PKW-Flotten soll dabei unterstiitzen, die E-PKW mit ihrem Ladebedarf sowie Flexibilitatspo-
tenzial moglichst repréasentativ und realitdtsnah abzubilden und dariiber hinaus die Gefahr der Uberschétzung des Lastver-
schiebepotenzials zu reduzieren (Ried et al. 2020).
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4 Methodisches Vorgehen

Zu Beantwortung der Fragestellung wird die Interaktion der Akteure Verteilnetzbetreiber und Aggregator abgebildet. Um
das Potenzial einer — auch bidirektionalen — Ladesteuerung von E-PKW fiir die Nutzung von EE-Abregelung auf Verteil-
netzebene quantitativ untersuchen zu kénnen, werden verschiedene Modelle eingesetzt. Das Engpassmanagement auf Ver-
teilnetzebene wird durch eine Modifizierung des Modells von Schermeyer (2018a) abgebildet. Dieses Modell, welches den
Lastfluss auf 110 kV-Netzebene in Schleswig-Holstein optimiert, sowie die vorgenommene Erweiterung zur Berlcksich-
tigung von E-PKW werden einschlielich der zugrundeliegenden Daten in Abschnitt 4.1 vorgestellt. Das neu entwickelte
C2V-Modell bildet das Lademanagement des Aggregators fur E-PKW-Flotten an allen Netzknoten und fiir zwei unter-
schiedliche Ladestrategien ab. Dabei hat eine Ladestrategie die maximale Nutzung von Uberschussstrom zum Ziel, die
andere einen kostenminimalen Fahrplan. In Abschnitt 4.2 werden sowohl die C2V-Modellformulierung als auch wesentli-
che Annahmen und Eingangsdaten vorgestellt. AnschlieBend wird die Ermittlung der Flexibilitdtspotenziale der E-PKW-
Flotten basierend auf empirischen, représentativen Mobilitdtsdaten vorgestellt (Abschnitt 4.3). Dazu werden Fahr-, Park-
und Flexibilitatsprofile einzelner Fahrzeuge mit einer Bottom-Up-Methode simuliert und anschliefend auf Flottenebene
aggregiert. Die Kopplung der Modelle wird in Abschnitt 4.4 erldutert.

4.1 Engpassmanagement des Verteilnetzbetreibers

Im Folgenden werden das flr die Abbildung des Engpassmanagements verwendete Optimierungsmodell sowie das VVorge-
hen fir die Erweiterung um die Nachfrage durch E-PKW vorgestellt.

4.1.1 Verwendetes Modell fiir Schleswig-Holstein

Das Modell, welches Engpassmanagement auf Verteilnetzebene in Schleswig-Holstein abbildet, wurde im Rahmen einer
Dissertation entwickelt (Schermeyer 2018a, Abschnitt 4.1.2). Die zugrundeliegende Annahme ist dabei, dass das Engpass-
management auf 110 kV-Ebene aus Sicht eines Verteilnetzbetreibers ahnlich wie der derzeitige Redispatch-Mechanismus
auf Ubertragungsnetzebene erfolgt. Dabei werden ausschlieBlich strombedingte Netzengpasse beriicksichtigt, welche durch
die Restriktionen der Netzbetriebsmittel (thermische Grenzstrome) bedingt sind. Der Verteilnetzbetreiber ermittelt die flr
die Behebung der Engpasse erforderlichen MalRnahmen mithilfe eines DC-Leistungsflussmodells. Die Optimierung wird
iterativ fur jeden Tag des Jahres ausgefiihrt und erstreckt sich tber einen Horizont von 24 Stunden, die zeitliche Auflésung
betrdgt eine Stunde. Fir die vorliegende Arbeit wird das von Schermeyer entwickelte Basismodell verwendet. Dieses bildet
den Status Quo des Engpassmanagements ab, wobei die Abregelung von EE- und Kraft-Wé&rme-Kopplungs-Anlagen
(KWK) minimiert wird, ohne dabei die Kosten des Engpassmanagements zu berlicksichtigen. Als Ergebnis des Modells
liegen dann netzknotenscharfe Zeitreihen fur die Abregelung aus EE sowie die veranderte Stromerzeugung aus KWK-
Anlagen lber ein Jahr vor.

Es wird davon ausgegangen, dass trotz Manahmen des VNB, die zu einer Erhdhung oder Verringerung der Stromerzeu-
gung aus EE-Anlagen durch EngpassmanagementmaBnahmen flihren, eine ausgeglichene Leistungsbilanz sichergestellt
ist. Dabei wird angenommen, dass der VNB &hnlich wie beim Redispatch auf Ubertragungsnetzebene fiir den Ausgleich
seiner Eingriffe verantwortlich ist, d. h. bei Reduktion der Erzeugungsleistung eines Kraftwerks ein anderes Kraftwerk zur
Erhéhung seiner Leistung aufgefordert wird. Der Ausgleich der Leistungsbilanz des 110 kV-Netzes in Schleswig-Holstein
erfolgt mithilfe von Kraftwerkskapazititen des deutschen bzw. européischen Energiesystems, in welches das Netzgebiet
integriert ist. Somit kann eine Reduktion der Stromerzeugung in Schleswig-Holstein bspw. zu einer Reduktion der Strom-
exporte in die umliegenden Netzgebiete oder gar zu einer Umkehrung hin zu Stromimporten filhren. Der Austausch mit
diesem Netzverbund ist durch die Kapazitit der Kuppelstellen aus dem 110 kV Netz in Schleswig-Holstein in das Uber-
tragungsnetz begrenzt. Es wird angenommen, dass der VNB die MaRnahmen fiir diesen Ausgleich der Leistungshilanz
antizipieren und Uber Transaktionen am Grof3handelsmarkt vornehmen kann. Die Kosten fiir die daraus entstehende Ver-
&nderung des Austausches mit dem GroRhandelsmarkt werden anhand der Preise der Day-Ahead Auktion des Marktgebiets
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Deutschland-Osterreich-Luxemburg ermittelt. Hierzu wird eine Regression des GroRhandelspreises in Abhangigkeit der
Residuallast vorgenommen und im Modell verwendet.

4.1.2 Annahmen und verwendete Daten

Das Engpassmanagement-Modell wurde fiir das Jahr 2015 entwickelt und kalibriert, d. h. sowohl die Wetterdaten als auch
die Daten fiir die installierte Leistung der konventionellen und regenerativen Kraftwerke in Schleswig-Holstein beziehen
sich auf das Jahr 2015. Das 110-kV-Netz fiir Schleswig-Holstein wurde u. a. auf Grundlage einer Netzibersichtskarte des
damaligen Netzbetreibers EON Netz GmbH (EON Netz 2014), mithilfe von Daten aus der Datenbank des Openstreetmap-
Projektes (OSM 2016) und weiteren Quellen wie Pressemitteilungen modelliert. Es besteht aus Netzknoten, Leitungen und
Transformatoren zwischen dem 110 kV Netz und dem Ubertragungsnetz auf den Spannungsebenen 220 kV und 380 kV.
Von den 197 Netzknoten sind 124 Knoten Abbildungen realer Umspannwerke, denen Last und Erzeugung zugeordnet
werden konnen. (Schermeyer 2018a)

Die Modellierung sowie Regionalisierung der Stromnachfrage erfolgt gemal der Methodik aus Schermeyer et al. (2018b)
und Ringler et al. (2016) und basiert auf Angaben des Statistikamts Nord (2016) und des Ministeriums fiir Energiewende,
Landwirtschaft, Umwelt, Natur und Digitalisierung in Schleswig-Holstein (MELUR 2017). Die Nachfrage der Sektoren
Haushalte, GHD (Gewerbe, Handel, Dienstleistungen), Industrie und Verkehr (Schienenfahrzeuge) betragt im Jahr 2015
insgesamt 13,3 TWh.

Die Stromerzeugung aus Windkraft- und Photovoltaikanlagen wird mithilfe von physikalischen Modellen abgebildet. Dazu
werden Wetterdaten wie Globalstrahlung und Windgeschwindigkeitl sowie technische Details von iber 500 verschiedenen
Wind-Turbinentypen2 verwendet. Fir die installierte Leistung und die entsprechenden Geokoordinaten der Windkraft- und
Photovoltaikanlagen werden die Datenbanken von The Wind Power (2017) und EnergyMap (2015) herangezogen. Die
Stromerzeugung aus Biomasse und sonstigen erneuerbaren Energien ist in Schleswig-Holstein relativ gering und als kon-
stant angenommen. (Schermeyer 2018a)

Des Weiteren berticksichtigt das Modell Gberwiegend steinkohlebefeuerte KWK-Anlagen in Fernwarmesystemen sowie
die Wéarmenachfrage. Letztere bildet den Heizwérme- und Warmwasserbedarf ab und bezieht dabei sowohl den jahrlichen
als auch untertagigen Verlauf ein. Um einen Startwert fir das Engpassmanagement-Modell zu erhalten, wird zunéchst die
kostenminimale Einsatzplanung der KWK-Anlagen fiir das gesamte Jahr ermittelt. Zwei weitere mineraldlbefeuerte Kraft-
werke in Schleswig-Holstein sind sowohl aufgrund ihrer hohen variablen Kosten sowie ihres hohen Alters nicht im Modell
abgebildet.

Da das Modell das Ubertragungsnetz nicht detailliert abbildet, konnen nur die in der Hochspannungsebene verursachten
Netzengpasse modelliert werden. Netzengpasse, die ihre Ursache im Ubertragungsnetz haben und dadurch bspw. die Ein-
speisung der EE-Erzeugung in hthere Spannungsebenen beschrénken, werden dadurch vernachlassigt.

4.1.3 Erweiterung um Nachfrage durch Elektrofahrzeuge

Zur Beantwortung der Forschungsfragen wird das von Schermeyer (2018a) entwickelte Modell im Rahmen der vorliegen-
den Arbeit um die regional aufgeldste Nachfrage der E-PKW erweitert. Schermeyer modelliert die Nachfrage fiir die ver-
schiedenen Sektoren und Netzknoten, indem er normierte sektorenspezifische Lastprofile mit dem Jahresstromverbrauch
der Verbrauchergruppen (MWh/Jahr) fiir jeden Netzknoten skaliert.

Um die Ergebnisse der Einsatzplanung aus dem C2V Modell addquat beriicksichtigen zu kénnen, wird im Engpassmanage-
ment-Modell die Nachfrage von E-PKW als Eingangsparameter in Form einer Zeitreihe tber ein Jahr fir jeden Netzknoten

! Die Daten werden von der anemos GmbH bezogen und basieren auf Reanalyse-Daten der ,,Modern-Era Retrospective Analysis For Research and
Applications” (MERRA) der NASA (National Aeronautics and Space Administration) ermittelt (https://gmao.gsfc.nasa.gov/reanalysis) und mithilfe
eines Wettermodells auf rdumlich hochaufgelste Raster skaliert.

2 U. a. basierend auf den Datenbanken fiir Windturbinen des INL (2007) und Carrillo et al. (2013).
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separat eingelesen. Dadurch kdnnen nicht nur Abweichungen in den bendtigten Jahresenergiemengen, sondern auch regi-
onal unterschiedliche Ladelastgénge, welche durch die knotenspezifische Optimierung der Ladestrategie der E-PKW-Flotte
entstehen, beriicksichtigt werden. Daruiber hinaus kann der E-PKW-Lastgang in den Zeitscheiben, in denen riickgespeist
wird, auch negative Werte annehmen.

300 T |

250 B

200 T

150 n

100 |+ n

Ladeleistung [MW)]

Mo Di Mi Do Fr Sa So

Abbildung 4.1:  Aggregierter Wochenlastgang aller E-PKW in Schleswig-Holstein (Szenario S1, ungesteuertes Laden zuhause).

Die Eingangsdaten flr die E-PKW-Lastgédnge hédngen vom untersuchten Szenario ab und werden wie in Abschnitt 4.3
beschrieben mittels Aggregation von simulierten Flexibilitatsprofilen einzelner E-PKW bestimmt (Abbildung 4.1).

4.1.4 Erweiterung um Spitzenlastkappung (Peakshaving)

In vereinzelten Fallen kann es vorkommen, dass die Lastspitzen nicht gedeckt werden kénnen und somit das Engpassma-
nagement-Modell an einigen Tagen des Jahres keine Lésung findet. In diesem Fall wird davon ausgegangen, dass der VNB
weitere MaBnahmen zur Sicherstellung des Netzbetriebs auf der Seite der neuen Verbraucher, d. h. der E-PKW, ergreift.
Es wird dazu ein einfacher Peakshaving-Algorithmus entwickelt, implementiert und angewendet, um Gleichzeitigkeitsef-
fekte, die bei sofortigem Laden nach Maximal-Ladestrategie entstehen (Held et al. 2019; Mértz et al. 2019), zu reduzieren.
Der folgende Algorithmus (vgl. Algorithmus 1) wird fiir alle Tage eines Jahres, in denen trotz Engpassmanagementmaf-
nahmen das Engpassmanagement-Modell zu keiner Ldsung flhrt, ausgefihrt:

1. Zunéchst wird die Tages-Peakleistung Peak_Ist bestimmt und der maximale Leistungsbezug auf x % von Peak_Ist
begrenzt: Cap = x - Peak (Z. 11).

2. Anschlieend werden die Zeitrdume Peakshaving- Intervall bestimmt, in denen die Ladeleistung nach Maximal-
Ladestrategie oberhalb des maximalen tdglichen Leistungsbezugs liegt (Z. 14).

3. Fr diese Zeitrdume wird die Ladeleistung auf die Tages-Peakleistung Cap begrenzt (Z. 15).

4.  Der Energiebedarf (Delta- Emergie), der dadurch in diesen Zeitrdumen nicht gedeckt werden kann, wird ermittelt
(Z. 20).

5. Dieser Energiebedarf bestimmt die Ladeleistung (Z. 21), die insgesamt auf spétere Stunden des Tages verschoben
wird, wobei der Zeitraum der Verschiebung so kurz wie mdglich gehalten wird. Daflr wird in jeder Zeitstunde wie
folgt vorgegangen:

I Die neue, zu erhéhende Ladeleistung wird berechnet (Z. 25).
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Il. Die zu verschiebende Ladeleistung wird aktualisiert, indem die in dieser Zeitstunde bereits verschobene
Ladeleistung subtrahiert wird (Z. 27).

1l. Die Schritte (Z. 23 — 28) werden solange wiederholt, bis die zu verschiebende Ladeleistung Null betragt oder
die letzte Zeitstunde des Tages erreicht wurde.

Falls die letzte Zeitstunde des Tages erreicht wird, ohne das die gesamte zu verschiebende Ladeleistung verschobene
werden konnte, ist die Lastverschiebung auf spatere Stunden des Tages nicht ausreichend. In diesem Fall wird die

tbrige zu verschiebende Ladeleistung analog dem oben beschriebenen Vorgehen auf friihere Stunden verlagert (Z.
29 - 37).

Die neue Ladeleistung wird bestimmt (Z. 38) basierend auf
I fiir die von Peakshaving betroffenen Intervalle mit der reduzierten Ladeleistung Leistung-
1. flr die Intervalle, in die Last verschoben wurde mit Leistung+
I1. flr alle anderen Intervalle mit der urspriinglichen Ladeleistung

Der Algorithmus wird fiir die Tage, an denen das Engpassmanagement-Modell zu keiner Ldsung fuhrt, mit x €
{50; 60; 70; 80; 90} ausgefuhrt (vgl. Abbildung 4.2 fur einen Netzknoten). AnschlieRend wird der Lastgang nach Ma-
ximal-Ladestrategie an den betreffenden Tagen solange mit dem angepassten Lastgang von 90%iger bis zu 50%iger
Spitzenlastkappung ersetzt, bis das Engpassmanagement-Modell 16shar wird (Z. 42ff).

Maximal-Ladestrategie

20 - - - -~ Peakshaving mit x = 70 %

Ladeleistung Knoten 1 [MW]

Abbildung 4.2:  Ladeleistung im Fall ungesteuerten Ladens nach Maximal-Ladestrategie (vgl. Abschnitt 4.3) sowie nach Spitzenlastkappung fir

x = 70 % in Szenario S4.

Dieser Mechanismus koénnte so zukiinftig beispielsweise nach § 14a EnWG (2005) zur netzdienlichen Steuerung steuerba-
rer Verbrauchseinrichtungen in der Niederspannung Anwendung finden, indem der Netzbetreiber fur die kritischen Zeit-
punkte ein Signal zur Leistungsunterbrechung oder -reduktion an die E-PKW sendet.
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sets Daysd e D= {1,2,...,365}; Nodesn e N= {1,2,...,197}; Hoursh e H= {1,2,...,24};
Cuts x € X = {90%,80%,...,50%}

solve Engpassmanagementmodell using Leistung_ASAP
if result = feasible
| quit
elseif result = infeasible
Peakshaving_Tage = get(d, where result=infeasible)
for x = 90%...50%
for d € Peakshaving_Tage
forn=1...197
Peak_Ist = Max{Leistung_ASAP(d,n,h), vh}
Cap(d,n) = x - Peak_|Ist
for h=1...24
if Leistung_ASAP(d,n,h) > Cap(d,n)
Peakshaving-Intervall(d,n,h) = true
Leistung(d,n,h) = Cap(d,n)
elseif Leistung_ ASAP(d,n,h) < Cap(d,n)
| Peakshaving-Intervall(d,n,h) = false
end
end
Delta-Energie(n,d) = sum(Leistung_ASAP(d,n,h) — Leistung(d,n,h), ¥h)
Delta-Energie(n,d) > Verschiebe-Leistung
h_start = find(h, where Peakshaving-Intervall(h) = false & Peakshaving-Intervall(h-1) = true)
for h=h_start...24
while Verschiebe-Leistung > 0
| Leistung*(d,n,h) = min{Cap(d,n), Leistung_ASAP(d,n,h)+Verschiebe-Leistung}
end
Verschiebe-Leistung = Verschiebe-Leistung — verschobene_Leistung(d,n,h)
end
if h =24 & Verschiebe-Leistung > 0
h_start = find(h, where Peakshaving-Intervall(h) = false & Peakshaving-Intervall(h+1) = true)
for h=h_start...1
while Verschiebe-Leistung > 0
| Leistung*(d,n,h) = min{Cap(d,n), Leistung_ASAP(d,n,h)+Verschiebe-Leistung}
end
Verschiebe-Leistung = Verschiebe-Leistung — verschobene_Leistung(d,n,h)
end
end
Leistung*(d,n,h) & Leistung~(d,n,h) & Leistung_ASAP(d,n,h) > Leistung_neu(d,n,h)
end
end
end
solve Engpassmanagementmodell using Leistung_neu
if result = feasible
| quit
elseif result = infeasible
| goto line 6 & continue
end
end

Algorithmus 1: Peakshaving.
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4.2 Lademanagement des Aggregators

Das im Folgenden beschriebene C2V-Modell bildet das Lademanagement, bzw. die Einsatzplanung eines Aggregators fur
die gesamte E-PKW-Flotte an einem Netzknoten ab. Jede E-PKW-Flotte wird dabei als eine hypothetische Batterie mo-
delliert. Jeder Netzknoten entspricht einem lokalen Marktgebiet. Das Laden der E-PKW-Flotte ist sowohl tiber Bezug uber
das lokale Marktgebiet moglich (im Folgenden ,,Marktbezug® genannt), als auch tber den lokal zur Verfiigung stehenden
Uberschussstrom aus EE (Wind-, Photovoltaik- sowie Biomasse-Anlagen). Hauptbestandteil des Modells ist ein lineares,
gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem. Die Planung der Lade- und Entladevorgange erfolgt in jedem lokalen Markt-
gebiet separat.

4.2.1 Ladestrategien und Zielfunktionen

Im Folgenden werden die zu entwickelten Ladestrategien erldutert. Die erste Ladestrategie zielt auf eine maximale Nutzung
der EE-Abregelung zum Laden ab, die zweite auf kostenminimales Laden.

EE-maximierende Ladestrategie

Die erste Ladestrategie wird mittels einer Zielfunktion umgesetzt, welche die Nutzung der am Netzknoten beobachteten
abgeregelten EE-Leistung maximiert. Dadurch wird das Laden (andernfalls) abgeregelter EE-Energie priorisiert (Zielfunk-
tion (1a), Abschnitt 4.2.3). Da der verwendete CPLEX-Solver Minimierungsprobleme 16st, wird die Zielfunktion durch
Negation als Minimierungsproblem formuliert (1b).

Kostenminimierende Ladestrategie

Fur die kostenminierende Ladestrategie werden die Strombezugskosten fiir das Laden der E-PKW-Flotte abziiglich der
Erlése durch den Verkauf von Energie am Strommarkt durch V2G minimiert. Dies entspricht der Maximierung des De-
ckungsbeitrags. Fiir die bezogene Ladeleistung aus dem Netz fallen neben dem Marktpreis prM auch Netznutzungsentgelte
NNEM an. Fir die aus der Abregelung bezogene Leistung werden sowohl Preis pr£E als auch spezifische Netznutzungs-
entgelte NNEEE angesetzt (Zielfunktion (2a), Abschnitt 4.2.3). Im Folgenden wird die Behandlung des Marktpreises im
C2V-Modell genauer erlautert.

Preisbildung im lokalen Energiemarkt

Die Berlicksichtigung der Einfliisse auf den Preishildungsmechanismus wirkt sich auf die mathematische Formulierung
des C2V-Modells (Abschnitt 4.2.2) aus. Ziel dieser Arbeit ist u. a. die Untersuchung der Auswirkungen einer kostenmini-
mierenden, d. h. preisabhéngigen Ladestrategie. In der Praxis ist dieser Preis von verschiedenen Faktoren abhéngig. Inshe-
sondere kénnen in Strommérkten sogenannte Lawineneffekte auftreten, welche Uberreaktionen verschiebbarer Lasten be-
zeichnen (vgl. Ensslen et al. 2018). Wenn mehrere flexible Verbraucher ihre Stromnachfrage nach derselben
preisminimierenden Strategie zeitgleich anpassen, kann es zu einem pl6tzlichen Lastanstieg in Zeiten niedriger Strompreise
kommen.

Lawineneffekte bzw. die damit einhergehenden hohen Lastspitzen kénnten vermieden werden, wenn die Riickkopplungs-
effekte der (verdnderten) Nachfrage auf den Marktpreis bspw. in der Biet- und Ladestrategie des Aggregators beriicksich-
tigt werden. Dies wére durch eine Modellierung des Preisbildungsmechanismus des lokalen Energiemarkts z. B. durch die
Integration eines agentenbasierten Marktmodells moglich. Wenn der Marktpreis im C2V-Modell als modellendogen be-
rechnete Preisprognose umgesetzt wiirde, konnte u. a. ein Preisanstieg bei htherer Nachfrage abgebildet werden. Der Preis
misste dafir als Funktion der Residuallast des betreffenden lokalen Marktgebiets formuliert werden. Ein vereinfachter
Ansatz ist Uber eine lineare Regression der Form Preis = a + b - Residuallast mdglich (vgl. hierzu Schermeyer 2018a).
Hierbei zeigen sich zwei Herausforderungen. Erstens ist es fragwurdig, ob die Verwendung der Funktion fiir eine durch
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die E-PKW resultierende, potenziell sehr hohe Nachfrage — fir gesamt Deutschland bspw. iber 100 GW — zulassig ist®.
Zweitens wirde dadurch die kostenminimierende Zielfunktion das C2V-Modell quadratisch und nicht konvex werden.
Grund hierfur ist der negative Koeffizient —b flr die riickgespeiste Leistung:

T
M b _PN,bez NNEM ) PN,bez
minZ[ (" + ") ) Pe - At VteET (2b)
i [+(prf

E + NNEEE) ) PfE,nutz _ (thM +b- PItV,ein) ) PItV,ein

Quadratische Optimierungsprobleme sind mit anderen Verfahren Igsbar, nicht jedoch nicht konvexe Modelle. Der zweiten
Herausforderung kénnte durch eine Herauslésung der Preisprognose aus dem C2V-Optimierungsmodell begegnet werden.
Einsatzplanung und Preisaktualisierung kénnten iterativ vorgenommen werden. Dabei kdnnte die Einsatzplanung bspw. in
10 %-Schritten fir die elektrische Nachfrage der E-PKW vorgenommen werden. Nach der Optimierung der ersten 10 %
einer Flotte kdnnte die Preisfunktion aktualisiert werden. Unter Verwendung des Gradienten der linearen Regression wirde

der Preis wie folgt neu berechnet werden: Preis™®* = Preis®t + b - (P}""** — PY2%)

Auch bei diesem Ansatz der modellendogenen Preisermittlung zeigen sich zwei Probleme. Erstens wird auch hier eine
fragwiirdige Gultigkeit der linearen Regression im Bereich sehr hoher Residuallast unterstellt. Zweitens ware ein Verfahren
der Aggregation der Flexibilitatspotenziale auf Flottenebene fir Netzknoten mit wenigen Fahrzeugen nicht geeignet, sodass
hierfir ggf. ein kombinierter Ansatz aus Lademanagement fur individuelle E-PKW sowie Lademanagement fur E-PKW-
Flotten entwickelt werden misste.

Aus den genannten Grinden wird der Aggregator im C2V-Modell als Preisnehmer abgebildet und die Zielfunktion (2a)
fur die kostenminimierende Ladestrategie gewahlt. Dadurch werden Riickkopplungseffekte vernachlassigt, d. h. die Kauf-
bzw. Verkaufsentscheidungen des Aggregators haben im Modell keine Auswirkungen auf den Strommarktpreis.

4.2.2 Beschreibung des Optimierungsproblems Curtailment-to-Vehicle (C2V)

Fir jedes lokale Marktgebiet werden separate Modellinstanzen aufgestellt und geldst. Die Optimierung erfolgt rollierend
fur einen zeitlichen Horizont von jeweils einer Woche. Das Modell ermittelt die Einsatzplanung der gesamten E-PKW-
Flotte, welche durch Zeitreihen fiir die optimalen Lade- und Entladeleistungen sowie den optimalen Ladezustand der Ge-
samtflotte abgebildet wird. Sowohl uni- als auch bidirektionales Laden wird im Folgenden mit ,,gesteuertem Laden* be-
zeichnet. Im Falle gesteuerten, bidirektionalen Ladens wird der Begriff V2G verwendet. Da das folgende Optimierproblem
fiir jeden Netzknoten separat aufgestellt und geldst wird, wird darauf verzichtet, Indizes fiir die betreffenden Netzknoten
aufzufiihren. Entscheidungsvariablen sind im der folgenden Modellformulierung fett hervorgehoben.

% Fur den Day-Ahead Markt liegen fiir das Jahr 2015 in diesem Bereich keine Datenpunkte vor. Auch im Jahr 2018 ist die installierte elektrische Er-
zeugungsleistung aller nicht erneuerbarer Energietrédger und somit die gesicherte Erzeugungsleistung des deutschen Kraftwerksparks auf 103 GW
begrenzt (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020).
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Modellformulierung Curtailment-to-Vehicle

T
maxE PfE,nutz

t=1

T

. EE,nut
min E o

t=1

T
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unter folgenden Restriktionen:
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4.2 Lademanagement des Aggregators

Leistungsbilanz

Fur jeden Netzknoten wird eine Leistungsbilanz aufgestellt, wie sie in der Nebenbedingung (3) formuliert und in Abbildung
4.3 veranschaulicht ist. Die Bilanzierung erfolgt am Punkt A, d. h. es werden die Leistungsfliisse aus der EE-Abregelung,
vom und zum lokalen Energiemarkt, sowie von und zur E-PKW-Flotte berlicksichtigt. Die Bilanzgleichung muss zu jedem
Zeitpunkt sowohl fiir den Fall des Ladens als auch flr den Fall des Entladens der E-PKW-Flotte erfiillt sein. Dabei ent-
spricht die von der E-PKW-Flotte geladene Leistung im Fall gesteuerten Ladens P oder im Fall ungesteuerten, sofortigen
Ladens nach Maximalstrategie P""** der Summe der Leistung, die von der EE-Abregelung PF5™** sowie vom Netz bzw.
Strommarkt bezogen wird (P’t"”""z). Sobald sich die E-PKW-Flotte im V2G-Modus befindet, entspricht die gesamte aus
der E-PKW-Flotte riickgespeiste Leistung P26 der ins Netz eingespeisten Ladeleistung (P}"°™™). Wenn gesteuert geladen
wird, ist der bindre Parameter b9 auf 1 gesetzt, bei ungesteuertem Laden auf 0.

A
N

Plt\r,bez

p/®
n

Abbildung 4.3:  Leistungsbilanz am Netzknoten A im Fall gesteuerten Ladens.

Darlber hinaus kann nur dann Leistung vom Netz bezogen werden, wenn die E-PKW-Flotte 1adt. Dies wird durch eine
,.Big M“-Nebenbedingung und eine Bindrvariable b, die angibt, ob im jeweiligen Zeitschritt geladen wird (b}), sicherge-
stellt (4). Analog ist die Netzeinspeisung nur durch das Setzen der Binérvariablen flr das Ruckspeisen b} mdglich (5).

Ladevorgange

Die abgeregelte Leistung aus erneuerbaren Energien PEE wird in Nebenbedingung (6) als Zeitreihe je Netzknoten abgebil-
det und entspricht den modellierten Ergebnissen des Engpassmanagement-Modells. Diese abgeregelte Energie kann zum
Laden der E-PKW-Flotte verwendet werden. Der Anteil, der nicht zum Laden genutzt wird, verbleibt als Uberschuss
PfE'"eber. Die zum Laden genutzte Leistung aus EE-Abregelung kann héchstens so hoch sein wie die gesamt geladene
Leistung, unabhangig davon, ob gesteuert geladen wird oder nicht (7). Die E-PKW dirfen nur dann geladen werden, wenn
die Binarvariable gesetzt wird (8). Fir den Fall gesteuerten Ladens gilt, dass die Ladeleistung der E-PKW-Flotte durch die
maximale Ladeleistung gemaR standardisiertem Flexibilitatsprofil P/*** (Abschnitt 4.3), skaliert auf die Flottengréfie am
Netzknoten, begrenzt ist (9).

Ladezustand der E-PKW-Flotte

Die Nebenbedingung (10) rechnet die Ladeleistung der Flotte unter Beriicksichtigung der Kapazitat K der hypothetischen
Batterie der E-PKW-Flotte in den entsprechenden durchschnittlichen SOC-Wert der E-PKW-Flotte um*. Im Fall gesteuer-
ten Ladens wird der durchschnittliche SOC der E-PKW-Flotte SOC, bestimmt, indem der Ladezustand der vorherigen
Periode um die geladene Energie erhdht bzw. um die entladene Energie reduziert wird (11). Ebenso wird hier die SOC-
Anderung, die durch das Fahren der E-PKW-Flotte resultiert (SOth), beriicksichtigt. Dieser Wert wird als Parameter vor-
gegeben und beinhaltet bereits Wandlungsverluste. Die Verluste, die durch Laden vom oder Entladen ins Netz entstehen,

4 Zur Berechnung von K sei auf Abschnitt 4.3 verwiesen.
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werden in den Fahrzeugen bilanziert. Die Nebenbedingung (11) gilt erst ab dem zweiten Intervall. Zu Beginn der Optimie-
rung wird der SOC (50C,) exogen vorgegeben (SOCS%"t, Nebenbedingung (12)).

Um eine rollierende Planung zu ermdglichen und eine vollstandige, unrealistische Entladung der Gesamtflotte am Ende
des Optimierhorizonts zu verhindern, wird der SOC zum Ende der Optimierung (SOC,.) wieder auf den Ausgangswert
S0CStart fixiert (13). Der SOC muss dabei in den Grenzen von SOC/™™ und SOC™** bleiben. Der SOC™™ ist dabei der
SOC, der sich bei der Strategie des spatestmdglichen Ladens unter Sicherstellung der Mindestreichweite ergibt. Der
S0C[™** entspricht dem SOC bei sofortigem Vollladen nach Maximalstrategie (s. Abschnitt 4.3, Nebenbedingungen (14),

(15)).
Ruckspeisen

Rickspeisen der E-PKW-Flotte ins Netz ist mdglich, wenn die Binérvariable bi entsprechend gesetzt wird (16). Die Ne-
benbedingung (17) verhindert, dass die E-PKW-Flotte an einem Netzknoten gleichzeitig ge- und entladen und somit im
Modell Energie ,,vernichtet” wird. Ein solcher Fall kénnte moglicherweise im Modell auftreten, um die Leistung aus ab-
geregelten EE zu minimieren, was physikalisch jedoch nicht mdglich ist. Analog zum Laden wird im Fall von V2G die
Riickspeiseleistung der E-PKW-Flotte durch die maximale Entladeleistung, skaliert auf die FlottengroRe am Netzknoten,
begrenzt. Dabei wird davon ausgegangen, dass die maximale Entladeleistung der maximalen Ladeleistung gemaf standar-
disiertem Flexibilitatsprofil P/*** entspricht (18).

Begrenzung der ruckgespeisten Energie

Es kann davon ausgegangen werden, dass auch V2G-fahige E-PKW zukinftig primdr zu Mobilitatszwecken eingesetzt
werden. In welchem Umfang die Fahrzeugnutzenden bereit sind, ihre Fahrzeugbatterie fiir das Riickspeisen zur Verfligung
zu stellen und welche Auswirkungen dies auf die Degradation von Batterie und anderen Komponenten hat, ist derzeit
Gegenstand der Forschung (Wolinetz et al. 2018; Hu et al. 2017; Marinelli et al. 2020; Wang et al. 2016).

Befragungen typischer Fahrzeugnutzender zeigen, dass Faktoren wie Reichweitenangst, minimale Reichweite, sowie Bat-
teriealterung die Bereitschaft fir V2G hemmen kdnnen (Geske und Schumann 2018; Sovacool et al. 2018). Es ist vorstell-
bar, dass einige der Bedenken in Zukunft adressiert werden kénnen, wenn die Nutzenden relevante Betriebsparameter
selbst wahlen bzw. einstellen kénnen. Beispielsweise konnte die minimale Reichweite zum Abfahrtszeitpunkt voreinge-
stellt werden (wie z. B. in Ensslen et al. 2019). Im Rahmen dieser Arbeit wird diese Mdglichkeit in der Simulation der
Flexibilitatsprofile berlicksichtigt (vgl. Abschnitt 4.3). Ein weiterfiihrender Ansatz, um Angsten hinsichtlich einer zusatz-
lichen Batteriealterung zu begegnen, ist die Limitierung der zyklischen Batteriealterung (19). Da der Energiedurchsatz ein
wesentlicher Treiber fur die zyklische Alterung ist (vgl. Abschnitt 2.4.3), wird im C2V-Modell die fur das Ruckspeisen
freigegebene Energiemenge EV2¢ fir einen begrenzen Zeitraum (hier: eine Woche) und jede E-PKW-Flotte auf einen vor-
gegebenen Betrag begrenzt. Perspektivisch kénnte EV2¢ durch die Fahrzeugnutzenden vorgegeben werden.

