
Planungs- und Betriebsgrundsätze

für städtische Verteilnetze

Leitfaden zur Ausrichtung der Netze

an ihren zukünftigen Anforderungen

P
la

n
u

n
g

s
- 

u
n

d
 B

e
tr

ie
b

s
g

ru
n

d
s
ä
tz

e
 f

ü
r 

s
tä

d
ti

s
c
h

e
 V

e
rt

e
il
n

e
tz

e

35 Neue Energie aus Wuppertal

Band 35

Bergische Universität Wuppertal

Lehrstuhl für Elektrische 

Energieversorgungstechnik

Siemens AG

Smart Infrastructure, Digital Grid

Power Technologies International

Bi
ld

q
ue

lle
 ©

 A
do

be
 S

to
ck

 |
 #

30
02

73
97

8



 

 

 
 

 

 

 

Planungs‐ und Betriebsgrundsätze für 

städtische Verteilnetze 

Leitfaden zur Ausrichtung der Netze 

an ihren zukünftigen Anforderungen 

 

 

unter Mitwirkung von: 

 

 

 

 

 

 

 

 

Wuppertal, Erlangen 2021 



 

 

NEUE ENERGIE AUS WUPPERTAL 

Schriftenreihe des Lehrstuhls für Elektrische Energieversorgungstechnik der Bergischen Univer-

sität Wuppertal 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Planungs‐ und Betriebsgrundsätze für städtische Verteilnetze 

Leitfaden zur Ausrichtung der Netze an ihren zukünftigen Anforderungen 

Neue Energie aus Wuppertal, Band 35 

http://elpub.bib.uni-wuppertal.de/servlets/DocumentServlet?id=14940 

 

© Alle Rechte vorbehalten 

Bildquelle © Adobe Stock | #300273978 

 



 

 

Forschungsprojekt 

Dieser Leitfaden ist im Rahmen des Forschungsprojekts „Neue Planungs- und Betriebsgrundsätze 

für städtische Verteilnetze zur Anpassung an die Anforderungen der Energiewende“ (PuBStadt) 

entstanden. Das diesem Dokument zugrundeliegende Vorhaben wurde mit Mitteln des Bundes-

ministeriums für Wirtschaft und Energie unter dem Förderkennzeichen 0350038A gefördert. Die 

Verantwortung für den Inhalt dieser Veröffentlichung liegt bei den Autoren. 

Projektkonsortium: 

Bergische Universität Wuppertal 

Lehrstuhl für Elektrische Energieversorgungstechnik 

Rainer-Gruenter-Str. 21 

42119 Wuppertal 

 

Siemens AG 

Smart Infrastructure 

Digital Grid 

Power Technologies International 

Freyeslebenstr. 1 

91058 Erlangen 

 

Assoziierte Projektpartner: 

Stromnetz Berlin GmbH   Stuttgart Netze GmbH  

Eichenstraße 3a     Stöckachstraße 48 

12435 Berlin     70190 Stuttgart  

 

Rheinische NETZGesellschaft mbH  SachsenNetze GmbH  

Parkgürtel 26     Rosenstraße 32 

50823 Köln     01067 Dresden  

 

enercity Netz GmbH    Erlanger Stadtwerke AG 

Auf der Papenburg 18    Äußere Brucker Straße 33 

30459 Hannover    91052 Erlangen 

  



IV 

 

Haftungsausschluss 

Der Herausgeber, die Autoren sowie die Körperschaften bzw. Unternehmen haften nicht für Schä-

den, die durch die Nutzung, Nichtnutzung oder Anwendung der Inhalte wie etwa den Grundsätzen 

und Empfehlungen entstehen. Trotz sorgfältiger Erarbeitung kann nicht sichergestellt werden, 

dass Inhalte vollständig, fehlerfrei, aktuell oder verständlich sind. 

 

Hinweis zum Urheberrecht und geistigen Eigentum 

Das Urheberrecht für die von den Autoren erstellten Inhalte dieses Dokuments bleibt alleine den 

Autoren vorbehalten. Alle Texte, Tabellen, Listen, Bilder und Grafiken unterliegen dem Urhe-

berrecht und Gesetzen zum Schutz geistigen Eigentums. 

 

Gender-Hinweis 

In diesem Dokument wird aus Gründen der besseren Lesbarkeit das generische Maskulinum, ins-

besondere „Letztverbraucher“, verwendet. Im Sinne der Gleichbehandlung gelten entsprechende 

Begriffe grundsätzlich für alle Geschlechter. Die verkürzte Sprachform beinhaltet keine Wertung, 

sondern hat lediglich redaktionelle Gründe. Weibliche und anderweitige Geschlechteridentitäten 

werden daher dabei ausdrücklich mitgemeint. 

 

Zitieren nach 

Wintzek, P.; Ali, S. A.; Monscheidt, J.; Gemsjäger, B.; Slupinski, A.; Zdrallek, M.: Planungs‐ 

und Betriebsgrundsätze für städtische Verteilnetze – Leitfaden zur Ausrichtung der Netze an ihren 

zukünftigen Anforderungen. In: Zdrallek, M. (Hrsg.), Neue Energie aus Wuppertal, Band 35, 

Wuppertal, 2021 

  



 V 

 

Herausgeber 

Univ.-Prof. Dr.-Ing. Markus Zdrallek (zdrallek@uni-wuppertal.de) 

Lehrstuhl für Elektrische Energieversorgungstechnik, Bergische Universität Wuppertal 

Hauptautoren dieses Leitfadens 

Lehrstuhl für Elektrische Energieversorgungstechnik, Bergische Universität Wuppertal 

Patrick Wintzek  Schwerpunkt Niederspannung 

Shawki Alsayed Ali  Schwerpunkt Mittelspannung 

Siemens AG, SI DG PTI 

Julian Monscheidt  Schwerpunkt Hochspannung 

Ben Gemsjäger 

Dr.-Ing. Adam Slupinski 

Co-Autoren dieses Leitfadens 

Stromnetz Berlin GmbH 

Thomas Röstel 

Stuttgart Netze GmbH 

Daniel Mayer 

Rheinische NETZGesellschaft mbH 

Alfred Asman 

Heike Barth 

SachsenNetze GmbH 

Steffen Klinger 

Prof. Dr.-Ing. Matthias Hable 

enercity Netz GmbH 

Fritz Brinkmann 

Erlanger Stadtwerke AG 

Dr.-Ing. Carsten Böse 

 





 

 

Präambel 

Im Rahmen der Transformation der gesamten Energieversorgung können für das elektrische 

Energiesystem mehrere grundsätzliche technologische Entwicklungen identifiziert werden. Ne-

ben einer Veränderung von wenigen großen zentralen hin zu einer Vielzahl an kleinen dezentralen 

Erzeugungseinheiten drängen auch zunehmend weitere Akteure verstärkt in das elektrische Ener-

giesystem. Insbesondere eine Verschiebung von Verbrennungsmotoren hin zu Elektromotoren im 

Bereich der Mobilität sowie eine Elektrifizierung der Gebäudewärme finden immer schneller ih-

ren Zugang zum Energiesystem und stellen dabei vor allem an die Verteilnetze zentrale Heraus-

forderungen dar. 

Ländliche Verteilnetze sind dabei hinsichtlich elektrischer Leistung zumeist die „Quellen“. Im 

Gegensatz dazu werden städtische Verteilnetze zukünftig als „Senken“ elektrische Energie auf-

nehmen, da die Anschluss- und Lastdichte bedeutend größer als im ländlichen Raum ist. Um die 

möglichen Netzoptimierungs- bzw. Netzausbaumaßnahmen aus konventioneller und innovativer 

Sicht unter Berücksichtigung der fortschreitenden Entwicklungen zu analysieren, ist es notwen-

dig, die enormen Investitionsvolumina für den Umbau des Energiesystems zielgerichtet einsetzen 

und die Infrastrukturen auf ihre zukünftigen Anforderungen früh genug ausrichten zu können. 

Daher zielt das durch das Bundesministerium für Wirtschaft und Energie geförderte Forschungs-

vorhaben mit der Grundlage konventioneller und innovativer Planungsprämissen und entspre-

chender Betriebsmittel und Technologien der Jahre 2018 bis einschließlich 2021 auf die Ablei-

tung neuer Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Verteilnetze von der Niederspan-

nungs-, über die Mittelspannungs- bis hin zur Hochspannungsebene ab. Diese von der Bergi-

schen Universität Wuppertal und der Siemens AG erarbeiteten neuen und generalisierten Grunds-

ätze basieren auf vereinheitlichten Datensätzen der assoziierten Projektpartner und verfolgen da-

bei den Ansatz, mit der Zielsetzung einer volkswirtschaftlichen Gesamtkostenoptimierung ohne 

Beachtung des aktuellen Regulierungsrahmens für den überwiegenden Teil aller städtischen Ver-

teilnetze gültig zu sein. Dabei ist zu berücksichtigen, dass die entwickelten Grundsätze auf den 

getroffenen Prämissen beruhen. Das bedeutet, dass nicht alle netzbetreiberspezifischen Szenarien, 

Netzsituationen, Strategien und Investitionsplanungen abgedeckt werden und teilweise von Ana-

lysen der Netzbetreiber abweichen können. Unabhängig davon dienen die verallgemeinerten Aus-

sagen vor dem Hintergrund einer in Zukunft regelmäßigen Überprüfung aufgrund sich weiter 

verändernder Rahmenbedingungen zur unternehmenseigenen Aktualisierung und Ergänzung so-

wie ggf. zur Standardisierung bestehender Planungs- und Betriebsgrundsätze. 

Der vorliegende Leitfaden und die herausgearbeiteten grundsätzlichen Erkenntnisse zu städti-

schen Verteilnetzen stellen so – gemeinsam mit dem bereits veröffentlichten Leitfaden für länd-

liche Verteilnetze (Neue Energie aus Wuppertal, Band 8) – eine Basis zur Ableitung oder Aktua-

lisierung unternehmensspezifischer Planungs- und Betriebsgrundsätze dar. 
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Kurzfassung 

Nachfolgend werden die wesentlichen Methoden, Erkenntnisse und Ergebnisse des vorliegenden 

Leitfadens für städtische Verteilnetze in Form eines Überblicks kurz zusammengefasst und den 

entsprechenden Kapiteln des Leitfadens zugeordnet. 