Einschréankung des Lastverschiebepotenzials

Grolle Reichweiten der E-PKW bei gleichzeitig geringen durchschnittlichen téglichen Fahrleistungen fuhren dazu, dass
oftmals keine Notwendigkeit fur tagliches Laden besteht. Dennoch ist davon auszugehen, dass die Fahrzeugbatterie regel-
maRig, insbesondere vor langeren Fahrten, vollstandig geladen wird. Dabei wird auch die Energiemenge ,,ausgelassener
Ladevorgénge geladen. Aktuelle Forschungsprojekte bestatigen, dass E-PKW-Nutzende nicht mehr taglich laden (Pfab et
al. 2016). Die Annahme einiger Energiesystemmaodelle, dass die fir die Fahrten bendtigte Energie auch am selben Tag
wieder geladen werden muss (z. B. Heinrichs (2013)) erscheint daher zu konservativ. Andererseits muss gerade im Fall
von V2G der Mobilitatsbedarf sichergestellt werden. Daher wird eine Restriktion (20) zur Begrenzung der Lastverschieb-
dauer eingefiihrt, die im Fall gesteuerten Ladens aktiv wird. Uber die Dauer von D Perioden muss mindestens so viel
Energie geladen werden und abztglich der durch V2G entladenen Energie im Fahrzeug verbleiben, wie im selben Zeitraum

zum Fahren verwendet wird (P/).
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Vermeiden zusatzlicher Netzbelastung

Um eine Verscharfung von Netzengpéssen zu vermeiden, wird davon ausgegangen, dass nur in Zeiten ohne Abregelung
ins Netz zurlickgespeist werden darf. Eine Umsetzung kénnte bspw. Gber eine Quotierung der Netznutzung erfolgen (vgl.
Abschnitt 3.4). Dafur wird ein zeitabh&ngiger, bindrer Parameter eingefiihrt, der angibt, ob Abregelung stattfindet oder
nicht (21).

Weiterhin ermdglicht das gesteuerte Laden Arbitragegeschafte zwischen dem Strommarkt und der EE-Abregelung, d. h.
zuvor geladene, abgeregelte Energie kann bei hohen Strommarktpreisen rickgespeist werden. Da der Aggregator im Mo-
dell Preisnehmer ist (vgl. Abschnitt 4.2.3), kdnnen durch die Optimierung unrealistische Gleichzeitigkeitseffekte beim
Marktbezug auftreten, die zu neuen Lastspitzen filhren, welche das Netz stark belasten und mdglicherweise sogar neue
Engpésse auslosen. Um diese zusatzliche Netzbelastung durch E-PKW zu verhindern, wird im Fall gesteuerten Ladens die
maximale Netzbezugsleistung der E-PKW-Flotte an einem Netzknoten weiterhin begrenzt auf einen vorgegebenen Wert
pNmax (22, Eine hohere Ladeleistung im Fall verfiigbarer EE-Abregelung bleibt dennoch mdglich. Dasselbe Vorgehen
wird flr die Begrenzung der Riickspeiseleistung gewahlt (23).

4.2.3 Annahmen und verwendete Daten

Rollierende Optimierung

Der rollierende Ansatz ist fiir den Zeitraum eines gesamten Jahres so implementiert, dass die Ladestrategie fiir eine E-PKW-
Flotte jeweils uber ein Zeitfenster von einer Woche optimiert wird. Das Zeitfenster fir die ndchste Optimierung beginnt
jeweils nach dem siebten Tag der Vorperiode. Das C2V-Modell wird fir das Jahr 2015 angewendet, wodurch die erste
Optimierung am 1. Januar 2015 startet. Somit beginnen die Zeitfenster jeweils donnerstags und enden mittwochs. Das
gesamte Wochenende, an dem viele Fahrzeuge stehen (s. Abbildung 4.8), liegt mitten in diesen Zeitfenstern.

Eingangsparameter

Der entwickelte und in Abschnitt 4.2.1 beschriebene Ansatz impliziert, dass perfekte VVoraussicht beziglich der verfligba-

ren Abregelung erneuerbarer Energien, der Marktpreise, sowie der Flexibilitat der E-PKW-Flotte herrscht. Abbildung 4.4

zeigt den Verlauf der aus dem Engpassmanagement-Modell resultierenden EE-Abregelung PEE tber ein Jahr fiir ganz
2.000

Lm “l JH‘IJ““.L bl M

Abbildung 4.4:  Modellierte Abregelung in Schleswig-Holstein im Fall ohne Elektromobilitat.
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Neben der Zeitreihe flr die netzknotenscharfe, aus dem Engpassmanagement des Verteilnetzbetreibers resultierende EE-
Abregelung gehen weitere Eingangsparameter in das Modell C2V ein. Die zeitliche Auflésung des Modells At betragt 1 h.
Der zeitliche Horizont einer Instanz des C2V Modells betragt eine Woche, d. h. 168 h. Fiur die Nebenbedingungen 2, 3, 6
und 13 wird M auf 1.000.000.000 festgelegt (Tabelle 1).
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Tabelle 1:  Allgemeine Parameter fiir das C2V-Modell.

Parameter Wert Einheit
At: Zeitschritt 1 h
T: Zeithorizont einer Optimierung 168 h
M: Sehr groBe Zahl 1-10° -

Der durchschnittliche Wirkungsgrad der Gesamtflotte 7 bestehend aus E-PKW und Ladepunkten betrégt dber alle Leis-
tungsklassen und Lademodi hinweg jeweils fiir die Lade- und Entladevorgange 90 % (Erdogan et al. 2018; van Vliet et al.
2011). Batterieverluste durch Selbstentladung werden vernachlassigt.

Im Fall gesteuerten Ladens wird die maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung der gesamten E-PKW-Flotte an einem
Netzknoten auf einen vorgegebenen Wert PN-™ma* pegrenzt (Gleichung 26). Dieser Wert konnte Uber regulatorische MaR-
nahmen vorgegeben werden. Es ist vorstellbar, dass gesteuertes Laden zukiinftig nur in dem AusmaR zuldssig sein wird, in
dem keine zusétzliche Netzbelastung in Form von Lastspitzen, die tiber die maximale Leistung im Fall sofortigen Ladens
hinausgehen, entstehen. Die aus Netzsicht maximal erlaubte Netzbezugs- und Einspeiseleistung der E-PKW-Flotte an ei-
nem Netzknoten wird auf Grundlage der maximalen Ladeleistung des Standardladelastprofils im Fall ungesteuerten, so-
fortigen Ladens ermittelt. Der Wert PN™a* hiangt von der maximalen Ladeleistung der E-PKW-Flotte ab (vgl. Abschnitt
4.3.5). Er wird wie folgt ermittelt und betragt je nach Szenario zwischen 0,60 — 0,78 KW/E-Pkw (Tabelle 2).

PNmax = max{plmex phmex | pLmax vt € T (26)

Tabelle 2:  E-PKW- und Ladeinfrastruktur-Parameter fiir das C2V-Modell.

Parameter Wert Einheit

n: Durchschnittlicher Wirkungsgrad fiir das Laden der Ge- 90 %
samtflotte, jeweils fir Laden und Entladen

phmaxsi: Maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung

je E- PKW im Szenario S1 0,78 KW/E-PKW
pNmaxs2: Maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung

je E- PKW im Szenario S2 0,60 KW/E-PKW
phmaxs3: Maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung

je E- PKW im Szenario S3 0,66 KW/E-PKW
phmax.st: Maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung

je E-PKW im Szenario S4 0,66 KW/E-PKW

Aktuelle Forschungserkenntnisse deuten darauf hin, dass V2G fiir viele Anwendungsfélle aus Sicht der Batteriedegradation
nicht kritisch ist (vgl. Abschnitt 2.4.3.4). Auch die folgende Berechnung zeigt, unter welchen Bedingungen die negativen
Auswirkungen von V2G auf die Batterielebensdauer begrenzt werden kénnen. Dabei wird davon ausgegangen, dass die
zyklische Alterung maRgeblich von der Anzahl der Vollzyklen bestimmt wird®. Die simulierten E-PKW-Fahrprofile (Ab-

5 Die in Abschnitt 2.4.3.4 vorgestellte DOD-Abhangigkeit der zyklischen Lebensdauer wird fiir die folgenden Berechnungen vernachlassigt.
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schnitt 4.3.1) zeigen, dass die Fahrzeuge fur das Zuriicklegen der Fahrten einen wochentlichen Energiebedarf von durch-
schnittlich 38 kWh® haben. Es wird davon ausgegangen, dass die durchschnittliche, maximal fiir V2G freigegebene Ener-
giemenge je E-PKW EV2¢ 100 kWh/Woche, d. h. etwas mehr als die doppelte fir die Mobilitat bendtigte Energie betragt.
Fir BatteriegroRen von 35 — 105 kWh (s. Abschnitt 5.1) bedeutet dies jahrliche dquivalente Batterievollzyklen” von 21 — 63
(Abbildung 4.5). Die jahrlichen Vollzyklen kdnnen naherungsweise® berechnet werden, indem die Summe aus um Wir-
kungsgrad korrigierter Jahresfahrtenergie und riickgespeister Energie der E-PKW an einem Netzknoten durch die dort
verfuighare Batteriekapazitat dividiert wird.

Jahrliche &quivalente Batterievollzyklen je Fahrzeug und Netzknoten =

f
Z(%+P§’ZG>-M-K‘1 27)

t

Inklusive V2G wiirden sich bei einer Jahresfahrleistung von 12.500 km?® bzw. 2.000 kWh maximal 212 aquivalente Batte-
rievollzyklen pro Jahr ergeben. Uber eine Zeitspanne von 10 Jahren sind das hochstens 2.121 Vollzyklen. Selbst bei dop-
pelter Fahrleistung fallen tber den Zeitraum von 10 Jahren héchstens 2.760 Vollzyklen an. Dies ist insofern als unkritisch
zu betrachten, als dass die zyklische Lebensdauer gangiger Lithium-lonen-NMC-Batterien im Jahr 2016 bereits mit durch-
schnittlich 2.000 Zyklen angegeben wurde und flr das Jahr 2030 mit 3.000 prognostiziert wird (IRENA 2017). Basierend
auf den vorgestellten Uberlegungen sowie aufgrund der gewahlten Methodik der Einsatzplanung von E-PKW-Flotten (Ab-
schnitt 4.3.5), welche kaum Riickschliisse auf Fahrplane und somit Batteriealterung einzelner Fahrzeuge zulésst, werden
im C2V-Modell weder zyklische noch kalendarische Lebensdauer modelliert.

m35kWh m70kWh 105kWh

212
106
63 71
Nur Fahren Fahren und V2G

Abbildung 4.5:  Aquivalente Batterievollzyklen pro Jahr fiir verschiedene BatteriegroRen bei einem jahrlichen Fahrtenergiebedarf von 2.000 kWh und
der Ausreizung eines maximalen V2G-Kontingents von 100 kWh/Woche.

Neben den beschriebenen Eingangsdaten fir die V2G-Restriktion sind auch Annahmen fiir die Einschrénkung des Last-
verschiebepotenzials erforderlich. Fir die Bestimmung der maximalen Lastverschiebedauer wird wie folgt vorgegangen.
Die Dauer der Zeitscheiben, iber welche mindestens so viel Energie geladen werden und abziglich der durch V2G entla-
denen Energie im Fahrzeug verbleiben muss, basiert auf Erkenntnissen aktueller Forschungsprojekte zum Ladeverhalten
erfahrener E-PKW-Nutzender. Es zeigt sich, dass E-PKW-Nutzende durchaus geringere SOC-Werte als 100 % bei Fahrt-
beginn in Kauf nehmen, bspw. indem sie auf tigliches Laden verzichten. Eine Auswertung empirischer E-PKW-Ladedaten

& Bei einer Jahresfahrleistung von 12.500 km, einem Energieverbrauch von 16 kwh/100 km und 90 % Wirkungsgrad.
Im Folgenden auch synonym kurz ,,Vollzyklen* genannt.

Da nur ein hypothetisches Fahrzeug je Netzknoten modelliert wird, kdnnen die jahrlichen dquivalenten Batterievollzyklen je nach Fahrzeug variie-
ren.

Die durchschnittliche Fahrleistung aller Fahrzeuge mit konventionellem Antrieb, die als E-PKW abgebildet werden kénnen, liegt je nach Szenario
zwischen 12.430 — 13.249 km und Jahr (basierend auf Institut fiir Verkehrswesen, KIT (2019) und eigenen Berechnungen, vgl. Abschnitt 4.3).
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am IIP zeigt, dass die Elektrofahrzeuge ca. 2 Mal pro Woche geladen werden, d. h. alle 3,5 Tage. Im Projekt ,,Gesteuertes
Laden V3.0“ wurde iiber die Projektdauer ein Anstieg der durchschnittlichen wochentlichen Ansteckhéufigkeit von 2,8 auf
3,7 Mal beobachtet, was einem Ladevorgang alle 2,5 — 3 Tage entspricht (Pfab et al. 2016). Daher wird der Parameter D
auf 3,5 Tage festgelegt. Das Lastverschiebepotenzial einer E-PKW-Flotte kann also (iber einen Zeitraum von maximal 3,5
Tagen verschoben werden. Weitere Annahmen hinsichtlich nutzerspezifischer Parameter fiir das C2V-Modell finden sich
in Tabelle 3.

Tabelle 3:  Nutzerspezifische Parameter fur das C2VV-Modell.

Parameter Wert Einheit

D: Dauer, Uber welche mindestens so viel Energie
geladen werden und nach Abzug der durch V2G
entladenen Energie im Fahrzeug verbleiben muss
EV2¢: Durchschnittliche fiir V2G freigegebene
Energiemenge je E-PKW

3,5:24=84 h

100 kWh/Woche

Lokaler Energiemarkt und Marktpreis

Die Annahmen der Marktparameter sind in Tabelle 4 zu finden. Um die Konsistenz zwischen dem Engpassmanagement-
Modell und C2V zu gewdhrleisten, wird auch im Modell C2V ein Marktpreis aus dem Jahr 2015 herangezogen. Da ein
lokaler Energiemarkt in Schleswig-Holstein bzw. in Deutschland Stand heute (noch) nicht existiert, kann fir den Markt-
preis prM filr Strombezug und -verkauf nicht auf historische Marktpreise zurlickgegriffen werden. Aus diesem Grund
werden in der vorliegenden Arbeit die Ergebnisse der Day-Ahead-Auktion des Marktgebiets Deutschland-Osterreich-Lu-
xemburg der europdischen Stromborse EPEX SPOT SE verwendet (PHELIX). Abbildung 4.6 zeigt die Entwicklung der
resultierenden Preise aus der Day-Ahead Auktion im Jahr 2015. Dar(iber hinaus wird davon ausgegangen, dass die lokalen
Marktgebiete ausreichend liquide sind, sodass auch eine hohe Anzahl von E-PKW hier ihre Flexibilitat vermarkten kann.
Der Aggregator ist als Preisnehmer abgebildet. Rlickkopplungseffekte von Nachfrage und Strompreis werden vernachlds-
sigt (vgl. Abschnitt 4.2.1).
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Tabelle 4:  Marktparameter und Preise fiir das C2V-Modell.

Parameter Wert Einheit
pr<: Jahresdurchschnitt des Marktpreises (2015) 3,163 EUR-ct/kWh
prEE: Preis fur Beschaffung von Energie aus EE- 0 EUR-ct/kWh
Abregelung

M. (]
NNE™: Netznut_zungsentgelte fur am Strommarkt 9,15 EUR-ct/kWh
bezogene Energie
NNE®*: Netznutzungsentgelte fiir den Bezug von 0 EUR-ct/kWh
EE-Abregelung
SAU: Steuern, Abgaben und Umlagen (EEG-Um- i
lage, Stromsteuer und Netzentgeltbestandteile) 11,0 EUR-ct/kwh
USt: Umsatzsteuer 19 %
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120
100

EUR/MWh

-100

Abbildung 4.6:  Entwicklung des Day-Ahead-Preises im Marktgebiet Deutschland-Osterreich-Luxemburg 2015 (eigene Darstellung basierend auf
EPEX Spot (2015)).

Koordinationsmechanismus fiir Laden von Uberschussstrom

Eine weitere zugrundeliegende Annahme impliziert, dass ein Koordinationsmechanismus zwischen Netzbetreiber und Ag-
gregator existiert. Dieser Mechanismus ermdglicht, dass Leistungs-Zeitreihen der verfligharen, knotenscharfen EE-Abre-
gelung aus dem Engpassmanagement-Modell an den Aggregator Ubermittelt werden (Abschnitt 4.1.1). Zudem wird ein
damit verbundenes (statisches oder dynamisches) Preissignal vom Netzbetreiber an den Aggregator kommuniziert. Es wird
angenommen, dass der Verteilnetzbetreiber den andernfalls abgeregelten Uberschussstrom dem Aggregator zu einem Preis
prEE von 0 €/MWh iiberlisst. Dariiber hinaus wird angenommen, dass die Mehrfachverwendung (,,Multi use) des ge- und
entladenen Stroms (das Laden von Uberschussstrom, das Laden von iiber den lokalen Markt bezogener Energie sowie das
Ruckspeisen) mittels Messdaten genau erfasst werden kann.

Weitere Strompreisbestandteile

Es wird davon ausgegangen, dass ein entsprechendes Messkonzept technisch machbar und implementiert ist, sodass die
entsprechenden Energiefllisse — einschlieflich der Einspeisungen durch V2G — gemessen und erfasst werden. Dadurch ist
es moglich, dass fiir die am Strommarkt bezogene Energie andere NNE anfallen als fiir den Bezug von Uberschussstrom.
In der vorliegenden Arbeit wird solch eine regulatorische Ungleichbehandlung von Uberschuss- und Marktstrom ange-
nommen (vgl. Abbildung 4.7).

O —

Keine NNE
Weitere Steuern und Abgaben

\ 5 ﬁ.
— M) >
t‘% o g (EEG-Umlage, Stromsteuer,
Keine NNE

Umsatzsteuer, sowie andere

NNE, Marktp
'E Abgaben, Umlagen, Entgelte)

Abbildung 4.7:  Annahmen zu Belastung der Energiefliisse mit NNE und weiteren Strompreisbestandteilen.

Unter der Annahme, dass der Uberschussstrom iiber eine Art Redispatch-Mechanismus geladen wird, fallen hierfiir keine
NNE an. Es wird daher davon ausgegangen, dass der Uberschussstrom von NNE befreit ist (VNNEFE=0). Fiir das entwi-
ckelte C2V-Modell (Abschnitt 4.2) wird davon ausgegangen, dass nur fur das Kaufen und Laden von (ber den lokalen
Energiemarkt bezogenen Strom in vollem Umfang NNE anfallen, die vom Aggregator fur jede bezogene kWh zu zahlen
sind. Laut Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt (2020) betrugen die NNE fiir Haushalte in Schleswig-Holstein im Jahr
2019 zwischen 5,93 und 10,68 €-ct/kWh. Der mengenméBige Mittelwert betrdgt 9,15 €-ct/kWh. Daher wird der Parameter
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fir die mit dem Strombezug tber den lokalen Energiemarkt einhergehenden Netznutzungsentgelte NNE™ der Wert 9,15
€-ct/kwh gewahlt. Stand heute ist noch nicht abschlieend geklart, in welcher Héhe zukiinftig NNE auf den Ladestrom
anfallen (vgl. Abschnitt 3.4.3). Daher werden zur Untersuchung der Auswirkungen reduzierter NNE oder eines alternativen
Waélzungsmechanismus der Kosten der Netznutzung in Abschnitt 5.3.2 Sensitivitdtsanalysen vorgenommen.

Dariiber hinaus werden weitere Strompreisbestandteile (zusatzlich zu Marktpreis und NNE) beruicksichtigt. Hierzu z&hlen
Stromsteuer, Umsatzsteuer, EEG-Umlage, KWKG-Umlage, Entgelte fiir Abrechnung, Messung und Messstellenbetrieb,
Konzessionsabgabe, § 19 StromNEV Umlage, Offshore-Haftungs-Umlage, sowie die Umlage fiir abschaltbare Lasten
(Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2020). Fiir diese weiteren Strompreisbestandteilewird angenommen, dass sie
nur fir die letzte Transaktion des Handels der betreffenden Energiemenge mit dem Ziel des Letztverbrauchs, d. h. des
Fahrens, sowie fiir den geladenen Uberschussstrom anfallen (vgl. Abschnitt 3.4.3, Abbildung 4.7).

Fur die Berechnung werden diese Steuern, Abgaben und Umlagen (SAU) basierend auf mengengewichteten Durchschnitts-
preisen flr die fir die Fahrt ben6tigte jahrliche Energiemenge angesetzt. Der Parameter SAU wird dafiir auf 11 €-ct/kWh
festgelegt (Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt 2016). Die Umsatzsteuer USt betragt 19 % (vgl. Abschnitt 4.2.3).
Fir die Ermittlung der jahrlichen Umsatzsteuer wird neben der Fahrtenergie der durchschnittliche Marktpreis pr¢ heran-
gezogen. Dieser stellt den Mittelwert aller Ergebnisse der Day-Ahead-Auktion 2015 dar und betrdgt 31,63 €/ MWh. Die
fixen Strompreisbestandteile werden in der Ergebnisanalyse berlcksichtigt, sind jedoch fiir die Zielfunktion irrelevant.

Weitere Kosten, die bspw. mit der Installation der bidirektionalen Ladeinfrastruktur oder mit der operativen Umsetzung
des Geschéftsmodells des Aggregators verbunden sind, werden als versunkene Kosten (,,sunk cost®) betrachtet und somit
nicht weiter in der Fahrplanoptimierung des Aggregators berlicksichtigt.

4.3 Flexibilitat der Elektrofahrzeuge

Im Folgenden wird die Modellierung der Flexibilitat der E-PKW basierend auf der Simulation synthetischer Mobilitéts-
und Flexibilitatsprofile beschrieben (vgl. Heinz (2018)). Das in MATLAB implementierte MobiFlex-Simulationsmodell
generiert Fahr- und Ladeprofile fur E-PKW auf Basis der Daten des Mobilitatspanels Deutschland (Institut fir Verkehrs-
wesen, KIT 2019). Das MobiFlex-Modell wird kontinuierlich erweitert und beispielsweise um aktuelle Datenséatze, gra-
phische Auswertungen und neue Ladestrategien ergénzt. Im Folgenden wird die Variante des MobiFlex-Modells beschrie-
ben, wie sie fir die vorliegende Arbeit verwendet wird.

Abschnitt 4.3.1 erldutert die représentativen Mobilitatsdaten konventioneller Fahrzeuge, welche dem MobiFlex-Modell
zugrunde liegen. In Abschnitt 4.3.2 wird deren Aufbereitung zu wochentlichen Fahrprofilen erldutert. Nach einer Beschrei-
bung des Vorgehens des MobiFlex-Modells zur Simulation einzelner Fahrzeug- und Ladeprofile (Abschnitt 4.3.3) werden
die Eingangsdaten vorgestellt (Abschnitt 4.3.4). Die rdumliche Aggregation der Flexibilitat einzelner Fahrzeuge zu einem
Flexibilitatspotenzial je Netzknoten wird in Abschnitt 4.3.5 vorgestellt.

4.3.1 Mobilitatspanel Deutschland

Die Simulation basiert auf der Mobilititserhebung ,,Mobilititspanel (MOP) Deutschland“ der Jahre 2017 — 2018 (Institut
fir Verkehrswesen, KIT 2019). Die MOP-Daten sind reprasentativ fir das Mobilitatsverhalten der Bevdlkerung in
Deutschland. Durch Gewichtungen der (tiberwiegend mit konventionellen Antrieben ausgestatteten) PKW?° sind diese fiir
Hubraum und Alter der PKW in Deutschland repréasentativ. Die Daten beziehen sich auf die Alltagsmobilitat im Jahr 2017
von Mitgliedern privater Haushalte. Dafiir haben diese im Herbst 2017 Wegetagebiicher tber den Verlauf einer Woche
gefuhrt und dabei kenntlich gemacht, tiber welchen Zeitraum sie mit welchen Verkehrsmitteln, zu welchem Zweck bzw.
mit welchem Ziel und mit welcher Entfernung ihre Wege zuriickgelegt haben. Der Datensatz des Jahres 2017 enthalt plau-

10 In der Stichprobe der Erhebung der Tankbiicher 2018 gab es unter den insgesamt 3.305 PKW 9 Elektrofahrzeuge, was 0,3 % entspricht.
66



4.3 Flexibilitat der Elektrofahrzeuge

sibilisierte Daten von 1.850 Haushalten mit insgesamt 3.074 Personen und 70.252 Wegen. Da die Daten zu unterschiedli-
chen Zeitpunkten erfasst wurden, kdnnen Einflisse von Wetterextremen auf das Mobilitatsverhalten verringert werden.
Haushalte mit PKW haben im Fruhjahr 2018 zudem Tankbiicher gefiihrt. Hier wurden tber zwei Monate hinweg u. a.
Fahrleistungen der PKW und getankte Kraftstoffmengen erfasst.

Abbildung 4.8 zeigt die Standorte der Fahrzeuge tiber den Verlauf einer Woche. Es zeigt sich, dass die meisten Fahrzeuge
zuhause parken, gefolgt von der Arbeitsstelle. Auch bestatigt sich, dass die Fahrzeuge im Durchschnitt knapp eine Stunde
pro Tag bewegt werden. Etwa 70 % aller PKW werden nur eine Stunde am Tag oder weniger gefahren, im Durchschnitt
stehen sie 23,3 Stunden am Tag (Abbildung 4.9).
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Abbildung 4.8:  Aufenthaltsorte der PKW Uber den Verlauf einer Woche.
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Abbildung 4.9:  Histogramm und kumulierte Verteilungsfunktion der durchschnittlichen taglichen Fahrtdauer von PKW basierend auf
Institut fir Verkehrswesen, KIT (2019) und eigenen Berechnungen.

Die Auswertung der Entfernungen aller mit einem PKW zuriickgelegten Wege zeigt, dass bei 60 % aller Fahrten eine
Wegstrecke von 10 km oder weniger zuriickgelegt wird. 93,5 % aller Wegstrecken liegen unterhalb von 50 km, 98,5 %
unterhalb von 150 km. Nur bei 0,5 % aller Fahrten werden Strecken zuriickgelegt, die Uber 300 km lang sind (Abbildung
4.10).
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Abbildung 4.10: Histogramm und kumulierte Verteilungsfunktion der mit PKW zuriickgelegten Wegstrecken (eigene Darstellung basierend auf
Institut fur Verkehrswesen, KIT (2019)).

4.3.2 Erstellung wochentlicher Fahrprofile

In einem ersten Schritt — und noch vor dem Start des MobiFlex-Simulationsmodells — werden die MOP-Datensatze einma-
lig validiert und angepasst, sodass die Daten aus Wegetageblchern und Tankbiichern miteinander verschnitten werden
kdnnen. So werden beispielsweise fehlende Fahrzeuge ergénzt, fir die jedoch Wegedaten vorliegen. Die Wegedaten ent-
halten den Zweck des zuriickgelegten Wegs (,, Wegzweck®), welcher fiir die Ermittlung des Zielorts des Fahrzeugs heran-
gezogen wird. Um spéter die Mdglichkeit des Ladens zuhause untersuchen zu kdnnen, ist die Wegzweck ,,Nachhause*
relevant, fur das laden am Arbeitsplatz werden die beiden Wegzwecke ,,Weg zur Arbeit” und ,,Weg zur Ausbildungsstatte*
verwendet. Um Aufenthalts- bzw. Fahr- und Parkprofile der Fahrzeuge zu erhalten, werden anschlieBend fiir jeden Haushalt
die mit einem PKW zuriickgelegten Wege den verfugbaren PKW zugeordnet.

In Haushalten, in denen mehrere Personen als Fahrer Wege zuriicklegen, als Fahrzeuge im Haushalt vorhanden sind, mus-
sen einige Annahmen getroffen, die Daten validiert und ggf. bereinigt werden. Wenn beispielsweise zwei Personen eines
Haushalts mit nur einem Fahrzeug sich zur selben Zeit bei einer Fahrt gleicher Dauer, Strecke und Zweck als ,,Fahrer* ins
Wegetagebuch eingetragen haben, wird die Angabe einer der beiden Personen von ,,Fahrer zu ,,Beifahrer* korrigiert. Fiir
den Fall, dass mehrere Personen eines Haushalts fahren, als PKW vorhanden sind, wird gepr(ft, ob alle Fahrten mit der
angegebenen Anzahl PKW realisierbar sind. Dies ist dann nicht mdglich, wenn sich zwei oder mehr Fahrten an einem
Berichtstag widersprechen, sich also z. B. Uiberschneiden und daher nicht mit dem einzigen verfligbaren PKW realisierbar
sind. In diesem Fall wird der Datensatz des Haushaltes nicht weiter beriicksichtigt. Fir die Zuordnung von Fahrzeugen zu
Personen wird davon ausgegangen, dass die Person mit der hdchsten wdchentlichen Fahrleistung das Fahrzeug mit der
hdchsten Jahresfahrleistung fahrt.

Um wdchentliche Fahrprofile zu erhalten, wird bei Fahrten, die erst nach Abschluss der erfassten Woche enden, die An-
kunftszeit auf den Beginn der Woche oder spéatestens auf den Beginn des ersten Weges der Woche gesetzt. Da die Ergeb-
nisse des MobiFlex-Modells als Input fur Energiesystemanalysen dienen, mussen diese auf ein Jahr skaliert werden kénnen.
Daher wird angenommen, dass die wdchentlichen Profile sich wiederholen und der Standort eines Fahrzeugs zum Ende
der Woche dem Standort zu Beginn der Woche — meist zuhause — entspricht. Stimmen diese Orte nicht iberein, wird im
Datensatz ein Weg mit dem Ziel ,,Zuhause* erginzt. Dauer und Strecke werden dabei basierend auf den vorherigen von
der Person angegebenen Strecken ergénzt. Falls das nicht mdéglich ist, wird die letzte Fahrt der Woche entfernt.
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4.3.3 Simulation synthetischer E-PKW-Flexibilititsprofile (MobiFlex-Modell)

Basierend auf den Fahrzeugprofilen ermittelt das MobiFlex-Modell anschlieend, welche der PKW durch E-PKW ersetzt
werden kdnnen. Daflir werden Eingangsparameter wie Batteriekapazitat und Energieverbrauch beriicksichtigt (s. Abschnitt
5.1), die fur alle Fahrzeuge identisch angenommen werden. Das Zeitintervall kann gewéhlt werden, sodass die zeitliche
Auflosung der Profile entsprechend angepasst wird.

In Zwischenberechnungen werden die fiir die Fahrten bendtigte Energiemengen basierend auf den gefahrenen Strecken
und dem Energieverbrauch ermittelt und der Zeitreihe der gefahrenen Energiemenge zugeordnet. Daraus ergibt sich der
benétigte Energiebedarf fiir die Ladevorgange. AnschlieBend wird flr jeden Zeitschritt die Energiemenge bestimmt, die
maximal geladen werden kann. Diese ist abhangig von der Parkdauer, dem Ladezustand der Fahrzeugbatterie, sowie der
zur Verfiigung stehenden Ladeinfrastruktur an den jeweiligen Aufenthaltsorten der Fahrzeuge. Batteriekapazitat, Energie-
verbrauch, sowie Verfiigbarkeit von Ladepunkten je Standort und zugehériger Ladeleistung je Ladepunkt werden zu Be-
ginn der Simulation als Parameter festgelegt. Durch das Aktivieren einer Ladekorrektur diirfen E-PKW in den Intervallen
nicht laden, in denen sie sowohl ankommen als auch wieder losfahren®?,

Um Tiefenentladungen zu vermeiden, wird der nutzbare SOC-Bereich &hnlich wie bei den Batterien von Smartphones auf
einen vorgegebenen Bereich begrenzt. Es wird davon ausgegangen, dass die Ladeinfrastruktur die maximale Ladeleistung
vorgibt und die E-PKW dies im Rahmen der SOC-Abhéngigkeit der Ladegeschwindigkeit begrenzen. Zudem wird ange-
nommen, dass die Ladepunkte einem E-PKW zuordenbar und somit bei jedem Parkvorgang tatséchlich zur Verfiigung
stehen. Eine weitere Annahme ist eine innerhalb einzelner Zeitintervalle konstante Ladeleistung*?.

Um einer beschleunigten Degradation vorzubeugen, wird der Ladestrom bei hohem Ladezustand begrenzt (vgl. Abschnitt
2.4.3.4). Da das zugrundeliegende MobiFlex-Modell keine Stréme berechnet, wird der Ladestrom durch die Ladeleistung
angendhert. Gemal Schiicking et al. (2017) und Kaschub (2017) ist das VVorgehen zur Begrenzung der Ladeleistung ab-
héngig vom Fahrzeug und Fahrzeughersteller. Ein vereinfachter, linearer Zusammenhang zwischen Ladeleistung und SOC
ist fir die vorliegende Arbeit zweckgemaR. Dabei wird beriicksichtigt, dass bei geringen Ladeleistungen der Ubergang in
die Phase reduzierter Ladeleistung erst bei hoheren Ladezustinden erfolgt. Dieser Ubergang liegt im Bereich zwischen 65
und 95 % SOC. In Annédherung an reale Ladekurven (vgl. bspw. Schiicking et al. (2017)) wird die maximale Ladeleistung
je Fahrzeug sowohl durch die verfiigbare Ladeleistung am Ladepunkt P™%%LP als auch durch den jeweiligen SOC appro-
ximiert.

Ptmax,E—PKW — min{Pmax,LP; 3-K-(1-S50C)} vt €T (28)

In einem ndchsten Schritt wird fur jeden E-Pkw das Flexibilitdtspotenzial simuliert. Dazu werden zwei extreme Ladestra-
tegien simuliert und die daraus resultierenden Zeitreihen fiir den SOC bestimmt. Fiir beide Strategien wird immer die SOC-
abhangige maximale Ladeleistung P/"**~PX" angesetzt. Die Leistung der simulierten Ladeprofile bezieht sich dabei auf
die Batterieseite des Fahrzeugs, d. h. Verluste, die im Laderegler des Fahrzeugs oder der Ladeséule anfallen, werden hier
nicht berticksichtigt. Weiterhin werden die fiir die Fahrten benétigte Energie, der aktuelle, freie Energieinhalt der Batterie
sowie der zulassige SOC-Bereich berlicksichtigt.

Die erste Ladestrategie ist eine Maximal-Ladestrategie, welche eine obere Grenze fir den zuldssigen SOC abbildet. Hierbei
wird davon ausgegangen, dass ein Fahrzeug sofort geladen wird, wenn es an einem Ort mit Lademdglichkeit angelangt
(auch ,,As soon as possible* bzw. ASAP-Laden genannt). Es wird dabei mit der dort verfligharen maximalen, SOC-abhén-
gigen Ladeleistung durchgehend bis zum maximal zul&ssigen SOC geladen oder bis zu dem Zeitpunkt, zu dem die néchste

1 Andernfalls kann es bei der spéter beschriebenen Mindestreichweite-Strategie aufgrund der Simulation in Riickwértsiteration zu falschen Ergebnis-
sen kommen, indem der SOC bereits vor dem Ankunftszeitpunkt unter die festgelegte Mindestenergiemenge fallen und die fehlende Energie fiir die
vorherige Fahrt erst nach Ankunft ,,nachgeladen® wiirde. D. h. die bereitstehende Energiemenge fir die vorherige Fahrt kann Uberschétzt werden.

12 Die Ladeleistung wird ermittelt durch Division der geladenen Energiemenge durch die Dauer des Zeitintervalls.
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Fahrt beginnt. Ziel beider Ladestrategien sind Zeitreihen fiir den SOC, bei denen der Wert des letzten Zeitintervalls der
Woche dem Wert des ersten Zeitintervalls entsprechen muss, um die wochentlichen Flexibilitatsprofile fir einen langeren
Zeitraum durch Wiederholung skalieren zu kénnen. Bei der Maximal-Ladestrategie wird der SOC zu Beginn der Simula-
tion auf den maximal mdglichen Wert festgelegt. Falls dieser SOC-Wert am Ende der Woche nicht erreicht wird, wird die
Simulation der Ladestrategie so lange wiederholt, bis die SOC-Werte zum Wochenibergang tibereinstimmen. Ergebnisse
der Berechnung der Maximal-Ladestrategie sind wdchentliche Zeitreihen je Fahrzeug fur den Ladezustand
(S0C*E~PKWy sowie die Ladeleistung nach Maximal-Ladestrategie (P""**E~PX"_ Fiir beide Ladestrategien wird eine

Zeitreihe fur die bei der Fahrt benotigte und entladene Energie (in % des Energieinhalts der Batterie, SOC/”*~"*") be-
stimmt.

Die zweite Ladestrategie, welche die untere Grenze fiir den zuldssigen SOC generiert, ist eine Weiterentwicklung der
Minimal-Ladestrategie. Bei der sogenannten Mindestreichweite-Strategie wird in den Parkzeitrdumen mit Lademdglichkeit
erst so spat wie moglich mit dem Ladevorgang begonnen. Anders als bei der Berechnung der Maximal-Ladestrategie wird
hier nicht im ersten Zeitintervall einer Woche begonnen, sondern in dem Intervall, in welchem der niedrigste SOC laut
Maximal-Ladestrategie auftritt. Der Startwert fir den SOC zu diesem Zeitpunkt ist der minimal zuléssige SOC. Die Min-
destreichweite-Strategie wird riickwartsiterativ bestimmt. Dabei wird, wenn mdglich, bis zu einem Ladezustand geladen,
der eine zuvor aufgrund von Nutzerpraferenzen festgelegte Mindestreichweite garantiert, mindestens jedoch so viel, um
den bendtigten Energiebedarf fir die folgende Fahrt zu decken. Die Ladestrategie wird solange ausgefuhrt, bis die gesamte
wochentliche Zeitreihe SOC ™ ~PXW eines E-PKW bestimmt wurde. Falls der SOC zu irgendeinem Zeitpunkt unterhalb
des minimal zul&ssigen SOC fallt, wird die gesamte Zeitreihe des SOC-Verlaufs nochmals berechnet, wobei nun der Start-
wert fir den SOC entsprechend hdher angesetzt wird. Da die SOC-abhangige Ladeleistung aufgrund der Rickwartsitera-
tion basierend auf dem SOC der Folgeperiode berechnet wird, wird diese im hohen SOC-Bereich unterschatzt. In einzelnen
Fallen kann dies dazu flhren, dass der SOC-Wert der Mindestreichweite-Ladestrategie den SOC-Wert der Maximalstrate-
gie Ubersteigt. Daher wird das Ladeprofil in solchen Féllen einem weiteren Schritt bereinigt, d. h. der SOC-Wert korrigiert.
Dennoch kann es passieren, dass nach Ermittlung der Mindestreichweite-Strategie der zuldssigen SOC-Bereich oder der
SOC der Maximal-Ladestrategie tberschritten werden. Dies bedeutet, dass das Fahrzeug nicht durch einen E-PKW mit den
gegebenen Parametern ersetzt werden kann. Ergebnis der Berechnung der Mindestreichweite-Ladestrategie sind wochent-
liche Zeitreihen je Fahrzeug fiir den Ladezustand (SOC™ ™ ~PXW) sowie die entsprechende Ladeleistung (
Die Flache zwischen den Ladezustanden der Extremszenarien stellt fir eine optimierte Einsatzplanung eines Aggregators
den zul&ssigen Bereich fiir den SOC dar und dient gemeinsam mit der verfugbaren Ladeleistung der Beschreibung des
Lastverschiebe- bzw. Flexibilitatspotenzials (Abbildung 4.11).
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Abbildung 4.11: Veranschaulichung des Lastverschiebepotenzials von Fahrzeug Nr. 17 {iber den Verlauf einer Woche fiir das in Abschnitt 5.1.2 vorge-
stellte Szenario S2.
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4.3.4 Verwendete Daten

Aus Konsistenzgriinden mit dem Engpassmanagementmodell und dem C2V-Modell wird eine Stunde als zeitliche Aufl6-
sung gewdhlt. Nach WLTP-Testzyklus'® betrug der spezifische Energieverbrauch von E-PKW im Jahr 2018
19 kwh/100 km (IEA 2020). Die Prognosen firr den Energieverbrauch von BEV fiir das Jahr 2030 variieren zwischen
verschiedenen Studien. So nehmen Geigle et al. (2018) fiir das Jahr 2030 15 kWh/100 km an, Robinius et al. (2018) gehen
von 15— 20 kWh/100 km aus, Fattler et al. (2019) von 10 — 19 kWh/100 km, Milovanoffa et al. (2019) nehmen
14 — 18 kWh/100 km an und Gerbert et al. (2018) 19 — 20 kwWh/100 km. Fir die vorliegende Arbeit wird der Wert
16 kwh/100 km gewahlt. Dariiber hinaus wird der Betriebsbereich auf 5 — 100 % SOC festgelegt, d. h. die unteren 5 % der
Batteriekapazitét sind flr den Betrieb nicht nutzbar (Liu 2017). Die Eingangsparameter flr die Simulation finden sich in
Tabelle 5. Weitere Parameter wie Batteriekapazitat, Ladeort, sowie Ladeleistung variieren zwischen den untersuchten Sze-
narien (s. Abschnitt 5.1).

Tabelle 5:  Daten und Annahmen Simulation der Flexibilitatsprofile.

Parameter Wert Einheit

At: Zeitschritt 1 h
Spezifischer Energieverbrauch s 16 kWh/100 km
Minimal zuldssiger SOC 5 %

Maximal zuldssiger SOC 100 %

4.3.5 Aggregation der Flexibilititspotenziale auf Flottenebene

In einem weiteren Schritt werden die mit dem MobiFlex-Modell synthetisch generierten Lade- und Flexibilitatsprofile so
aggregiert, dass diese fur jeden 110 kV-Netzknoten in Schleswig-Holstein jeweils eine hypothetische E-PKW-Flotte ab-
bilden. Die mathematische Modellierung der Flotte entspricht dabei einer fiktiven, grofien Batterie, welche durch Batterie-
kapazitat, verfligbare Ladeleistung, Ober- sowie Untergrenzen fiir den SOC abgebildet wird. Das Vorgehen ist schematisch
in Abbildung 4.12 dargestellt und wird so auch in Weinand et al. (2020) beschrieben. Im MOP-Datensatz sind auch Daten
zu Fahrzeugen enthalten, welche im Erhebungszeitraum der zuriickgelegten Wege nicht bewegt wurden. Diese Fahrzeuge
werden fir die Aggregation nicht weiter berticksichtigt.

Fur die Berechnung der Anzahl der E-PKW je Netzknoten werden die Zulassungsdaten des Kraftfahrtbundesamts (2017)
fur alle PKW je Gemeinde in Schleswig-Holstein zum Stand 1. Januar 2017 als Referenz herangezogen. Insgesamt waren
am 1. Januar 2017 1.601.313 PKW zugelassen. Anschlielend werden diese Zulassungszahlen den jeweiligen Netzknoten
des Engpassmanagement-Modells zugeordnet. Die untersuchten Szenarien liefern sowohl die Eingangsdaten fiir die Er-
mittlung der fahrzeugspezifischen Flexibilitatsprofile, als auch die jeweiligen E-PKW-Durchdringungsraten fiir die ange-
nommene E-PKW-Diffusion im Jahr 2030 fiir die untersuchten Szenarien (Abschnitt 5.1). Die Fahrzeug-Gewichtungsfak-
toren aus dem Deutschen Mobilitatspanel (Institut fur Verkehrswesen, KIT 2019) werden fir eine Gewichtung der
fahrzeugspezifischen Flexibilitatsprofile herangezogen. Fur Fahrzeuge, fir die keine Tankbiicher gefiihrt wurden und ent-

2 Die Testung nach dem standardisierten Testzyklus “Worldwide Harmonized Light Vehicles Test Procedure” ersetzt seit 2017 in der EU alte Testzyk-
len und liefert Ergebnisse, die den Verbrauch bei realem Einsatz der Fahrzeuge besser abbildet.
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sprechend der Gewichtungsfaktoren nicht erfasst sind, wird ein Gewichtungsfaktor von 1 angenommen, d. h. diese Fahr-
zeuge werden weder als unter- noch als tiberrepréasentiert betrachtet. Darlber hinaus gehen nur solche Fahrzeuge in die
Aggregation ein, mit denen im betrachteten Zeitraum mindestens eine Fahrt zurlickgelegt wurde.

Szenarien
PKW-Zulassungsdaten Ladeinfrastruktur und
(KBA 2017) E-PKW-Marktdurch-
dringung

Fahrzeug- . Synthetische
: = W S
Gewichtungsfaktoren Ao Mk w1 E-PKW-Flexibilitats-
Netzknoten

(MOP 2017) profile (MobiFlex)

Aggregation der ‘
Flexibilitatspotenziale J

je Netzknoten

Abbildung 4.12: Vorgehen zur Ermittlung netzknotenscharfer Flexibilitatspotenziale.

Die Aggregation der Flexibilitatsprofile erfolgt auf Netzknotenebene. Dafiir werden zunédchst gewichtete Durchschnittspro-
file ermittelt, welche als Standardlastprofile interpretiert werden konnen, wie sie beispielsweise fur die Abbildung des
Elektrizitatsbedarfs mehrerer Haushalte herangezogen werden. Die resultierenden Zeitreihen bilden also durchschnittliche
Zeitreihen fur alle simulierten E-PKW ab, welche anschlielend verwendet werden kénnen, um die Flexibilitat an einzelnen
Netzknoten durch eine hypothetische, grofie Batterie abbilden zu kénnen. Dieses Vorgehen stellt eine Mdéglichkeit der
Aggregation von Lastverschiebepotenzial von E-PKW dar und ist in Ried et al. (2020) genauer beschrieben.

Die obere Grenze des zuldssigen SOC der hypothetischen Batterie am jeweiligen Netzknoten SOC™** ist abhéngig vom
Zeitpunkt t und wird durch die Summe der gewichteten, fahrzeugspezifischen, aus der Maximal-Ladestrategie resultieren-
den SOC-Zeitreihen SOC[,a*F~PX" aller simulierten und im Betrachtungszeitraum bewegten E-PKW m bestimmt. Dafiir
werden wie oben beschrieben die Fahrzeuggewichte g,,herangezogen. Die folgende Gleichung gilt fir den Fall, dass die
Kapazitaten aller individuellen Batterien identisch sind.

-1

n n
socyer = Z (socin =Y - gp) - (Z gm> vt €T (29)

m=1 m=1

Das Vorgehen der Gewichtung wird so auch fur weitere Zeitreihen angewendet:

— Die untere Grenze des zulassigen SOC-Bereichs einer E-PKW Flotte SOC™™ unter Verwendung des aus der
Mindestreichweite-Ladestrategie resultierenden SOC

— die fur Fahrten bendtigte Energiemenge einer E-PKW Flotte soc/,

— sowie die maximale verfugbare, durchschnittliche Ladeleistung P[***.
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4.4 Modellkopplung

Die anschlielende Skalierung dieser Zeitreihen auf Netzknoten-Ebene erfolgt im Rahmen des C2V-Modells durch Multi-
plikation mit der Anzahl der E-PKW am jeweiligen Netzknoten n, bzw. mit der Speicherkapazitat K der hypothetischen
Batterien je Netzknoten (bspw. Nebenbedingungen (7) — (11)). Die Speicherkapazitaten K wird durch Multiplikation der
szenariospezifischen Batteriekapazitat je E-PKW KE~PXWmit der Anzahl der E-PKW am Netzknoten bestimmt:

K = KE-PEW . . vt € T (30)

4.4 Modellkopplung

Zu Beantwortung der Fragestellung und um die Interaktion der Akteure Verteilnetzbetreiber und Aggregator abzubilden,
werden die vorgestellten Modelle gekoppelt. Im Folgenden wird deren Interaktion, ihre Schnittstellen bzw. die Ubergabe
von Daten zwischen den einzelnen Modellen beschrieben (Abbildung 4.13).

MobiFlex: Simulation von Fahrt-
und Flexibilitdtsprofilen

Aggregation auf Netzknotenebene
Aggregator

E-PKW-Flottenlastgdinge
Maximal-Ladestrategie

Flexibilitdits-
profile

Engpassmanagement
Verteilnetzbetreiber

Peakshaving
Verteilnetzbetreiber

EE-Abregelungs-
zeitreihen

Curtailment2Vehicle
Aggregator

Optimierte E-PKTW-
Flottenlastgdinge

Engpassmanagement
Verteilnetzbetreiber

Peakshaving
Verteilnetzbetreiber

Abbildung 4.13: Schematische Darstellung der Kopplung der verwendeten und entwickelten Modelle.

Zur Ausfilhrung des Gesamtmodells werden zunédchst die E-PKW-Fahrt- und Flexibilitatsprofile fir jedes der betrachteten
Szenarien simuliert und netzknotenscharf aggregiert (Abschnitt 4.3). Die Ladeleistungen werden auf Seiten der Fahrzeug-
batterie simuliert und vor der Ubergabe an das Engpassmanagement- und C2V-Modell in Ladeleistungen auf Netzseite
transformiert. Hierfur erfolgt eine Anhebung der Zeitreihe der Ladeleistung mit einem konstanten Wirkungsgrad (Tabelle
2). AnschlieBend wird das Engpassmanagement-Modell ausgefiihrt unter der Annahme, dass alle E-PKW aller Flotten
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4 Methodisches VVorgehen

ungesteuert, d. h. nach Maximal-Ladestrategie laden (Abschnitt 4.1). Falls es trotz Engpassmanagementmalnahmen des
VNB nicht mdéglich ist, den Energiebedarf der E-PKW an einzelnen Tagen zu decken, wird der in Abschnitt 4.1.4 vorge-
stellte Peakshaving-Algorithmus angewendet, um Gleichzeitigkeitseffekte zu reduzieren. Anschlieend wird eine neue In-
stanz des Engpassmanagement-Modells erstellt und gelost.

Die aus dem Engpassmanagement-Modell resultierenden Zeitreihen der EE-Abregelung je Netzknoten gehen wiederum
als Eingangsparameter in das C2V-Modell ein. Ebenso werden die aggregierten, szenariospezifischen Flexibilitatspotenzi-
ale, beschrieben durch die Zeitreihen P/, S0/, SOC"*, SOC™ und P[™**, aufbereitet und an C2V tibergeben. Das
Lademanagement wird fir jeden Netzknoten separat und iterativ vorgenommen (Abschnitt 4.2). Die resultierenden, vom
Aggregator optimierten, netzknotenscharfen Zeitreihen der (Ent-)Ladeleistung der E-PKW-Flotten aller Netzknoten wer-
den anschlielend ans Engpassmanagement-Modell Gbergeben. Durch erneute Ausfiihrung des Engpassmanagement-Mo-
dells werden schlieBlich die Auswirkungen des gesteuerten Ladens auf die EE-Abregelung quantifiziert.
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5 Modellgestiitzte Analysen fir die
Fallstudie Schleswig-Holstein

Die entwickelte Methodik zur Untersuchung des Potenzials, E-PKW mit abgeregelten erneuerbaren Energien zu laden,
wird im Folgenden auf eine Fallstudie fiir das Bundesland Schleswig-Holstein angewendet. In Abschnitt 5.1 werden zu-
néchst zugrundeliegende, allgemeine Annahmen, Daten sowie die untersuchten Szenarien und zu untersuchenden Kenn-
gréRen vorgestellt. In Abschnitt 5.2 folgt die Prasentation der Ergebnisse der Szenarien. Nach Darstellung der Ergebnisse
der Sensitivitatsanalysen (Abschnitt 5.3) schliel3t das Kapitel mit der Skizzierung der Modellvalidierung und -verifikation
(Abschnitt 5.4).

5.1 Betrachtete Szenarien und Kenngrofden

Fir alle Szenarien wird das Jahr 2015 als Bezugsjahr fiir das 110 kV-Netz in Schleswig-Holstein, die EE-Erzeugung sowie
die Marktpreise gewéhlt. Um die Flexibilitat abzubilden, welche E-PKW zur Verfugung stellen kdnnten, werden vier Sze-
narien betrachtet, die sich auf das Jahr 2030 beziehen.

5.1.1 Allgemeine Annahmen

Eine wesentliche, zugrundliegende Annahme ist die Verfligbarkeit von netzknotenspezifischen Koordinierungsmechanis-
men (z. B. Redispatch 2.0 fur Uberschussstrom und lokale Markte fur den Handel mit Flexibilitét), iber welchen die be-
trachteten Anwendungsfélle umgesetzt werden kénnen. Daruber hinaus gilt die Prdmisse, dass die betrachteten Szenarien
energierechtlich und abrechnungstechnisch méglich sind. Es wird angenommen, dass der Aggregator tber diesen Mecha-
nismus Signale fiir die Verfiigbarkeit und Preise der EE-Abregelung erhélt und auf die abgeregelte Energie zugreifen kann.
Weiterhin wird davon ausgegangen, dass der Aggregator in allen Szenarien auf die gesamte Flexibilitat seiner E-PKW
Flotte zugreifen kann, d. h. Nichtverfugbarkeiten, wie sie bspw. durch nicht an die Ladepunkte angeschlossene E-PKW
entstehen kénnen, werden vernachldssigt. Es wird angenommen, dass alle E-PKW bzw. deren Ladepunkte bereits mit der
bendtigten intelligenten Hardware zur technischen Umsetzung (Kommunikation und Steuerung der Fahrzeuge, Netzfuh-
rung, Messung und Abrechnung) ausgestattet sind. Kosten, die mit der Investition in die Ausstattung auf Nutzerseite oder
mit der Betriebsfiuhrung auf der Aggregatorseite verbunden sind, werden in der vorliegenden Arbeit vernachlassigt. Aus-
wirkungen dieser Kosten auf die Wirtschaftlichkeit aus Sicht der E-PKW-Nutzenden oder des Aggregators sind somit nicht
Bestandteil dieser Arbeit.

Die bereits vorgestellten Annahmen hinsichtlich Energieverbrauch der Fahrzeuge und Gesamtladewirkungsgrad bleiben
Uber die Szenarien konstant. Fir die Ermittlung der Flexibilitdtspotenziale werden dieselben Eingangsdaten (Institut fir
Verkehrswesen, KIT 2019) gewdhlt.

5.1.2 Beschreibung der Szenarien

Es werden vier Szenarien beschrieben, die verschiedene Flexibilitatsgrade abbilden, und daher nach dem Grad verfiigbarer
Flexibilitat benannt werden. Die Szenarien bilden dabei weder die wahrscheinlichsten zukilinftigen Entwicklungen noch
gleich wahrscheinliche Entwicklungen ab, sondern zeigen vielmehr die Bandbreite moglicher zukunftiger Entwicklungen
auf. Die Szenarien unterscheiden sich in folgenden Parametern:

— Durchdringungsrate der E-PKW: Anteil elektrisch betriebener E-PKW an allen PKW je Netzknoten.

— Ladeort: Fir die Ausstattung der Zielorte der Fahrten mit Ladeinfrastruktur werden zwei Mdglichkeiten ange-
nommen. Je nach Szenario kdnnen die Fahrzeuge nur zuhause laden oder zuhause und am Arbeitsplatz, sofern die
Fahrzeuge zum Zweck der Fahrt zur Arbeit eingesetzt werden.
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5 Modellgestiitzte Analysen fiir die Fallstudie Schleswig-Holstein

— Lademodus: Die Fahrzeuge kénnen entweder uni- oder bidirektional gesteuert geladen werden. Das gesteuerte
unidirektionale Laden beinhaltet dabei alle Mdglichkeiten zur Leistungsreduktion, -unterbrechung und Verzoge-
rung der Ladevorgénge. Im Fall V2G konnen die E-PKW zudem riickspeisen. Die Lademodi werden (ber die in
Abschnitt 4.2.1 vorgestellten bindren Parameter fiirs gesteuerte uni- und bidirektionale Laden umgesetzt.

— Ladestrategie: Wie in Abschnitt 4.2 werden zwei Ladestrategien untersucht: Eine kostenminimierende Ladestra-
tegie und eine Ladestrategie, welche die Nutzung der EE-Abregelung maximiert (kurz: EE-maximierend). Fallt
an einem Netzknoten in einer Woche keine EE-Abregelung an und ist die EE-maximierende Ladestrategie ge-
wahlt, wird die Zielfunktion automatisch angepasst und die kostenminimierende Ladestrategie gewahit.

— Batteriekapazitét: Es werden verschiedene BatteriegroRen gewéhlt, welche in die Ermittlung der Flotten-Flexi-
bilitatspotenziale eingehen (Abschnitt 4.3). Innerhalb eines Szenarios wird die Batteriegrofie fur alle E-PKW als
konstant angenommen.

— Maximale Ladeleistung: Fiir den bzw. die Ladeorte wird eine Annahme fiir die maximal mogliche Ladeleistung
der E-PKW getroffen. Die Ladeleistungen sind identisch fir alle Fahrzeuge innerhalb eines Szenarios und sind
theoretisch auch identisch mit den Entladeleistungen fur den Fall des Riickspeisens. Praktisch wird die Entladel-
eistung jedoch durch die aus Netzsicht maximal erlaubte Einspeiseleistung der E-PKW PN™a* hegrenzt (Ab-
schnitt 4.2.3).

— Mindestreichweite zum Abfahrtszeitpunkt: Fir die Ermittlung der unteren Grenzen fiir den Ladezustand der
Batterien werden fiir die Szenarien unterschiedliche von den Nutzenden gewtiinschte Mindestreichweiten bei der
Ermittlung des Flexibilitatspotenzials berlicksichtigt (Abschnitt 4.3.4).

Das Szenario Geringe Flexibilitat (Szenario S1) stellt einen Fall mit geringer Flexibilitat dar. Es wird davon ausgegangen,
dass die E-PKW-Durchdringungsrate mit 13 % gering ist und nur zuhause geladen werden kann. Die Steuerung ist dabei
nur unidirektional méglich und die Flexibilitat durch eine hohe Mindestreichweite von 300 km zum Zeitpunkt der néchsten
Abfahrt begrenzt. Bei einer BatteriegroRe von 70 kWh und einer Ladeleistung von 9,1 kW wird hier die EE-maximierende
Ladestrategie angewendet.

In Szenario Moderate Flexibilitat (Szenario S2) wird von einer moderaten Flexibilitat ausgegangen. Die E-PKW-Durch-
dringungsrate bleibt mit 13 % weiter gering, ebenso wird wie im Szenario S1 von einer mittleren Batteriegrofie und Lade-
leistung ausgegangen. Es kann nun jedoch nicht nur zuhause, sondern auch am Arbeitsplatz geladen werden. Die Ladeleis-
tung betrdgt 9,1 kW beim Laden zuhause und 10,2 kW beim Laden am Arbeitsplatz. Dariber hinaus sinken die
Anforderungen der Nutzenden an die Mindestreichweite deutlich, sodass nun 100 km betrégt. Es wird weiterhin unidirek-
tional und EE-maximierend geladen.

Das Szenario Hohe Flexibilitat (Szenario S3) bildet eine hohe Flexibilitat ab. Die E-PKW-Durchdringungsrate ist mit
23 % fast doppelt so hoch wie in den Szenarien S1 und S2. Es kann weiterhin zuhause und am Arbeitsplatz geladen werden,
jedoch sind die Fahrzeugbatterien mit 105 kWh gréBer und die Ladeleistungen mit 13,7 bzw. 15,3 kW héher. Die Minde-
streichweite bleibt gegentiber Szenario S2 unverandert. Es wird weiterhin EE-maximierend geladen, jedoch ist es nun auch
moglich, bidirektional gesteuert zu laden.

Das Szenario Maximale Flexibilitat (Szenario S4) stellt ein Extremszenario mit der hochsten Flexibilitat dar. Bei einer
100%igen E-PKW-Durchdringung kénnen wie in Szenario S3 die groRen Batterien zuhause und am Arbeitsplatz mit hoher
Ladeleistung geladen werden. Jedoch halbiert sich gegeniliber Szenario S3 die Mindestreichweite auf 50 km und der bidi-
rektionale Lademodus wird nun eingesetzt, um kostenminimal zu laden.

Um die Implikationen des Lademanagements des Aggregators quantifizieren zu kénnen, wird dariiber hinaus fir alle vier
Szenarien ein Referenzszenario berechnet, bei dem die E-PKW nach Méglichkeit ungesteuert, d. h. nach Maximal-Lade-
strategie laden. Das S4-Referenzszenario enthalt bereits die Eingriffe des VNB zur Spitzenlastkappung. Dabei werden die
Zeitreihen der EE-Abregelung aus der Basisvariante des Modells von Schermeyer (2018a), d. h. ohne Nachfrage von
E-PKW, als zur Verfiigung stehende EE-Abregelung herangezogen. Die Ladelogik der Referenzszenarien sieht vor, dass
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5.1 Betrachtete Szenarien und KenngréRen

praferiert Uberschussstrom geladen wird, sofern vorhanden. Andernfalls wird der Ladestrom tber die lokalen Energie-
mérkte bezogen. Dabei werden der geladene Uberschussstrom sowie die Kosten fiir den Bezug von den lokalen Energie-
markten nach derselben VVorgehensweise wie in den Szenarien mit Lademanagement bewertet.

Im Folgenden werden die fur die Szenarien variierenden, verwendeten Daten (Tabelle 6) und Annahmen vorgestellt. Die
Durchdringungsraten der E-PKW sind so gewéhlt, dass diese ein Contra-EV-Szenario, ein Pro-EV-Szenario und ein Voll-
elektrifizierungsszenario fur das Jahr 2030 abbilden. Dafir werden die Mittelwerte dreier Studien, welche verschiedene
Szenarien fiir das Jahr 2030 aufzeigen, berechnet und verwendet (Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitét und RE-
xpertise 2019; NPE 2018; Gerbert et al. 2018): Fur das Contra-EV-Szenario ergibt sich so ein E-PKW-Anteil von 13 %,
fur das Pro-EV-Szenario 23 %. Das Szenario maximaler Flexibilitat mit einer E-PKW-Durchdringungsrate von 100 % ist
angelehnt an das Vollelektrifizierungsszenario aus Navigant, Kompetenzzentrum Elektromobilitat und RE-xpertise (2019).
Dies bedeutet, dass mit einer Anzahl an E-PKW von etwa 208.000 in den Szenarien geringer und moderater Flexibilitat,
368.000 im Szenario mit hoher Flexibilitat und 1,6 Millionen im Szenario maximaler Flexibilitat gerechnet wird. Szenario
S4 fihrt zu einer Erhéhung der gesamten elektrischen Nachfrage um etwa 25 %.

Tabelle 6:  Beschreibung der betrachteten Szenarien.
Szenario Geringe Flexibilitdit | Moderate Flexibilitat Hohe Flexibilitat Maximal Flexibilitat
(81) (82) (83) (S4)
E-PKW-Durchdrin- 13 13 23 100
gungsrate [%]
Ladeort(e) Zuhause Zuhause und Zuhause und Zuhause und
Arbeitsplatz Arbeitsplatz Arbeitsplatz
Lade-Modus Gesteuert Gesteuert Gesteuert Gesteuert
unidirektional unidirektional bidirektional bidirektional

Ladestrategie

EE-maximierend

EE-maximierend

EE-maximierend

Kostenminimierend

Batteriekapazitat

[KWh] 70 70 105 105
Max. Ladeleistung Zu-

hause / Arbeit [kW] 91 9,1/10,2 13,7/15,3 13,7/153
Mindestreichweite zum

Abfahrtszeitpunkt [km] 300 100 100 50

Weiterhin werden mit den beiden Ladeorten ,,Zuhause* und ,,Am Arbeitsplatz® die beiden am hdufigsten angefahrenen
Parkplatze ausgewahlt.

Bei der Wahl der optimierenden Ladestrategie kann zwischen kostenminimalem und EE-maximalem Laden gewéhlt wer-
den. Fir den Fall, dass die EE-maximierende Ladestrategie gewahlt wird (Szenarien S1-S3) und an einem Netzknoten in
einer Woche jedoch keine EE-Abregelung anféllt, wird als Zielfunktion dieser Modellinstanzen die der kostenminimalen
Ladestrategie gewahlt.

Die mittlere Batteriekapazitat von 70 kWh, die in den Szenarien geringer und moderater Flexibilitdt angenommen wird,
ergibt sich aus dem Mittelwert dreier Studien fiir das Jahr 2030: Thielmann et al. (2017) gehen von 70 kWh pro Fahrzeug-
batterie aus, Fattler et al. (2019) liber verschiedene Fahrzeugsegmente hinweg von durchschnittlich 61 kWh, die IEA (2019)
von 75 kWh. Ausgehend von diesem Wert wird eine Abweichung von +/-50 %, d. h. BatteriegréfRen von 35 kWh und
105 kWh untersucht. Mit einer Batteriegrofie von 105 kWh wird in den Szenarien hoher und maximaler Flexibilitat ge-
rechnet, die Auswirkungen einer geringeren Batteriekapazitat wird im Rahmen der Sensitivititsanalysen untersucht.

In den Szenarien geringer und moderater Flexibilitdt wird von einer mittleren Ladeleistung von 9,1 kW zuhause bzw.
10,2 kW am Arbeitsplatz ausgegangen. Diese Ladeleistungen sind die Mittelwerte Uber alle Ladepunkte unterschiedlicher
Leistung fur das Jahr 2030 geméaR Fattler et al. (2019). Zudem wird eine Abweichung von +/-50 % untersucht, d. h. im
Szenario geringer Flexibilitat wird eine Ladeleistung von 4,6 kW fiir das Laden zuhause untersucht, in den Szenarien hoher
und maximaler Flexibilitat wird von einer Ladeleistung von 13,7 kW zuhause, bzw. 15,3 kW am Arbeitsplatz ausgegangen.
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Um die Werte fur die Mindestreichweite bei Abfahrt zu bestimmen, wird auf die Auswertung der Entfernungen aller mit
einem PKW zuriickgelegten Wege aus dem Deutschen Mobilitatspanel zurlickgegriffen (Abschnitt 4.3.1). Im Szenario
geringer Flexibilitdt wird die Mindestreichweite bei Abfahrt auf 300 km festgelegt. Damit kdnnen 99,5 % aller Fahrten
zuriickgelegt werden (Abbildung 4.10). Fir die Szenarien moderater und hoher Flexibilitat wird jeweils mit einem Wert
von 150 km gerechnet. Mit dieser Reichweite kdnnen 98,5 % aller Fahrten realisiert werden. Im Szenario maximaler Fle-
xibilitat wird eine geringe Mindestreichweite von 50 km gewahlt, welche fiir 93,5 % aller Fahrten ausreicht. Die Erfiillung
der Mindestreichweite geht in das Simulationsmodell zur Generierung der Flexibilitatsprofile jedoch nur als weiches Kri-
terium ein. Wenn die Mindestreichweite zu Beginn einer Fahrt also nicht realisiert werden kann, bspw. aufgrund zu kurzer
Parkdauer oder weil bereits die Energie flr die tiberndchste Fahrt geladen werden muss, wird gemal der Maximal-Lade-
strategie so schnell wie mdéglich bis zu dem fur die néchste Fahrt benétigten SOC geladen.

Um die Auswirkungen der Batteriekapazitét, Ladeleistung, Mindestreichweite und auch des Start-SOC flir das C2V quan-
tifizieren zu kénnen, werden im Anschluss Sensitivitatsanalysen berechnet, welche auf dem Szenario moderater Flexibilitat
basieren. Hierfir wird jeweils nur der zu untersuchende Parameter erhoht bzw. reduziert (Gemal ,,One-Factor-At-A-
Time*“-Methode). Um die Auswirkungen mdglicher regulatorischer Gegebenheiten abschétzen zu kdnnen, werden zwei
Alternativen fur die Belastung des vom Netz bezogenen Ladestroms mit NNE betrachtet. Diese werden jeweils fur die
Szenarien S2, S3 und S4 untersucht, um so auch etwaige Auswirkungen auf das Riickspeiseverhalten der E-PKW untersu-
chen zu kénnen.

5.1.3 Betrachtete Kenngrofden
Im Folgenden werden die wichtigsten untersuchten KenngréRen und deren Berechnung vorgestellt.
Ladekosten

Um die Kosten fiir den Ladestrom zu ermitteln, werden einerseits die Kosten fiir den Bezug des Ladestroms Uber die
lokalen Mérkte (im Folgenden ,,Marktbezugskosten* genannt) sowie die Erldse durch V2G Uber ebendiese Markte unter-
sucht. Andererseits werden die Gesamtladekosten inklusive Steuern, Abgaben und Umlagen berechnet. Die Kosten bezie-
hen sich dabei auf den Flottendurchschnitt eines Netzknotens und werden zum Zweck der Vergleichbarkeit jeweils pro
Jahr und E-PKW und normiert fiir eine Jahresfahrleistung von 12.500 km/Jahr angegeben (vgl. Abschnitt 5.2.1). Die jahr-
lichen Marktbezugskosten werden fir jeden Netzknoten durch Summierung uber alle C2V-Iterationen i basierend auf dem
Marktpreis, dem Netzbezug und dem Normierungsfaktor N ermittelt.