Analyse der Stadtentwicklung (Kapitel 3) 

Eine umfangreiche Analyse und Ermittlung von Trends und Einflussfaktoren in Bezug auf Stadt-

entwicklungen wurde in einem Nachfragemodell konsolidiert und verarbeitet, welches auf dieser 

Basis die Entwicklung von Leistungswertannahmen für konventionelle Haushaltslasten unter Be-

rücksichtigung bspw. demographischer Aspekte und Effizienzsteigerungen ermittelt hat. Die 

Trends und Einflussfaktoren beinhalten dabei u. a. eine Entwicklung der Bevölkerungs- sowie die 

Gebäudestruktur. 

Rahmenbedingungen und Planungsprämissen (Kapitel 4 bis einschließlich Kapitel 7) 

Als grundsätzliche Herausforderungen für städtische Verteilnetze wurde neben weiterhin konven-

tionellen Lasten (Haushalt und Gewerbe) und deren prognostizierten Effizienzsteigerungen die 

Netzintegration von elektrifizierter Individualmobilität im privaten und öffentlichen Raum, öf-

fentlichem Personennahverkehr, Power-to-Gas-Anlagen, elektrischen Wärmepumpen, elektri-

schen Heizkessel, dezentralen Energiewandlungsanlagen (Photovoltaikanlagen) sowie Klimaan-

lagen identifiziert. Dabei wurden für die Netzplanungen im Wesentlichen Power-to-Gas-Anlagen 

und elektrische Heizkessel in der Mittel- und Hochspannungsebene aufgrund gut planbarer spe-

zifischer Einzelbetrachtungen und nicht flächendeckender Relevanz für städtische Verteilnetze 

zunächst bei der Ermittlung von neuen Planungs- und Betriebsgrundsätzen nicht weiter berück-

sichtigt. Für Klimaanlagen wurde angenommen, dass im häuslichen Bereich der Leistungsbedarf 

durch Klimaanlagen im Sommer nicht den Leistungsbedarf von Wärmepumpen im Winter über-

steigt und letztere sogar perspektivisch zunehmend eine gleichzeitige Klimatisierung ermögli-

chen. Dabei wird die Klimatisierung von Bürokomplexen ebenfalls als nicht flächendeckende und 

gut planbare Einzelbetrachtung eingestuft und daher ebenfalls nicht berücksichtigt. Abschließend 

wurde auf Basis des technischen Regelwerks analysiert, wie Grenzwertverletzungen (Spannungs-

bandverletzungen und Betriebsmittelüberlastungen) identifiziert werden können. 

Szenarienentwicklung und Regionalisierung (Kapitel 8, Kapitel 9) 

Für die jeweilige Lastentwicklung in den Spannungsebenen wurden jeweils zwei Szenarien für 

Elektromobilität und Wärmepumpen angenommen, die dabei sowohl von aktuellen Studien als 

auch von einer jeweils absehbaren Entwicklung ausgeht, sich aber nicht an extremen Szenarien 

orientiert, wie z. B. der Frage, wie viele Wärmepumpen bis zum Jahr 2050 benötigt werden, um 

die Klimaschutzziele zu erreichen, da insbesondere im Wärmesektor eine hohe Technologie-

Diversität vorliegt. 
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Ermittlung repräsentativer städtischer Netzstrukturen (Kapitel 10) 

Mittels Clusterungsverfahren wurden aus ca. 4.200 Niederspannungsnetzen (NS-Netze) 20 reprä-

sentative Netze verteilt auf zehn Cluster, aus ca. 150 Mittelspannungsnetzen (MS-Netze) elf re-

präsentative Netze verteilt auf sechs Cluster sowie fünf jeweils vorgelagerte Hochspannungsnetze 

(HS-Netze) ausgewählt und mit den jeweiligen Netzstrukturparametern für die Analysen heran-

gezogen. 

Konventionelle Planungs- und Betriebsvarianten (Kapitel 11) 

Die folgenden konventionellen Planungsmaßnahmen wurden angewendet: 

• Stufensteller des Ortsnetztransformators  NS 

• Betriebsmittelaustausch     NS MS HS 

• Betriebsmittelverstärkung    NS MS HS 

• Trennstellenverlagerung     MS 

• Neues HöS/HS-Umspannwerk      HS 

Innovative Planungs- und Betriebsvarianten (Kapitel 12) 

Die folgenden innovativen Planungsmaßnahmen wurden angewendet: 

• Spannungsregelung am HS/MS-Umspannwerk  NS 

• Regelbarer Ortsnetztransformator   NS 

• Einzelstrangregler     NS 

• Energiespeicher     NS MS 

• Blindleistungsmanagement    NS MS 

• Lastmanagement     NS MS HS 

Technisch-wirtschaftliche Bewertung (Kapitel 13) 

Für die Bewertung der konventionellen und innovativen Planungs- und Betriebsvarianten wurden 

ein Primär- und Sekundärbewertungsmodell entwickelt. Das Primärbewertungsmodell basiert da-

bei auf einer Kostenbewertung als Hauptkriterium mit der Barwertmethode und dient zur Ablei-

tung der Planungs- und Betriebsgrundsätze. Als Ergänzung dazu wird eine alternative Bewertung 

beispielhaft im Sekundärbewertungsmodell mit weiteren Nebenkriterien und unterschiedlichen 

Gewichtungen vorgenommen. 

Planungs- und Betriebsgrundsätze über alle Spannungsebenen (Abschnitt 14.1.2) 

1. Es ist grundsätzlich eine spannungsebenenübergreifende Betrachtung von HS-, MS- und NS-

Netzen anzustreben. 

2. Betriebsmittelüberlastungen sind der treibende Faktor des Ausbaubedarfs von städtischen Ver-

teilnetzen, Spannungsbandverletzungen dagegen nicht. 

3. Innovative Technologien, wie z. B. Lastmanagement, sind nur in einem geringen Teil der 

Netze die wirtschaftlichste Lösung. In den übrigen Netzen wird ein konventioneller Ausbau 

empfohlen. 
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Planungs- und Betriebsgrundsätze für Niederspannungsnetze (Abschnitt 14.2.3) 

1. Zur Dimensionierung von Ortsnetztransformatoren wird eine durchschnittliche effektive Leis-

tung für private Ladepunkte pro Hausanschluss von PpLP,ONT,HA = [1,7 ; 2,9] kW oder alternativ 

PpLP,ONT,ZP = [0,4 ; 0,8] kW pro Zählpunkt zuzüglich Pkonv,ONT,EZFH = 2,0 kW für konventio-

nelle Lasten der Ein- und Zweifamilienhäuser bzw. Pkonv,ONT,MFH = 1,0 kW pro Zählpunkt für 

Mehrfamilienhäuser im Netz empfohlen. 

Zur Dimensionierung der Niederspannungsabgänge werden im Abgang pro Hausanschluss 

PpLP,NS-Abgang,HA = [8,2 ; 12,0] kW oder alternativ PpLP,NS-Abgang,ZP = [3,2 ; 4,3] kW pro Zähl-

punkt zuzüglich Pkonv,NS-Abgang,EZFH = 2,7 kW für konventionelle Lasten der Ein- und Zweifa-

milienhäuser bzw. Pkonv,NS-Abgang,MFH = 1,3 kW pro Zählpunkt für Mehrfamilienhäuser empfoh-

len. 

Sofern zusätzlich elektrische Wärmepumpen zu berücksichtigen sind, wird empfohlen, eine 

zusätzliche Leistung von PWP,NS = [3 ; 9] kW pro Wärmepumpe hinzuzurechnen, die gleicher-

maßen für Ortsnetztransformatoren und Niederspannungsabgänge gültig ist. 

Anmerkung: Tiefergehende Erläuterungen können Tabelle 14.1 (Seite 153) entnommen wer-

den. 

2. Für städtische Niederspannungsnetze ist der Betriebspunkt „Starklast“ auslegungsrelevant. 

3. Es wird empfohlen, den aktuellen Standard-Kabelquerschnitt q = 150 mm² (Al) um einen 

zweiten neuen Standard-Kabelquerschnitt q = 240 mm² (Al) für städtische Niederspannungs-

netze zu ergänzen. 

4. Im Bereich der Standard-Transformatorgrößen wird empfohlen, die jeweils vorhandene Di-

mension um eine Leistungsklasse in Bezug auf die Bemessungsleistung zu erhöhen. 

5. Innovative spannungsregelnde Maßnahmen bieten keinen langfristigen Vorteil zur Behebung 

von Grenzwertverletzungen, da in städtischen Niederspannungsnetzen Betriebsmittelüberlas-

tungen der dimensionierende Faktor für Ausbaumaßnahmen sind. 

6. Netzdienliches Lastmanagement kann den konventionellen Netzausbau verzögern und teil-

weise vermeiden. Ist dabei die Anschaffung der Mess-, Informations- und Kommunikations-

technik (MIKT) vollumfänglich notwendig, sind zumeist konventionelle Planungsmaßnahmen 

kostengünstiger und werden daher empfohlen. Wenn die MIKT jedoch bereits vorhanden ist 

bzw. deren Ausbringung unabhängig davon geplant ist und für ein Lastmanagement genutzt 

werden kann, ist ein Lastmanagement stets deutlich kostengünstiger und wird somit empfoh-

len. 

7. Für innerstädtische Niederspannungsnetze, in denen keine Gebäudesanierungen oder Neubau-

ten geplant sind und die eine durchschnittliche Lastdichte von mehr als ca. 10 Zählpunkte pro 

Hausanschluss haben, kann davon ausgegangen werden, dass kein signifikanter Ausbaubedarf 

der Niederspannungsleitungen erforderlich ist. 
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Planungs- und Betriebsgrundsätze für Mittelspannungsnetze (Abschnitt 14.3.3) 

1. Für die private Ladeinfrastruktur wird eine durchschnittliche effektive Leistung von 

PpLP,UWT,HA = [0,3 ; 2,4] kW pro Hausanschluss im Netz zur Dimensionierung des HS/MS-

Umspannwerkstransformators bzw. PpLP,MS-Abgang,HA = [0,8 ; 2,7] kW pro Hausanschluss zur 

Dimensionierung der Mittelspannungsabgänge im HS/MS-Umspannwerk empfohlen. 

Wenn elektrische Wärmepumpen zu berücksichtigen sind, wird eine zusätzliche Leistung von 

PWP,MS = [0,1 ; 0,5] kW pro Hausanschluss für 3-kW-Wärmepumpen bzw. jeweils mit einem 

Faktor von 3 für die 9-kW-Wärmepumpen empfohlen, die gleichermaßen für HS/MS-Um-

spannwerkstransformatoren und Mittelspannungsabgänge gültig ist. 