Marktbezugskosten = vVt eT (31)
T
Z z prM - PVPeZ AL m 1N
i t=1
e-12.500 Vvt €T (32)

1003, 37, P/

Um die Gesamtladekosten® zu berechnen, werden Umsatzsteuer USt sowie sonstige Strompreisbestandteile SAU2 zum
Deckungsbeitrag des Aggregators (vgl. Zielfunktion 2, Abschnitt 4.2.1) addiert. Als Bezugswert zur Bestimmung der Héhe
der Kosten fiir Umsatzsteuer und sonstige Strompreisbestandteile werden der jahrliche, durchschnittliche Marktpreis pr®

1 Da der Anwendungsfall im Jahr 2020 energierechtlich noch nicht abgedeckt ist, stellt dieser Ansatz lediglich eine naherungsweise Berechnung dar.
Zur Umsetzung musste u. a. die jahrliche Fahrtenergie gemessen und an den Aggregator (ibermittelt werden, bspw. unter Nutzung von Kommunika-
tionsschnittstellen der Fahrzeuge.

2 Hierunter fallen Entgelte fiir Abrechnung, Messung und Messtellenbetrieb, Konzessionsabgabe, EEG-Umlage, KWKG-Umlage, § 19 StromNEV
Umlage, Offshore-Haftungs-Umlage, Stromsteuer sowie Umlage fur abschaltbare Lasten.
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sowie die zum Fahren benétigte Ladeleistung der E-PKW-Flotte herangezogen. Fir die Ermittlung der jahrlichen Gesamt-
ladekosten werden die Kosten tber die C2V-Iterationen i summiert. Die durchschnittlichen Gesamtladekosten am Netz-
knoten k je Fahrzeug werden wie folgt bestimmt:

Gesamtladekosten =

T
Z [Z[(prg" + NNEM) - P"P°% 4 (prfE + NNEEE) - PfEmts — pr . pYei] . At
i Lt=1 vt €T (33)
pf
L At
n

+ [prd - USt + SAU - (1 + USt)] - ‘e l-N

T
t=1
Dartiber hinaus werden fr die Auswertungen die Mittelwerte der Ladekosten uber alle Netzknoten mit E-PKW sowie (iber
die Teilmenge der Netzknoten mit EE-Abregelung bestimmt. Um die monetéren Auswirkungen der jeweiligen Ladestrate-
gien quantifizieren zu konnen, werden nicht nur die Ladekosten nach dem Lademanagement durch das C2V-Modell fiir
die verschiedenen Szenarien berechnet, sondern auch die Ladekosten vor der Optimierung, d. h. fir die in Abschnitt 5.1.2
beschriebenen Referenzszenarien. Firr die Referenzszenarien wird dafiir keine Ruckspeisung angenommen (PtN'Ei":O). Die
Ladeleistung fiir das Laden mit Uberschussstrom sowie fiir das Laden mittels Marktbezug werden entsprechend der Glei-
chungen (34) und (35) bestimmt. Dabei werden die Zeitreihen der EE-Abregelung aus der Basisvariante des Modells von
Schermeyer (2018a), d. h. ohne elektrische Nachfrage von E-PKW, herangezogen (PZ5/295),

PtEE,nutz — min{Ptl,max’PtEE,Basis} VteT (34)

,bez __ pl, f
PtN ez _ P max _ PtEEnutz vt € T (35)

Anteil genutzter EE-Abregelung am Ladestrom

Weiterhin wird der Anteil des aus der EE-Abregelung genutzten Ladestroms am gesamten Ladestrom fiir jeden Netzknoten
(kurz: “EE-Anteil”) bestimmt. Dieser Wert wird zundchst fiir jede Flotte eines Netzknotens basierend auf den Ergebnissen
aller C2V-Iterationen i als Jahresdurchschnittswert bestimmt:

EEnut

EE- Anteil =
LI P VEET (36)

Fur die Auswertungen wird aulerdem der Mittelwert des EE-Anteils tber alle Netzknoten mit E-PKW bestimmt. Um
naherungsweisen Vergleich mit den jeweiligen Referenzszenarien im Fall ungesteuerten Ladens zu ermdglichen, wird auch

der EE-Anteil der Referenzszenarien bestimmt. Daflr wird PtEE'"“” wie in Gleichung (34) beschrieben ermittelt. Zudem
gilt
pl = ptm® vt € T (37)

Auch hier wird zudem der Mittelwert Uber alle Netzknoten berechnet. Eine Vergleichbarkeit der EE-Anteile zwischen
einem Szenario und dem zugehérigen Referenzszenario ist jedoch nur begrenzt maéglich. Die Ursache liegt darin, dass das
C2V-Modell als Eingangszeitreihe die verbleibende Abregelung nach der Maximal-Ladestrategie erhélt. Abbildung 5.1
stellt dies schematisch dar. Um den EE-Anteil der Szenarien im Vergleich zur Basisvariante ohne E-PKW zu erhalten,
dirfen die beiden EE-Anteile nicht einfach addiert werden. Daher ist lediglich ein ndherungsweiser Vergleich méglich.
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} EE- Anteil

} EE- Anteil

Basisvariante ohne E-PKW Referenzszenario Szenario mit
Lademanagement

EE-Abregelung

Abbildung 5.1:  Schematische Darstellung der Ermittlung der EE-Anteile in den betrachteten Szenarien sowie den zugehdrigen Referenzszenarien.

Treibhausgasemissionen der E-PKW-Flotten (Basis: 2015)

Des Weiteren werden fir die betrachteten Szenarien die mit dem Laden verbundenen THG-Emissionen ermittelt. Die
Menge der THG-Emissionen wird in t CO,-Aq. angegeben. Die Ermittlung der THG-Emissionen fiir den bezogenen Netz-
strom P?’"’” erfolgt in Anlehnung an Schermeyer (2018a). Dieser rechnet basierend auf Literaturwerten flr die THG-
Intensitat verschiedener Kraftstoffe die 0.g. THG in CO,-Aquivalente um und bestimmt damit die THG-Intensitéit des
deutschen Kraftwerksparks. Damit wird die THG-Intensitét als stundenscharfe Zeitreihe fiir das Jahr 2015 ermittelt, die
durchschnittlich 0,47 t CO,-Aq./MWh betragt. Der Ansatz basiert auf einer Durchschnittsbetrachtung fiir den Austausch
mit dem GroRhandelsmarkt, woflr die Mittelwerte tiber alle THG-ausstoRenden Kraftwerke, welche in einem Zeitraum
Elektrizitat erzeugen, berechnet werden (vgl. Ansatz des zeitabhangigen durchschnittlichen Strommix in Jochem et al.
(2015a). Um die THG-Emissionen der E-PKW-Flotten zu bestimmen, wird der geladene Netzstrom P’,""’ez anhand der

Zeitreihe fir die THG-Intensitét des deutschen Kraftwerksparks THGXY? bewertet.

Der aus EE-Abregelung bezogene Ladestrom PfE'"“tz wird anhand marginaler Emissionen der EE-Anlagen bestimmt, da

die zusétzliche Stromnachfrage der E-PKW den andernfalls abgeregelten EE direkt zugeordnet werden kann. Wie in
Jochem et al. (2015a) werden die geringen spezifischen THG-Emissionen fiir die Elektrizitatserzeugung aus EE (THGEE)
fiir die Untersuchung mit 0 g CO,-Aq./MWh bewertet.

Durchschnittliche THG-Emissionen des Ladestroms am Netzknoten k je Fahrzeug =

T
Z[Piv,bez i THGg(WP + PfE,nutz . THGtEE] - At - nk—l vt €T (38)

t=1

Die THG-Emissionen des Uber den Markt bezogenen Ladestroms werden basierend auf dem Kraftwerkspark des Jahres
2015 berechnet. Die absolute Hohe der THG-Emissionen kann aus verschiedenen Griinden nicht auf das Jahr 2030 tber-
tragen werden. Beispielsweise werden der Ausbau erneuerbarer Energien sowie der Kohleausstieg zu einer Anderung des
Kraftwerksparks und somit auch des Kraftwerkseinsatzes fiihren. Die ermittelten Werte stellten jedoch eine Grundlage fur
den Vergleich zwischen den einzelnen Szenarien dar.

EE-Abregelung Schleswig-Holstein

Weiterhin werden die Ergebnisse fir die nach Engpassmanagementmafnahmen verbleibende Menge abgeregelter EE-Er-
zeugung fir jeden Netzknoten aus dem Engpassmanagement-Modell sowohl fiir den Fall des sofortigen Ladens nach Ma-
ximal-Ladestrategie als auch fiir den Fall der durch den Aggregator optimierten Ladestrategie ermittelt. Uber die Differenz
kann fur jedes Szenario das Potenzial zur Reduktion der Einspeisemanagement-MalRnahmen bewertet werden.
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Adquivalente Batterievollzyklen/E-PKW/Jahr

Um eine Einschéatzung auf Auswirkungen der Szenarien auf die Nutzung der Fahrzeugbatterien zu erhalten, werden dartber
hinaus die jahrlichen &quivalenten Batterievollzyklen pro Fahrzeug angegeben. Dieser Wert stellt den Flottendurchschnitt
fur alle Fahrzeuge dar und wird naherungsweise, wie in Gleichung 27 angegeben, bestimmt.

Durchschnittlicher SOC

Zuletzt wird noch der durchschnittliche Batterie-Ladezustand der E-PKW-Flotten berechnet und angegeben.

5.2 Ergebnisse der Modellanwendung

Um eine Einordnung der Ergebnisse fiir die Szenarien zu erméglichen, wird in diesem Kapitel zunachst aufgezeigt, welche
Abregelung aus der Basisvariante des Engpassmanagementmodells im Fall ohne E-PKW erfolgt (Abschnitt 5.2.1). An-
schlieRend werden die Ergebnisse der Simulation und Aggregation der Flexibilitatspotenziale erlautert (Abschnitt 5.2.2).
Zuletzt werden die Berechnungen der Szenarien S1 — S4 ausgewertet (Abschnitte 5.2.3 —5.2.6).

5.2.1 Einspeisemanagement ohne E-PKW

Bevor die Ergebnisse der untersuchten Szenarien im Vergleich mit den zugehérigen Referenzszenarien mit Laden nach
Maximal-Ladestrategie vorgestellt werden, erfolgt zunéchst eine Erlauterung der wichtigsten Ergebnisse der Basisvariante
des Engpassmanagementmodells im Fall ohne E-PKW vorgestellt. In ganz Schleswig-Holstein stehen der elektrischen
Nachfrage von rund 13 TWh pro Jahr eine jahrliche Stromerzeugung aus EE-Anlagen i. H. v. rund 15 TWh in ganz Schles-
wig-Holstein gegeniber. Ein GroRteil der EE-Erzeugung entféllt dabei mit 12 TWh auf Windkraft-Anlagen. Die Einspei-
sung der EE-Anlagen erfolgt an 120 Netzknoten in Schleswig-Holstein, wobei auf einen einzelnen Netzknoten maximal
1,2 TWh/ Jahr entfallen (Abbildung 1.1).
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Abbildung 5.2: R&umliche Verteilung der abgeregelten Energiemengen in Schleswig-Holstein fir das Jahr 2015 (eigene Darstellung basierend auf
Schermeyer (2018a)).

Uber das gesamte Jahr werden 2,7 der 15 TWh der Stromerzeugung aus EE-Anlagen zur Engpasshehebung abgeregelt. Die
Abregelung betrifft 27 Netzknoten, die sich v. a. im Norden Schleswig-Holsteins, im Westen in Kiistenndhe, sowie verein-
zelt im Osten in der Ndhe der Insel Fehmarn und sidlich davon entlang der Lubecker Bucht befinden. Die maximale
jahrliche Abregelung je Netzknoten betragt dabei rund 0,6 TWh (Abbildung 5.2).
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5.2.2 Fahrzeugprofile und Flexibilititspotenzial

Fur die Simulation der Flexibilitatspotenziale gehen je nach Szenario unterschiedliche Daten z. B. beziiglich Batteriekapa-
zitat, Ladeleistung und Ladeort ein. Dies fiihrt dazu, dass von den insgesamt 2.280 generierten Fahr- und Parkprofilen je
nach Szenario unterschiedlich viele Fahrzeuge als batteriebetriebene Elektrofahrzeuge umgesetzt werden kénnen. Mit zu-
nehmender Batteriekapazitat steigt zudem die Reichweite der Fahrzeuge. Auch mit weiteren Lademdglichkeiten kénnen
mehr und mehr konventionell betriebene Fahrzeuge — auch solche mit hdheren jahrlichen Fahrleistungen — rein elektrisch
abgebildet werden. Im Szenario geringer Flexibilitat (S1) kénnen 95 % aller Fahrzeuge des zugrundeliegenden Datensatzes
(Institut fur Verkehrswesen, KIT 2019) durch E-PKW ersetzt werden. Durch die zusétzliche Lademdglichkeit am Arbeits-
platz sind es im Szenario moderater Flexibilitat (S2) 96 % aller Fahrzeuge. Schlieflich kdnnen durch die groRere Batterie
und hohere Ladeleistungen 98 % aller Fahrzeuge in den Szenarien hoher (S3) und maximaler Flexibilitat (S4) durch
E-PKW substituiert werden. Entsprechend erhdht sich die durchschnittliche jahrliche Fahrleistung je Fahrzeug von
12.430 km/Jahr in S1 auf 13.249 km/Jahr in S3 und S4 (Abbildung 5.3). Fir die Normierung aller monetéren Ergebnisse
wird daher eine jahrliche Fahrleistung von 12.500 km gewahlt.

Dariber hinaus sind im MOP-Datensatz rund 370 Fahrzeuge enthalten, die im Zeitraum der Mobilitatserhebung nicht be-
wegt wurden. Zwei Fahrzeuge parken weder zuhause noch am Arbeitsplatz und kénnen daher nicht durch E-PKW ersetzt
werden. Die aus der Simulation resultierenden E-PKW-Flexibilitatsprofile werden fir die Aggregation der Flexibilitatspo-
tenziale um die nicht bewegten Fahrzeuge sowie um die Fahrzeuge ohne Lademdglichkeit bereinigt (Abbildung 5.3).

2.500 14.000 _
12000 §  wDatenbasis Fahrzeuge
2.000 Z
= 10.000 &
% 1.500 8.000 §> ® Davon substituierbar durch E-PKW
3 k7
(] p—
£ 1.000 6.000 = Davon bewegte E-PKW mit
i 4000 § Lademdéglichkeit
500 2.000 E @ Durchschn. km/Jahr
Has]
0 0 ”

S2 S3&S4

Abbildung 5.3:  Beschreibung der simulierten Fahrzeugprofile je Szenario.

Abbildung 5.4 stellt die resultierenden Lastgénge im Fall sofortigen Ladens nach Maximal-Ladestrategie nach Aggregation
fur ganz Schleswig-Holstein und fir die Szenarien S1 — S4 dar. Im Szenario geringer Flexibilitat (S1) mit einer 13%igen
E-PKW-Durchdringung ist werktags ein abendlicher Peak bis ca. 180 MW zu beobachten. Freitags starten einige Ladevor-
génge bereits frither, dadurch verringert sich die Gleichzeitigkeit der Ladevorgénge in den Abendstunden. Die Ladevor-
génge am Wochenende verteilen sich tber einen l&ngeren Zeitraum, der maximale Leistungsbezug fallt geringer aus. In
Szenario S2 mit moderater Flexibilitat bleibt die E-PKW-Durchdringungsrate bei 13 %. Werktags zeigt sich am Vormittag
durch die zusatzliche Lademdglichkeit am Arbeitsplatz ein zweiter Peak. Dadurch reduziert sich die Spitzenlast auf ca. 120
MW. Der Lastgang am Wochenende unterscheidet sich kaum im Vergleich zu S1. Das Lastprofil des Szenarios hoher
Flexibilitat S3 weist weiterhin zwei tagliche Peaks auf. Aufgrund der hdheren E-PKW-Durchdringungsrate von 23 % stei-
gen die Lastspitzen auf bis zu 280 MW. Die hdchsten Lastspitzen bis zu 1.200 MW kdnnen im Szenario maximaler Flexi-
bilitat (S4) bei einer E-PKW-Durchdringungsrate von 100 % beobachtet werden.
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Abbildung 5.4: Lastgang fiir gesamt Schleswig-Holstein nach Maximal-Ladestrategie fur die Szenarien S1 (geringe Flexibilitat) — S4 (maximale
Flexibilitét).

Die Flexibilitdtspotenziale werden malgeblich von den Zeitreihen fiir den maximalen und minimalen SOC-Verlauf sowie
der zur Verfiigung stehenden maximale Lade- bzw. Entladeleistung bestimmt. Die Flache zwischen maximalem und mini-
malem SOC stellt dabei den fur die Ladeoptimierung zuldssigen SOC-Bereich dar. Abbildung 5.5 zeigt die Flexibilitéts-
profile der aggregierten E-PKW-Flotten gemaR standardisierten Flexibilitatsprofilen der Szenarien S1 — S4. Aufgrund der
hohen Mindestreichweite in S1 ist hier der zul&ssige SOC-Bereich am geringsten, die maximale (Ent-)Ladeleistung
schwankt am starksten aufgrund der ausschlielichen Lademdglichkeit zuhause. In S2 wird das SOC-Band bereits breiter,
die maximale (Ent-)Ladeleistung wird héher. Schliellich fiihrt die hohe Batteriekapazitat der Szenarien S3 und S4 zu einer
weiteren Verbreiterung des zulassigen SOC-Bereichs, auch die geringere Mindestreichweite in S4 vergréfRert diesen. Die
maximalen (Ent-)Ladeleistungen sind identisch fiir die Szenarien S3 und S4 und erhéhen sich nochmals gegenuiber S2.
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Abbildung 5.5:  Zulédssige SOC-Bereiche sowie maximale (Ent-)Ladeleistungen der aggregierten E-PKW-Flotten gemaR standardisierten Flexibilitats-
profilen der Szenarien S1 (geringe Flexibilitat) — S4 (maximale Flexibilitat).
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Weiterhin fihrt die Berticksichtigung von E-PKW zu einer Erhéhung der elektrischen Nachfrage in Schleswig-Holstein.
Der elektrische Bedarf und die rdumliche Verteilung der E-PKW werden mithilfe der Simulation und Aggregation der
Flexibilitdtspotenziale ermittelt. Je nach Szenario betragt die Anzahl der E-PKW in ganz Schleswig-Holstein zwischen 0,2
und 1,6 Mio. Fahrzeuge. Damit geht ein zuséatzlicher Energiebedarf i. H. v. 0,5 — 3,7 TWh/Jahr einher. Abbildung 5.6 zeigt
die rdumliche Verteilung der elektrischen Nachfrage der E-PKW im Szenario S4. Der Aggregationsmechanismus weist
119 der 110 kV-Netzknoten in Schleswig-Holstein Fahrzeuge zu. Die meisten E-PKW befinden sich in den Stadten Kiel,
Libeck und Flensburg sowie im Einzugsgebiet Hamburgs. Die maximale Flottengréfe eines einzelnen Knotens besteht in
S4 aus 0,2 Mio. E-PKW. Dies entspricht einer elektrischen Nachfrage von rund 0,3 TWh/Jahr.
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Abbildung 5.6: Raumliche Verteilung der elektrischen Nachfrage der E-PKW in Schleswig-Holstein fiir eine E-PKW-Durchdringungsrate von 100 %
(eigene Darstellung basierend auf KBA (2017)).

5.2.3 Geringe Flexibilitiat (Szenario S1)

Das Engpassmanagement-Modell ist sowohl mit dem E-PKW-Lastgang nach Maximal-Ladestrategie als auch mit der
durch das C2V-Modell optimierten Nachfrage I6sbar, sodass kein Peakshaving erforderlich ist. Abbildung 5.7 stellt exemp-
larisch den resultierenden Fahrplan des Aggregators am Netzknoten bei Sylt® — einem Knoten mit EE-Abregelung — wah-
rend einer Woche dar. Der Fahrplan beinhaltet die Ladeleistung aus EE-Abregelung und Marktbezug, sowie den resultie-
renden durchschnittlichen SOC der E-PKW Flotte. Aufgrund der Ladestrategie, moglichst viel EE-Abregelung zu nutzen,
wird so viel wie mdglich Uberschussstrom geladen. Die untere Grenze fiir den zulassigen SOC fiihrt dazu, dass in der
gezeigten Woche am Dienstag und Mittwoch auch Netzstrom geladen werden muss. Da die EE-maximierende Ladestrate-
gie jedoch keine Marktpreise bertcksichtigt, findet der Marktbezug nicht notwendigerweise zu Zeiten geringer Marktpreise
statt. Die Ladeleistung wird entweder durch die Obergrenze zur Vermeidung zusétzlicher Netzbelastung (hier z. B. am
Dienstag), das technische Maximum (hier z. B. am Freitag), oder durch den verfligharen EE-Strom bestimmt.

3 Netzknoten im auBersten Nordwesten Schleswig-Holsteins, dem u. a. die Nachfrage der Insel Sylt zugeordnet wird. Im Folgenden wird dieser Netz-
knoten auch als ,,Netzknoten Sylt* bezeichnet.
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Abbildung 5.7:  Fahrplan fiir eine Beispielwoche am Netzknoten Sylt in Szenario S1.

Gerade an Netzknoten ohne EE-Abregelung, wie bspw. bei Kiel, wird kostenminimal geladen. Dadurch ergeben sich un-
terschiedliche Ladeprofile. Abbildung 5.8 zeigt den Verlauf der durchschnittlichen Ladeleistung je Fahrzeug fir eine bei-
spielhafte Woche der Netzknoten bei Sylt, Kiel und zum Vergleich fiir ganz Schleswig-Holstein. Da sich die meisten E-
PKW an Netzknoten ohne oder mit geringer EE-Abregelung befinden, ist das durchschnittliche Ladeprofil fur ganz Schles-
wig-Holstein sehr ahnlich zu dem bei Kiel. Insgesamt ist eine starke Veranderung des durchschnittlichen Ladeprofils im
Vergleich zum S1-Referenzszenario des Sofortladens nach Maximal-Ladestrategie zu beobachten. An Netzknoten mit EE-
Abregelung, hier am Beispiel Sylt dargestellt, erfolgt das Laden zu Zeiten mit EE-Abregelung mit héherer Leistung. An
Netzknoten in Wochen ohne EE-Abregelung wird nach der kostenminimalen Ladestrategie optimiert. Die Ladevorgange
verlagern sich von den Abend- in die Nachtstunden sowie auf das Wochenende. Ursache hierfir sind die geringeren Markt-
preise (vgl. Abbildung 5.9). Die Restriktion zur Vermeidung zusétzlicher Netzbelastung bei Bezug tber die lokalen Markte
spiegelt sich in einer geringeren maximalen Ladeleistung in den Bezugs-Plateaus wider.
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Abbildung 5.8:  Fahrplan fir eine Beispielwoche fiir zwei Netzknoten sowie gesamt Schleswig-Holstein (SH) in Szenario S1.
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Abbildung 5.9:  Jahresdurchschnitt der stiindlichen Marktpreise (eigene Darstellung basierend auf EPEX Spot (2015)).

In Szenario S1 kénnen im Mittel tber alle Netzknoten hinweg jahrliche Gesamtladekosten von 524 € pro Fahrzeug und
Jahr realisiert werden. Die Marktbezugskosten machen dabei nur 42 € bzw. 8 % der gesamten Ladekosten aus. Weiterhin
werden die Ladekosten mit dem S1-Referenzszenario verglichen, in welchem zwar Uberschussstrom zum Laden verwendet
wird, jedoch nach Maximal-Ladestrategie geladen wird. Obwohl die Marktbezugskosten um 46 % geringer ausfallen als
im S1-Referenzszenario, sinken die Gesamtladekosten von zuvor 575 € um nur rund 9 % (Abbildung 5.10).
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Abbildung 5.10: Mittelwerte der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten je Netzknoten und deren Bestandteile in Szenario S1.

Dabei zeigen sich grol3e Unterschiede je nach Knoten. Im S1-Referenzszenario kann je nach Verfiigbarkeit Uberschissiger
EE-Strom geladen werden. Die verbleibende elektrische Nachfrage der E-PKW wird durch Strombezug Uber die lokalen
Energiemadrkte gedeckt. Dadurch ergeben sich je nach Netzknoten fur das gesamte Jahr Kosten fir den Marktbezug in Hohe
von 52 — 79 €/E-PKW bzw. Gesamtladekosten in Hohe von 478 — 585 €/E-PKW. Durch die Optimierung des Aggregators
sinken die jéhrlichen Kosten fur den Bezug des Ladestroms tber den Strommarkt auf 10 — 54 €/E-PKW (Abbildung 6.7),
die Gesamtladekosten auf 337 — 555 €/E-PKW (Abbildung 6.8). Wenngleich die mittleren jahrlichen Marktbezugskosten
an den Netzknoten mit Uberschussstrom mit 31 €/E-PKW 14 € unterhalb derer der E-PKW an den Netzknoten ohne Ein-
speisemanagement liegen, liegen sie an 3 Netzknoten bis zu 9 €/E-PKW dartiber (Abbildung 6.7). Im Vergleich zum S1-
Referenzszenario wird damit eine Kostenreduktion um 55 % erzielt. Die durchschnittlichen Gesamtladekosten betragen an
den Netzknoten mit Uberschussstrom 431 €/Jahr und fallen damit 20 % geringer aus als im Fall des Ladens nach Maximal-
Ladestrategie. Netzknoten im Norden Schleswig-Holsteins, an der Ostsee in der Nahe der Insel Fehmarn, sowie an der
Nordsee z. B. bei Friedrichskoog und Brunshiittel weisen die geringsten Ladekosten auf. Die hochsten Ladekosten entste-
hen u. a. in St&dten wie Libeck, Flensburg und Kiel (Abbildung 5.11).
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Abbildung 5.11: R&umliche Verteilung der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten in Szenario S1 (unten) im Vergleich zum S1-Referenzsze-
nario (oben).

Da sich an den Netzknoten mit den hochsten Ladekosten auch die meisten Fahrzeuge befinden, fallen die durchschnittlichen
Ladekosten fir alle Fahrzeuge Schleswig-Holsteins betrachtet unabhangig von deren Zuordnung zu Netzknoten etwas hé-
her aus. Die Marktbezugskosten liegen auf Bundeslandebene bei durchschnittlich 43 €/E-PKW, die Gesamtladekosten bei
537 €/E-PKW. Rund 21 Tausend bzw. 10 % aller Fahrzeuge weisen jéhrliche Gesamtladekosten von weniger als 500 €/E-
PKW auf (Abbildung 5.29).

Geringere Ladekosten gehen mit einem héheren EE-Anteil einher (Abbildung 5.29). Bei dem durchschnittlichen Anteil
des genutzten Uberschussstroms am Ladestrom zeigen sich deutliche regionale Unterschiede. Im S1-Referenzszenario
kann im Mittel Uber alle Netzknoten ein EE-Anteil von 4 % erreicht werden (Abbildung 5.32). Der Anteil schwankt dabei
zwischen 0 und 40 %. An Netzknoten mit EE-Abregelung wird bereits ohne optimierte Ladesteuerung ein durchschnittli-
cher EE-Anteil von 17 % erzielt. Mit der EE-maximierenden Ladestrategie steigt der EE-Anteil auf 0 — 88 %. Besonders
im Norden und Westen Schleswig-Holsteins kénnen hohe EE-Anteile beobachtet werden (Abbildung 5.12). Im Mittel tber
alle Netzknoten liegt der EE-Anteil bei 12 % und damit etwa 8 Prozentpunkte hdher als im S1-Referenzszenario. Bei
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ausschlieBlicher Betrachtung der Netzknoten mit Uberschussstrom kann ein mittlerer EE-Anteil von 52 % beobachtet wer-
den. Auf Bundeslandebene fallt der durchschnittliche EE-Anteil aufgrund der hoheren Fahrzeug-Dichte in dicht besiedelten
Gebieten geringer aus. Im S1-Referenzszenario liegt er bei 2 %. Nach Optimierung mit der EE-maximierenden Ladestra-
tegie fallt der EE-Anteil mit 6 % drei Mal hoher aus als im Referenzszenario.
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Abbildung 5.12: Raumliche Verteilung des durchschnittlichen EE-Anteils in Szenario S1 (unten) im Vergleich zum S1-Referenzszenario (oben).

Die durchschnittlichen jahrlichen THG-Emissionen des Ladestroms sinken aufgrund der Ladesteuerung in Szenario S1 von
80 auf 71 g CO2/km (Abbildung 6.13). Die Maximal-Ladestrategie des S1-Referenzszenarios fiihrt an den Netzknoten ohne
EE-Abregelung zu THG-Emissionen von 83 g COx/km. An den 27 Netzknoten, an denen sowohl Einspeisemanagement
auftritt als auch Fahrzeuge zugeordnet sind, liegen die THG-Emissionen mit durchschnittlich 69 g CO2/km 17 % unterhalb
der Emissionen der Netzknoten ohne EE-Abregelung. Die Streuung reicht dabei von 50 — 83 g CO2/km. Aufgrund der
Ladesteuerung des Aggregators sinken die THG-Emissionen in Szenario S1 tber alle Netzknoten betrachtet um 11 % auf
71 g CO2/km. Ist keine EE-Abregelung vorhanden, gehen die THG-Emissionen durch die kostenminimierende Ladestra-
tegie um 3 g COJ/km zuriick. An den Netzknoten mit Uberschussstrom sinken sie um 42 % auf durchschnittlich
40 g CO2/km. Im gunstigsten Fall werden hier Emissionen von 10 g CO2/km erreicht.
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5.2 Ergebnisse der Modellanwendung

Das Potenzial zur Reduktion der abgeregelten Energiemengen ist gering. Im Fall ohne E-PKW werden wahrend des ge-
samtem Jahres 2.684 GWh abgeregelt und 1.096 GWh aus Schleswig-Holstein exportiert. Durch die zusétzliche Strom-
nachfrage durch E-PKW von 454 GWh/Jahr reduziert sich im S1-Referenszenario die abgeregelte Energiemenge um nur
20 GWh. Die exportierte Energiemenge reduziert sich um 39 %. In Szenario S1 kénnen weitere 19 GWh/Jahr Uberschuss-
strom vermieden werden, die Exporte erhdhen sich wiederum leicht um 3 % gegenuber dem S1-Referenzszenario. Bei der
Vermeidung von EE-Abregelung zeigt sich eine starke Konzentration auf kiistennahe Standorte (Abbildung 5.13), welche
durch die resultierende rdumliche Verteilung der Abregelung bedingt ist (vgl. Abbildung 5.2).
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Abbildung 5.13: Netzknoten, an denen EE-Abregelung in Szenario S1 reduziert wird.

Aufgrund des Verhaltnisses von jahrlicher Fahrleistung zu Batteriekapazitat ergeben sich durchschnittlich 31 aquivalente
Vollzyklen/E-PKW/Jahr an allen Netzknoten. Der durchschnittliche SOC aller Fahrzeuge liegt in Szenario S1 bei 81 %
und variiert zwischen 80 — 81 % je Netzknoten.

5.2.4 Moderate Flexibilitit (Szenario S2)

In Szenario S2 kann auch am Arbeitsplatz geladen werden. Dadurch steigt die verfiigbare maximale Ladeleistung. Auf-
grund der geringeren Mindestreichweite ist der zuldssige SOC-Bereich groer. Auch in Szenario S2 ist das Engpassma-
nagement-Modell sowohl mit dem E-PKW-Lastgang nach Maximal-Ladestrategie als auch mit dem optimierten Lastgang
auf Anhieb losbar, eine Spitzenlastkappung damit nicht notwendig. Im resultierenden Fahrplan des Aggregators am Netz-
knoten bei Sylt wird daher im Vergleich zu Szenario S1 in der dargestellten Woche kein Netzstrom geladen (Abbildung
5.14).

In Szenario S2 ist tagsuber eine héhere Verfiigbarkeit von Flexibilitat aufgrund der Mdglichkeit des Ladens am Arbeitsplatz
gegeben. Dennoch kann ein dhnliches Ladeverhalten wie in S1 beobachtet werden. An Netzknoten mit EE-Abregelung
(hier am Beispiel Sylt) erfolgt das Laden weiterhin zu Zeiten mit Uberschussstrom und mit hoherer Leistung. Gegeniiber
dem S2-Referenzszenario mit sofortigem Laden zeigt sich eine &hnliche zeitliche Verlagerung der durchschnittlichen La-
deleistung je Fahrzeug wie bereits in S1 beobachtet. An Netzknoten mit kostenminimierender Ladestrategie wie bspw. Kiel
werden die Ladevorgédnge aufgrund gunstigerer Bezugspreise von den Vormittags- und Abendstunden in die Nachtstunden
sowie auf das Wochenende verlagert (Abbildung 5.15).
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Abbildung 5.14: Fahrplan fir eine Beispielwoche am Netzknoten Sylt in Szenario S2.
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Abbildung 5.15: Fahrplan fiir eine Beispielwoche fiir zwei Netzknoten sowie gesamt Schleswig-Holstein (SH) in Szenario S2.

Uber alle Netzknoten hinweg kénnen in Szenario S2 im Mittel jahrliche Gesamtladekosten von 524 € pro Fahrzeug und
Jahr realisiert werden, was genau den Kosten in Szenario S1 entspricht. Die Marktbezugskosten machen mit 44 € einen
leicht hoheren Anteil an den gesamten Ladekosten aus. Im Vergleich zu den Ladekosten des S2-Referenzszenarios sinken
die Marktbezugskosten um 43 %. Die Gesamtladekosten kénnen durch die Ladeoptimierung um durchschnittlich 9 % re-
duziert werden (Abbildung 5.16).

Die einzelnen Netzknoten zeigen dabei weiterhin unterschiedliche Ergebnisse. Im S2-Referenzszenario ergeben sich je
nach Netzknoten Marktbezugskosten in  Hohe wvon 52—80€/E-PKW/Jahr bzw. Gesamtladekosten von
475 — 586 €/E-PKW. Durch die Optimierung des Aggregators sinken die jahrlichen Kosten fur den Marktbezug auf
7 — 56 €/E-PKW (Abbildung 6.7), die Gesamtladekosten auf 327 — 555 €/E-PKW (Abbildung 5.17, Abbildung 6.8). Die
Spannbreite erhoht sich dadurch leicht gegenliber Szenario S1. Netzknoten mit EE-Abregelung weisen weiterhin die ge-
ringsten Ladekosten auf. Die durchschnittlichen jahrlichen Marktbezugskosten kénnen dort durch die Ladeoptimierung um
59 % auf 28 €/E-PKW gesenkt werden. Im Vergleich dazu sinken die durchschnittlichen jahrlichen Marktbezugskosten an
allen anderen Netzknoten um 40 % auf 48 €/E-PKW. Ohne Uberschussstrom sinken die jahrlichen Gesamtladekosten von
586 auf 555 €/E-PKW. An den von Einspeisemanagement betroffenen Netzknoten kénnen sie gegeniiber dem S2-Refe-
renzszenario um durchschnittlich 22 % auf 421 €/E-PKW reduziert werden.
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Abbildung 5.16: Mittelwerte der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten je Netzknoten und deren Bestandteile in Szenario S2.