Für die konventionellen Haushaltslasten wird empfohlen, mit einem Leistungswert von durch-

schnittlich Pkonv,UWT,HA = 2 kW pro Hausanschluss im Netz zur Dimensionierung des HS/MS-

Umspannwerkstransformators bzw. Pkonv,Abgang,HA = 2,4 kW pro Hausanschluss zur Dimensio-

nierung der Mittelspannungsabgänge zu rechnen. 

Anmerkung: Tiefergehende Erläuterungen können Tabelle 14.2 (Seite 171) entnommen wer-

den. 

2. Für 10-kV-Netze wird weiterhin der bisherige Standard-Kabelquerschnitt q = 150 mm² (Al) 

bzw. q = 185 mm² (Al) empfohlen. Als zweiter Standard-Kabelquerschnitt wird 

q = 300 mm² (Al) empfohlen. 

3. Aufgrund der heterogenen Lastverteilung in der Mittelspannungsebene wird für die Auswahl 

der Standard-HS/MS-Transformatorgrößen empfohlen, die Lastentwicklung für die Dimensi-

onierung des HS/MS-Transformators auf Basis der im ersten Grundsatz vorgegebenen Leis-

tungswertannahmen individuell zu bestimmen. 

4. Ist die Anschaffung von Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik (MIKT) vollum-

fänglich in der Mittel- und Niederspannungsebene für die Anwendung eines Lastmanagements 

notwendig, dann ist der konventionelle Netzausbau in den meisten Fällen kostengünstiger als 

ein Lastmanagement und wird empfohlen. Wenn die MIKT bereits vorhanden bzw. deren Aus-

bringung unabhängig davon geplant ist und vom Lastmanagement genutzt werden kann, ist 

ein Lastmanagement deutlich kostengünstiger und wird empfohlen. 

5. Es ist ein Ausbaubedarf von ca. 20 % der bestehenden Gesamtleitungslänge bei vorstädti-

schen, ca. 10 % bei städtischen und weniger als 10 % bei innerstädtischen 10-kV-Netzen mit 

konventioneller Planung zu erwarten. 

6. 20-kV-Netze sind für die Integration von neuen Lasten deutlich robuster als 10-kV-Netze. In 

20-kV-Netzen ist kaum mit einem Ausbaubedarf zu rechnen. 

7. In der Mittelspannungsebene wird die zulässige Spannungsänderung zumeist nicht ausge-

schöpft. Daher wird im Rahmen der Netzplanung empfohlen, die Spannungsbandaufteilung 

zwischen der Mittel- und Niederspannungsebene zu prüfen und ggf. anzupassen. 
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Planungs- und Betriebsgrundsätze für Hochspannungsnetze (Abschnitt 14.4.3) 

1. Die aggregierte Lastentwicklung in der Hochspannungsebene ohne unterlagerte Regelkon-

zepte, wie z. B. Lastmanagement, liegt je nach Szenario bis zum Jahr 2050 bei einem Lastzu-

wachs durch neue Lasten zwischen 40 % und max. 100 % der derzeitigen Netzlast. Den größ-

ten Anteil daran stellen die privaten Ladepunkte mit einem durchschnittlichen Leistungswert 

von ca. PpLP,HS = 1 kW aus Sicht der Hochspannungsebene stützjahrübergreifend dar. 

2. In der Hochspannungsebene wird aufgrund des rein durch Betriebsmittelüberlastungen getrie-

benen Ausbaubedarfs die konventionelle Verstärkung empfohlen. Innovative Maßnahmen 

können in der Hochspannungsebene den Ausbau reduzieren bzw. verzögern, haben jedoch nur 

begrenzte Anwendungsmöglichkeiten. 

3. Die Ladeleistungsbegrenzung von in unterlagerten Spannungsebenen angeschlossenen Lade-

punkten ist aus Sicht der Hochspannungsebene ein eher theoretisches Konzept mit grundsätz-

lich maßnahmenreduzierender Wirkung. Die Anwendung einer Ladeleistungsbegrenzung im 

Planungsprozess ist bei Verhältnismäßigkeit der Kollektivgröße jedoch nicht zweckdienlich, 

sondern lokal bzw. mit Fokus in den unterlagerten Spannungsebenen zu sehen. 

4. Die Netzoptimierung durch innovative Planungs- und Betriebsvarianten stellt in städtischen 

Hochspannungsnetzen eine weniger wirkungsvolle Option zur Reduktion des Ausbaubedarfs 

als in ländlichen Hochspannungsnetzen dar. 

5. Der Bau weiterer HöS/HS-Umspannwerke ist als spezifische Einzelfallbetrachtung zu sehen. 

Er kann in Abhängigkeit der Versorgungsaufgabe und der Ausgangssituation zu Einsparungen 

hinsichtlich des Ausbaus von Hochspannungsleitungen führen. Bei einer Gesamtbetrachtung 

kann es jedoch zu signifikant höheren Kosten führen. 

6. Für einen Großteil der Leitungsmaßnahmen ist ein Kabelquerschnitt von q = 1.200 mm² (Al) 

ausreichend. In wenigen Fällen – bspw. für Transportleitungen – ist q = 2.000 mm² (Al) oder 

ein Parallelsystem notwendig, wobei dies stark vom verwendeten Netzkonzept abhängt. 

7. Es wird empfohlen, ein variables Netzkonzept mit Handlungsoptionen vor dem Hintergrund 

der relevanten Ausgangssituation – bspw. Netzkonzept, weitere Ausbautreiber, Regelkonzepte 

in den unterlagerten Spannungsebenen – abzuleiten, um der zukünftigen Versorgungsaufgabe 

zu begegnen. 

 





 

 

1 Einleitung 

In diesem Kapitel wird erläutert, in welchem Zusammenhang der vorliegende Leitfaden erarbeitet 

wird. Es wird außerdem dargelegt, in welchem Kontext er in Bezug auf die aktuelle energiewirt-

schaftliche Situation einzuordnen ist. Nach einer Zusammenfassung der zugrundeliegenden Mo-

tivation zur Erarbeitung dieses Leitfadens werden der Fokus und die Zielsetzung sowie abschlie-

ßend der grundsätzliche Aufbau des Leitfadens beschrieben. 

1.1 Motivation 

Das Thema Energiewende und die grundsätzlich daran geknüpften Klimaschutzziele sind mittler-

weile in allen Gesellschaftsbereichen angekommen. 

Als wesentlicher Bestandteil der Energiewende wird derzeit die Elektrifizierung sowohl des Mo-

bilitäts- als auch des Wärmesektors forciert [1]. Dies geschieht in den nächsten Jahren jedoch 

weder schnell noch planbar, sondern langsam und wenig planbar, sodass die Auswirkungen auf 

insbesondere städtische Verteilnetze (Netze) nicht verlässlich abgeschätzt werden können. Daher 

gilt es u. a. nachfolgende, wesentliche und bisher offene Fragen zu technischen Fragestellun-

gen/Anforderungen zu beantworten: 

• Wie viel Ladeinfrastruktur (LIS) für Elektromobilität muss in Bezug auf die elektrifi-

zierte Individualmobilität und den elektrifizierten öffentlichen Personennahverkehr 

(eÖPNV) mit welchen elektrischen Ladeleistungen wo in bestehenden städtischen Netzen 

integriert werden? 

• Welchen Beitrag zur Reduzierung des konventionellen Netzausbaus können innovative 

Betriebsmittel (z. B. regelbare Ortsnetztransformatoren) oder Technologien (z. B. Last-

management) in diesem Zusammenhang grundsätzlich leisten? 

• Wo müssen die städtischen Netze für wie viel Power-to-X-Anlagen, insbesondere in 

Form einer Elektrifizierung des Wärmesektors mithilfe von elektrischen Wärmepumpen 

(WP), vorbereitet werden? 

In den nächsten Jahren wird, vor allem durch die Elektromobilität induziert, eine Vielzahl neuer 

(innovativer) Lasten bzw. Letztverbraucher in den Netzen vorzufinden sein, weswegen anzuneh-

men ist, dass zunehmend städtische Netze an ihre technischen Grenzen stoßen werden. Daher 

besteht ein erhöhtes Risiko, dass durch die Integration zusätzlicher und neuer Lasten Spannungs-

bandverletzungen oder Betriebsmittelüberlastungen auftreten werden. 
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1.2 Fokus und Zielsetzung  

Das Hauptziel des Forschungsprojektes Neue Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische 

Verteilnetze zur Anpassung an die Anforderungen der Energiewende (PuBStadt) besteht in der 

Ableitung neuer Planungs- und Betriebsgrundsätze (PuB) für städtische Netze, die nicht nur den 

heutigen Anforderungen genügen, sondern maßgeblich zur Integration von Elektromobilität und 

WP geeignet sind. Die städtischen Netze müssen zukünftig folglich auch für die nächsten Jahr-

zehnte genug elektrische Energie und elektrische Leistung innerhalb der jeweiligen Spannungs-

ebene bereitstellen können, um die neuen Lasten neben den bestehenden Lasten zu versorgen. 

Zur Bestimmung der neuen PuB für städtische Netze wird vor diesem Hintergrund wie folgt vor-

gegangen: 

1. Zunächst werden als Basis für alle weiteren Schritte Trends und Einflussfaktoren auf städti-

sche Netze untersucht, um darauf aufbauend Szenarien für die zukünftige konventionelle Las-

tentwicklung auswählen zu können. 

2. Im Anschluss erfolgt eine Ermittlung repräsentativer Niederspannungsnetze (NS-Netze), Mit-

telspannungsnetze (MS-Netze) und Hochspannungsnetze (HS-Netze) mittels Clusterungsver-

fahren und den berücksichtigten Netzstrukturparametern Anschluss- und Lastdichte. Als 

Grundlage dienen Stromnetze der Netzbetreiber (NB) Stromnetz Berlin GmbH, Stutt-

gart Netze GmbH, Rheinische NETZGesellschaft mbH, SachsenNetze GmbH, ener-

city Netz GmbH und Erlanger Stadtwerke AG. 

3. Die ausgewählten Szenarien werden dann mit einer einheitlichen Systematik auf die identifi-

zierten repräsentativen Netze regionalisiert und im weiteren Verlauf zur Abbildung der zu-

künftigen Versorgungsaufgaben städtischer Netze sowie zur Ausführung konventioneller und 

innovativer Netzplanungen für die jeweilige Spannungsebene herangezogen. 