. Netzknoten mit 15579 E-PKW
r Netzknoten mit 18 E-PKW

S e

0 200 400 600
Gesamtladekosten [EUR/E-PKW/Jahr]

Netzknoten mit 15579 E-PKW
1 Netzknoten mit 18 E-PKW

I

0 200 400 600
Gesamtladekosten [EUR/E-PKW/Jahr]

Abbildung 5.17: Raumliche Verteilung der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten in Szenario S2 (unten) im Vergleich zum S2-Referenzsze-
nario (oben).

91



5 Modellgestiitzte Analysen fiir die Fallstudie Schleswig-Holstein

Werden die durchschnittlichen Ladekosten fiir alle Fahrzeuge Schleswig-Holsteins unabhéngig von ihrer Netzknotenzu-
ordnung betrachtet, liegen die Marktbezugskosten bei durchschnittlich 46 €/E-PKW, die Gesamtladekosten bei 538 €/E-
PKW. Gegenilber Szenario S1 kdnnen die Marktbezugskosten im giinstigsten Fall nochmals um 32 % gesenkt werden, die
Gesamtladekosten um 3 %. Wie auch in S1 liegen die jahrlichen Gesamtladekosten von rund 21 Tausend bzw. 10 % aller
Fahrzeuge bei weniger als 500 €/E-PKW auf (Abbildung 5.29).

Im S2-Referenzszenario betragt der EE-Anteil am Ladestrom je nach Netzknoten 0 — 41 %, und durchschnittlich 4 % (Ab-
bildung 5.32). Werden nur die Netzknoten mit Uberschussstrom betrachtet, liegt der EE-Anteil wie auch schon im S1-
Referenzszenario bei durchschnittlich 17 %. Mit der EE-maximierenden Ladestrategie in Szenario S2 steigt er auf 0 — 92 %
(Abbildung 5.18). Im Mittel iiber alle Knoten kann im Szenario S2 drei Mal so viel Uberschussstrom geladen werden wie
im S2-Referenzszenario. Im Mittel Gber alle Netzknoten betrégt der EE-Anteil in S2 mit 13 % einen Prozentpunkt mehr
als in S1. An den Netzknoten mit Uberschussstrom steigt der durchschnittliche EE-Anteil auf 56 %. Auf Bundeslandebene
liegt der durchschnittliche EE-Anteil bei 7 % und somit 5 Prozentpunkte (ber dem der Maximal-Ladestrategie.
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Abbildung 5.18: Raumliche Verteilung des durchschnittlichen EE-Anteils in Szenario S2 (unten) im Vergleich zum S2-Referenzszenario (oben).
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Die durchschnittlichen jahrlichen THG-Emissionen des Ladestroms kdnnen in Szenario S2 nochmals leicht reduziert wer-
den. Sie sinken von durchschnittlich 80 auf 71 g CO./km. Der Boxplot in Abbildung 6.13 zeigt eine Zunahme der Spann-
breite (ber die einzelnen Netzknoten. In Szenario S2 entfallen durch EE-maximales Laden jéhrlich zwischen
7 — 81 g CO2/km, an Netzknoten mit Uberschussstrom sind es durchschnittlich 36 g CO,/km und damit 48 % weniger als
beim Laden nach Maximal-Ladestrategie. Die mit dem Ladestrom verbundenen THG-Emissionen sinken auch in Szenario
S2 weiterhin bei allen E-PKW-Flotten, selbst an Netzknoten mit kostenminimaler Ladestrategie.

Das Potenzial zur Reduktion der abgeregelten Energiemengen ist vergleichbar zu dem in Szenario S1. Im S2-Referenzsze-
nario kann die abgeregelte Energiemenge bereits um 21 GWh reduziert werden. Die exportierte Energiemenge reduziert
sich durch den Mehrbedarf um 39 %. Durch die Ladeoptimierung des Aggregators kénnen weitere 21 GWh/Jahr Uber-
schussstrom vermieden werden. Die Exporte steigen gegeniiber dem S2-Referenzszenario um 3 % an. Die regionale und
mengenmalige Verteilung der reduzierten EE-Abregelung zeigt keine Unterschiede gegenliber Szenario S1 (Abbildung
5.19).
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Abbildung 5.19: Netzknoten, an denen EE-Abregelung in Szenario S2 reduziert wird.

Da die Batteriekapazitat weiterhin 70 kWh betrégt, bleiben die aquivalenten Batterievollzyklen pro E-PKW und Jahr mit
durchschnittlich 31 an allen Netzknoten konstant. Der durchschnittliche SOC aller Fahrzeuge sinkt aufgrund der geringeren
Mindestreichweite und dadurch geringeren unteren Grenze fiir den zulédssigen SOC-Bereich auf 60 — 63 %, der Mittelwert
liegt bei 60 %.

5.2.5 Hohe Flexibilitit (Szenario S3)

In Szenario S3 steigt die E-PKW-Durchdringungsrate auf 23 %, die Batteriekapazitat ist mit 105 kWh gréRer und die ma-
ximale Ladeleistung je Fahrzeug mit 13,7 bzw. 15,3 kW hdéher als in den zuvor untersuchten Fallen. Zudem kann nun auch
in das Netz rlickgespeist werden. Das Engpassmanagement-Modell ist dennoch weiterhin l6sbar, sowohl mit dem E-PKW-
Lastgang nach Maximal-Ladestrategie als auch mit der optimierten Nachfrage, sodass kein Peakshaving erforderlich ist.

Der beispielhafte Fahrplan am Netzknoten bei Sylt zeigt, dass so viel wie moglich Uberschussstrom geladen wird (Abbil-
dung 5.20). In S3 wird vor den Phasen, in denen Abregelung stattfindet, ins Netz zuriickgespeist (hier z. B. in der Nacht
von Freitag auf Samstag). Dadurch sinkt der SOC und die freie Speicherkapazitat wird erhoht, sodass maglichst viel Uber-
schussstrom wéhrend der folgenden Abregelungsperiode geladen werden kann. Da jedoch die EE-maximierende Ladestra-
tegie keinen Anreiz setzt, die Anzahl der Lade- und Entladevorgénge oder der Wechsel zwischen Netzbezug und -einspei-
sung gering zu halten, kann es hier zu haufigen Wechsel zwischen Rickspeisung und Netzstrombezug kommen (hier am
Dienstag und Mittwoch). Sowohl der Netzbezug ber den lokalen Markt als auch die Wechsel zwischen Bezug und V2G
sind nicht nur unnétig, sondern verursachen auch Kosten. Die Ursache hierfir ist, dass die EE-maximierende Ladestrategie
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keine Kosten beriicksichtigt. Die mit der EE-maximierenden Ladestrategie in Szenario S3 verbundenen Kosten sind daher
nur begrenzt aussagekraftig.

Wenn an einem Netzknoten in einer Woche keine Energie abgeregelt wird, wird kostenminimal geladen. Die Riickspeise-
funktion kommt dabei allerdings nicht zum Einsatz. Selbst auftretende negative Marktpreise (vgl. Abbildung 5.20) sind
nicht ausreichend, um die NNE in Hhe von 9,2 €-ct/kWh zu kompensieren.
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Abbildung 5.20: Fahrplan fir eine Beispielwoche am Netzknoten Sylt in Szenario S3.

Da an den Netzknoten ohne EE-Abregelung kein V2G zum Einsatz kommt, zeigt sich hier ein &hnliches Ladeverhalten wie
in Szenario S2. An Netzknoten mit EE-Abregelung kann aufgrund des Riickspeisens etwas hiufiger Uberschussstrom ge-
laden werden. Das Muster der Verlagerung von Ladevorgangen bei kostenminimalem Laden in die Nachtstunden sowie
auf das Wochenende kann auch in S3 beobachtet werden (Abbildung 5.21).
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Abbildung 5.21: Fahrplan fir eine Beispielwoche fur zwei Netzknoten sowie gesamt Schleswig-Holstein (SH) in Szenario S3.

Die jahrlichen Gesamtladekosten in Szenario S3 liegen im Mittel {iber alle Netzknoten bei 518 € pro Fahrzeug und Jahr
und damit 6 € unterhalb der Kosten in S1. Der Anteil der Marktbezugskosten bleibt konstant bei 8 % bzw. 45 € der gesam-
ten Ladekosten. Zudem kommen nun durchschnittliche Erlése in Hohe von 12 €/Jahr durch das Riickspeisen hinzu. Fiir
den Marktbezug liegt das Kostenreduktionspotenzial im Vergleich zum S3-Referenzszenario bei 42 %. Die Gesamtlade-
kosten kénnen durch die Ladeoptimierung um durchschnittlich 10 % reduziert werden (Abbildung 5.22).
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Abbildung 5.22: Mittelwerte der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten je Netzknoten und deren Bestandteile in Szenario S3.

Im S3-Referenzszenario liegen die jahrlichen Kosten fur den Marktbezug bei 52 — 80 €/E-PKW bzw. bei durchschnittlich
77 €/E-PKW. Die Gesamtladekosten betragen durchschnittlich 575 €/E-PKW. Die Bandbreite liegt bei 475 — 586 €/E-PKW
(Abbildung 5.23, Abbildung 6.8). Durch die Optimierung des Aggregators sinken die Marktbezugskosten (ohne V2G-
Erlose) auf 12 — 56 €/E-PKW/Jahr und damit um 42 %. Fir rund 33 Tausend Fahrzeuge an 20 Netzknoten (und damit 9 %
aller E-PKW in Schleswig-Holstein) kompensieren die Erlése durch V2G die Marktbezugskosten (Abbildung 5.29), sodass
im Extremfall negative Gesamtbezugskosten in Hohe von 74 €/E-PKW/Jahr resultieren. Wenn die Erlése durch V2G mit-
bertcksichtigt werden, verbleiben im Durchschnitt Gber alle Knoten jéhrliche Marktbezugskosten in Héhe von
33 €/E-PKW, an den Netzknoten mit Uberschussstrom sind es durchschnittlich -17 €/E-PKW und damit 86 € bzw. 125 %
weniger als im S3-Referenzszenario (Abbildung 6.7).

Aufgrund der weiteren Strompreisbestandteile sind die Gesamtladekosten dennoch an allen Netzknoten positiv und belau-
fen sich auf 262 — 558 €/E-PKW. Die Spannbreite erhoht sich somit nochmals gegenlber den zuvor betrachteten Szenarien.
Im Durchschnitt liegen die jahrlichen Gesamtladekosten mit 518 €/E-PKW 10 % unterhalb derer des S3-Referenzszena-
rios. Werden nur die von Einspeisemanagement betroffenen Knoten beriicksichtigt, sinken die jahrlichen Gesamtladekos-
ten um durchschnittlich 27 % auf 394 €/E-PKW. Bei Betrachtung auf Bundeslandebene liegen die Marktbhezugskosten nun
bei durchschnittlich 46 €/E-PKW, die Erlose durch V2G bei 6 € und die Gesamtladekosten bei 535 €/E-PKW.
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Abbildung 5.23: Raumliche Verteilung der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten in Szenario S3 (unten) im Vergleich zum S3-Referenzsze-
nario (oben).

Der EE-Anteil verhdlt sich im S3-Referenzszenario so wie in den vorhergehenden Referenzszenarien. Je nach Netzknoten
belduft sich der EE-Anteil beim Laden nach Maximal-Ladestrategie auf 0 — 41 % (Abbildung 5.32). Durchschnittlich 4 %
des Ladestroms kann aus Uberschussstrom gedeckt werden. Bei reiner Betrachtung der von Abregelung betroffenen Netz-
knoten sind es 17 %. Auch wenn der durchschnittliche EE-Anteil am Ladestrom in Szenario S3 weiter steigt, kann der
maximale EE-Anteil trotz V2G gegenuber den zuvor analysierten Szenarien nicht wesentlich erhéht werden. Er liegt nun
je nach Netzknoten zwischen 0 — 93 % (Abbildung 5.24). Der mittlere EE-Anteil betrégt 15 % und ist damit knapp zwei
Prozentpunkte hoher als in Szenario S2. An den Netzknoten mit EE-Abregelung ist jedoch eine deutliche Erhdhung er-
kennbar. Hier kdnnen durchschnittlich 65 % der Ladeenergie aus Uberschussstrom gedeckt werden und damit fast 4 Mal
so viel wie im S3-Referenzszenario. Im Vergleich zum S3-Referenzszenario wird etwa vier Mal so viel Uberschussstrom
geladen. Auf Bundeslandebene liegt der durchschnittliche EE-Anteil bei 14 % und somit doppelt so hoch wie in Szenario
S2 und etwa 8 Mal so hoch wie im S3-Referenzszenario.

Bei héherer E-PKW-Durchdringungsrate und V2G steigen die jahrlichen THG-Emissionen in Szenario S3 leicht an. An
den Netzknoten ohne EE-Abregelung bleiben die durchschnittlichen THG-Emissionen im S3-Referenzszenario konstant
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5.2 Ergebnisse der Modellanwendung

bei 80 g COx/km (Abbildung 6.13). Auch an den Netzknoten mit EE-Abregelung kénnen beim Laden nach Maximal-
Ladestrategie keine Anderungen gegeniiber den S1- und S2-Referenzszenarien beobachtet werden. Ausgehend vom S3-
Referenzszenario sinken die THG-Emissionen durch gesteuertes, bidirektionales Ladens um 10 % auf 72 g CO2/km, die
Bandbreite reicht dabei von 12 — 80 g CO»/km. Auch in Szenario S3 sinken die THG-Emissionen der E-PKW-Flotten aller
Netzknoten, selbst an Netzknoten, an denen aufgrund von V2G mehr Marktbezug erfolgt als zuvor.

. Netzknoten mit 27562 E-PKW
ry Netzknoten mit 32 E-PKW

B 2 e

0 50 100
EE-Anteil [%)]

. Netzknoten mit 27562 E-PKW
Y Netzknoten mit 32 E-PKW

L

0 50 100
EE-Anteil [%]

Abbildung 5.24: Raumliche Verteilung des durchschnittlichen EE-Anteils in Szenario S3 (unten) im Vergleich zum S3-Referenzszenario (oben).

Im S3-Referenzszenario wird mit 39 GWh/Jahr etwa die doppelte Menge EE-Abregelung vermieden wie in den Referenz-
szenarien S1 und S2. Die jahrlich aus Schleswig-Holstein exportierte Energiemenge sinkt um 26 % auf 288 GWh. Auf-
grund der Ladeoptimierung des Aggregators kénnen gegeniiber der Maximal-Ladestrategie weitere 103 GWh/Jahr Uber-
schussstrom vermieden werden. Dies entspricht einer Reduktion der EE-Abregelung um rund 4 % im Vergleich zum S3-
Referenzszenario bzw. um 5 % im Vergleich zum Referenzfall ohne E-PKW. Gegeniber dem S3-Referenzszenario erho-
hen sich die Exporte wieder um 23 %. Abbildung 5.25 zeigt die Verteilung der reduzierten EE-Abregelung in Szenario S3.
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An einzelnen Netzknoten im Norden Schleswig-Holsteins kann dadurch das Drei- bis Vierfache der E-PKW-Nachfrage an
EE-Abregelung vermieden werden.

Da die Batteriekapazitat nun auf 105 kWh ansteigt, die Fahrleistung jedoch konstant bleibt, verringern sich bereits im S3-
Referenzszenario die jéhrlichen dquivalenten Batterievollzyklen von zuvor durchschnittlich 31 auf nun 26 pro E-PKW.
Durch den Einsatz von V2G konnen die Vollzyklen auf bis zu 47 an einzelnen Netzknoten steigen, an anderen Knoten
liegen sie bei 22. Der durchschnittliche SOC aller E-PKW-Flotten sinkt nochmals leicht auf 54 — 59 % und liegt im Durch-
schnitt bei 56 %.

O 110kV Netzknoten ohne reduzierte EE-Abregelung
® 110kV Netzknoten mit reduzierter EE-Abregelung
- GroRe d. Kreise 2 Menge (max. 23 GWh/Jahr) -

Abbildung 5.25: Netzknoten, an denen EE-Abregelung in Szenario S3 reduziert wird.

5.2.6 Maximale Flexibilitit (Szenario S4)

In Szenario S4 steigt die E-PKW-Durchdringungsrate auf 100 %. Weiterhin sinkt die Mindestreichweite nochmals auf nun
50 km. Es wird nun an allen Netzknoten kostenminimal geladen, wobei auch ins Netz riickgespeist werden kann. Aufgrund
des extrem hohen Ladebedarfs der E-PKW kann im S4-Referenzszenario trotz Engpassmanagementmalnahmen des VNB
der Energiebedarf der E-PKW in einzelnen Stunden nicht gedeckt werden. Das Engpassmanagement-Modell findet daher
an 24 Tagen des Jahres keine Ldsung. Daher wird der in Abschnitt 4.1.4 vorgestellte Peakshaving-Algorithmus angewen-
det, um Gleichzeitigkeitseffekte zu reduzieren. Der tagliche Maximalbezug wird um 70 % reduziert, sodass das Engpass-
management-Modell 16sbar wird. Nach Optimierung des E-PKW-Lastgangs durch das C2V-Modell ist das Engpassma-
nagement-Modell in Szenario S4 auf Anhieb l6sbar, sodass keine Spitzenlastkappung notwendig ist.

Abbildung 5.26 zeigt, dass weiterhin bevorzugt Uberschussstrom geladen wird. In der ersten Wochenhélfte greift die Ein-
schriankung des Lastverschiebepotenzials. Sobald kein Uberschussstrom verflgbar ist — im Beispiel hier am Montag und
Dienstag — wird Netzstrom geladen, um die Restriktion fir alle 3,5-tdgigen Intervalle zu erfiillen. Dieser Netzstrombezug
erfolgt zu Zeiten niedriger Marktpreise. Steht jedoch ausreichend Uberschussstrom zur Verfiigung, wird wie auch in Sze-
nario S3 selbst in Zeiten negativer Preise aufgrund der fir den Spotbezug anfallenden NNE bevorzugt Uberschussstrom
geladen. Die kostenminimierende Ladestrategie setzt also ebenso einen Anreiz zum Laden abgeregelter Energie.

Aufgrund der NNE gibt es keine Anreize fir Arbitragegeschéfte, welche ausschlielich den Strommarkt betreffen. Arbit-
ragegeschéfte zur Erldserzielung kdnnen dennoch beobachtet werden, indem Uberschiissige EE-Abregelung geladen und
Uber den Strommarkt verkauft wird. Hierzu wird oft bereits vor den Phasen, in denen Abregelung stattfindet, ins Netz
zuruickgespeist (hier z. B. in der Nacht von Freitag auf Samstag). Dadurch wird die freie Batteriekapazitét erhoht, sodass
moglichst viel kostenfreier Uberschussstrom wahrend der folgenden Abregelungsperiode geladen werden kann. Da die
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5.2 Ergebnisse der Modellanwendung

Zeiten, in denen Erneuerbare abgeregelt werden, flr das Riickspeisen gesperrt sind (vgl. Abschnitt 4.2.1), sind die zeitli-
chen Mdglichkeiten und damit auch die Erléspotenziale fiir das Riickspeisen begrenzt.

In Szenario S4 wird ebenso wie in S3 an Netzknoten ohne EE-Abregelung nicht riickgespeist. An Netzknoten mit EE-
Abregelung wird ins Netz zuriickgespeist, jedoch aufgrund der kostenminimalen Ladestrategie punktueller als in S3, d. h.
auf Zeitrdume mit hohen Marktpreisen begrenzt. Da sich die Anzahl der E-PKW gegentber S3 etwa vervierfacht, die EE-
Abregelung jedoch leicht abnimmt, kann zudem an einzelnen Netzknoten mit EE-Abregelung eine Reduktion der maxi-
malen Ladeleistung pro Fahrzeug beobachtet werden. In Szenario S4 werden viele Ladevorgédnge bei kostenminimalem
Laden weiter auf das Wochenende und in die Nachtstunden hinein verlagert (Abbildung 5.27).
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Abbildung 5.26: Fahrplan fir eine Beispielwoche am Netzknoten Sylt in Szenario S4.
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Abbildung 5.27: Fahrplan fur eine Beispielwoche fur zwei Netzknoten sowie gesamt Schleswig-Holstein (SH) in Szenario S4.

In Szenario S4 betragen die jahrlichen Gesamtladekosten je Fahrzeug im Durchschnitt {iber alle Netzknoten 519 €. Die
Marktbezugskosten haben mit 43 € weiterhin einen Anteil von 8 % an den gesamten Ladekosten. Durch das Riickspeisen
kénnen Erlése von durchschnittlich 8 €/Jahr erzielt werden. Im Vergleich zum S4-Referenzszenario kdnnen trotz kosten-
minimaler Ladestrategie die Marktbezugskosten nur um 46 % reduziert werden, was zwei Prozentpunkte unterhalb des
Kostenreduktionspotenzials in Szenario S1 liegt. Die Gesamtladekosten sinken um 10 % (Abbildung 5.28).
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Abbildung 5.28: Mittelwerte der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten je Netzknoten und deren Bestandteile in Szenario S4.

Im S4-Referenzszenario liegen die Marktbezugskosten bei durchschnittlich 77 €/E-PKW und die Gesamtladekosten bei
576 €/E-PKW jahrlich. Wie auch schon in den Szenarien zuvor variieren sie je nach Netzknoten (Abbildung 5.30). Die
jahrlichen Marktbezugskosten kénnen in Szenario S4 durch die kostenminimierende Ladestrategie auf 6 — 48 €/E-PKW,
bzw. durchschnittlich 43 €/E-PKW, reduziert werden. Die Erlgse aus V2G betragen je nach Netzknoten 0 — 81 €/E-PKW
(durchschnittlich 8 €/E-PKW) und die Gesamtladekosten 250 — 554 €/E-PKW (durchschnittlich 519 €/E-PKW) pro Jahr
(Abbildung 6.8). Netzknoten mit viel EE-Abregelung weisen weiterhin die geringsten Ladekosten auf (Abbildung 5.30).
Durch Berlcksichtigung der V2G-Erldse steigen die durchschnittlichen, verbleibenden Marktbezugskosten pro Jahr ge-
geniiber Szenario S3 um 2 € auf 35 €/E-PKW. An insgesamt 13 Netzknoten ubersteigen die Erl6se durch V2G die Kosten
flir den Bezug Uber die lokalen Markte in Hohe von bis zu 75 €/E-PKW/Jahr. Die Teilnahme am Handel an lokalen Mérkten
flihrt dadurch bei 6 % des E-PKW-Bestands in Schleswig-Holstein zu negative Kosten (Abbildung 5.29). Durch Berick-
sichtigung der V2G-Erlése verbleiben im Durchschnitt tiber alle Netzknoten mit Uberschussstrom jahrliche Marktbezugs-
kosten in Hohe von -9 €/E-PKW. Im Vergleich zum S4-Referenzszenario kdnnen die Kosten (iberkompensiert werden.
Dieses Kostenreduktionspotenzial fallt 9 % geringer aus als in Szenario S3 (Abbildung 6.7).
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Abbildung 5.29: Durchschnittliche jéhrliche Ladekosten sowie EE-Anteil iiber die kumulierte Anzahl aller E-PKW in den Szenarien S1 — S4, sortiert
nach Gesamtladekosten.
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5.2 Ergebnisse der Modellanwendung

Wenn nur die von Einspeisemanagement betroffenen Netzknoten beriicksichtigt werden, liegen die j&hrlichen Gesamtla-
dekosten im Mittel bei 401 €/E-PKW und damit 26 % unterhalb des S4-Referenzszenarios. Im Durchschnitt Gber alle
E-PKW in Schleswig-Holstein liegen die Marktbezugskosten bei 45 €/E-PKW, die Erldse durch V2G sinken gegentber
S3 auf 4 € und die Gesamtladekosten bleiben mit 536 €/E-PKW in etwa auf demselben Niveau wie in Szenario S3.

Netzknoten mit 119835 E-PKW
ry Netzknoten mit 141 E-PKW

U

0 200 400 600
Gesamtladekosten [EUR/E-PKW /Jahr]

. Netzknoten mit 119835 E-PKW
ry Netzknoten mit 141 E-PKW

L

0 200 400 600
Gesamtladekosten [EUR/E-PKW/Jahr|

Abbildung 5.30: Raumliche Verteilung der durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten in Szenario S4 (unten) im Vergleich zum S4-Referenzsze-
nario (oben).

Die Maximal-Ladestrategie im S4-Referenzszenario resultiert in EE-Anteilen von 0 — 41 % (Abbildung 5.32). Im Durch-
schnitt tber alle Netzknoten liegt der EE-Anteil bei 4 %. An Netzknoten mit EE-Abregelung betrégt der Mittelwert des
EE-Anteils 17 %. In Szenario S4 nimmt der durchschnittliche EE-Anteil am Ladestrom gegeniiber Szenario S3 ab. Er liegt
nun bei durchschnittlich 14 % und betrégt je nach Netzknoten zwischen 0 — 95 % (Abbildung 5.29, Abbildung 5.31). Der
mittlere EE-Anteil der Netzknoten mit Uberschussstrom féllt mit 60 % rund 5 Prozentpunkte geringer aus als in Szenario
S3. Durch das kostenminimale gesteuerte Laden wird in Szenario S4 etwa 6 Mal so viel Uberschussstrom wie im Refe-
renzszenario geladen. Auf Bundeslandebene liegt der durchschnittliche EE-Anteil bei 11 %.
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Abbildung 5.31: Raumliche Verteilung des durchschnittlichen EE-Anteils in Szenario S4 (unten) im Vergleich zum S4-Referenzszenario (oben).

Uber alle Netzknoten betrachtet bleiben die durchschnittlichen jahrlichen THG-Emissionen auf dem Niveau des Szenarios
S3. An den Netzknoten ohne EE-Abregelung liegen die durchschnittlichen THG-Emissionen je Fahrzeug im S4-Referenz-
szenario bei 80 g CO./km (Abbildung 6.13). An Netzknoten mit EE-Abregelung belaufen sich die THG-Emissionen auf
49 — 83 g COx/km, wobei sowohl der Median als auch der Mittelwert bei 69 g CO./km liegen. Durch die kostenminimie-
rende Ladesteuerung in Szenario S4 sinken die THG-Emissionen Uber alle Netzknoten um 10 % auf 72 g CO2/km, wobei
die gréRten Einsparungen durch die Nutzung von Uberschussstrom erzielt werden. An Netzknoten ohne EE-Abregelung
gehen die THG-Emissionen durch die Ladesteuerung nur um 3 g CO2/km zuriick. An Netzknoten mit EE-Abregelung
kénnen in Szenario S4 THG-Emissionen zwischen 9 — 80 g CO2/km beobachtet werden, der Median bzw. der Mittelwert
belduft sich hier auf 40 bzw. 42 g CO2/km. Trotz kostenminimaler Ladestrategie kommt es an keinem Netzknoten zu einer
Erhéhung der THG-Emissionen der E-PKW-Flotten.

Bereits ohne Ladesteuerung kénnen im S4-Referenzszenario 162 GWh/Jahr EE-Abregelung und somit rund vier Mal so
viel wie im S3-Referenzszenario vermieden werden. Durch den Anstieg der elektrischen Nachfrage durch E-PKW von 13
TWh/Jahr im Fall ohne E-PKW auf nun 17 TWh/Jahr wird Schleswig-Holstein vom Stromexporteuer zum -importeur. Im
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S4-Referenzszenario werden nun 2.445 GWh/Jahr importiert, rund die doppelte Menge der Energieexporte im Referenz-
szenario ohne E-PKW. Durch die kostenminimierende Ladestrategie konnen weitere 343 GWh/Jahr Uberschussstrom ver-
mieden werden. Die Menge der abgeregelten EE sinkt somit um 13 % im Vergleich zum S4-Referenzszenario und um rund
19 % im Vergleich zum Fall ohne E-PKW. AulRerdem kdnnen die Stromimporte leicht reduziert werden und liegen nun
bei 2.209 GWh/Jahr. Die geographische Verteilung der Reduktion der EE-Abregelung in Szenario S4 ist Abbildung 5.33
zu entnehmen. Wie auch in Szenario S3 kann an einzelnen Netzknoten bis zum Drei- bis Vierfachen der elektrischen

Nachfrage der E-PKW an EE-Abregelung vermieden werden.
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Abbildung 5.32: Boxplots des Anteils der genutzten EE-Abregelung am Ladestrom fiir alle Knoten mit EE-Abregelung. Links: Referenzszenarien S1 —
S4. Rechts: Szenarien S1 — S4. Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quartil. Strich in den Boxen: Median (0,5-
Quartil). Die roten Punkte stellen die einzelnen Werte fir die Netzknoten mit EE-Abregelung dar, die roten Rauten die Mittelwerte fir
die Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusétzliche Werte fiir die Netzknoten ohne EE-Abregelung dar. Die
schwarzen Rauten repréasentieren die Mittelwerte firr alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle auBerhalb der Box liegende Werte ab.
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Abbildung 5.33: Netzknoten, an denen EE-Abregelung in Szenario S4 reduziert wird.

Die jahrlichen aquivalenten Batterievollzyklen liegen je nach Netzknoten zwischen 22 — 44 und betragen im Durchschnitt
24. Die V2G-Funktion wird also leicht weniger genutzt als in Szenario S3. Der durchschnittliche SOC aller E-PKW-Flotten

sinkt abermals auf nun 52 % und betragt je nach Netzknoten 48 — 53 %.
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5.3 Sensitivititsanalysen

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Sensitivitatsanalysen vorgestellt. Diese dienen der Untersuchung des Einflusses
von Anderungen der Eingangsparameter des C2V-Modells (Abschnitt 5.3.1) sowie von alternativen Mechanismen der Be-
lastung mit NNE (Abschnitt 5.3.2) auf die Modellergebnisse.

5.3.1 Auswirkungen verschiedener Eingangsparameter

Im Rahmen der Sensitivitatsanalysen werden die Werte der Parameter Start-SOC, Batteriekapazitat, maximale Ladeleis-
tung und Mindestreichweite variiert. Dazu wird gemaf ,,One-Factor-At-A-Time“-Methode je variiertem Parameter jeweils
ein Modelllauf mit einem geringeren Wert sowie mit einem hoheren Wert fir den betrachteten Parameter ausgefihrt. Die
Grundlage dafur bildet das Szenario S2 mit moderater Flexibilitat. Alle anderen Parameterwerte entsprechen denen des
Szenarios S2 (vgl. Tabelle 7 und Abschnitt 5.1.2). Die graphische Darstellung der Auswirkungen der Parametervariationen
auf Ladekosten, Vollzyklen und EE-Anteil finden sich in Anhang A.

Tabelle 7:  Parameterwerte flir die Sensitivitétsanalysen.

. Wert gemal Szenario S2 )
Parameter Geringerer Wert (moderate Flexibilitit) Hoherer Wert
. 1
Start-SOC soczt (SOCRY* + socty 'S socy”
Batteriekapazitat [kWh] 35 70 105
Maximale Ladeleistung
Zuhause / Arbeitsplatz [kW] 46751 9.1/102 13,7/15.3
Mindestreichweite zum
Abfahrtszeitpunkt [km] 50 100 300
Start-SOC

Zunéachst wird der SOC zu Beginn und zum Ende jeder Iteration auf den Wert nach Mindestreichweite-Ladestrategie fest-
gelegt. Dadurch ist die Flexibilitat v. a. flr Entladevorgénge geringer als in Szenario S2. Obwohl die jahrlichen &quivalen-
ten Batterievollzyklen unverdndert bleiben, wird die Fahrzeugbatterie in einem niedrigeren SOC-Fenster betrieben. Der
durchschnittliche SOC sinkt von zuvor 60 % auf nun 25 %. Aufgrund der geringeren Flexibilitdt nimmt nun auch das
Potenzial fur das Laden von abgeregelter Energie ab. Der EE-Anteil am Ladestrom sinkt von zuvor 13 % auf 9 %. Im
Vergleich zu Szenario S2 kann nun gegenuber dem Referenzfall, in dem sofort geladen wird, nur rund die Halfte der EE-
Abregelung vermieden werden. Dadurch fallt auch das Potenzial zur Reduktion der THG-Emissionen durch gesteuertes
Laden etwas geringer aus. Diese THG-Emissionen nehmen von durchschnittlich 71 g CO2/km je E-PKW in Szenario S2
auf nun 74 g COx/km je E-PKW zu. Die jahrlichen Marktbezugskosten kénnen um 16 % weniger gesenkt werden als in
Szenario S2, die Gesamtladekosten fallen 3 % hoéher aus. Auch durch die Festlegung des Start-SOC auf den Wert nach
Maximal-Ladestrategie wird die Flexibilitat der E-PKW fur die Ladevorgange eingeschrénkt. Die Vollzyklen pro E-PKW
bleiben konstant, der durchschnittliche SOC der E-PKW betrdgt nun 94 %. Der EE-Anteil am Ladestrom liegt mit 10 %
leicht hoher als bei geringem Start-SOC, das Potenzial furr das Laden mit andernfalls abgeregelter Energie ist vergleichbar
zum Fall mit geringem Start-SOC. Die Kosten liegen leicht unter denen des Falls mit geringem Start-SOC. Im Vergleich
zu Szenario S2 sinken die jahrlichen Marktbezugskosten um 15 % weniger, die Gesamtladekosten um 2 % weniger.

Batteriekapazitat

Halbiert sich die Batteriekapazitat auf 35 kWh, hat dies kaum Auswirkungen auf Ladekosten und EE-Anteil des Lade-
stroms. Die durchschnittlichen jahrlichen Gesamtladekosten fallen mit 526 €/E-PKW minimal héher aus als in Szenario
S2. Der EE-Anteil am Ladestrom betrégt 12 %. Die durchschnittlichen THG-Emissionen bleiben unverandert. Durch die
geringere Batteriekapazitét steigen jedoch die jahrlichen Vollzyklen von 31 auf 55. Der durchschnittliche SOC steigt von
60 % auf 70 %. Wenn sich die Batteriekapazitat auf 105 kWh verdoppelt, erhdht sich damit auch die Flexibilitat. Dennoch
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kénnen der durchschnittliche EE-Anteil gegeniber Szenario S2 nicht weiter erhéht und die durchschnittlichen jahrlichen
Gesamtladekosten nicht weiter reduziert werden. Die jéhrlichen Vollzyklen sinken von 31 auf 22. Der durchschnittliche
SOC betragt nun 57 %. Die durchschnittlichen THG-Emissionen liegen leicht unterhalb derer in S2.

Maximale Ladeleistung

Eine Halbierung der maximalen Ladeleistung fuhrt dazu, dass sich die jahrlichen durchschnittlichen Marktbezugskosten
um 4 % erhohen. Die Gesamtladekosten steigen um 3 € auf 527 €/E-PKW. Der EE-Anteil betragt 12 %. Auf den durch-
schnittlichen SOC oder die THG-Emissionen hat eine Reduktion der maximalen Ladeleistungen keinen Einfluss. Auch
eine Erhdhung der maximalen Ladeleistung zeigt wenig Auswirkung. Die jéhrlichen Marktbezugskosten liegen 1 €/E-PKW
niedriger als in Szenario S2, die durchschnittlichen Gesamtbezugskosten bleiben unveréndert. Auch kann der EE-Anteil
am Ladestrom nicht wesentlich erhéht werden. Die durchschnittlichen THG-Emissionen liegen bei 70 g CO2/km.