4. Auf Basis der steigenden Anzahl neuer Lasten wird über die Stützjahre 2030, 2040 und 2050 

untersucht, inwieweit die Netze die Anforderungen an netztechnische Rahmenbedingungen 

erfüllen. Dabei wird zunächst die konventionelle Netzplanung derart durchgeführt, dass die 

Versorgung der Letztverbraucher auch in Zukunft unter Einhaltung/Wahrung technischer 

Restriktionen möglich ist. 

5. Um grundsätzlich den konventionellen Netzausbau zu reduzieren, wird anschließend die Netz-

planung mit innovativen Betriebsmitteln und Technologien durchgeführt. Dabei stellt die kon-

ventionelle Netzplanung sowohl die Referenz- als auch eine Rückfall-Variante dar, für den 

Fall, dass die innovativen Planungs- und Betriebsvarianten nicht mit den angenommenen 

Möglichkeiten zur Verfügung stehen bzw. die Grenzwertverletzungen beheben können. 
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6. Neben der konventionellen wird auch die innovative Netzplanung für jede Spannungsebene 

einzeln betrachtet und spannungsebenenübergreifend durchgeführt, da die Niederspannungs-

ebene (NS-Ebene), die Mittelspannungsebene (MS-Ebene) und die Hochspannungsebene 

(HS-Ebene) gleichermaßen von den technischen Fragestellungen betroffen sind. 

7. Für eine Identifikation der technisch-wirtschaftlichsten Netzplanungsvarianten werden zu-

nächst Bewertungskriterien erarbeitet, anhand derer im Anschluss eine technisch-wirtschaftli-

che Bewertung durchgeführt wird. 

8. Abschließend werden auf Basis der technisch-wirtschaftlichen Bewertung aller Planungs- und 

Betriebsvarianten neue PuB für städtische Netze abgeleitet, die im vorliegenden Leitfaden zu-

sammengeführt werden. 

Die für die jeweiligen Analysen getroffenen Annahmen und Modellgrenzen können Anhang 17.1 

(Seite 209) entnommen werden. 

Unter Anwendung verschiedener Planungs- und Betriebsvarianten auf repräsentative städtische 

Netzstrukturen werden gewonnene Erkenntnisse und generalisierte Grundsätze für die Planung 

und den Betrieb der Netze wie folgt definiert: 

„Regeln für die Auslegung städtischer Verteilnetze der öffentlichen Versorgung im Hinblick 

auf die in Zukunft an sie gestellten Anforderungen. Dabei wird der Begriff „Grundsätze“ als 

Erkenntnis, Aussage oder Regel verwendet, welche die Basis für nachfolgende Überlegungen, 

Aussagen oder Tätigkeiten bilden.“ [2] 

Die neuen PuB haben das Ziel, im Rahmen der Netzplanung möglichst allgemeingültige Hinweise 

dafür zu geben, nach welchen Prämissen, Methoden und Strategien städtische Netze zukünftig 

auszurichten sind. Sie werden innerhalb des Leitfadens auf einer Ebene erläutert, die Cluster und 

Handlungsempfehlungen beschreibt und somit Richtlinien für die Auswahl von Optionen gibt. 

Lösungsoptionen eines Clusters können so nach einer Überprüfung auf ähnliche Netze übertragen 

werden, die sich innerhalb des jeweiligen Clusters befinden. 

Unabhängig von den erarbeiteten PuB werden auch weiterreichende Handlungsempfehlungen ge-

geben, die im Rahmen der Netzplanung weniger grundlegenden Charakter haben, jedoch auch 

zur umfangreichen Integration von LIS und WP in städtische Netze beitragen können. 

Der Hauptfokus im Forschungsprojekt PuBStadt liegt daher grundsätzlich auf der Integration von 

LIS, sowohl im Rahmen des elektrifizierten Individualverkehrs auf der NS- und MS-Ebene als 

auch des eÖPNV auf der HS-Ebene und WP auf der NS-Ebene sowie deren Auswirkungen auf 

die überlagerten Spannungsebenen. Dafür wird eine geeignete Methode erarbeitet und im vorlie-

genden Leitfaden näher erläutert, mit der es ermöglicht wird, für weitere städtische Netze prog-

nostizierte Anzahlen von Lasten im Rahmen der Elektromobilität und Elektrifizierung des Wär-

mesektors zu regionalisieren. In diesem Zusammenhang ist es wichtig, die relevanten topologi-

schen und technischen Ausrichtungen von städtischen Netzen aufzuzeigen. 
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Nicht im Fokus stehen u. a. Fragen zur Entwicklung und Umsetzung neuer, innovativer Markt-

modelle wie z. B. regionale Flexibilitätsmärkte. Des Weiteren werden keine Analysen durchge-

führt, die im Anschluss Aussagen zur optimalen Betriebsorganisation von NB treffen können. 

Ebenfalls aus der Studie ausgeschlossen werden Auswirkungen unterschiedlicher Instandhal-

tungsstrategien. Diese sind abhängig vom jeweiligen NB, sodass diese nicht im Leitfaden inte-

griert werden können. 

Rein ländliche Netzstrukturen sind ebenfalls kein Gegenstand des Leitfadens, da diese im Gegen-

satz zu städtischen Netzstrukturen in erhöhtem Maße vom Zubau dezentraler Energiewandlungs-

anlagen (DEA), wie z. B. Photovoltaikanlagen (PVA), betroffen sind. Für neue PuB, die auf die 

Integration von DEA abzielen, wird auf den Leitfaden gemäß [3] verwiesen, der in diesem Zu-

sammenhang die relevanten topologischen und technischen Ausrichtungen von ländlichen Netzen 

beschreibt und als Ergänzung zum vorliegenden Leitfaden angesehen werden kann. 

1.3 Aufbau des Leitfadens 

In Kapitel 2 (Seite 7) werden zunächst Grundlagen der Netzplanung beschrieben, die den Kern 

des Leitfadens darstellen. Die grundsätzliche Vorgehensweise kann dabei von den jeweiligen un-

ternehmensindividuellen Vorgaben abweichen und dient lediglich dem Grundverständnis. Kapi-

tel 3 (Seite 11) gibt einen Überblick über die zukünftige Stadtentwicklung im Hinblick auf iden-

tifizierte Trends und Einflussfaktoren. Diese haben nicht nur einen Einfluss auf konventionelle 

Leistungsannahmen für die zu analysierenden Stützjahre, sondern ebenfalls erhebliche Auswir-

kungen auf die Erarbeitung bzw. Anwendung von Szenarien im Rahmen der Netzplanung, weil 

dadurch die zukünftige Versorgungsaufgabe definiert wird. Aufbauend auf den Trends und Ein-

flussfaktoren, die in einem Nachfragemodell zusammengeführt werden, thematisiert Kapitel 4 

(Seite 17) die technischen Rahmenbedingungen wesentlicher für städtische Netze relevante Las-

ten bzw. Letztverbraucher, um die jeweiligen technischen Anforderungen zu definieren. Es wird 

beschrieben, was z. B. notwendig ist, um LIS für Elektromobilität oder WP berücksichtigen zu 

können. Kapitel 5 (Seite 27) erläutert im Anschluss ökonomische Rahmenbedingungen, die zu 

beachten sind, sobald die technischen Voraussetzungen erfüllt werden und die entsprechenden 

Lasten in die Netze integriert werden können. Neben diesen ökonomischen Rahmenbedingungen 

wird anschließend der regulatorische Rahmen in Kapitel 6 (Seite 33) näher erläutert, da dieser 

fest mit der Integration neuer Lasten verknüpft ist. Im Bereich der grundsätzlichen Rahmenbe-

dingungen erfolgt in Kapitel 7 (Seite 39) die netztechnische Betrachtung insbesondere in Bezug 

auf Spannungshaltung und Betriebsmittelbelastbarkeit für die jeweiligen Spannungsebenen. Er-

gänzend werden weitere Themengebiete wie z. B. Versorgungszuverlässigkeit oder Kurzschluss-

beanspruchung genannt, die ebenfalls eine hohe Relevanz im Kontext der Netzplanung haben, im 

vorliegenden Leitfaden jedoch nicht betrachtet werden. Nach der Erläuterung aller zu berücksich-
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tigenden Rahmenbedingungen erfolgt in Kapitel 8 (Seite 59) die Analyse und Auswahl von Sze-

narien zur zukünftigen Versorgungsaufgabe. Dazu wird zunächst die Methode erläutert, um an-

schließend die Szenarien für die identifizierten relevanten Technologien/Lasten abzubilden, die 

im Anschluss in Kapitel 9 (Seite 69) regionalisiert werden. Dafür wird ebenfalls die zugrundelie-

gende Methode beschrieben. 

Aufbauend auf den allgemeinen Kapiteln 2 bis 9 werden dann netztechnisch relevante Themen-

gebiete abgearbeitet. Kapitel 10 (Seite 79) umfasst daher die Ermittlung repräsentativer Netz-

strukturen, um auf Basis der ausgewählten und mit den Szenarien modellierten Netze Grenzwert-

verletzungen zu identifizieren. Spannungsbandverletzungen und Betriebsmittelüberlastungen 

werden im Anschluss in Kapitel 11 (Seite 85) mit konventionellen, sowie in Kapitel 12 (Seite 95) 

mit innovativen Planungs- und Betriebsvarianten behoben. Für eine technisch-wirtschaftliche Be-

wertung dieser Planungs- und Betriebsvarianten kann Kapitel 13 (Seite 127) die Bewertungsme-

thode entnommen werden. Auf der Grundlage der durchgeführten Netzplanungen je Spannungs-

ebene werden dann in Abschnitt 14.1 (Seite 140) spannungsebenenübergreifende PuB sowie in 

Abschnitt 14.2 (Seite 143) für die NS-Ebene, in Abschnitt 14.3 (Seite 163) für die MS-Ebene und 

in Abschnitt 14.4 (Seite 181) für die HS-Ebene abgeleitet. Den Abschluss des Leitfadens bildet 

Kapitel 15 (Seite 193) mit einer Zusammenfassung sowie einem Ausblick. Eine Übersicht zum 

Aufbau des Leitfadens kann der Abbildung 1.1 entnommen werden. 