Mindestreichweite

Wird die Mindestreichweite von 100 auf 50 km reduziert, erhdht sich dadurch die Flexibilitat. Die durchschnittlichen La-
dekosten kénnen dadurch jedoch nicht weiter reduziert, der durchschnittliche EE-Anteil nicht weiter erhdht werden. Einzig
der durchschnittliche SOC sinkt nun aufgrund der geringeren unteren Grenze fur den zul&ssigen SOC-Bereich auf 55 %.
Eine Erhdhung der Mindestreichweite auf 300 km fiihrt dazu, dass die Marktbezugskosten um 2 % steigen, die mittleren
Gesamtladekosten betragen nun pro Jahr und E-PKW 527 €. Der EE-Anteil betrégt 12 %. Durch die Verschiebung der
unteren SOC-Grenze steigt der durchschnittliche SOC auf 81 %.

5.3.2 Auswirkungen der Belastung des Marktbezugs mit Netznutzungsentgelten

Zum Zeitpunkt der Erstellung der vorliegenden Arbeit ist es unklar, wie der untersuchte Anwendungsfall zukinftig ener-
gierechtlich behandelt wird (vgl. Abschnitt 3.4.1). Insbesondere die Fragestellung, in welchem Ausmal? NNE fur die gela-
denen Energiemengen anfallen, ist noch nicht abschlieRend geklart. Die regulatorischen VVorgaben werden jedoch Auswir-
kungen auf die Hohe der Ladekosten sowie ggf. den Einsatz von VV2G haben. Daher werden im Folgenden zwei alternative
Varianten der Belastung des geladenen Netzstroms mit NNE untersucht.

In der ersten Variante NNE-red fallen die NNE weiterhin als Arbeitspreis (d. h. in €kWh) an, werden jedoch auf 40 %
reduziert. Die Hohe der NNE entspricht damit den ,,Preisblétter[n] finale Netzentgelte Strom* der Schleswig-Holstein Netz
AG (2020) fur steuerbare Verbrauchseinrichtungen gemal § 14a ENWG (2005) in der Niederspannung. Eine zweite Vari-
ante NNE-fix soll die Auswirkung eines alternativen Walzungsmechanismus fir NNE untersuchen. Hierfur wird angenom-
men, dass die Kosten fiir die Netznutzung nicht mehr als fixe Strombestandteile auf den Arbeitspreis aufgeschlagen werden.
Dies entspricht einer Absenkung des Arbeitspreisaufschlags bzw. einer Absenkung arbeitspreisbasierter Entgelte wie bspw.
von Steuer et al. (2019) zum Zweck des Anreizes der Flexibilisierung von Anlagen empfohlen. Als Anndherung wird davon
ausgegangen, dass die NNE nicht basierend auf der insgesamt vom Netz bezogenen Elektrizitat, sondern am Jahresende
auf Grundlage der Jahresfahrleistung eines E-PKW ermittelt werden. Die NNE gehen somit bei kostenminimaler Einsatz-
planung nicht mehr in die Ladestrategie bzw. Zielfunktion des Aggregators ein, sondern werden in den fixen Steuern,
Abgaben und Umlagen bertlicksichtigt. Um auch die Auswirkungen der regulatorischen Regelung auf V2G zu untersuchen,
werden die beiden Varianten NNE-red und NNE-fix flir die Szenarien mit moderater (S2), hoher (S3) und maximaler (S4)
Flexibilitat berechnet.

5.3.2.1 Variante NNE-red: Auf 40 % reduzierte NNE

Werden die NNE auf den geladenen Netzstrom auf 40 % gesenkt, so fallen zunéchst die durchschnittlichen jahrlichen
Gesamtladekosten bereits in den Referenzszenarien S2-NNE-red, S3-NNE-red und S4-NNE-red ohne gesteuertes Laden
um 20 % auf nun 458 — 459 €/E-PKW. Durch die Ladeoptimierung des Aggregators liegen die Gesamtladekosten ebenfalls
um jeweils rund 20 % unterhalb der Kosten der Szenarien S2, S3 und S4. Der EE-Anteil bleibt in allen drei betrachteten
Fallen konstant, ebenso die jahrlichen dquivalenten Batterievollzyklen sowie der durchschnittliche SOC und die THG-
Emissionen. Auch in den Szenariovarianten S3-NNE-red und S4-NNE-red mit Ruckspeisung fiihren die reduzierten NNE
nicht zu einem verstarkten Einsatz von V2G.
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5.3.2.2 Variante NNE-fix: Belastung der Jahresfahrleistung

Wenn die NNE innerhalb der fixen Steuern, Abgaben und Umlagen auf die Jahresfahrleistung anfallen, steigen zunéchst
die Gesamtladekosten in allen betrachteten Féllen S2-NNE-fix, S3-NNE-fix und S4-NNE-fix auch ohne Ladesteuerung
durch den Aggregator. Die durchschnittlichen j&hrlichen Gesamtladekosten erhéhen sich um rund 6 % und liegen nun bei
622 €/E-PKW. Der Unterschied vergroBert sich durch das gesteuerte Laden noch weiter. In Szenariovariante S2-NNE-fix
liegen die jahrlichen Gesamtladekosten 12 % hoher als in Szenario S2. In den Szenariovarianten S3-NNE-fix und S4-NNE-
fix sind es 10 %. Hier werden die Fahrzeugbatterien verstérkt flir Arbitrage genutzt. Die Erlése durch das Rickspeisen
erhéhen sich dadurch um den Faktor 4 (S3-NNE-fix) bzw. 6 (S4-NNE-fix). Die héhere Batterienutzung spiegelt sich auch
in den mittleren Vollzyklen wider, die nun in den Szenariovarianten S3-NNE-fix und S4-NNE-fix bei 33 liegen. Im Ver-
gleich zu S3 und S4 sind diese also um 27 % bzw. 38 % gestiegen. Dies fuhrt auch zu einer Erhéhung der THG-Emissionen.
Wo diese vorher durch gesteuertes Laden um rund 10 % reduziert werden konnten, steigen diese nun um 35 % (43 %) auf
durchschnittlich 108 g (114 g) CO2/km in S3-NNE-fix (S4-NNE-fix) (vgl. Abbildung 5.34).

Der EE-Anteil bleibt in S2-NNE-fix unverandert, in S3-NNE-fix sinkt er von 15 % auf 14 %, in S4-NNE-fix von zuvor
14 % auf nun 11 %. Dennoch kann die Menge vermiedener EE-Abregelung in den Szenariovarianten mit V2G nochmals
erhéht werden, um 4 GWh/Jahr in S3-NNE-fix, bzw. um 30 GWh/Jahr in S4-NNE-fix. Dadurch reduzieren sich in S3-
NNE-fix die jahrlichen Elektrizitatsexporte um 74 GWh/Jahr auf 301 GWh/Jahr in S3-NNE-fix. In der Szenariovariante
S4-NNE-fix hingegen erhéhen sich die Importe um 336 GWh auf nun 2.510 GWh/Jahr.
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Abbildung 5.34: Anderung der durchschnittlichen THG-Emissionen je Fahrzeug fiir alle Knoten in Szenariovariante S3-NNE-fix (links) sowie S4-
NNE-fix (rechts).

5.4 Modellvalidierung und -verifikation

Modelle erheben nicht den Anspruch, ein reales System exakt abzubilden, sondern stellen vielmehr ein vereinfachtes Ab-
bild des realen Systems dar. Daher treten zwangsldaufig Unterschiede zwischen Modell bzw. Modellergebnissen und der
Realitat auf und es stellt sich die Frage, inwiefern das Modell und die Ergebnisse fur den jeweiligen Zweck geeignet bzw.
korrekt sind. Um dies zu adressieren, werden wahrend der Modellentwicklung und -implementierung tblicherweise Me-
thoden der Modellvalidierung und -verifikation angewendet. Die Modellverifikation soll dabei die Korrektheit des Pro-
grammcodes absichern. Die Modellvalidierung soll zeigen, dass das Modell und dessen Ergebnisse hinreichend genau sind,
um die relevanten Aspekte des Anwendungsfalls zu untersuchen. (Sargent 2013)

Um die Qualitét der entwickelten Methodik einschétzen zu kdnnen, werden in diesem Abschnitt das Verfahren zur Vali-
dierung und Verifizierung der Teilmodelle, der Daten sowie der Programmierung diskutiert und die wichtigsten Ergebnisse
vorgestellt. Das im Folgenden beschriebene VVorgehen wurde parallel zur Modellentwicklung und -implementierung durch-
gefuhrt und ist daher als Zusammenfassung dieses Prozesses zu verstehen. Zundchst werden Verifizierung und Validierung
von Daten und Modellen entsprechend der Kriterien fir Simulationsmodelle gemal Sargent (2013) vorgestellt. Dazu wer-
den zundchst die Validierung der Daten (Abschnitt 5.4.1) sowie des konzeptionellen Modells (Abschnitt 5.4.2) erléautert.
AnschlieBend erfolgt die Validierung der Modellfunktionalitat (Abschnitt 5.4.3). Nach Vorstellung der computergestiitzten
Modellverifizierung in Abschnitt 5.4.4 wird zuletzt die Modellkomplexitét aufgezeigt (Abschnitt 5.4.5).
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5.4 Modellvalidierung und -verifikation

5.4.1 Datenvalidierung

Zunéchst wird sowohl fiir das C2V-Modell als auch fiir die Simulation und Aggregation der E-PKW-Flexibilitatspotenziale
lberprift, ob die Eingangsdaten und Parameter korrekt sind. Fiir die Flexibilitatspotenziale einzelner E-PKW erfolgt zu
diesem Zweck eine Uberpriifung und Aufbereitung der Rohdaten, bevor diese weiter verarbeitet werden (Heinz 2018). Fir
die Aggregation des Flexibilitatspotenzials auf Flottenebene und das C2V-Modell werden eindimensionale Parameter vi-
suell Uberpruft, Zeitreihen werden graphisch visualisiert (bspw. Marktpreise in Abbildung 4.6). Darlber hinaus werden die
durchschnittlichen, maximalen und minimalen Werte ermittelt und fir Leistungszeitreihen Lastgénge (vgl. Abbildung 4.1)
sowie Jahressummen berechnet und plausibilisiert.

Viele Daten werden zwischen den unterschiedlichen Teilmodellen und Dateiformaten ausgetauscht (Microsoft Excel,
MySQL, MATLAB, Java). Aus diesem Grund wird dariiber hinaus gepriift, ob die Ubernahme der verwendeten Eingangs-
daten zwischen den jeweiligen Teilmodellen korrekt erfolgt. Hierfiir wird u. a. auf Hilfsvariablen zur Uberpriifung der
Ubereinstimmung zuriickgegriffen und Schnittstellen werden manuell auf Plausibilitat iberpriift.

5.4.2 Validierung des konzeptionellen Modells

Weiterhin wird validiert, ob das zugrundeliegende konzeptionelle Modell korrekt und die Modellstruktur sowie die An-
nahmen logisch sind. Fir das C2V-Modell sei an dieser Stelle auf die mathemische Modellformulierung und Prasentation
der Modellannahmen verwiesen (Abschnitt 4.2). Die Basisvariante des Engpassmanagementmodells ist Schermeyer
(2018a) zu entnehmen, die Modellerweiterungen sind in Abschnitt 4.1 dokumentiert. Das VVorgehen sowie die mathemati-
sche Umsetzung der Modellierung der E-PKW-Flexibilitat sowie die Kopplung der einzelnen Modelle zur Abbildung des
untersuchten Anwendungsfall sind in den Abschnitten 4.3 und 4.4 transparent dargestellt.

Aus Griinden der Komplexitatsreduktion ist der rollierende Ansatz des C2V-Modells so implementiert, dass die Ladestra-
tegie einer E-PKW-Flotte jeweils Uiber den Zeitraum von einer Woche optimiert wird, wobei die Zeitfenster nicht berlap-
pen. Im Rahmen dieser Arbeit wurden Analysen vorgenommen, um die Konsequenz dieses Ansatzes auf die Modellergeb-
nisse zu untersuchen. Die Ergebnisse werden im Folgenden aufgezeigt.

Das Zeitfenster flr eine Instanz des C2V-Modells beginnt jeweils nach Ende des siebten Tages der Vorperiode. Start- und
Ziel-SOC missen daher exogen vorgegeben werden. Aufgrund dieser Restriktion kann es zu den Randzeiten der Zeithori-
zonte zu hoheren Ladeleistungen kommen. Abbildung 5.35 veranschaulicht dies anhand der durchschnittlichen wéchentli-
chen und auf einen E-PKW normierten Ladelastgdnge fur alle Netzknoten im Szenario moderater Flexibilitat (S2). Die
Iterationen starten jeweils am Donnerstag um 1 Uhr und enden am Mittwoch um 24 Uhr, weshalb ein Peak in der Nacht
von Mittwoch auf Donnerstag beobachtet werden kann. Auf diesem Ansatz basieren die oben vorgestellten Ergebnisse.

kW/Fahrzeug

Abbildung 5.35: Durchschnittliche, wichentliche und auf einen E-PKW normierte Ladelastgénge fur alle Netzknoten im Szenario moderater Flexibili-
tat (S2) ohne uberlappende Optimierungszeitraume.

Um die Auswirkung dieses Ansatzes auf die Modellergebnisse zu untersuchen, wird ein C2V-Modelllauf ausgefihrt, in
dem die rollierenden, wdchentlichen Zeitrdume um jeweils 3,5 Tage Uberlappen (Abbildung 5.36). Dabei wird der SOC zu
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Beginn einer Iteration so fixiert, dass er dem SOC zum Zeitpunkt 12 Uhr des vierten Tages der vorherigen lteration ent-
spricht usw. Der SOC zum Ende eines Zeitraums wird dabei nicht fixiert. Die Losungen der jeweils ersten 3,5 Tage einer
Iteration (hier in blau dargestellt) bestimmen die Lésung fur das gesamte Jahr.

Sturt N ‘ H ‘

Iteration 1:

Iteration 2:

étart _3 5

Abbildung 5.36: Veranschaulichung des rollierenden Ansatzes mit Giberlappendem Zeitfenstern. Das Ergebnis wird durch die Lésungen der blau ge-
kennzeichneten Zeitscheiben bestimmt.

Der Ansatz der Uberlappenden Zeithorizonte fiihrt dazu, dass sich die Héhe der Peaks in der Nacht von Mittwoch auf
Donnerstag von zuvor bis zu 1,7 kW/Fahrzeug auf bis zu 1,3 kW/Fahrzeug reduziert (Abbildung 5.37). Da die SOC-Rest-
riktion ab der zweiten Iteration eines Jahres entfallt, pendelt sich der durchschnittliche SOC uber das Jahr und alle Knoten
nun etwas hoher ein. Er liegt nun bei 63 % und steigt damit um 3 Prozentpunkte gegeniiber S2. Weiterhin finden sich in
den Ergebnissen kaum Abweichungen. Der Mittelwert des Anteils der genutzten EE-Abregelung am Ladestrom betragt
nach wie vor 13 %. Auch die jahrlichen Marktbezugs- sowie Gesamtladekosten sowie die Auswirkungen auf die reduzierte
EE-Abregelung bleiben unveréndert.
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Abbildung 5.37: Durchschnittliche, wichentliche und auf einen E-PKW normierte Ladelastgange fiir alle Netzknoten in Szenario S2 mit tiberlappen-
den Optimierungszeitraumen.

5.4.3 Validierung der Funktionalitit

Um zu bestimmen, ob das Verhalten des Modells beziiglich der Ergebniserzeugung ausreichend exakt fiir die Fragestel-
lungen und den Anwendungsbereich des Modells ist, wird die Funktionalitat des Modells validiert. Oftmals erfolgt eine
Uberpriifung des Modelloutputs, indem dieser historischen Daten wie z. B. historischen Strompreisen gegeniibergestellt
wird. Eine Validierung des Engpassmanagementmodells findet sich in Schermeyer (2018a). Hier werden die Modellergeb-
nisse fiir die Stromerzeugung aus PV- und Windkraftanlagen verwendet, um jéhrliche Stromerzeugungsmengen zu bestim-
men. Diese werden anschliefend mit historischen Erzeugungsdaten verglichen. Fir die Erweiterung des Modells um
E-PKW sowie fur das C2V-Modell und die E-PKW-Flexibilitatssimulation ist eine Validierung der Ergebnisse nicht mdg-
lich. Grund hierfiir ist, dass ein zukiinftiger Anwendungsfall betrachtet wird, fiir den (noch) keine historischen Daten ver-
fiigbar sind. Sowohl die Bereitstellung von Flexibilitat durch E-PKW-Nutzende zum Zweck des Ladens von Uberschuss-
strom als auch die Entwicklung und Anwendung von Ladestrategien von Aggregatoren beschranken sich momentan noch
auf Forschungs- und Pilotprojekte.
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Stattdessen werden kausale Zusammenhange bzw. die Richtung der Ergebnisse plausibilisiert. Fiir das C2VV-Modell werden
hierfir die Zielfunktionswerte der C2V-Optimierung herangezogen. Es wird (berprift, ob diese die Modell-Zusammen-
hange korrekt widerspiegeln. So muss bspw. die kostenminimierende Ladestrategie zu geringeren Ladekosten fuhren als
die EE-maximierende Ladestrategie. Bei einer VergrélRerung des Ldsungsraum durch V2G missen sich die Zielwerte ge-
gentber einer Optimierung ohne V2G verbessern oder zumindest gleichbleiben. Weiterhin werden Ergebnisgrafiken ge-
nutzt, um das Modellverhalten anzuzeigen, bspw. werden Fahrplane des Aggregators visualisiert, um die Schlissigkeit des
Ladeverhaltens einer E-PKW-Flotte zu (berpriifen (vgl. Abbildung 5.7). Darliber hinaus werden die kausalen Zusammen-
hange auch Uber die Teilmodelle hinweg Gberprift. Mit zunehmender E-PKW-Flexibilitat missen die Zielwerte gleich
oder besser werden, bei EE-maximierender Ladestrategie muss die EE-Abregelung abnehmen. Diese Zusammenhange
kdénnen bestétigt werden (vgl. Kapitel 6).

Um Unsicherheiten bei Modellparametern, welche die zukiinftige Entwicklung im Bereich Elektromobilitat betreffen, zu
adressieren, werden verschiedene Szenarien analysiert (Abschnitt 5.1). Zudem stellt sich die Frage, welchen Einfluss ein-
zelne Eingangsparameter auf die Modellergebnisse haben. Diese Frage wird durch Variationen von Modellparametern im
Zuge von Sensitivitatsanalysen beantwortet (Abschnitt 5.3).

Zuletzt wird die gesamte Methodik einschlieRlich der Eingangsdaten und Ergebnissen im Kreis von Fachexperten* prasen-
tiert und diskutiert. Die Experten sind mit dem realen System vertraut und werden hinzugezogen, um die Angemessenheit
und Schlissigkeit des Modells und dessen Verhaltens nach bestem Wissen und Gewissen zu bestétigen.

5.4.4 Computergestiitzte Modellverifizierung

Darlber hinaus gilt es sicherzustellen, dass der Programmcode das konzeptionelle Modell korrekt abbildet. Auch hierfir
werden Zusammenhénge zwischen Eingangsparametern und Modellergebnissen Uberprift, bspw. durch Variation einzel-
ner Parameter. Weiterhin werden die o. g. kausalen Zusammenhange plausibilisiert, d. h. es wird Uberpriift, ob sich die
Zusammenhange des konzeptionellen Modells auch im umgesetzten Programmcode wiederfinden. Hierfir werden Model-
lergebnisse zum Zweck der Uberpriifung und des Vergleichs verschiedener Testlaufe exportiert. Bspw. wird damit (iber-
prift, ob Restriktionen wie z. B. die Bilanzgleichungen eingehalten werden.

5.4.5 Modellkomplexitit

Das C2V-Modell ist ein gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem. Es in MATLAB umgesetzt und verwendet CPLEX
als Solver. Auch das Engpassmanagementmodell ist ein gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem, das in Java imple-
mentiert ist und mit dem Gurobi-Solver geldst wird. Der Peakshaving-Algorithmus ist als Simulationsmodell in MATLAB
umgesetzt. Das Simulationsmodell MobiFlex ist ebenfalls in MATLAB implementiert. Fir die Datenhaltung und die
Schnittstellen werden MySQL-Datenbanken, MATLAB-Dateien, sowie Excel-Dateien eingesetzt.

Die Vereinfachungen in der Modellierung sind u. a. deshalb notwendig, um die Komplexitéat zu begrenzen. Die Komplexitat
des Modells wird im Wesentlichen getrieben durch die Vielzahl an C2V-Modellinstanzen, die jeweils 168 Zeitscheiben
umfassen. Die einzelnen C2V-Modellinstanzen werden nach Mdglichkeit mit einer maximalen, relativen Abweichung der
Losung zur untersten Schranke (,,MIP-Gap*) von 0,01 % geldst. Ist dies innerhalb eines begrenzten Zeitraums® nicht mog-
lich, wird das Gap auf 0,5 % erhoht.

Die Berechnung eines Szenarios dauert zwischen 1,5 — 3 Stunden. Davon entfallen ca. 15 Minuten fur die Simulation der
Flexibilitatsprofile. Die beiden Berechnungen des Engpassmanagement-Modells vor und nach Ladesteuerung durch den
Aggregator dauern jeweils zwischen 19 — 45 Minuten auf einem Laptop-PC mit 1.6 GHz und 8 GB RAM. Das C2V-Modell
wird iterativ Gber alle Knoten und Wochen eines Jahres geldst. Eine Ldsung flr die insgesamt ca. 6.200 Modellinstanzen

4 Im Zuge von Projekttreffen des Forschungsprojekts Bidirektionales Lademanagement wurden die Schliissigkeit des Modells sowie der Ergebnisse
von Projektpartnern, einschlieRlich VNB und UNB, bestitigt.

° Fr die in Kapitel 5 vorgestellten Ergebnissen wurde daftir der CPLEX-Parameter timelimit auf 30 Sekunden festgelegt.
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des C2V-Modells ist je nach Szenario in 4 Minuten bis maximal 6 Stunden verftighar (Rechenserver mit 4 GHz, 128 GB
RAM). Dazu kommen fir alle Szenarien ca. 10 Minuten fur Datenhandling und Ergebnisausgabe. Nur in Szenario S3 ist
es notwendig, in einzelnen C2V-Instanzen ein hoheres MIP-Gap von 0,5 % zu wéhlen. Dies betrifft 0,5 % aller Instanzen

in Szenario S3. Tabelle 8 zeigt eine Ubersicht der EinflussgréRen fiir das C2V-Modell.

Tabelle 8:  Modellkomplexitét der Szenarien fur das C2V-Modell.

Szenario Geringe Moderate Hohe Maximale
Flex. (81) | Flex.(S2) | Flex.(S3) | Flex. (S4)
Laufzeit in Minuten (fir 6.200 Modellinstanzen) 5 4 360 40
Anzahl Restriktionen / Reihen (je Modellinstanz) 4.878 4.878 6.219 6.219
Anzahl Variablen / Spalten (je Modellinstanz) 1.176 1.176 1.680 1.680
Davon binare Variablen (je Modellinstanz) 168 168 336 336
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6 Schlussfolgerungen und Diskussion

Die in Kapitel 5 gewonnenen Ergebnisse werden im Folgenden diskutiert. Dafur werden zunéchst in Abschnitt 6.1 die
Konsequenzen der Szenarien auf die E-PKW-Lastgange erldutert. In den Abschnitten 6.2 und 6.3 werden Schlussfolgerun-
gen fiir das Potenzial zur Nutzung von abgeregelter Energie zum Laden der E-PKW sowie fir die damit verbundenen
Chancen zur Reduktion der EE-Abregelung gezogen. Nach einem Vergleich der durchschnittlichen Ladekosten (6.4) folgt
die Diskussion der Auswirkungen der betrachteten Anwendungsfalle auf Batterienutzung (6.5) und auf die mit den Fahrten
verbundenen THG-Emissionen (6.6). Zuletzt werden die Methodik der vorliegenden Arbeit, insbesondere das C2V-Modell
sowie die getroffenen Annahmen in Abschnitt 6.7 kritisch gewdrdigt.

6.1 Resultierende E-PKW-Lastginge

Die Freiheitsgrade der Optimierung des Aggregators beruhen auf der Flexibilitat, die durch die E-PKW-Flotten bereitge-
stellt wird. Da an vielen Netzknoten und in vielen Wochen keine EE-Abregelung fiir das Laden zur Verfligung steht, kommt
es in allen Szenarien zum Einsatz der kostenminimalen Ladestrategie. Daher &hneln sich die optimierten Lade- (und im
Fall von S3 und S4 auch Entlade-) Lastgdnge der untersuchten Szenarien stark. Abbildung 6.1 stellt die durch das C2V-
Modell optimierten Ladelastgange aller E-PKW in Schleswig-Holstein fiir eine beispielhafte Woche und fir die Szenarien
S1 -S4 dar. Im Vergleich zu den Lastgangen im Fall sofortigen Ladens nach Maximal-Ladestrategie (vgl. Abbildung 5.4)
sind die urspringlichen, taglichen Muster der Ladevorgdnge nicht mehr erkennbar.
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Abbildung 6.1: Gesamte Lade- und Entladeleistung aller E-PKW Schleswig-Holsteins fiir eine beispielhafte Woche in MW fir die Szenarien S1 (ge-
ringe Flexibilitdt — S4 (maximale Flexibilitét).

In allen Fallen zeigt sich eine starke Verschiebung der Ladevorgange auf das Wochenende. An Werktagen finden die
Ladevorgange unregelmaRig, jedoch Uberwiegend in den Nachtstunden statt. Diese Verschiebungen sind auf die niedrige-
ren Marktpreise zuriickzufiihren. Der hohere Bezug in der Nacht von Mittwoch auf Donnerstag erklart sich durch den
gewahlten rollierenden Ansatz der Optimierung und dem Beginn der Optimierungszeitrdume an Donnerstagen (vgl. Ab-
schnitt 5.4.2).
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6 Schlussfolgerungen und Diskussion

Die absolute Hohe der Lastgange variiert je nach E-PKW-Durchdringungsrate. Obwohl in beiden Szenarien geringer und
moderater Flexibilitat von einer Marktdurchdringung von 13 % ausgegangen wird, zeigen sich im Szenario geringer Fle-
xibilitat (S1) leicht héhere Leistungsspitzen. Die Ursache hierflr ist, dass im Szenario moderater Flexibilitat (S2) v. a.
aufgrund der Mdglichkeit des Ladens am Arbeitsplatz eine héhere Flexibilitat aufweist. Dies fiihrt dazu, dass die maximale
Bezugsleistung der E-PKW-Flotte im Fall sofortigen Ladens um rund 20 % sinkt (vgl. Restriktion (22), Abschnitt 4.2.1).
Fur Szenario S2 resultiert daher eine geringere Obergrenze der zuldssigen Marktbezugsleistung auf Flottenebene (Abschnitt
4.2.3).

Im Szenario hoher Flexibilitat (S3) kommt es zu Riickspeisevorgangen zum Zweck der verstarkten Nutzung des Uber-
schussstroms sowie mit dem Ziel der Kostenreduktion durch Arbitrage. Um mehr Uberschussstrom laden zu kénnen, wer-
den die E-PKW vor Phasen der Abregelung entladen, um so freie Kapazitaten fiir das Laden von Uberschussstrom zu
schaffen. Die absolute Hohe der riickgespeisten Leistung liegt dabei deutlich unterhalb der geladenen Leistung. Dies lasst
sich mit der Limitierung der maximalen Rickspeiseleistung zur Vermeidung von zusétzlicher Netzbelastung erklaren (vgl.
Restriktion (23), Abschnitt 4.2.1). Im Szenario mit maximaler Flexibilitat (S4) wird riickgespeist, um Erlése zu erzielen.
Aufgrund der NNE auf den Marktbezug gibt es keinen monetéren Anreiz, in Zeiten geringer Preise am lokalen Markt zu
laden und in Zeiten hoher Preise riickzuspeisen. Hierfiir sind die Preisunterschiede der verwendeten Day-Ahead-Markt-
preise aus dem Jahr 2015 bzw. deren Preisvolatilitat nicht ausreichend hoch. Abbildung 6.2 stellt dies graphisch fur eine
Woche dar, in der auch negative Preise auftreten. Bei Marktbezug fallen zusatzlich zum Marktpreis NNE an. Bei Verkauf
durch Rickspeisen kann zwar der Marktpreis realisiert werden. Jedoch ist die riickspeishare Energiemenge aufgrund von
Wirkungsgradverlusten geringer als die zuvor geladene Energie, was mit einem reduzierten Marktpreis vergleichbar ist.
Die Riickspeisung im Szenario maximaler Flexibilitat lasst sich daher durch das kostenfreie Laden abgeregelter Energie
und dem spateren Riickspeisen und Verkauf zum Marktpreis erklaren.
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Abbildung 6.2: Veranschaulichung der vom C2V-Modell beriicksichtigten effektiven Preise fur Marktbezug und Verkauf fir die erste Woche des
Jahres 2015 (eigene Darstellung basierend auf EPEX Spot (2015)).

Der Algorithmus zur Spitzenlastkappung kommt nur im S4-Referenzszenario zum Einsatz. Dies lasst sich durch den hohen
Energiebedarf aufgrund der 100%igen Marktdurchdringung sowie durch die Gleichzeitigkeitseffekte im Fall des soforti-
gen, ungesteuerten Ladens erkldaren (Abschnitt 4.1.4). Bei einer Begrenzung des maximalen, taglichen Leistungsbezugs
der E-PKW-Flotten auf 70 % konnen die gesamte elektrische Nachfrage der E-PKW im S4-Referenzszenario gedeckt und
alle Engpésse geldst werden. Da das C2V-Modell die maximale Netzbezugs- sowie -einspeiseleistung je E-PKW begrenzt
(Gleichungen 19 und 20), ist in den Szenarien S1 — S4 kein zusétzlicher Peakshaving-Eingriff notwendig, das Engpassma-
nagement-Modell ist fur alle optimierten Lastgange lésbar.

6.2 Nutzung abgeregelter Energie fiir das Laden von E-PKW

Ohne Ladesteuerung durch den Aggregator wird in allen Referenzszenarien im Mittel (ber alle Netzknoten ein EE-Anteil
am Ladestrom von 4 % erreicht. In den Szenarien mit Ladeoptimierung liegt der EE-Anteil je nach Szenario um den Faktor
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3 bis 4 dariiber (Abbildung 6.3). Wie bereits in Abschnitt 5.1.3 beschrieben, ist ein Vergleich des EE-Anteils zwischen
Referenzszenario und C2V-Szenario nur bedingt méglich, da fir die jeweiligen EE-Anteile unterschiedliche Eingangsdaten
der EE-Abregelung herangezogen werden. Aus dem folgenden Vergleich sind daher keine Ruckschlusse zuldssig, welche
bspw. die Differenz des EE-Anteils des S1-Referenzszenarios sowie des EE-Anteils des S1-Szenarios mit dem Mehrwert
aufgrund des Lademanagements erkléren. Darlber hinaus gilt zu beachten, dass die EE-Anteile der jeweiligen Szenarien
mit unterschiedlichen Zeitreihen der EE-Abregelung ermittelt wurden und lediglich ein naherungsweiser Vergleich zwi-
schen den Szenarien maéglich ist.

Im Fall geringer Flexibilitdt und ohne Ladeoption am Arbeitsplatz kann ein mittlerer EE-Anteil von etwa 12 % erreicht
werden, wenn EE-maximierend geladen wird (Szenario S1), an den 27 Netzknoten mit Uberschussstrom sind es 52 %. Die
E-PKW in Szenario S2 stellen durch die zusatzliche Lademdglichkeit am Arbeitsplatz und geringere Mindestreichweite
mehr Flexibilitit bereit. Uber alle Netzknoten betrachtet steigt der EE-Anteil nur geringfiigig auf rund 13 %, an den von
Einspeisemanagement betroffenen Netzknoten sind es fast 56 %. Mit der Rlckspeisefahigkeit in Szenario S3, einer weiter
erhohten Flexibilitat sowie der EE-maximierenden Ladestrategie kann mit durchschnittlich 15 % der hdchste EE-Anteil
realisiert werden — obwohl nun bei konstanter EE-Abregelung die E-PKW-Durchdringung auf 23 % steigt. Auch an den
Netzknoten mit Uberschussstrom kann in Szenario S3 mit 65 % der hichste EE-Anteil erzielt werden. Mit maximaler
E-PKW-Durchdringung von 100 % und kostenminimaler Ladestrategie sinkt der mittlere EE-Anteil in Szenario S4 wieder
leicht auf 14 % bzw. auf 60 % an den Netzknoten mit EE-Abregelung. Dass er dennoch auf vergleichbar hohem Niveau
liegt, erklart sich durch den monetaren Anreiz des Ladens von Uberschussstrom. Wird die Netzknotenzuordnung der Fahr-
zeuge aller Knoten vernachléssigt, ergeben sich geringere Werte fiir den EE-Anteil. Nach Maximal-Ladestrategie betrégt
dieser 2 %, in den Szenarien S1 — S4 variiert er zwischen 6 — 14 %.

Die Sensitivitatsanalysen zeigen, dass der EE-Anteil am starksten zurtickgeht, wenn der Start-SOC auf den minimal oder
maximal zuldssigen Wert festgelegt wird und wenn im Fall einer Ruckspeisefahigkeit die NNE auf die fixen Steuern,
Abgaben und Umlagen aufgeschlagen werden. Der starkste Rickgang des EE-Anteils kann in Szenario S4-NNE-fix beo-
bachtet werden, in welchem der EE-Anteil auf 11 % sinkt. Weiterhin sinkt der EE-Anteil bei kleinerer Batterie, geringerer
maximaler Ladeleistung, sowie hoher Mindestreichweite bei Abfahrt. Faktoren wie eine groRere Batterie, hohere Ladel-
eistung, geringere Mindestreichweite oder reduzierte NNE hingegen flihren nicht bzw. kaum zu einer Erh6hung des EE-
Anteils.
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Abbildung 6.3:  Anteil der genutzten EE-Abregelung am Ladestrom fiir die Szenarien S1 (geringe Flexibilitat) — S4 (maximale Flexibilitat). Darstel-
lung fiir Referenzszenarien (Ref.) mit ungesteuertem Laden, Mittelwerte der Ergebnisse nach Optimierung Uber alle Fahrzeuge (SH-
Durchschnitt, kurz: SH), Mittelwerte der Ergebnisse nach Optimierung uiber alle Netzknoten (Opt.), Mittelwerte der Ergebnisse nach
Optimierung tber alle Netzknoten mit Uberschussstrom (U).
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6 Schlussfolgerungen und Diskussion

6.3 Reduktion von Einspeisemanagement

Weiterhin zeigen die Ergebnisse, dass das Potenzial zur Vermeidung von Einspeisemanagement auf Verteilnetzebene sehr
gering ist. Abbildung 6.4 stellt die jahrlich abgeregelten Energiemengen fiir das 110 kV-Netz in Schleswig-Holstein fir
die betrachteten Szenarien sowie die zugehdrigen Referenzszenarien dar. In den Szenarien geringer und moderater Flexi-
bilitdt kénnen nur 1 — 2 % der jahrlichen abgeregelten Energie vermieden werden. Im Szenario hoher Flexibilitat mit V2G
sind es 5 % und bei maximaler Flexibilitat und einer E-PKW-Durchdringungsrate von 100 % kénnen 19 % der abgeregel-
ten Energie durch die Ladesteuerung der E-PKW vermieden werden. An einzelnen Netzknoten kdnnen bis zu 99 % Abre-
gelung vermieden werden. An Netzknoten an Nord- und Ostsee ist das Potenzial zur Vermeidung der Abregelung am
hochsten.
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Abbildung 6.4: Jahrliche EE-Abregelung fiir die Szenarien S1 (geringe Flexibilitat) — S4 (maximale Flexibilitat) sowie die dazugehdrigen Referenz-
szenarien.