 

Abbildung 1.1: Aufbau des Leitfadens
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2 Grundlagen der strategischen Netzplanung 

Jedes wirtschaftlich agierende Unternehmen muss die zur Verfügung stehenden finanziellen Mit-

tel so einplanen, dass sie zielgerichtet und das Gesamtsystem optimierend eingesetzt werden. Ge-

rade für NB, die NS-, MS- sowie die vorgelagerten HS-Netze bewirtschaften müssen, ist eine 

strategische Netzplanung (kurz: Netzplanung) unabdingbar. Ziel ist es, die Netzplanung im Vor-

feld dahingehend über Leitlinien zu standardisieren, dass sie objektiven und standardisierten 

Grundforderungen folgen, die als allgemein anerkannt gelten und daher in allgemeine PuB über-

tragbar sind. Diese Grundsätze sollen innerhalb eines Unternehmens zu einheitlichen Ergebnissen 

und Bewertungen führen, jedoch netzbetreiberspezifisch noch ergänzt und angepasst werden kön-

nen, um so individuellen Anforderungen zu begegnen. Dafür sind zunächst so viele sachbezoge-

nen Informationen wie möglich zur Erfüllung spezifischer Anforderungen zusammenzutragen, 

um eine bestmögliche und hohe Informationsdichte zu erhalten. Damit ist es möglich, das jewei-

lige Planungsziel mit geeigneten Planungsmaßnahmen optimal zu erreichen, nachdem verschie-

dene Netze mit einer für die Zukunft festgelegten Versorgungsaufgabe (Zielnetze) erarbeitet, ver-

glichen und bewertet wurden. [4] 

Die beschriebene Vorgehensweise bei der Netzplanung wird nachfolgend detaillierter erläutert 

und ist als grundsätzlicher Prozessablauf in der Abbildung 2.1 dargestellt. 

 

Abbildung 2.1: Grundsätzliche Vorgehensweise bei der strategischen Netzplanung für das jeweilige Planungs-

ziel auf Basis von [3] 

Definition grundlegender Planungsziele 

Grundlegende Planungsziele sind zunächst dadurch definiert, dass sie den jeweils aktuell gültigen 

Gesetzen, Vorschriften, Normen, Ver- und Anordnungen sowie allgemein anerkannten Regeln 

der Technik oder technischen Richtlinien entsprechen müssen. Darüber hinaus gibt es weitere 

Ziele, wie z. B. dass für städtische Netze sichergestellt werden muss, dass sie die zunehmende 

Leistung durch LIS für Elektromobilität bereitstellen oder einer anderen gewünschten Versor-

gungsaufgabe gerecht werden. Diese Planungsziele sind allgemein gehalten und daher grundsätz-

lich für alle Netze, unabhängig vom jeweiligen NB, gültig. [3] [4] 
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Identifikation spezifischer Anforderungen 

Neben den allgemeinen Planungszielen gilt es, noch weitere spezifische und ggf. vom jeweiligen 

NB abhängige Anforderungen zu identifizieren. Ein wesentlicher Bestandteil dieses Planungs-

schrittes ist z. B. die Auswahl von Szenarien für einen bestimmten Planungshorizont mit ver-

schiedenen Stützjahren oder die Regionalisierung von bestimmten Lasten in die Netze. Des Wei-

teren gibt es auch vereinzelt Bestrebungen, gültige Normen etwas enger zu fassen, wenn bspw. 

abweichende Vorgaben hinsichtlich des geltenden Spannungsbandes in Bezug auf die 

DIN EN 50160 [5] oder spezifischere Belastungsgrenzen für Betriebsmittel definiert werden. Alle 

Anforderungen für die Netzplanung werden in einen Anforderungskatalog überführt, den das 

Zielnetz mit einer Rangfolge der Priorität erfüllen muss. [3] [4] 

Gewinnung und Aufbereitung sachbezogener Informationen 

Das Fundament für eine optimale Zielnetzplanung ist das Vorhandensein einer hohen Informati-

onsdichte für Prognosen in die Zukunft auf Basis von u. a. technischen, ökonomischen, regulato-

rischen und netztechnischen Rahmenbedingungen bzw. Anforderungen. Je geringer diese Infor-

mationsdichte ist, desto robuster muss das jeweilige Netz bei Abweichungen von diesen Progno-

sen sein. Daher ist es wichtig, so viele und belastbare Informationen wie möglich und nötig ein-

zuholen, um eine ausreichende Datenqualität zu gewährleisten und diese für die Weiterverarbei-

tung aufzubereiten. Wenn bspw. als Anforderung festgelegt wird, dass private LIS anhand der in 

den Netzen befindlichen Gebäudestruktur regionalisiert wird, müssen zwingend die Daten zu Ein-

familienhäusern (EFH), Zweifamilienhäusern (ZFH) bzw. Ein- und Zweifamilienhäusern (EZFH) 

sowie Mehrfamilienhäusern (MFH) vorliegen. Sind dabei gewisse Informationen nicht zugäng-

lich, ist es notwendig, diese anderweitig abzuleiten oder sich ihnen anzunähern. So lassen sich 

bspw. in guter Näherung Gebäudestrukturen aus Zählpunkten pro Hausanschluss generieren und 

für die Netzplanung nutzen. [3] [4] 

Auswahl geeigneter Planungsmaßnahmen 

Nach Vorliegen des definierten Planungsziels, spezifischer Anforderungen, die über u. a. das ge-

nerelle technische Regelwerk hinausgehen, sowie aller für die Zielnetzplanungen notwendigen 

Informationen kann die Auswahl geeigneter Planungsmaßnahmen beginnen. Hierfür steht grund-

sätzlich ein breites Spektrum zur Verfügung, welches aus konventionellen, also bereits etablier-

ten, sowie überwiegend innovativen Planungsmaßnahmen besteht, die zwar vereinzelt bereits An-

wendung finden, allerdings noch nicht flächendeckend von allen NB eingesetzt werden. Dabei 

können aufgrund der spezifischen Anforderungen ggf. im Vorfeld Maßnahmen nicht berücksich-

tigt werden. Wenn z. B. ausgeschlossen wird, dass in einem Netzgebiet LIS angesteuert wird, 

kann ein Lastmanagement als Planungsmaßnahme entfallen und muss somit nicht bei den Ziel-

netzplanungen berücksichtigt werden. [3] [4] 
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Erarbeitung verschiedener Zielnetzplanungen 

Sofern festgelegt wird, welche Planungsmaßnahmen analysiert werden, sind die Zielnetzplanun-

gen in einer Netzberechnungssoftware durchzuführen. Hierbei sind gleichermaßen alle notwen-

digen Informationen aus dem dritten Planungsschritt in der Modellierung zu berücksichtigen. Im 

Anschluss werden auf Basis der identifizierten Grenzwertverletzungen die Planungsmaßnahmen 

zur Behebung von Spannungsbandverletzungen und/oder Betriebsmittelüberlastungen angewen-

det. Somit liegt am Ende für jede Planungsvariante vor, welche Grenzwertverletzungen in wel-

chem Stützjahr auftreten und mit welchen Maßnahmen sie behoben werden können. [3] [4] 

Vergleich und Bewertung aller Varianten 

Nach der Durchführung aller potenziell geeigneten Planungsmaßnahmen pro Netz ist es wichtig, 

diese gegenüberzustellen, miteinander zu vergleichen und zu bewerten. Für die Bewertung stehen 

mehrere Möglichkeiten zur Verfügung. Neben der reinen Kostenbewertung, die das sowohl gän-

gigste als auch ein wirtschaftliches Kriterium darstellt, ist es auch möglich, die einzelnen Pla-

nungsvarianten anhand technischer Kriterien wie z. B. den Netzverlusten zu bewerten. [3] [4] 

Bestimmung und Planung des Zielnetzes 

Nach der Auswertung aller Bewertungen wird schließlich die optimale Zielnetzplanung ausge-

wählt, sodass auf Basis aller zuvor durchgeführten Schritte auf der einen Seite die Grundsatzpla-

nung (u. a. unternehmensinterne Grundsätze und externe Vorgaben) als strategische Planung und 

auf der anderen Seite auch die Strukturplanung (u. a. Systemstrukturen und Betriebsmittelpara-

meter) als operative Planung abgeschlossen sind. Abschließend kann die Ausführungsplanung 

(u. a. Detailplanung der Leitungen und Anlagen) als Projektplanung starten. Im Rahmen dieser 

Ausführungsplanung (kein Bestandteil des vorliegenden Leitfadens), die gleichzeitig die Schnitt-

stelle zum Bau darstellt, werden dann u. a. unter Berücksichtigung der jeweiligen Eigentumsver-

hältnisse zum einen die individuellen Detail- und Planungskonzepte für z. B. Umspannwerke 

(UW) oder Ortsnetzstationen (ONS) und zum anderen die Feintrassierungen für die Leitungssys-

teme, also die Festlegungen der konkreten Leitungsstrecken erarbeitet. Insbesondere ist bei der 

Trassierung darauf zu achten, ob Synergieeffekte mit bestehenden Leitungen der gleichen oder 

mit einer anderen Sparte wie z. B. Gasleitungen erzielt werden können, um ein Gesamtkostenop-

timum zu erreichen. [3] [4] [6] 

 





 

 

3 Analyse der Stadtentwicklung 

Städte und urbane Räume bilden seit jeher Ballungszentren gesellschaftlicher Interaktion und 

menschlichen Konsums. Global betrachtet lebt derzeit ca. 54 % der Weltbevölkerung in Städten, 

die nicht nur 80 % der Wertschöpfung abbildet, sondern auch 78 % des Primärenergiebedarfs und 

70 % aller Treibhausgasemissionen verursacht [7]. Vor dem Hintergrund des Klimawandels sind 

Städte somit zentraler Bestandteil zahlreicher Nachhaltigkeitsstrategien. Zudem befinden sich 

Städte und Gemeinden in einem konstanten Wandel und stehen vor der großen Herausforderung, 

ihren Bürgern ressourcenschonende sowie bedarfsgerechte Lebensräume zu schaffen und quali-

tativ anspruchsvolle Dienstleistungen bereitzustellen. Dazu gehören u. a. smarte städtische Mo-

bilität, Energieeffizienz, nachhaltiges Wohnen, öffentliche Dienstleistungen, Bildungsangebote, 

Einzelhandel, Nahversorgung sowie digitale Verwaltung und Beteiligung [8]. Die Nutzung dieser 

Dienstleistungen, vor allem aber der private Konsum von elektrischem Strom, Wärme und Kraft-

stoffen, sowie der Energiebedarf von Industrien und Gewerben, erfordert den Aufbau und Betrieb 

einer jeweilig spezifischen Energieinfrastruktur zur Versorgung von Bürgern, sowie Unterneh-

men. Da diese Energieinfrastruktur dem Wandel der Städte und der Weiterentwicklung von 

Dienstleistungen und Anwendungen folgen muss, gilt es Trends und Einflussfaktoren zu identi-

fizieren und zu analysieren, welchen Einfluss verschiedene Entwicklungen auf die Energienach-

frage haben. 

3.1 Trends 

Zahlreiche globale und lokale Trends in verschiedenen Sektoren wirken sich entweder direkt oder 

indirekt auf die mittel- bis langfristige Entwicklung von urbanen Lebensräumen aus. Neben 

Trends in der Energieversorgung sind auch Trends in der Stadt- und Bevölkerungsentwicklung, 

im Industrie- und Mobilitätssektor, aber auch sektorenübergreifend zu identifizieren. 

Parallel weisen Städte naturgemäß vielfältige, individuelle Charakteristika auf. Einerseits sind 

dies statische Gegebenheiten wie bspw. Siedlungsstrukturen, geografische Bedingungen, energe-

tische Potenziale, andererseits dynamische Entwicklungen wie z. B. Demografie, Energiebedarf, 

wirtschaftliche Situationen, Bedürfnisse und Industrialisierung. Dies bedeutet, dass der urbane 

Raum stark durch lokale Gegebenheiten charakterisiert ist und in einer Vielzahl von Ausgestal-

tungsformen auftritt [9]. Demzufolge ist die Wirkung der verschiedenen globalen und lokalen 

Trends auf den spezifischen Lebensraum bzw. das Versorgungsgebiet immer sehr individuell zu 

prüfen. Die in der Tabelle 3.1 (Seite 12) aufgeführten Trends dienen somit einer qualitativen Ein-

ordnung, nicht aber der quantitativen Bestimmung. 

Um allerdings die Auswirkungen auf die Lastentwicklung zu quantifizieren, gilt es – dort wo es 

möglich ist – die Trends mit Einflussfaktoren zu verknüpfen, ggf. auf Rückkopplungen zu prüfen 

und Wirkungszusammenhänge modellhaft abzubilden. 



12 3 ANALYSE DER STADTENTWICKLUNG 

 

Tabelle 3.1: Urbane Trends und deren Beschreibung 

Trend Beschreibung 

Urbanisierung vs. „Stadtflucht“ Urbanisierung beschreibt die nationale Migration vom ländlichen 

Raum in Städte. Als Gegenbewegung ziehen aber auch Menschen 
von Städten zurück in den ländlichen Raum („Stadtflucht“). Aller-

dings überwiegt derzeit die Urbanisierung deutlich, sodass die über-

wiegende Mehrheit der Städte wächst. [10] 

Neue Raum- und Siedlungsstruk-

tur 

Hierbei geht es insbesondere um städtische Raum- und Siedlungs-

strukturen. Ein Beispiel ist die Verdichtung anstelle einer Erweite-

rung der Fläche. 

Ansteigender Zugang zu Elektri-

zität 

Der Netzanschluss erfolgt an das öffentliche Versorgungsnetz bzw. 

der Zugang erfolgt durch lokale Erzeugung. 

Umweltschutz Mehr Entscheidungen werden (auch) unter dem Aspekt der Nachhal-

tigkeit und der Auswirkungen auf die Umwelt getroffen. Dabei spie-

len Ressourcenschonung und Umweltverträglichkeit wesentliche 

Rollen. 

Klimawandel Klimawandel bezeichnet die Veränderung des Klimas auf der Erde. 

Energieeffizienz Ziel ist es, die Energieeffizienz (Verhältnis eines Nutzens zu dessen 

Energieeinsatz) zu steigern, d. h. die eingesetzte Energie bei glei-

chem Output zu reduzieren. 

Dezentrale Energiewandlung Durch die erhöhte Wettbewerbsfähigkeit von kleineren Energie-

wandlungsanlagen wird immer mehr elektrischer Strom in einer 

Vielzahl von DEA erzeugt. 

Alternde Infrastruktur Veraltete, sich teilweise am Ende ihres Lebenszyklus befindende 

oder vor dem Hintergrund eines schnellen Wachstums ungenügend 
ausgelegte Infrastrukturen für Energie, Wasser, Abwasser und Ver-

kehr benötigen Investitionen. 

Standortwettbewerb Städte stehen im Wettbewerb um Ressourcen aller Art (Unterneh-

men, Sachkapital, Bewohner, Humankapital). Dementsprechend gibt 

es das Bestreben, die Lebensqualität in der Stadt zu erhöhen (z. B. 

Grünflächen, Mobilitätskonzepte etc.) und Unternehmen anzuzie-

hen. 

Bevölkerungsentwicklung Entspricht der demographischen Entwicklung der Bevölkerung in 

Bezug auf Struktur (Zusammensetzung der Bevölkerung aus Grup-

pierungen) und Bevölkerungsbewegungen (räumlich, wie z. B. Wan-

derungen, räumliche Mobilität, Migration etc.) 

Neue Mobilitätskonzepte Städtische Ballungsgebiete bieten zunehmend bessere öffentliche 

Fortbewegungsmöglichkeiten an und Innenstädte werden verstärkt 

autofrei. Außerdem setzen immer mehr Menschen auf Car-Sharing-
Angebote. 

Neues Konsumverhalten Onlinekäufe und digitale Serviceangebote (z. B. Onlinebanking) so-

wie stationäre Geschäfte als Showroom nehmen zu. 

Sektorenkopplung Verschiedene Sektoren, v. a. Strom, Gas, Wärme und Verkehr, wer-

den verknüpft. 

Industrie 4.0 und Internet of 

Things  

Die horizontalen und vertikalen Wertschöpfungsketten in Industrie-

unternehmen werden digital vernetzt. 

Digitalisierung  Analoge Werte und Daten werden zur Weiterverarbeitung in Anwen-

dungen, Produkten und Prozessen digitalisiert. 

Automatisierung Prozesse und Tätigkeiten werden automatisiert. 

Smart Home/Smart Building IT und eine gemeinsame Kommunikation von Gebäudeautomation, 

Sicherheitstechnik und Energieverteilung konvergieren. 

Schutz und Sicherheit Kritische Infrastrukturen sollen so ausgelegt und betrieben werden, 

dass auch bei Beeinflussungen von außen – wie z. B. großen Um-

welteinwirkungen und Angriffen – weitreichende Störungen vermie-

den werden. 
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3.2 Einflussfaktoren 

Zur Erarbeitung eines Nachfragemodells werden globale und lokale Trends mit Einfluss auf den 

urbanen Energiebedarf herausgearbeitet und diese über spezifische Einflussfaktoren auf die Ent-

wicklung des Energiebedarfs verknüpft. Als Ergebnis werden eine Identifikation und erste Ab-

schätzung der wesentlichen Einflussfaktoren auf die unterschiedlichen Lasten, die im Rahmen 

des Leitfadens untersucht werden, ermittelt (siehe Abbildung 3.1). Dabei ist z. B. der Elektrifi-

zierungsgrad des Wärmesektors ein wesentlicher Einflussfaktor, der die elektrische Leistung von 

Haushalten, Gewerben und Industrien verändern wird. 

  

Abbildung 3.1: Einflussfaktoren auf die Entwicklung und Verteilung elektrischer Lasten 

Diese erste Abschätzung dient zum einen als Arbeitsgrundlage, um die Rahmenbedingungen und 

Szenarien für die verschiedenen Lasten abzuleiten. Zum anderen erfolgt auf dieser Grundlage 

eine Einordnung hinsichtlich der Möglichkeit einer Erfassbarkeit bzw. einer Messbarkeit der ein-

zelnen Einflussfaktoren (bspw. Anzahl der Gebäudetypen je Netzgebiet für die Beschreibung der 

Wohn- bzw. Gebäudestruktur). Hinsichtlich der Berücksichtigung der Einflussfaktoren auf die 

Entwicklung urbaner Lasten, werden diese teilweise in das Nachfragemodell (siehe Abschnitt 3.3, 

Seite 15) überführt, bei dem quantitativ ein Zusammenhang der Einflussgrößen untersucht wird. 

Eine Kurzbeschreibung des qualitativen Zusammenhangs auf die Lastentwicklung und – wo mög-

lich mit einer Trendaussage auf Basis der Literaturauswertung – zeigt die Tabelle 3.2 (Seite 14). 
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Tabelle 3.2: Übersicht der qualitativen Einschätzung urbaner Trends und deren Anwendung im Leitfaden 

Einflussfaktor Beschreibung 

Anzahl Stadt-Bevöl-

kerung 

Je nach Region wird von einer konstanten bzw. einer leicht steigenden bis stei-

genden Stadtbevölkerung ausgegangen. [11] 

Gewerbliche Letztver-

braucher 

Die Anzahl der gewerblichen Letztverbraucher ist sehr spezifisch und regions-

abhängig und ist daher im Einzelfall zu prüfen oder vereinfachend als konstant 

anzusetzen. 

Wohn-/Gebäudestruk-

tur 

Es wird vereinfachend von einem steigenden Anteil der 1-2-Personen-/Einfa-

milienhaushalte pro Stadt und damit einer Zunahme der individuellen Wohn-

fläche und des Energieverbrauchs ausgegangen. [11]  

Einkommensstruktur/-

verteilung 

Der relative Unterschied der Einkommensquintilen zeigt bis 2021 keine Sprei-

zung des Lohneinkommens [12] [13]. Vereinfacht wird eine Fortführung der 

Annahmen über das Jahr 2021 hinaus angesetzt. 

Selbstversorgungsgrad Eine Zunahme des Selbstversorgungsgrads der privaten Haushaltslasten kann 

zu einer Reduktion der Maximallast führen. [14-16] 

Für die konventionelle Planung wird von einer max. Leistung der (neuen) Las-

ten ohne Flexibilitäten ausgegangen. Für die innovative Planung werden Flexi-

bilitäten berücksichtigt (siehe Abschnitt 12.2.7, Seite 110). 