Das begrenzte Reduktionspotenzial 18sst sich durch die rdumliche Divergenz von EE-Einspeisung und E-PKW-Standorten
begrinden. Das Potenzial zur Vermeidung von Einspeisemanagement ist zwar durch den Flexibilitatsgrad der einzelnen
Fahrzeuge begrenzt. Einen héheren Einfluss hat jedoch die FlottengréRe, welche die E-PKW-Stromnachfrage an den von
Einspeisemanagement betroffenen Netzknoten bestimmt. Abbildung 6.5 visualisiert diesen Zusammenhang fiir Netzknoten
mit E-PKW sowie reduziertem Einspeisemanagement. An einzelnen Netzknoten Ubersteigt die Ladeenergie der E-PKW
das Reduktionspotenzial deutlich, bspw. am Netzknoten bei Sylt. Hier treten Phasen mit mehreren Tagen ohne EE-Abre-
gelung auf. Daher und aufgrund der Einschrankung des Lastverschiebepotenzials, welche das Laden der Fahrtenergie in-
nerhalb von 3,5 Tagen erfordert, kann nicht mehr Uberschussstrom genutzt werden (vgl. Abbildung 5.15).
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Abbildung 6.5: Jahrliche Reduktion von Einspeisemanagement sowie E-PKW-Stromnachfrage fiir Netzknoten mit E-PKW im Szenario moderater
Flexibilitat (S2).
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Ein weiterer Aspekt, der das Nutzungspotenzial der EE-Abregelung limitiert, ist der zugrundeliegende Koordinationsme-
chanismus zwischen VNB und Aggregator. Dieser beruht auf der Kommunikation von Zeitreihen (EE-Abregelung und
Preis) vom VNB an den Aggregator auf der Ebene einzelner Netzknoten. Diese Zeitreihen bertcksichtigen ausschlieBlich
die EE-Abregelung an den jeweiligen Netzknoten. Dadurch gibt es keine Méglichkeit bzw. keinen Anreiz fiir den Aggre-
gator, die Flexibilitat der E-PKW eines Netzknotens zusétzlich fir die Vermeidung von Abregelung an von Einspeisema-
nagement betroffenen benachbarten Netzknoten einzusetzen.

6.4 Ladekosten

Abbildung 6.6 zeigt die jahrlichen, durchschnittlichen Ladekosten pro E-PKW und Jahr sowie deren Zusammensetzung
fiir die Szenarien S1 — S4, die dazugehérigen Referenzszenarien und ein vergleichendes Szenario, im dem nach Maximal-
Ladestrategie geladen, der Strom jedoch ausschliellich ber den lokalen Markt bezogen wird.

Zunachst fallt auf, dass alle Referenzszenarien, obwohl sie mit unterschiedlichen Ladelastgédngen verbunden sind (vgl.
Abbildung 5.4), zu denselben Kosten fiihren. Die Marktbezugskosten liegen bei 76 — 77 €/E-PKW/Jahr, die Gesamtlade-
kosten bei 576 €/E-PKW/Jahr. Durch die Optimierung sinken die Kosten flir den Marktbezug in allen Szenarien im Ver-
gleich zum jeweiligen Referenzfall ohne Ladesteuerung um 42 — 46 % auf bis zu 42 €/E-PKW/Jahr. Die Erlése durch V2G
liegen bei 8 — 12 €/E-PKW/Jahr. An Netzknoten mit EE-Abregelung kdnnen diese Erlése die Marktbezugskosten uber-
kompensieren. Nach Abzug der V2G-Erlése verbleiben an diesen Netzknoten jahrliche Marktbezugskosten von durch-
schnittlich -17 €/E-PKW in Szenario S3, im Vergleich zu 31 €/E-PKW in Szenario S1. Aufgrund der hohen fixen Strom-
preisbestandteile sinken die durchschnittlichen Gesamtladekosten in allen Szenarien nur um 11 -12 % auf nun
524 €/E-PKW/Jahr in den Szenarien S1 und S2 bzw. auf 518 €/E-PKW/Jahr (S3) und 519 €/E-PKW/Jahr (S4). An Netz-
knoten mit Uberschussstrom werden durchschnittliche jahrliche Gesamtladekosten in Hohe von 394 — 431 €/E-PKW erzielt
und damit 27 % der Kosten des Referenzfalls ohne Ladesteuerung eingespart.
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Abbildung 6.6:  Zusammensetzung der jahrlichen Ladekosten pro E-PKW fir die Szenarien S1 (geringe Flexibilitat) — S4 (maximale Flexibilitat)
sowie die dazugehdrigen Referenzszenarien und ein Vergleich zu Ladekosten bei reinem Marktbezug (Mittelwerte tber alle
Netzknoten).

Aufgrund der geringen Preisvolatilitat bei gleichzeitiger Beriicksichtigung von NNE fur den Ladestrom ist es in den Sze-
narien mit V2G nicht mdglich, ausschliellich Uber den Kauf und Verkauf am lokalen Markt Erldse zu erzielen (vgl. Ab-
schnitt 6.1). An Netzknoten ohne EE-Abregelung sind die Kosteneinsparungen daher nur tber unidirektional gesteuertes
Laden zu erkléren. An Netzknoten mit EE-Abregelung hingehen wird V2G auch bei kostenminimierender Ladestrategie
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eingesetzt. Daher zeigen die untersuchten Alternativen zur Belastung des Marktbezugs mit NNE die stérkste Auswirkung
auf die Gesamtladekosten. Im Fall reduzierter NNE sinken die Gesamtladekosten bereits ohne Ladeoptimierung um 21 %.
Die Umlage der NNE auf fixe Strompreisbestandteile hingegen lasst die Kosten um 7 % steigen. Die hiochsten Kosten
treten in S2-NNE-fix ohne Riickspeiseoption auf. Nach der Optimierung durch den Aggregator kdnnen die geringsten
Gesamtladekosten in den Szenariovarianten S3-NNE-red und S4-NNE-red mit reduzierten NNE beobachtet werden
(409 — 410 €/E-PKW/Jahr). Auch S2-NNE-red weist mit 418 €/E-PKW/Jahr noch deutlich reduzierte Kosten auf.

Die Wahl einer groReren Batterie, einer hoheren maximalen Ladeleistung oder geringeren Mindestreichweite hingegen
fuhrt kaum zu einer Senkung der Gesamtladekosten. Hohere Kosten kdnnen jedoch im Fall eines minimal oder maximal
gewabhlten Start-SOC beobachtet werden. Bei der Wahl einer kleineren Batterie, geringeren maximalen Ladeladeleistung
sowie hoheren Mindestreichweite steigen die Kosten kaum.

Fir einzelne Netzknoten an Nord- und Ostsee betragen die Gesamtladekosten jedoch nur rund die Hélfte der durchschnitt-
lichen Werte. Hier konnen in S2 bis zu 327 €/E-PKW/Jahr realisiert werden, v. a. durch das Riickspeisen in S4 bis zu
250 €/E-PKW/Jahr, im Fall reduzierter NNE in S4-NNE-red sogar 237 €/E-PKW/Jahr.

Zusammengefasst konnen ber alle Szenarien hinweg die Gesamtladekosten durch gesteuertes Laden reduziert und die
E-PKW mit 250 — 558 €/Jahr betrieben werden. Fir 90 % der Fahrzeuge, die sich an Standorten ohne oder mit wenig
EinspeisemanagementmalRnahmen befinden, ist dieses Potenzial durch die Teilnahme am lokalen Energiemarkt begrenzt.
Hier kénnen durch die Ladeoptimierung des Aggregators jahrlich zwischen 30 — 35 €/E-PKW bzw. 5 % der Gesamtlade-
kosten eingespart werden. Dies ist auch graphisch anhand des Plateaus bspw. in Abbildung 5.29. sowie in Abbildung 6.9
ersichtlich. Rund 10 % aller Fahrzeuge konnen von der zusitzlichen Nutzung des Uberschussstroms profitieren. In den
Referenzszenarien konnen bis zu 110 € jahrlich bereits ohne Anpassung der Ladevorgénge eingespart werden. Weitere
Einsparungen bis zu 230 €/Jahr konnen durch die Ladeoptimierung realisiert werden, wobei diese mit zunehmender Flexi-
bilitdt von Szenario S1 bis S4 hoher ausfallen (Abbildung 6.9).
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Abbildung 6.7:  Boxplots der durchschnittlichen Marktbezugskosten abzuglich V2G-Erlése(*) pro Jahr und Fahrzeug fiir alle Knoten mit EE-Abrege-
lung. Links: Referenzszenarien S1 — S4. Rechts: Szenarien S1 — S4. Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quartil.
Strich in den Boxen: Median (0,5-Quartil). Die roten Punkte stellen die einzelnen Werte fir die Netzknoten mit EE-Abregelung dar,
die roten Rauten die Mittelwerte fiir die Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusatzliche Werte firr die Netzkno-
ten ohne EE-Abregelung dar. Die schwarzen Rauten reprasentieren die Mittelwerte fiir alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle
auBerhalb der Box liegende Werte ab.
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Abbildung 6.8:  Boxplots der durchschnittlichen Gesamtladekosten pro Jahr und Fahrzeug fiir alle Knoten mit EE-Abregelung. Links: Referenzszena-
rien S1 — S4. Rechts: Szenarien S1 — S4. Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quartil. Strich in den Boxen: Me-
dian (0,5-Quartil). Die roten Punkte stellen die einzelnen Werte fiir die Netzknoten mit EE-Abregelung dar, die roten Rauten die Mit-
telwerte fiir die Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusétzliche Werte fiir die Netzknoten ohne EE-Abregelung
dar. Die schwarzen Rauten repréasentieren die Mittelwerte fiir alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle auRerhalb der Box liegende
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Abbildung 6.9:  Reduktion der jéhrlichen Gesamtladekosten fiir alle Netzknoten in den Szenarien S1 (geringe Flexibilitdt) — S4 (maximale
Flexibilitét).
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6.5 Batterienutzung

Der durchschnittliche SOC aller E-PKW-Flotten nimmt iber die analysierten Szenarien ab, von durchschnittlich 80 % in
Szenario S1 auf 52 % in Szenario S4 (Abbildung 6.10). Dies liegt hauptséchlich an den gewdhlten Mindestreichweiten.
Die untere Grenze fir den zuldssigen SOC sinkt somit von Szenario S1 zu S4 und entsprechend auch der gewahlte Start-
Wert fiir den SOC und die jeweiligen C2V-Modellinstanzen. Im Fall der rollierenden Optimierung pendelt sich der SOC
auf einem dhnlichen Niveau ein und liegt durchschnittlich bei 63 % (Basis: S2). Zwischen Netzknoten mit und ohne EE-
Abregelung kénnen geringe Unterschiede beobachtet werden. So liegt der durchschnittliche SOC der Flotten an von Ein-
speisemanagement betroffenen Netzknoten in Szenario S2 mit 61 % einen Prozentpunkt oberhalb des Durchschnitts aller
Knoten. Der durchschnittliche SOC féllt in den Szenarien S3 und S4 etwas geringer aus und liegt in Szenario S4 bei durch-
schnittlich 51 %. Der minimale Wert fiir den durchschnittlichen SOC tritt in Szenario S4 auf und betrégt 48 %.

Die auf S2 basierenden Sensitivitatsanalysen zeigen, dass die Wahl des Start-SOC den gréRten Effekt auf den durchschnitt-
lichen SOC hat. Bei minimalem Startwert liegt der durchschnittliche SOC bei 25 %, bei maximalem Startwert bei 94 %.
Auch die gewahlte Mindestreichweite sowie die Batteriekapazitat haben deutliche Auswirkungen. Mit einem Anstieg der
Mindestreichweite von 50 auf 300 km steigt der durchschnittliche SOC von 55 % auf 81 %. Eine kleinere Batterie fuhrt zu
einem durchschnittlichen SOC von 70 %, eine grolere zu 57 %.
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Abbildung 6.10: Boxplot des durchschnittlichen SOC je E-PKW-Flotte fiir alle Knoten mit EE-Abregelung und die Szenarien S1 (geringe Flexibilitat)
— S4 (maximale Flexibilitat). Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quartil. Strich in den Boxen: Median (0,5-
Quartil). Die roten Punkte stellen die einzelnen Werte furr die Netzknoten mit EE-Abregelung dar, die roten Rauten die Mittelwerte fur

die Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusatzliche Werte fir die Netzknoten ohne EE-Abregelung dar. Die
weiBen Rauten reprasentieren die Mittelwerte fur alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle auBerhalb der Box liegende Werte ab.

In den Szenarien S1 und S2 sind die Batterien gleich grof3. Die Flotten werden so betrieben, dass sich iber das Jahr 31
aquivalente Batterievollzyklen ergeben. D. h. es wird insgesamt das 31-fache der Kapazitat der hypothetischen Flottenbat-
terien ge- und entladen. Da kein Rickspeisen méglich ist, wird dieser Wert ausschlielich durch die j&hrliche Fahrleistung
bestimmt. Die Vollzyklen variieren somit nicht zwischen den einzelnen Netzknoten (Abbildung 6.11). Dies &ndert sich in
den Szenarien S3 und S4 durch das Rickspeisen. Da nun die durchschnittlichen Vollzyklen aufgrund der gréReren Batterie
sinken, ist ein Vergleich der Szenarien S1 und S2 mit den Szenarien S3 und S4 nur begrenzt méglich. Je nach Netzknoten
kénnen in S3 durch das Riickspeisen zwischen 22 — 47 und in Szenario S4 zwischen 22 — 44 Vollzyklen pro Jahr beobachtet
werden. An Netzknoten mit EE-Abregelung liegen die durchschnittlichen Vollzyklen in Szenario S3 im Mittel bei 37 und
erhdhen sich damit um 68 % gegeniiber Netzknoten ohne EE-Abregelung. In Szenario S4 findet etwas weniger Riickspei-
sung, weshalb der Mittelwert an Netzknoten mit Uberschussstrom mit 32 Vollzyklen nur 45 % hoher ausfallt als im Fall
ohne EE-Abregelung und ohne V2G.
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Abbildung 6.11: Boxplot der durchschnittlichen Batterievollzyklen je Fahrzeug und Jahr fiir alle Knoten mit EE-Abregelung und die Szenarien S1
(geringe Flexibilitat) — S4 (maximale Flexibilitat). Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quatrtil. Strich in den
Boxen: Median (0,5-Quartil). Die roten Punkte stellen einzelne Werte der Netzknoten mit EE-Abregelung dar, rote Rauten die Mittel-
werte fiir Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusétzliche Werte fiir Netzknoten ohne EE-Abregelung dar. Die
schwarzen Rauten repréasentieren die Mittelwerte fir alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle auBerhalb der Box liegende Werte ab.

Durch den Einsatz von V2G in S3 bei gleichzeitig EE-maximierender Ladestrategie findet wie in Abschnitt 5.2.5 beschrie-
ben auch Marktbezug und Riickspeisen statt, ohne dass dies zu einer weiteren Erhéhung des EE-Anteils fihrt. Dies wirde
in Realitat von einem Aggregator aus Kostengriinden sowie zur Vermeidung zusétzlicher Batterieabnutzung und -alterung
vermieden werden. Obwohl die V2G-Restriktion theoretisch das Rickspeisen der 4-fachen Fahrenergie erlauben wirde,
kénnen in den Féllen S3 und S4 maximal rund 50 % des Energiedurchsatzes auf V2G zurtickgefuhrt werden.

Die Batteriekapazitat hat den deutlichsten Effekt auf die jahrlichen dquivalenten Batterievollzyklen. Basierend auf S2 lie-
gen diese je nach BatteriegrofRe zwischen 22 und 55. Wenn die NNE innerhalb der fixen Steuern, Abgaben und Umlagen
auf die Jahresfahrleistung anfallen, steigen die durchschnittlichen und minimalen Werte der VVollzyklen in den beiden Fél-
len mit Rickspeisung, in S3-NNE-fix um ca. 25 %, in S4-NNE-fix um ca. 40 %.

Selbst im Fall einer geringen Batteriekapazitit mit 35 kWh resultieren nur 55 Vollzyklen pro Jahr. Uber die Dauer von 10
Jahren wiirden sich 550 Zyklen ergeben, was aus Sicht der Batteriealterung als unkritisch zu bewerten ist. Es ist jedoch
hervorzuheben, dass sich die Werte fr durchschnittlichen SOC und jéhrliche aquivalente Batterievollzyklen auf die hypo-
thetischen Batterien je Netzknoten beziehen. Wirde jedes Fahrzeug einzeln abgebildet, sind sowohl héhere Vollzyklen als
auch eine hohere Varianz der entsprechenden Werte zu erwarten.

Insgesamt lasst sich festhalten, dass der ,,Preis“ fiir die leicht geringeren Gesamtladekosten sowie den hoheren EE-Anteil
ein geringerer durchschnittlicher SOC sowie eine hohere Anzahl an VVollzyklen ist. Es stellt sich die Frage, inwiefern dieser
Preis aus Sicht der Nutzenden angemessen erscheint bzw. akzeptiert wiirde. Diese Fragestellung wird jedoch im Rahmen
der vorliegenden Arbeit nicht weiter untersucht.

6.6 Treibhausgas-Emissionen

Basierend auf dem Kraftwerkspark 2015 sinken die mit dem Laden verbundenen THG-Emissionen in allen Szenarien im
Durchschnitt um rund 10 — 11 % im Vergleich zum sofortigen, ungesteuerten Laden. Durch die Optimierung der Ladestra-
tegie durch den Aggregator ergeben sich mit dem Ladestrom verbundene Emissionen von durchschnittlich
71— 72 g COz/km. Je nach Netzknoten und Szenario variieren diese zwischen 7 — 81 g CO2/km (Abbildung 6.12). Wenn
Uberschussstrom fiir das Laden zur Verfiigung steht, werden die THG-Emissionen auf 36 — 43 CO,/km reduziert und damit
gegeniber den Referenzszenarien mit 69 CO»/km um 38 — 48 % gesenkt. Dabei I&sst sich kein systematischer Unterschied
aufgrund der gewahlten Ladestrategie erkennen. Die geringsten Emissionen und die hochste Reduktion kénnen im Szenario
moderater Flexibilitat beobachtet werden. Aufgrund der Arbitrage-Geschafte bei V2G in den Szenarien hoher und maxi-
maler Flexibilitat steigen sowohl die minimalen als auch die durchschnittlichen THG-Emissionen leicht an.
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Abbildung 6.13: Boxplots der durchschnittlichen THG-Emissionen je Fahrzeug fiir alle Knoten mit EE-Abregelung: Links: Referenzszenarien S1 — S4.
Rechts: Szenarien S1 — S4. Unteres Ende der Boxen: 0,25-Quartil, oberes Ende: 0,75-Quartil. Strich in den Boxen: Median (0,5-Quar-
til). Die roten Punkte stellen die einzelnen Werte fiir die Netzknoten mit EE-Abregelung dar, die roten Rauten die Mittelwerte fiir die
Netzknoten mit EE-Abregelung. Die blauen Punkte stellen zusatzliche Werte firr die Netzknoten ohne EE-Abregelung dar. Die
schwarzen Rauten reprasentieren die Mittelwerte fir alle Netzknoten. Die Antennen bilden alle auRerhalb der Box liegende Werte ab.

Die Wahl einer groReren Batterie oder hoheren maximalen Ladeleistung fiihrt kaum zu einer Reduktion der THG-Emis-
sionen, ebenso wirkt sich die gewéhlte Mindestreichweite kaum aus. Eine Erhdhung auf durchschnittlich 74 g CO2/km
kann im Fall der Festlegung des Start-SOC auf einen der beiden Extremwerte beobachtet werden. Einzig die Variante, bei
die NNE innerhalb der fixen Steuern, Abgaben und Umlagen auf die Jahresfahrleistung anfallen, fihrt in Verbindung mit
der Riickspeiseoption zu einer deutlichen Erhohung der THG-Emissionen um 150 — 160 % auf durchschnittlich 108 (S3-
NNE-fix) bzw. 114 (S4-NNE-fix) g CO2/km. An einzelnen Netzknoten sind Emissionen in Héhe von 124 g CO./km még-
lich. In den Szenariovarianten S3-NNE-fix und S4-NNE-fix wird die Menge abgeregelter EE zwar reduziert. Dennoch
fihrt die Ladeoptimierung aufgrund der Arbitrage-Geschéfte in beiden Fallen insgesamt nicht nur zu einem geringeren EE-
Anteil am Ladestrom, sondern auch zu héheren THG-Emissionen.

Es ist zu erwarten, dass einzelne Fahrzeuge der jeweiligen Flotten aufgrund von abweichenden Jahresfahrleistungen und
Flexibilitatspotenzialen unterschiedliche THG-Emissionen aufweisen. Zudem ist die absolute Hohe der Werte v. a. auf-
grund von Anderungen im Kraftwerkspark nicht auf das Jahr 2030 iibertragbar. VVor dem Hintergrund des weiteren Ausbaus
erneuerbarer Energien sowie des Kohleausstiegs kann zukiinftig von geringeren Werten als den hier berechneten ausge-
gangen werden. Im Folgenden soll die Hohe der berechneten THG-Emissionen mit denen heutiger konventionell betriebe-
ner PKW sowie den Flottenzielen zukinftiger PKW ins Verhdltnis gesetzt werden.

Fir den Betrieb von PKW im Jahr 2017 gibt das Umweltbundesamt (2020b) rund 150 g CO»/km und Person an. Bei einer
durchschnittlichen Besetzung von 1,2 Personen/PKW (Umweltbundesamt 2020b) entspricht dies THG-Emissionen in
Hohe von 180 g CO./km und Fahrzeug. Der durchschnittliche Flottenverbrauch von in Deutschland neu zugelassenen PKW
lag im Jahr 2019 bei 157 g CO2/km (Statista 2020).

Die fiir die Szenarien und im Rahmen der Sensitivitatsanalysen ermittelten THG-Emissionen liegen somit zunéachst alle
unterhalb der THG-Emissionen heutiger PKW, selbst in den Szenariovarianten mit Ruckspeisung und fix umgelegten NNE.
Dariber hinaus haben Europdisches Parlament und Rat (2019) EU-weite Flottenziele fiir neue PKW per Verordnung fest-
gelegt. Ab 2020 mussen diese im Durchschnitt bei 95 g CO/km liegen (d. h. rund 40 % unterhalb der Emissionen im Jahr
2019), ab 2030 bei 59 g CO2/km. Rein batterieelektrisch betriebene PKW gelten laut dieser Verordnung als ,,Zero and Low
Emission Vehicles“ (ZLEV). Fir sie werden zur Kalkulation der Flottenwerte Emissionen von Null angesetzt. Wenn sich
die gesetzlichen Vorgaben in Zukunft dahingehend andern, dass auch fir ZLEV die tatséchlichen mit dem Betrieb bzw.
der Energieerzeugung verbundenen Emissionen erfasst werden und in die Flottenemissionswerte eingehen sollen, missten
die in Kapitel 5 kalkulierten durchschnittlichen THG-Emissionen bis 2030 demnach um weitere 16 % sinken.
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6.7 Kritische Wiirdigung des Modellansatzes

Fir eine ganzheitliche Einordnung der vorgestellten Ergebnisse werden im Folgenden der gewdhlte Untersuchungsrahmen,
die Ausgestaltung der verwendeten Modelle, sowie die zugrundeliegenden Daten, insbesondere die Annahmen zu Mobili-
tats- und Ladeverhalten der Nutzenden kritisch diskutiert.

6.7.1 Modellkonzept

Um die Forschungsfragen beantworten zu kénnen, war es notwendig, ein mégliches zukiinftiges Szenario zur Nutzbarma-
chung von abgeregelter EE-Energie anzunehmen. Auch die zuklnftige Ausgestaltung der lokalen Energiemarkte, auf wel-
chen der sonstige Marktbezug von E-PKW gehandelt und bezogen werden kann, ist zum Zeitpunkt des Verfassens dieser
Arbeit unklar und beruht daher auf vereinfachten Annahmen.

Koordinationsmechanismus zwischen Aggregator und VNB: Der zugrundeliegende Koordinationsmechanismus zwi-
schen Aggregator und VNB basiert auf der Annahme der direkten Kommunikation der netzknotenscharfen Zeitreihen der
abgeregelten EE-Energie. Daruiber hinaus werden Preissignale von 0 €/kWh angenommen, was einen finanziellen Anreiz
zum Laden von Uberschussstrom setzt. Eine Verpflichtung des Aggregators, die Ladeleistung um einen gewissen Wert zu
erhéhen?, wird nicht vorausgesetzt. Eine Umsetzung tber Redispatch 2.0 ist nur moglich, wenn der Aggregator die Flexi-
bilitdt mehrerer E-PKW zu Flotten >100 kW aggregieren und anbieten darf. Alternative Ausgestaltungen des Mechanis-
mus, insbesondere hinsichtlich Preis- und Steuerungssignalen sowie Verpflichtungen zur Anpassung der Ladeleistungen,
werden im Rahmen dieser Arbeit nicht untersucht. Preise oberhalb von 0 €/kWh konnten hierbei bspw. zu hdheren Lade-
kosten oder einer Verringerung des EE-Anteils im Fall kostenminimalen Ladens flihren. Eine weitere Differenzierung der
vom VNB bereitgestellten Informationen kénnte wiederum dazu fuhren, dass mehr EE-Abregelung vermieden wird.

Lokale Energiemérkte: Neben dem Bezug von Uberschussstrom hat der Aggregator die Moglichkeit des Marktbezugs
Uber lokale Energiemarkte. Dabei wird davon ausgegangen, dass jeder Netzknoten einem Gebiet entspricht. Die Ausge-
staltung dieser lokalen Marktgebiete war nicht Bestandteil der vorliegenden Arbeit. Dennoch sollen an dieser Stelle mog-
liche Optionen und daraus resultierende Konsequenzen v. a. flr die Preiszeitreihen diskutiert werden. Der gewéhlte Ansatz
entspricht lokalen (Flexibilitats-)mérkten. Diese werden u. a. definiert durch den zeitlichen Horizont von Handel und phy-
sikalischer Lieferung, der regionalen Komponente sowie der mdglichen Marktteilnehmer. Ein dynamischer Handel von
Flexibilitat konnte dazu fuhren, dass sich — ggf. fur die einzelnen Markte bzw. die lokalen Marktgebiete sehr unterschied-
liche — Preise bilden, die stark von der angenommenen Zeitreihe des heutigen Day-Ahead-Markts abweichen. Méglicher-
weise konnte hier sogar die abgeregelte EE-Energie vermarktet werden.

Wechselwirkungen mit anderen Flexibilitatstechnologien: In der vorliegenden Arbeit wird ausschlieflich das Flexibi-
litdtspotenzial von E-PKW untersucht und bewertet. Neben E-PKW kann Flexibilitét jedoch auch durch P2X, stationdre
Batteriespeicher und Demand Response bereitgestellt werden. Die unterschiedlichen Technologien kénnen auf lokalen
Markten oder bei der Nutzung von Uberschussstrom in Konkurrenz zueinander treten und fiir den oben erwéhnten dyna-
mischen Handel sorgen. Dieser kdnnte wiederum einen starken Einfluss auf die resultierenden Preise haben.

Aggregator als Preisnehmer: Die Preiszeitreihen der oben beschriebenen lokalen Energiemérkte gehen als fixe zeitab-
hangige Parameter in das C2V-Modell ein. Es gilt einerseits die Annahme, dass diese lokalen Energiemarkte ausreichend
liquide sind. Andererseits werden durch die Abbildung des Aggregators als Preisnehmer Riickkopplungseffekte der geén-
derten Nachfrage auf den Marktpreis vernachlassigt. Dabei zeigen modellgestitzte Analysen, dass dasselbe preissensitive
Verhalten aller E-PKW zu sogenannten Lawineneffekten, d. h. Lastspitzen bei geringen Marktpreisen fiihren kann (Ensslen
et al. 2018). Es ist zu erwarten, dass der Preisbildungsmechanismus eines Flexibilitdtsmarkts dazu fihrt, dass mit steigen-
dem Angebot an Flexibilitat der Marktpreis sinkt und somit wiederum das Angebot an Flexibilitat beeinflusst. Um diese
Rickkopplungseffekte berticksichtigen zu kénnen, misste der Aggregator eine auf seinem Angebot (und ggf. auf dem
anderer Aggregatoren und Flexibilitatsanbieter) basierende Preisprognose ermitteln. Solange es weiterhin zentrale Markte

1 Analog dem Leistungsabruf bei Regelleistungsmérkten.
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und auf unterschiedlichen Markten aktive Akteure gibt, sind auch die Preise auf den lokalen Energiemarkten nicht véllig
unabhéngig voneinander. In der Praxis ist es daher wahrscheinlich, dass mit abweichenden Preisprognosen auch die resul-
tierenden Fahrplane der E-PKW-Flotten der einzelnen Netzknoten noch starker voneinander abweichen werden.

Perfekte Voraussicht: Aufgrund der Annahme perfekter Voraussicht aller Modelle miissen die Ergebnisse als optimisti-
sche obere Grenze der in der Realitat moglichen Ergebnisse interpretiert werden. Insbesondere ist die Annahme, dass die
Marktpreise, die verfigbare EE-Abregelung sowie die verfiigbare E-PKW-Flexibilitat im Vorfeld bekannt sind, nicht auf
reale Anwendungsfélle tbertragbar. Die Berucksichtigung von Prognosen zur realistischeren Modellierung scheint im Hin-
blick auf die Forschungsfragen und Unklarheiten bezlglich kiinftiger regulatorischer Ausgestaltungen jedoch nicht ziel-
fuhrend.

Fokus auf Betriebskosten: In der vorliegenden Arbeit werden ausschlielich die mit dem Laden der E-PKW verbundenen
Kosten untersucht. Um Aussagen beziiglich der Wirtschaftlichkeit der jeweiligen Szenarien treffen zu kénnen, wéren wei-
tere Berechnungen und Annahmen notwendig. So missten u. a. die Investitionen in die Ladestation, in Steuerung und
Kommunikation, sowie flr den Betrieb des Geschaftsmodells sowohl auf der Seite der E-PKW-Nutzenden als auch auf
Aggregatorseite berucksichtigt werden. In den Féllen mit V2G kénnten Abnutzungskosten der Batterie angesetzt werden.

Ladestrategien: Es zeigt sich, dass bei der EE-maximierenden Ladestrategie zu Zeiten hoher EE-Abregelung oft nur in
einzelnen Zeitstunden mit hoher Leistung geladen wird, obwohl der Ladevorgang auch tber mehrere Zeitstunden zu teils
deutlich geringeren Leistungen mdglich wére (vgl. Lastspitze am Sonntag in Abbildung 5.7). Die Ursache fiir die hohen
Lastspitzen liegt in der Zielfunktion der Maximierung des Ladens mit EE-Abregelung. Hierbei spielt es keine Rolle, ob
das Laden gleichmé&Rig Uber einen langeren Zeitraum verteilt erfolgt oder punktuell zu einzelnen Zeitstunden. Ob die hohen
Ladeleistungen aus Sicht des Aggregators und der E-PKW-Nutzenden gewiinscht und aus Perspektive des VNB realisierbar
sind, ist fraglich. In Szenario S3 mit hoher Flexibilitat kann es aufgrund der Kombination von Rickspeisefahigkeit mit EE-
maximierender Ladestrategie zu zusatzlichem Netzbezug sowie Wechseln zwischen Netzbezug und Riickspeisen kommen,
ohne dass dabei ein hoherer EE-Anteil realisiert wird. In der Praxis wirde ein Aggregator diese Teile des optimierten
Fahrplans aufgrund der damit verbundenen Kosten und Batterienutzung sicherlich nicht umsetzen. Auch hier liegt die
Ursache in der Eindimensionalitat der Zielfunktion des C2VV-Modells. Ansétze zu mdglichen Erweiterungen der Zielfunk-
tionen werden in Abschnitt 7.3 vorgestellt.

6.7.2 Mobilitits- und Ladeverhalten der E-PKW-Nutzenden

Die perfekte Voraussicht bezieht sich auch auf die Abbildung der verfligharen Flexibilitat der E-PKW. Die Ladestrategie
der Mindestreichweite bildet den minimalen SOC und somit das technische Potenzial der Lastverschiebung ab. VVerschie-
dene Studien zeigen jedoch, dass E-PKW-Nutzende die Flexibilitat tber die Mindestreichweite hinaus weiter eingrenzen
mochten, beispielsweise indem sie eine sofortige Sicherheitsladung nach Ankunft an einer Lademdglichkeit bis zu einer
gewissen Sicherheits-Reichweite erwarten (Ensslen et al. 2019; Will und Schuller 2016; Pfab et al. 2016). Wenngleich die
Annahme einer 1:1 Zuordnung von E-PKW zu Ladepunkten zumindest fur den privaten Bereich realistisch erscheint, kann
beim Laden am Arbeitsplatz nicht davon ausgegangen werden, dass alle E-PKW zukiinftig einen individuell zugeordneten
Ladepunkt am Arbeitsplatz erhalten bzw. diesen wéhrend der gesamten Parkdauer nutzen durfen. Darliber hinaus ist si-
cherlich auch die Annahme, dass E-PKW bei allen Parkvorgdngen mit Lademdglichkeit auch wéhrend der gesamten Park-
dauer mit dem Ladepunkt verbunden sind, nicht realistisch. Gerade bei erfahrenen E-PKW-Nutzenden zeigt sich, dass die
E-PKW nicht mehr jeden Tag zuhause eingesteckt werden. Die Ansteckhéufigkeit kann jedoch durch gewisse Anreize
erhéht werden (Pfab et al. 2016). Eine weitere, sehr optimistische Annahme ist die, dass 100 % aller E-PKW-Nutzenden
einen Zugriff auf das Lastverschiebepotenzial ihrer Fahrzeuge bzw. je nach Szenario auch das Riickspeisen zulassen und
dies technisch mit allen Fahrzeugen und Ladepunkten umsetzbar ist. Hier ist zu beachten, dass die Szenarien jeweils mog-
liche Entwicklungspfade aufzeigen.