Energieeffizienz Die Auswirkungen von Energieeffizienzmaßnahmen durch technologische 

Fortschritte bei der Energieeinsparung, sowie einer Erhöhung der Wirkungs-

grade im Haushalt bei u. a. der Beleuchtung und weißer Ware kann durch die 

Ansetzung von Effizienzfaktoren je Sektor Haushalte, Gewerbe/Handel/Dienst-

leistungen und Industrie abgebildet werden. [14-16] 

Allerdings gilt auch hier, dass der Ansatz für die Sektoren GHD und Industrie 

sehr spezifisch zu betrachten ist. Zudem kann vereinfachend angenommen wer-

den, dass bspw. Effizienzsteigerungen in der Industrie durch einen gleichzeiti-

gen Anstieg des Bruttoinlandsproduktes (BIP) kompensiert werden. 

Die Energieeffizienzmaßnahmen werden vereinfacht über einen pauschalen 

Ansatz durch Effizienzfaktoren nur für Haushaltslasten angesetzt. 

Elektrifizierung Wär-

mesektor 

Die Elektrifizierung kann flächendeckend durch den Zubau dezentraler Wär-

mepumpen oder in Form zentraler Wärmeversorgungskonzepte Einfluss haben. 

[14-16] 

Im Rahmen des Leitfadens werden nur für den flächendeckenden Einsatz de-

zentraler Wärmepumpen Szenarien mit unterschiedlichen Leistungsvorgaben 

angesetzt (siehe u. a. Abschnitt 4.4, Seite 21 und Abschnitt 8.5.2, Seite 66). 

Steuerbare Lasten Es werden Effekte von der Anwendung durch Flexibilitäten klassischer 

Stromanwendungen berücksichtigt. [14-16] 

Für die konventionelle Planung im Rahmen des Leitfadens wird von keinen 

Flexibilitäten (steuerbare Lasten) ausgegangen. Innerhalb der innovativen Pla-

nung werden unterschiedliche Regelkonzepte bei Ladeinfrastruktur und Wär-

mepumpen berücksichtigt (siehe Abschnitt 12.2.7, Seite 110). 

BIP Die Steigerung der Wertschöpfung fließt insbesondere in die Entwicklung der 

Industrielasten ein. Jedoch sind Prognosen des BIP meist auf nationaler Ebene 

und nur selten auf regionaler Ebene vorhanden. Folglich ist es denkbar, dass – 

analog zum Einflussfaktor Energieeffizienz – ein prognostizierter Anstieg des 

BIP durch mögliche Effizienzgewinne kompensiert wird. Im Rahmen des Leit-

fadens wird keine explizite Einflussnahme durch das BIP berücksichtigt. 

Anteil der Bevölke-

rung zu Elektrizität 

Die letzten drei genannten Einflussfaktoren haben Auswirkungen auf die Ent-

wicklung der Nachfrage, bedingen aber einer separaten lokalen Bewertung und 

Modellierung. Daher werden diese Einflussfaktoren im Rahmen des Leitfadens 

vernachlässigt. 
Energiepreise 

Temperatur 
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3.3 Nachfragemodell 

Die Prognose von elektrischen Lasten zur Definition der zukünftigen Versorgungsaufgabe ist ein 

essentieller Bestandteil des Netzplanungsprozesses. Im Rahmen des Transformationsprozesses 

der Energiewende ist es neben der Abschätzung von Lasten, die neu in Netze zu integrieren sind 

(LIS und WP, siehe Kapitel 4, Kapitel 8 und Kapitel 9), mitunter auch notwendig, Effekte auf 

konventionelle Haushaltslasten bzw. deren Lastprofil zu bewerten. Dieser Effekt kann einerseits 

im Einsatz von energieeffizienten Anwendungen begründet sein, andererseits ist er auch durch 

demographische Entwicklungen im Hinblick auf bspw. eine veränderte Bevölkerungs- und 

Wohnstruktur zurückzuführen. 

Um den Effekt dieser sowohl technischen als auch demographischen Aspekte in Bezug auf kon-

ventionelle Haushaltslasten, die i. d. R. durch ein historisches Verhalten auf Basis eines Standard-

Lastprofils (SLP) [17] beschrieben werden, zu erfassen, wird ein langfristiges Nachfragemodell 

für städtische Haushalte entwickelt [18]. Im Rahmen des Netzplanungsprozesses wird die Ab-

schätzung von gewerblichen und industriellen Lasten aufgrund ihrer heterogenen Charakteristika 

als Einzelfallbetrachtung gesehen. 

Als Ausgangspunkt für das Nachfragemodell dienen die definierten Trends und Einflussfaktoren 

(Abschnitt 3.1 und 3.2). Diese herausgearbeiteten globalen und lokalen Trends mit Einfluss auf 

den urbanen Energiebedarf werden über spezifische Einflussfaktoren auf die Entwicklung des 

Energiebedarfs verknüpft. Als Ergebnis wird eine Identifikation und erste Abschätzung der we-

sentlichen Einflussfaktoren auf die Lasten ermittelt. 

Der grundsätzliche Aufbau des Nachfragemodells ist in der Abbildung 3.2 (Seite 16) dargestellt. 

Das Modell durchläuft einen zweiphasigen Prozess und basiert dabei auf einer Kombination aus 

einem statistischen und einem deterministischen Modell. Diese Modellstruktur ergibt sich auf-

grund der zur Verfügung stehenden Datenbasis zur Prognose der zukünftigen Entwicklung. So 

wird das statistische Modell für den Datenbereich verwendet, für den historische Daten zur Ver-

fügung stehen und für den der Einfluss auf die Lastentwicklung auf Grundlage dieser Daten er-

mittelt werden kann sowie für den eine Fortschreibung möglich ist (z. B. Anzahl der Bevölkerung, 

Wohn- bzw. Gebäude- oder Einkommensstruktur). Für den Datenbereich aus denen auf Grund-

lage historischer Entwicklungen keine Abschätzung zum Einfluss auf die Lastentwicklung getä-

tigt werden kann (z. B. Selbstversorgungsgrad, Effizienzsteigerung und Entwicklung von WP), 

wird dagegen ein deterministisches Modell verwendet. [18] 



16 3 ANALYSE DER STADTENTWICKLUNG 

 

  

Abbildung 3.2: Grundsätzlicher Aufbau des Nachfragemodells für Haushaltslasten auf Basis von [18] 

Das Nachfragemodell zielt darauf ab, die Lastprofile für den Sektor Haushalt für vorgegebene 

Szenarien zu erstellen. Auf Basis der zur Verfügung gestellten Netz- und Verbrauchsdaten sowie 

z. B. auf Basis von OpenStreetMap-Daten [19] selbst zusammengetragenen sozioökonomischen 

Daten, wie bspw. die Anzahl der Haushalte und die Einkommensstruktur, werden über ein Modell 

auf Basis einer linearen Regression mit einem sogenannten elastischen Netz die Modellparameter 

bzw. Koeffizienten unter Berücksichtigung von Einschränkungen und Nebenbedingungen ermit-

telt. Die jeweilige Nebenbedingung stellt dabei die Minimierung der Abweichung zu den vorlie-

genden Messwerten dar. Seitens der NB werden hier Lastgänge auf Ortsnetzstationsebene, Mess-

werte auf Hausanschlussebene und SLP zur Verfügung gestellt. Die Modellparameter werden 

dahingehend ermittelt, dass die Abweichung zwischen dem modellierten und dem gemessenen 

Energiebedarf als auch die Abweichung zwischen der modellierten und der gemessenen Spitzen-

leistung minimiert sowie eine Überanpassung vermieden wird. Ziel ist es, die Beziehung zwi-

schen den unabhängigen Variablen (bspw. Bevölkerungszahl, Anzahl der Haushalte) und der ab-

hängigen Variablen (gemessener jährlicher Energieverbrauch und Maximallast) zu ermitteln. [18] 

Im Rahmen der Anwendung des statistischen Modells werden die vorab definierten Szenarien 

bzgl. der Einflussparameter als Einstellwerte in das Modell eingegeben, um damit ein Lastprofil 

bzw. max. Leistungswerte für dieses gebildete Szenario für die definierten Stützjahre zu erstellen. 

Bei dem anschließenden deterministischen Modell wird über den Energiebedarf der Haushalte 

das SLP auf Basis von Effizienzfaktoren als Teil der deterministischen Datenbasis angepasst, um 

die Haushaltslastprofile zu skalieren. [18] 

Als Ergebnis des entwickelten Nachfragemodells für Haushaltslasten wird für die späteren Ana-

lysen aus dem angepassten Haushaltslastprofil die max. Last an jeder Ortsnetzstation bestimmt, 

um daraus Lastentwicklungsfaktoren abzuleiten. Diese beschreiben, wie sich die derzeitige ge-

messene Maximallast über die betrachteten Stützjahre bis zum Jahr 2050 für die einzelnen NS-

Netze verändert. Diese Entwicklung der konventionellen Haushaltslast wird im Planungsprozess 

für alle Spannungsebenen durch Übertragung auf die MS- und HS-Ebene angewendet. 

 

Bevölkerung

Haushalte

Gebäude

…

Input n

Energie 

(Haushalt)

Neue/zusätz-

liche Profile

Demographische

Trends

Standard-

lastprofil

Skaliertes 

SLP

(Haushalt)

Statistische Modellierung Deterministische Modellierung

Angepasstes 

SLP

(Haushalt)

Technolo-

gische Trends

Neue max. 

Leistung

(Haushalt)

Gemessene

Energie

Gemessene

Leistung

Szenarien

Eingabedaten

(unabhängig)

Eingabedaten

(abhängig)

Unbekannte

Beziehung



 

 

4 Technische Rahmenbedingungen 

Die Analyse der Stadtentwicklung in Kapitel 3 hat speziell in Bezug auf städtische Verteilnetze 

gezeigt, dass drei wichtige Themenblöcke zu berücksichtigen sind. Dies sind zum einen konven-

tionelle Lasten, wie z. B. Haushalts-, Gewerbe- oder Industrielasten und zum anderen die Themen 

LIS für Elektromobilität sowie Power-to-X als wesentliche Bestandteile der Energiewende. Daher 

werden in den nachfolgenden Abschnitten die einzelnen Lasten hinsichtlich ihrer technischen 

Rahmenbedingungen im Detail erläutert. 