Aus abgeschlossenen Feldtests zeigt sich, dass E-PKW-Nutzende fiir die Bereitstellung ihrer Flexibilitat eine monetare
Aufwandsentschadigung erwarten (Pfab et al. 2016). Zahlungsbereitschaften oder erwartete Mindesterlése der Nutzenden
fiir einzelne gesteuerte uni- oder bidirektionale Ladevorgange werden jedoch in der vorliegenden Arbeit nicht bercksich-
tigt. Auch die Verwendung historischer Mobilitatsdaten als Prognose fur das Jahr 2030 stellt eine Vereinfachung dar. Hier
ist zu erwarten, dass aktuelle Trends wie Carsharing und autonomes Fahren zu einer Anderung in den Bewegungsmustern
fiihren. Dartber hinaus werden Fahrprofile nicht fiir einzelne Regionen wie z. B. Gemeinden ermittelt. Einerseits sind dafr
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nicht ausreichend Datenpunkte je Gemeinde im Datensatz vorhanden, sodass auch hier mit Annahmen gearbeitet werden
musste wie bspw. gleichem Fahrverhalten in allen Stadten. Anderseits konnten selbst bei diesem Vorgehen die Bewegun-
gen der einzelnen PKW zwischen Gemeinden bzw. Netzknoten mangels Standortdaten im verwendeten Wege-Datensatz
nicht abgebildet werden. Ebenso stellt der gewdhlte Ansatz zur Aggregation des Flexibilitatspotenzials zur weiteren Ver-
wendung in der Einsatzplanung des Aggregators eine Vereinfachung gegeniber einer exakteren Abbildung einzelner E-
PKW dar.

Die Natur der Modellierung ist die Vereinfachung. Die gewahlte Bottom-Up-Methodik der Simulation von Einzelprofilen
und Aggregation von Flottenprofilen basierend auf einem realen und fir Deutschland reprasentativen Datensatz zielt auf
eine moglichst genaue Hochrechnung der Flottenflexibilitat ab. Dies ermdglicht Berechnungen flr einen gréReren geogra-
phischen Bereich in angemessener Rechenzeit und stellt damit einen fir die Fallstudie angemessenen Kompromiss dar.

6.7.3 Weitere Eingangsdaten und Annahmen

Das Referenzjahr fiir die verwendeten Eingangsdaten Netz, EE-Anlagen und -erzeugung, sowie Marktpreise ist 2015. Die
Szenarien der E-PKW-Flexibilitat hingegen bilden Optionen fiir das Jahr 2030 ab. Die ermittelten THG-Emissionen wur-
den basierend auf dem Kraftwerkspark des Jahres 2015 ermittelt, sodass die mit dem Laden verbundenen THG-Emissionen
aufgrund von Kohleausstieg und weiterem EE-Zubaus im Jahr 2030 geringer ausfallen dirften. Weiterhin befindet sich das
Netz, auch das Verteilnetz in Schleswig-Holstein, derzeit im Ausbau. Darliber hinaus werden die Transportkapazitaten,
welche aktuell die Hauptursache fir Netzengpdasse darstellen, weiter ausgebaut (vgl. Abschnitt 3.1). Gleichzeitig werden
Redispatch und Einspeisemanagement weiterentwickelt (vgl. Abschnitt 3.2). Diese MaRnahmen konnen den zukinftigen
Bedarf an Einspeisemanagementmalnahmen reduzieren. Gleichzeitig ist mit einem weiteren Ausbau erneuerbarer Ener-
gien, u. a. von Offshore-Windkraftanlagen, sowie neuen elektrischen Verbrauchern wie Warmepumpen zu rechnen. Somit
kdénnte das Nord-Std-Gefélle zwischen Erzeugung und Verbrauch vergréBert werden und die Notwendigkeit fur Einspei-
semanagementmalinahmen verstarken. Die Stadtwerke Norderstedt (2018) gehen davon aus, dass Schleswig-Holstein und
Hamburg im Jahr 2028 rund 50 TWh Strom in den Rest Deutschlands exportieren werden und arbeiten daran, die Verwer-
tung dieser Energie zum neuen Geschéftsfeld zu machen. Der Netzausbau und der Zubau von EE-Anlagen haben gegen-
laufige Auswirkungen auf zukinftige Einspeisemanagementmanahmen. Die Erarbeitung neuer Netz- und EE-Ausbaumo-
delle war nicht Bestandteil dieser Arbeit, konnte jedoch zur Untersuchung der Auswirkungen mogliche zukunftiger
Entwicklungen herangezogen werden.

Eine weitere getroffene Annahme ist die technische Machbarkeit des Anwendungsfalls. Zunachst missen zur Umsetzung
des betrachteten Anwendungsfalls Standards hinsichtlich Kommunikation und Steuerung bspw. zwischen Aggregator und
E-PKW verfiigbar sein. Die E-PKW bzw. Ladeinfrastruktur muissen daflr mit der notwendigen Hard- und Software aus-
gestattet werden. Weiterhin muss auf der Seite des Verteilnetzes die Weiterleitung der abgeregelten Energie innerhalb der
jeweiligen Netzknoten in die unteren Spannungsebenen gewahrleistet sein. Die Transformatoren, an denen die Abregelung
stattfindet, sowie die Leitungen der niederen Spannungsebenen missen dafiir ausgelegt sein. Auf eine technische Mach-
barkeitsanalyse des Anwendungsfalls wird aufgrund der Komplexitat und mangels Daten verzichtet. Netzengpasse, die
ihre Ursache im Ubertragungsnetz haben, konnten bspw. durch die Beriicksichtigung der Hochstspannungsebene im Eng-
passmanagementmodell integriert werden.
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7 Schlussbetrachtung

Zur abschliefenden Betrachtung der vorliegenden Arbeit werden im Folgenden zunéchst die wesentlichen Aspekte und
Erkenntnisse zusammengefasst (Abschnitt 7.1). Nach einer Einordnung des Beitrags dieser Arbeit (Abschnitt 7.2) schlief3t
das Kapitel mit einem Ausblick (Abschnitt 7.3).

7.1 Zusammenfassung

Motiviert durch die Bestrebungen, das Ausmaf des Klimawandels zu begrenzen, wurden sowohl auf internationaler als
auch nationaler Ebene Abkommen getroffen, Plane entwickelt und Gesetze erlassen, um THG-Emissionen zu reduzieren.
Die Ziele sollen durch breit angelegte MaRnahmen erreicht werden. Im Elektrizitatssektor soll hierfur eine Dekarbonisie-
rung und der Ausbau von EE-Anlagen stattfinden. Im Verkehrssektor sollen neue, emissionsarme Antriebsarten wie batte-
riebetriebene Elektrofahrzeuge zum Einsatz kommen. Diese wiinschenswerten Entwicklungen gehen damit einher, dass
einerseits die elektrische Energieversorgung dezentraler, regenerativer und auch volatiler wird. Andererseits kommen mit
E-PKW neue Stromverbraucher hinzu, welche oftmals zeitgleich und wéahrend der Abendstunden mit dem héchsten Haus-
haltsstrombezug laden. Diese Entwicklungen stellen das Energiesystem vor neue Herausforderungen. Bereits heute kommt
es mit zunehmender EE-Erzeugung und Nord-Sud-Gefélle von EE-Erzeugung und Stromverbrauch vermehrt zu Netzeng-
passen. In der Konsequenz wird im Zuge des Engpassmanagements die Erzeugung aus EE-Anlagen abgeregelt. Netzausbau
alleine kann dieses Problem aufgrund des weiteren Zubaus von EE-Anlagen und dem geplanten Markthochlauf der Elektro-
mobilitat nicht kosteneffizient I6sen. Gleichzeitig stellen Elektrofahrzeuge mit ihren Batteriespeichern und einer Parkdauer
von rund 23 Stunden taglich ein groRes Potenzial zur Erbringung von Flexibilitat fur Energiesystem und -netz dar, ohne
dass dabei die Mobilitat der Nutzenden wesentlich eingeschrankt wird.

Ubergeordnetes Ziel dieser Arbeit ist die modellgestiitzte Analyse des Potenzials von E-PKW zur Nutzung von EE-Abre-
gelung durch gesteuertes Ladens. Dafiir wurde eine Methodik entwickelt, welche die Interaktion zwischen Verteilnetzbe-
treiber und Aggregator abbildet. Fur die Abbildung des Engpassmanagements wurde ein bestehendes Lastflussoptimie-
rungsmodell um die Stromnachfrage von E-PKW sowie einen Peakshaving-Algorithmus erweitert. Um das
Lademanagement fiir E-PKW-Flotten durch einen Aggregator abzubilden, wurde das gemischt-ganzzahlige Optimierungs-
modell C2V entwickelt. Das C2V-Modell nutzt Informationen beziiglich der EE-Abregelung an den betreffenden Netz-
knoten sowie die alternative Option, Uber einen lokalen Elektrizitatsmarkt Strom beziehen. Es wurden zwei Ladestrategien
untersucht, welche kostenminimales Laden sowie eine moglichst hohe Nutzung des Uberschussstroms zum Ziel haben.
Das Flexibilitatspotenzial der E-PKW wurde mit dem MobiFlex-Modell simuliert und netzknotenscharf auf Flottenebene
aggregiert. Aufgrund der dafiir verwendeten Bottom-Up-Methode und der représentativen, empirischen Eingangsdaten
kann das Lastverschiebepotenzial méglichst realitdtsnah abgebildet werden. Die Kopplung der Modelle ermdglicht die
Untersuchung der Wechselwirkungen zwischen E-PKW-Flexibilitit, Lademanagement sowie Engpassmanagement. Die
EE-Abregelung wurde zundchst unter der Annahme ungesteuerten Ladens berechnet und nach Ausfilhrung des C2V-Mo-
dells flr die optimierten Lastgange neu bestimmt. Die Methodik wurde mittels modellgestutzter Analysen auf die Fallstudie
Schleswig-Holstein — das Bundesland mit dem hdchsten Umfang an Einspeisemanagementmalinahmen — angewendet. Da-
bei decken verschiedene Szenarien mogliche Entwicklungen des zukiinftigen Flexibilitatspotenzials ab, welches durch das
Vorhandensein von Lademdglichkeiten zuhause und am Arbeitsplatz, durch die Méglichkeit des Riickspeisens in das Netz
liber V2G, sowie durch Parameter wie Ladeleistung, BatteriegroRe, Mindestreichweite bei Abfahrt bestimmt wird. Bezug-
nehmend auf die in Abschnitt 1.2 formulierten Forschungsfragen werden im Folgenden die wichtigsten Ergebnisse dieser
Arbeit zusammengefasst:

E-PKW liefern einen relativ geringen Beitrag zur Reduktion der EE-Abregelung.

— Die erste Forschungsfrage lautet, inwiefern E-PKW zur Reduktion der EE-Abregelung beitragen kdnnen. Unter
dem angenommenen Koordinationsmechanismus wird Einspeisemanagement v. a. an einzelnen Netzknoten an
Nord- und Ostsee ganz oder teilweise vermieden. In den Szenarien mit geringer und moderater Flexibilitat und
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unidirektional gesteuertem Laden verringert sich die Menge der abgeregelten Energie um 1 — 2 %, bei hoher Fle-
xibilitdt und bidirektional gesteuertem Laden um rund 5 %. Wird eine E-PKW-Durchdringungsrate von 100 %
angenommen, steigt das Vermeidungspotenzial im Fall maximaler Flexibilitdt und bidirektional gesteuertem La-
den auf ca. 19 %.

Mit gesteuertem Laden liegt der Anteil genutzter EE-Abregelung am Ladestrom durchschnittlich 3 bis 4 Mal hoher
als ohne gesteuertes Laden.

Des Weiteren wurde untersucht, in welcher Héhe die EE-Abregelung flr das (gesteuerte) Laden von E-PKW
genutzt werden kann. Bereits bei ungesteuertem Laden konnte im Mittel Uber alle Netzknoten 4 % des gesamten
Ladestroms durch Uberschussstrom gedeckt werden, an den von Einspeisemanagement betroffenen Netzknoten
sind es 17 %. Dieser Anteil steigt bei gesteuertem Laden auf durchschnittlich 52 — 65 % an Netzknoten mit Uber-
schussstrom, und auf 12 — 15 % im Durchschnitt tiber alle Knoten. Der EE-Anteil nimmt mit zunehmender Flexi-
bilitat (zusétzliche Lademdglichkeit auch am Arbeitsplatz, hohe Ladeleistung, grofie Batterie, geringe Minde-
streichweite bei Abfahrt, V2G-Option) sowie (berschussstromminimierender Ladestrategie zu. Die
kostenminimierende Ladestrategie fiihrt u. a. durch den finanziellen Anreiz fiir das Laden von Uberschussstrom
zu einem &hnlich hohen EE-Anteil wie die EE-maximierende Ladestrategie. Der EE-Anteil sinkt, wenn der SOC
zu Beginn der Optimierungszeitfenster auf den minimal oder maximal zuldssigen Wert festgelegt wird, oder wenn
die NNE auf die fixen Steuern, Abgaben und Umlagen aufgeschlagen werden.

Obwohl die Kosten flr den Strombezug tber lokale Méarkte im Durchschnitt um bis zu 48 % fallen und bei V2G
durch die Erldse sogar Giberkompensiert werden, sinken die Gesamtladekosten bei Nutzung von Uberschussstrom
nur um bis zu 27 %.

Um die Frage nach der Hohe der jahrlichen Kosten fiir den Ladestrom der E-PKW zu beantworten wurden ein-
zelne Strompreisbestandteile untersucht. Durch gesteuertes Laden sinken die durchschnittlichen jahrlichen Ge-
samtladekosten von zuvor 575 €/E-PKW/Jahr auf durchschnittlich bis zu 518 €/E-PKW/Jahr, an Netzknoten mit
Uberschussstrom auf 394 €/E-PKW/Jahr. Davon entfallen rund 480 € (bzw. 411 € an Netzknoten mit EE-Abre-
gelung) auf die hohen, nicht beeinflussbaren Strompreisbestandteile. Fur den Grofteil aller Netzknoten erfolgt die
Kostenreduktion ausschlieflich durch die Teilnahme am lokalen Energiemarkt tber unidirektional gesteuertes
Laden. 10 % aller Fahrzeuge profitieren von der zusatzlichen Nutzung von Uberschussstrom und weisen in allen
Szenarien jéhrliche Gesamtladekosten von weniger als 500 €/E-PKW auf. An einzelnen Netzknoten betragen die
Gesamtladekosten nur rund die Halfte. Durch V2G kdénnen die Marktbezugskosten durch Erlése Giberkompensiert
werden. Aufgrund von NNE und anderer Strompreisbestandteile kénnen die Gesamtladekosten im glinstigsten
Fall im Szenario maximaler Flexibilitdt und V2G 250 €/E-PKW/Jahr betragen. Im Durchschnitt kdnnen die Ge-
samtladekosten um 9 — 10 % gesenkt werden, an Netzknoten mit EE-Abregelung um 20 — 27 %. Bei der Lade-
strategie zeigt sich, dass sowohl die EE-maximierende als auch die kostenminimierende Optimierung zu &hnlichen
Kosten filhren. Je nach Ausgestaltung der Netzentgeltregulatorik kénnen die Ladekosten bei reduzierten NNE um
durchschnittlich 20 % geringer oder im Fall der Berlicksichtigung innerhalb der fixen Steuern, Abgaben und Um-
lagen 12 % hoher ausfallen.

Die Batterienutzung ist fur die Batteriealterung relativ unkritisch.
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Dariiber hinaus wurde untersucht, welchen Einfluss der Anwendungsfall auf die Batterienutzung hat, insb. im Fall
des bidirektionalen Ladens. Der durchschnittliche SOC aller E-PKW-Flotten sinkt mit steigender Flexibilitat von
80 % auf 52 %. Grinde hierfiir sind der gewahlte Start-Wert fiir die C2V-Optimierung, der mit sinkender Mindest-
reichweite fallt, sowie eine grofRere Batterie. Die jahrlichen dquivalenten Batterievollzyklen liegen ohne V2G bei
durchschnittlich 31 je Fahrzeug. Selbst bei kleiner Batterie werden ohne V2G nur 55 Vollzyklen erreicht. Mit
groRerer Batterie und V2G ergibt sich eine breitere Streuung, wobei an einzelnen Netzknoten bis zu 47 Vollzyklen
moglich sind. Gleichzeitig lieRe die implementierte Restriktion der riickgespeisten Energie hier noch deutlich
mehr Rickspeisung zu. Werden NNE uber fixe Steuern, Abgaben und Umlagen umgelegt, kommt es mit V2G
vermehrt zu Arbitrage und einen Anstieg der durchschnittlichen Vollzyklen um 25 — 40 %. Dennoch kann selbst



7.2 Beitrag der Arbeit

die hochste beobachtete Batterienutzung als relativ unkritisch fur die Batteriealterung bewertet werden. Die Er-
gebnisse stellen jedoch den Flottendurchschnitt dar und lassen daher keine Riickschliisse auf einzelne Fahrzeuge
zu.

Mit dem Kraftwerkspark des Jahres 2015 fallen die THG-Emissionen bei Nutzung von Uberschussstrom um
38 — 48 % auf durchschnittlich bis zu 36 g CO2/km.

— Eine weitere Frage lautete, zu welchen THG-Emissionen die Ladestrategien und Szenarien fihren. Im Vergleich
zum Referenzfall mit ungesteuertem Laden kénnen die mit dem Laden verbundenen THG-Emissionen in allen
Szenarien reduziert werden, an einzelnen Netzknoten von zuvor 80 g CO/km auf bis zu 7 g CO2/km. Die Ergeb-
nisse sind dabei fur beide Ladestrategien und fir die Szenarien mit und ohne VV2G &hnlich. Im Durchschnitt tber
alle Netzknoten sinken die THG-Emissionen um 10 — 11 % auf rund 72 g CO2/km. Die V2G-Option fihrt nur in
den Szenarien hoher und maximaler Flexibilitat in Verbindung mit der Beriicksichtigung der NNE im Rahmen
fixer Steuern, Abgaben und Umlagen zu einer hdheren Batterienutzung, mehr Arbitrage, und an einzelnen Netz-
knoten zu einer Erhéhung der THG-Emissionen auf bis zu 124 g CO2/km. Die THG-Emissionen steigen leicht an,
wenn der Start-SOC auf den maximal mdglichen Wert festgelegt wird. Da die Ergebnisse basierend auf dem
Kraftwerkspark 2015 berechnet wurden, ist hier zukinftig u. a. aufgrund des Zubaus von EE-Anlagen mit einer
Senkung der THG-Emissionen zu rechnen.

Bidirektionales Laden fiihrt an Netzknoten mit Abregelung im Vergleich zu unidirektional gesteuertem Laden und
geringer bis moderater Flexibilitat zu etwa durchschnittlich 6 — 7 % niedrigeren Gesamtladekosten und zu 7 — 25 %
héheren EE-Anteilen.

— Dartber hinaus wurde untersucht, welchen Einfluss bidirektionales Laden hat. Durch V2G kdnnen 6 — 9 % aller
Fahrzeuge in Schleswig-Holstein im Jahresdurchschnitt so betrieben werden, dass erzielte Erlése die Marktbe-
zugskosten um bis zu 75 €/E-PKW/Jahr iiberkompensieren. An Netzknoten mit Uberschussstrom belaufen sich
diese jahrlichen Erlose auf bis zu 121 €/E-PKW. In den Szenarien mit V2G werden somit die geringsten Lade-
kosten und mit bis zu 93 % die hochsten EE-Anteile an einzelnen Netzknoten beobachtet. Aufgrund von NNE
und weiteren Strompreisbestandteilen betragen die Gesamtladekosten im giinstigsten Fall und im Szenario maxi-
maler Flexibilitat 250 €/E-PKW/Jahr. Bei der Berlicksichtigung der NNE im Rahmen fixer Steuern, Abgaben und
Umlagen steigen die Erlése steigen im Durchschnitt Uber alle Netzknoten auf bis zu 51 €/Fahrzeug/Jahr im Sze-
nario maximaler Flexibilitat. Die jahrlichen Gesamtladekosten erhdhen sich jedoch je nach Szenario um durch-
schnittlich 10 — 12 %. Obwohl in diesem Fall die Menge abgeregelter EE um bis zu 20 % reduziert wird, sinkt der
EE-Anteil am Ladestrom um 1 — 3 Prozentpunkte, die THG-Emissionen steigen an.

7.2 Beitrag der Arbeit

Vor dem Hintergrund des weiteren Zubaus von EE-Anlagen wird selbst bei einer rechtzeitigen Fertigstellung aller geplan-
ten Netzausbauvorhaben auch zukiinftig mit Engpassmanagementmalinahmen zu rechnen sein (Consentec und Fraunhofer
IS1 2018). Parallel zum EE-Ausbau erfolgt derzeit der Markthochlauf der Elektromobilitat. Dieser birgt nicht nur Gefahren
fur das Energiesystem, sondern stellt auch Chancen dar, wenn die Flexibilitat der Batteriespeicher fiir Dienstleistungen im
Zuge der Sektorenkopplung genutzt wird. Das gesteuerte Laden von (andernfalls) abgeregelter Elektrizitat aus EE-Anlagen
stellt einen wichtigen Baustein dar, um zukinftig so viel Strom aus EE-Anlagen wie moglich effizient zu nutzen und
dadurch die Dekarbonisierung von Elektrizitats- und VVerkehrssektor voranzubringen.

Erstmalig wird eine Methodik vorgestellt, welche die Nutzung abgeregelter EE-Erzeugung in Verteilnetzen fiir das gesteu-
erte, auch bidirektionale Laden von E-PKW untersucht und dabei das Ladeverschiebpotenzial der E-PKW differenziert
abbildet. Daflir werden drei Modelle miteinander gekoppelt: Ein Lastflussoptimierungsmodell, ein Modell zur Optimierung
des u. a. bidirektionalen Lademanagements, sowie ein Bottom-Up-Modell zur Simulation und Aggregation von E-PKW-
Lastverschiebepotenzialen zur Abbildung verschiedener Szenarien fur die zukinftigen Flexibilitdtspotenziale der E-PKW.
Die entwickelte Methodik ermdglicht eine ganzheitliche Betrachtung der komplexen Zusammenhénge zwischen Stromer-
zeugung, Verteilnetz und flexiblen Verbrauchern durch modellgestiitzte Analysen der Wechselwirkungen zwischen dem
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Engpassmanagement eines Verteilnetzbetreibers und dem Lademanagement eines Aggregators. Dabei werden sowohl wirt-
schaftliche als auch 6kologische Aspekte und technische Restriktionen betrachtet. Je nach Annahmen und Ladestrategie
zeigen die Ergebnisse die minimalen Ladekosten, den maximalen Anteil von genutzter, andernfalls abgeregelter EE-Ener-
gie am Ladestrom, sowie die damit verbundenen Auswirkungen auf Batterienutzung und THG-Emissionen. Unsicherheiten
beziiglich der verwendeten Daten sowie in begrenztem Umfang beziiglich der Netzentgeltregulatorik wurden mithilfe von
Sensitivitatsanalysen adressiert.

Die Ergebnisse zeigen, dass sowohl die monetdr als auch die 6kologisch motivierte Ladestrategie zu dhnlichen Ergebnissen
fihren. Obwohl fast die Halfte der Marktbezugskosten durch gesteuertes Laden reduziert werden kann, fallt das gesamte
Kostenreduktionspotenzial insgesamt aufgrund nicht beeinflussbarer Strompreisbestandteile deutlich geringer aus. Dass
sich gesteuertes Laden bei einer verbleibenden Kostenersparnis von 10 % in der Breite durchsetzen wird, darf bezweifelt
werden, zumal noch keine weiteren Ausgaben flr das Geschéaftsmodell des Aggregators beriicksichtigt sind. Eine Dyna-
misierung der Strompreisbestandteile kénnte hier zukiinftig Anreize zur Bereitstellung des Flexibilitatspotenzials setzen.
Andernfalls kénnten sich das gesteuerte Laden, insbesondere in Verbindung mit V2G, vor allem lokal begrenzt durchsetzen
— beispielsweise an Standorten in Nord- und Ostseendhe mit hohem Aufkommen an Einspeisemanagementmafnahmen.

7.3 Ausblick

Zuletzt werden weitere Fragestellungen fur fortfuhrende Untersuchungen vorgestellt, die auf den Koordinationsmechanis-
mus als wesentliche Grundlage der Modellkopplung, sowie auf die Ausgestaltung und Datengrundlage der drei Teilmodelle
C2V, Engpassmanagement und Flexibilitatssimulation abzielen.

Koordinationsmechanismus zwischen VNB und Aggregator

Die Ausgestaltung des angenommenen Mechanismus, insbesondere der Signallbermittlung von VNB zu Aggregator, bietet
Potenzial fur fortfihrende Fragestellungen. Es ist denkbar, dass durch Weiterentwicklungen an dieser Stelle mehr Einspei-
semanagement vermieden werden kdnnte. So ist bspw. ein Prozess denkbar, in dem die Information bzgl. der erwarteten
Engpésse mehr als einmal kommuniziert wird. Das Engpassmanagement-Modell und das C2V-Modells kdnnten solange
iterativ ausgefuhrt wiirden, bis sich ein Gleichgewicht einstellt und keine weitere EE-Abregelung vermieden werden kann.
Auch kdnnte das Signal vom VNB an den Aggregator beziiglich der erwarteten Netzengpdasse dahingehend weiterentwi-
ckelt werden, dass auch die E-PKW an Netzknoten ohne EE-Abregelung einen Anreiz zur Lastverlagerung erhalten, wenn
sie damit Engpésse an anderen von Einspeisemanagement betroffenen Knoten beheben kénnen.

Dariiber hinaus ist es wahrscheinlich, dass eine zukinftige Umsetzung im Rahmen des Redispatch 2.0 eine quantitative
Festlegung der bereitgestellten Flexibilitat z. B. in Form eines Angebots seitens des Aggregators sowie eine Verpflichtung
der Flexibilitatsbereitstellung durch den Aggregator aufgrund eines Abrufs durch den VNB erfordert. Zur Umsetzung
mussten hierfir zumindest Daten fiir die aus diesem Mechanismus resultierenden Leistungsabrufe in Abhéngigkeit von
Zeit und Netzknoten erhoben oder Annahmen getroffen und im C2V-Modell als weitere Restriktion aufgenommen werden.
Falls die gleichzeitige Teilnahme der E-PKW auf anderen Mérkten zur Sicherstellung der Leistungserbringung untersagt
wiirde, misste geprift werden, ob die Anreize fiir die E-PKW-Nutzenden zur Bereitstellung der Flexibilitat ausreichen.

Wechselwirkungen mit lokalen Energiemérkten

Weitere interessante Fragestellungen betreffen die Wechselwirkungen mit der Ausgestaltung der lokalen Energiemarkte.
Diese Mérkte kdnnten zukinftig neu geschaffen werden oder durch eine Erweiterung bestehender Mérkte (bspw. Regel-
leistung oder Intraday-Mérkte) entstehen. Mdglicherweise kdnnten in Zukunft die Flexibilitat der E-PKW, der Uberschuss-
strom, sowie die Flexibilitat weiterer, auch kleinteiliger Stromverbraucher wie bspw. Warmepumpen und -erzeuger tber
denselben lokalen Energiemarkt gehandelt werden. Je nach Marktdesign, Preisbildungsmechanismus und Nachfrage wiirde
sich ein Marktpreis einstellen, der wiederum Auswirkungen auf den betrachteten Anwendungsfall hatte. Der bzw. die lo-
kalen Energiemérkte kénnten Uber ein agentenbasiertes Strommarktmodell abgebildet werden. Eine integrierte Betrachtung
der Wechselwirkungen ware durch die Verwendung der resultierenden Preiszeitreihen je Netzknoten als Eingangsdaten im
C2V-Modell méglich.
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C2V-Modell

Zukinftig kdnnten weitere Ladestrategien entwickelt werden. Um Lastspitzen beim Laden zu reduzieren und die Last
gleichmaBiger zu verteilen, kénnte das C2V-Modell zu einem multikriteriellen Optimierungsmodell erweitert werden. Die
Zielfunktion kdnnte hierfir um einen Strafterm erweitert werden, welcher geringere Ladeleistungen bevorzugt. Dies konnte
durch Ergénzung eines Summanden erfolgen, welcher die quadrierte Ladeleistung mit einem Strafparameter belegt. Eine
multikriterielle Zielfunktion ist auch ein Ansatz, um die 6kologischen Ziele (Laden von Uberschussstrom) und die 6kono-
mischen Ziele (kostenminimales Laden) gleichermalien zu berticksichtigen. Besonders im Szenario mit V2G und EE-ma-
ximierender Ladestrategie kann es zu unnétigen Wechseln zwischen Netzbezug und Riickspeisen kommen, ohne dass dabei
ein héherer EE-Anteil realisiert wird. Auch hier kénnte durch eine weiterentwickelte Ladestrategie eine realitdtsnahere
Ldsung generiert werden. Fir eine Umsetzung miissten Gewichte fiir die beiden Summanden der Zielfunktion festgelegt
werden. Da in diesem Fall zwei unterschiedliche Dimensionen — Leistung und Kosten — in der Zielfunktion enthalten
waren, wére die Untersuchung und Festlegung der Gewichte als weiterer Forschungsinhalt zu adressieren.

Lawineneffekte bzw. die damit einhergehenden hohen Lastspitzen infolge zeitgleicher Reaktionen der E-PKW auf den
Marktpreis des lokalen Energiemarkts konnten vermieden werden, wenn Wechselwirkungen zwischen der (veranderten)
Stromnachfrage und dem Marktpreis berticksichtigt werden. Dies ware u. a. durch die Modellierung des Preisbildungsme-
chanismus des lokalen Energiemarkts mdglich. Hierfur eignen sich bspw. agentenbasierte Marktsimulationsmodelle.

Engpassmanagement-Modell

Eine weitere fortfihrende Fragestellung ist die nach dem maximal mdglichen Vermeidungspotenzial der Einspeisemanage-
mentmalnahmen. Um dieses Potenzial quantifizieren zu kdnnen, bedarf es einer Optimierung aus globaler Perspektive,
d. h. aus Sicht des VNB. Vorausgesetzt, dem VNB sind die Flexibilitatspotenziale bekannt, kdnnte er diese direkt in die
Lastflussoptimierung des Engpassmanagements integrieren. Im Fall eines Engpasses wird dann die Ladeleistung der
E-PKW schrittweise, beginnend am Netzknoten mit hochster PTDF-Sensitivitét, erhdht. Um die Zeitabhéngigkeit des Bat-
terieladezustands abbilden zu kdnnen und einen Reboundeffekt, d. h. die Entstehung neuer Netzengpésse aufgrund der
Lastverlagerung, zu vermeiden, misste das Engpassmanagement-Modell weiterentwickelt werden, sodass es mehrere Pe-
rioden beriicksichtigt. Darliber hinaus kénnte die Methodik um Mittel- und Niederspannungsnetze erweitert werden, um
mdgliche Engpésse durch Gleichzeitigkeitseffekte beim Laden der E-PKW sowie Restriktionen fir die Verteilung des
Uberschussstroms in die unteren Spannungsebenen zu identifizieren. Durch Beriicksichtigung des Ubertragungsnetzes
kdnnten beschrankte Transportkapazitéten als Engpassursache mitbertcksichtigt werden.

Simulation des E-PKW-Flexibilitatspotenzials

Die Anforderungen von E-PKW-Nutzenden im Kontext des bidirektionalen Ladens bspw. an Sicherheits- und Minde-
streichweite werden derzeit in Forschungsprojekten untersucht (Marinelli et al. 2020) und kénnen zukiinftig im Rahmen
einer Modellerweiterung beriicksichtigt werden. Vor allem die Annahme der Szenarien mit moderater, hoher und maxima-
ler Flexibilitat, dass 100 % aller E-PKW auch am Arbeitsplatz eine Lademdglichkeit haben, kdnnte durch weitere Studien
Uberprift werden und in Form Uberarbeiteter Eingangsdaten (Ladeorte und Wahrscheinlichkeiten fiir verfligbare Lademdg-
lichkeiten) im MobiFlex-Modell zur Simulation der Flexibilitatsprofile verwendet werden. Im Rahmen der Aggregation
der Flexibilitdtspotenziale kdnnte perspektivisch auch die Ansteckhdufigkeit bei der Ermittlung der maximal verfligbaren
Ladeleistung integriert werden. Sofern Daten hinsichtlich der Bereitschaft zukiinftiger E-PKW-Nutzender zur Flexibili-
tatserbringung vorliegen, kdnnten diese flr die Bestimmung der Anzahl steuerbarer Fahrzeuge verwendet werden. Nutzer-
akzeptanzstudien zeigen, dass eine Vergutung die Bereitschaft der Fahrzeugnutzenden, VV2G anzubieten, vermutlich nicht
stark erh6éhen wird (Geske und Schumann 2018) bzw. dafir sehr hoch ausfallen muss (Bailey und Axsen 2015). Fur V2G
gilt es daher, zukinftig verstarkt auch nicht-monetére Anreize zu erforschen und bspw. die Effekte des hier vorgestellten
Ansatzes der Einschrankung der V2G-Energiemenge zu untersuchen. Wenn Erkenntnisse iber monetére Erwartungen und
die Bereitschaft des Riickspeisens vorliegen, kdnnten auch diese sich auf die Anzahl steuerbarer Fahrzeuge niederschlagen.
Die feste Zuordnung einzelner E-PKW zu Netzknoten wére durch die Verwendung detaillierter Mobilitdtsmodelle per-
spektivisch in eine dynamische Zuordnung tberfuhrbar. Zuletzt kénnten Wechselwirkungen mit anderen Anwendungsfél-
len des gesteuerten Ladens von E-PKW untersucht werden. Die Flexibilitat wird zukunftig auch fiir weitere Zwecke wie
der Erhéhung von PV-Eigenverbrauch eingesetzt werden, wodurch weniger steuerbare Fahrzeuge fiir das Laden von Uber-
schussstrom zur Verfuigung stiinden.
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Anhang

A Ergebnisse der Sensitivititsanalysen

Von links nach rechts: Darstellung der Anderungen von jahrlichen Kosten/E-PKW, aquivalente Batterievollzyklen/Jahr,
sowie EE-Anteil am Ladestrom. VVon oben nach unten: Variationen in Batteriekapazitét, Start-SOC, Maximaler Ladeleis-
tung, Mindestreichweite bei Abfahrt jeweils basierend auf Szenario S2, sowie Belastung des Marktbezugs mit Netzentgel-

ten fiir die Szenarien S2 — S4.
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