4.1 Grundlagen im Bereich konventioneller Lasten 

Konventionelle Lasten umfassen nach dem Verständnis dieses Leitfadens Haushaltslasten, ge-

werbliche sowie industrielle Lasten. Haushaltslasten werden aufgrund einer fehlenden Leistungs-

messung, einer vergleichsweise homogenen Leistungsverteilung und der Anbindung in der NS-

Ebene i. d. R. noch über SLP (siehe Abschnitt 3.3 und 7.6.1, Seite 52) hinsichtlich ihres Energie-

bedarfs berücksichtigt. Neben Lastprofilen für Haushalte gibt es zusätzlich auch repräsentative 

Lastprofile für die Landwirtschaft oder Gewerbekunden. Für temperaturabhängige Letztverbrau-

cher wie z. B. Elektrospeicherheizungen sind tagesparameterabhängige Lastprofile vorhanden. 

Des Weiteren gibt es auch für unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen, Bandlastkunden und 

Heizwärmespeicher separate Lastprofile. 

Grundsätzlich muss der Netzanschluss auf die max. zeitgleiche Leistung aller zusammengefasster 

Letztverbraucher ausgelegt sein. Bei Haushaltslasten kann der Leistungsbedarf für Wohnungen 

gemäß DIN 18015-1 [20] ermittelt werden. Konkrete Anschlussleistungswerte je Zählpunkt sind 

im Leitfaden im weiteren Verlauf zu finden (siehe Kapitel 14). 

Gewerbe- und Industrielasten größerer Leistung werden dagegen beim Netzanschluss i. d. R. als 

Einzelfall spezifisch betrachtet. Sie fallen in die Gruppe der Letztverbraucher, die einen Energie-

bedarf von mehr als Wel = 100.000 kWh/a aufweisen und damit eine registrierende Leistungsmes-

sung erhalten. 

Der Leistungsbereich, der in der jeweiligen Spannungsebene angeschlossen wird, kann sehr vari-

ieren bzw. ist von unterschiedlichen Faktoren abhängig. Auf NS-Ebene liegt der Leistungsbereich 

in einer Größenordnung von max. ca. P = 200 kW (dann mit einem direkten Anschluss an die 

ONS). Bei Leistungsgrößen aufwärts erfolgt der Anschluss in der MS-Ebene, wobei sich die An-

schlusskapazität um ca. P = 2 MW im 10-kV-Netz und P = 4 MW im 20-kV-Netz bewegt. Grö-

ßere Leistungen erfordern dann eine Direktanbindung an das HS/MS-UW oder sogar einen eige-

nen Anschluss in der HS-Ebene. [21-23]  
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4.2 Grundlagen im Bereich der elektrifizierten Individualmobilität 

Auf Basis von sich immer weiter aktualisierenden Daten zur öffentlichen LIS durch die Bundes-

netzagentur (BNetzA) [24] kann der Abbildung 4.1 eine Gegenüberstellung entnommen werden, 

wie sich der Zubau in den letzten Jahren entwickelt hat. Es ist zu erkennen, dass innerhalb von 

drei Jahren (Juli 2018 bis Juli 2021) ca. 15.200 Ladesäulen1 mit insgesamt ca. 26.600 Ladepunk-

ten (LP) in Betrieb genommen wurden. Wie die beschriebene Entwicklung des Zubaus von LIS 

im Rahmen des Leitfadens mit Blick in die Zukunft berücksichtigt bzw. umgesetzt wird, ist in 

Kapitel 8 beschrieben. 

Für eine Einschätzung der zugehörigen Ladeleistungen ist in der Abbildung 4.2 (Seite 19) die 

detaillierte Entwicklung der vorangegangen 13 Jahre dargestellt. Es ist zu erkennen, dass insbe-

sondere öffentliche LIS mit einer Ladeleistung PLL > 11 kW bis PLL = 22 kW in Betrieb genom-

men worden sind. Des Weiteren wurden auch in den letzten Jahren vermehrt Ladeleistungen 

PLL > 22 kW zugebaut, weshalb davon ausgegangen werden kann, dass LIS mit höheren Ladel-

eistungen stetig zunehmen wird. Dabei wird gemäß § 2 „Begriffsbestimmung Nr. 7“ und § 2 „Be-

griffsbestimmung Nr. 8“ der Ladesäulenverordnung vom 09.03.2016 [25] ein Normalladepunkt 

definiert als „ein Ladepunkt, an dem Strom mit einer Ladeleistung von höchsten 22 Kilowatt“ 

und ein Schnellladepunkt als „ein Ladepunkt, an dem Strom mit einer Ladeleistung von mehr als 

22 Kilowatt an ein Elektromobil übertragen werden kann.“ 

 

Abbildung 4.1: Entwicklung der öffentlichen Ladeinfrastruktur zwischen den Jahren 2018 und 2021 auf Basis 

von [24] 

 

1 Eine Ladesäule wird im Leitfaden definiert als eine Ladeeinrichtung für Elektrofahrzeuge mit zwei oder 

mehr Ladepunkten sowie einer systemseitig vorgegebenen Aufteilung der Ladeleistung in Abhängigkeit 

der ladenden Elektrofahrzeuge. An einer 22-kW-Ladesäulen können z. B. zwei Elektrofahrzeuge mit je-

weils PLL = 11 kW oder ein Elektrofahrzeug mit PLL = 22 kW geladen werden. Die Anschlussleistung 

bleibt davon unberührt. 
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Abbildung 4.2: Entwicklung der Ladeleistungen öffentlicher Ladeinfrastruktur auf Basis von [24] 

In den Daten der BNetzA sind grundsätzlich viele verschiedene Ladeleistungen berücksichtigt. 

Für die weiteren Analysen werden jedoch die am meist verbreiteten Ladeleistungen PLL = 3,7, 11, 

22, 50 und 150 kW mit einem angenommenen cos(φ) = 1 herangezogen. Die Leistungen werden 

für eine differenziertere Betrachtung zusätzlich in private Ladepunkte (pLP) mit PLL = 3,7, 11 

und 22 kW, sowie öffentliche Ladepunkte (öLP) mit PLL = 11, 22, 50 und 150 kW unterschieden. 

Folgende Definitionen, mit Ergänzung von Abbildung 4.3 werden dafür zugrunde gelegt: 

Öffentlich zugänglicher Ladepunkt: 

„Im Sinne dieser Verordnung ist ein Ladepunkt öffentlich zugänglich, wenn er sich entweder im 

öffentlichen Straßenraum oder auf privatem Grund befindet, sofern der zum Ladepunkt gehörende 

Parkplatz von einem unbestimmten oder nur nach allgemeinen Merkmalen bestimmbaren Perso-

nenkreis tatsächlich befahren werden kann.“ [25] 

Privat zugänglicher Ladepunkt: 

„Wird der Zugang dagegen nur einer von vornherein bestimmten oder bestimmbaren Personen-

gruppe eingeräumt, liegt kein öffentlich zugänglicher Ladepunkt im Sinne dieser Verordnung 

vor.“ [26] 

 

Abbildung 4.3: Unterscheidung der Zugangsbereiche für öffentliche und private Ladepunkte auf Basis von [27] 
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Die öffentliche LIS stellt somit grundsätzlich flächendeckend höhere Ladeleistungen zur Verfü-

gung. Dies ist gleichermaßen dem Umstand geschuldet, dass in den Technischen Regeln für den 

Anschluss von Kundenanlagen an das Niederspannungsnetz und deren Betrieb (TAR Niederspan-

nung, VDE-AR-N 4100) [28] geschrieben steht, dass „Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge mit 

Bemessungsleistungen ≥ 3,6 kVA sowie alle elektrischen Speicher beim Netzbetreiber anzumel-

den sind“ sowie, dass „der Anschluss von Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge, wenn deren 

Summen-Bemessungsleistung 12 kVA je Kundenanlage überschreitet, der vorherigen Beurtei-

lung und Zustimmung des Netzbetreibers bedarf“ [28]. Beide Aussagen haben für spätere Analy-

sen zur Folge, dass im privaten Bereich 3,7- und 11-kW-Ladeleistungen nur angemeldet, 22-kW-

Ladeleistungen dagegen genehmigt werden müssen und somit zahlenmäßig als Annahme weniger 

in den Netzen vorzufinden sind. 

Mit dem Wissen aus der bisherigen Entwicklung sowie den Ladeleistungen wird für pLP und öLP 

über die Stützjahre hinweg jeweils eine unterschiedliche prozentuale Entwicklung angenommen, 

die ab dem Jahr 2040 fortgeführt wird (siehe Tabelle 4.1). 

Tabelle 4.1: Angenommene Entwicklung privater und öffentlicher Ladeinfrastruktur über die im Leitfaden ver-

wendeten drei Stützjahre 

Private 

Ladeleistung 
2030 2040 2050 

Öffentliche 

Ladeleistung 
2030 2040 2050 

3,7 kW 10 % 0 % 0 % 3,7 kW 0 % 0 % 0 % 

11 kW 60 % 65 % 65 % 11 kW 5 % 5 % 5 % 

22 kW 30 % 35 % 35 % 22 kW 75 % 20 % 20 % 

50 kW 0 % 0 % 0 % 50 kW 15 % 50 % 50 % 

150 kW 0 % 0 % 0 % 150 kW 5 % 25 % 25 % 

4.3 Grundlagen im Bereich des elektrifizierten öffentlichen Personen-

nahverkehrs 

Neben der Elektrifizierung der Individualmobilität wird auch die Elektrifizierung der städtischen 

Busflotte im Öffentlichen Personennahverkehr (ÖPNV) immer weiter angestrebt und verfolgt. 

Dabei kommt das Fahrprofil von Busrouten im Stadtverkehr den Vorteilen der Elektromobilität 

mit Start-Stop-Charakteristik sowie planbaren und geringen Distanzen – Busse des ÖPNV fahren 

typischerweise durchschnittlich zwischen s = 100 km und s = 300 km am Tag [29] – entgegen. 

Vor dem Hintergrund der Fahrstrecken bestimmt die Ladestrategie maßgeblich die Dimensionie-

rung der Fahrzeugbatterie und mit direkter Konsequenz für das Netz auch die LIS. 

Aus Sicht der Ladestrategie wird zwischen der Ladung am Betriebshof und der Gelegenheitsla-

dung (ggf. noch Ladungen an ausgewählten Endhaltestellen als Zwischenlösung) unterschieden, 
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wohingegen aus technischer Sicht auch in Abhängigkeit der Ladestrategie zwischen verschiede-

nen Ladetechnologien unterschieden wird. Dabei gibt es die drei grundsätzlichen Konzepte des 

kabelgebundenen Ladens, des induktiven Ladens und des Batteriewechsels. Bei beiden erstge-

nannten Formen wird noch in Abhängigkeit des ausgewählten Konzeptes zwischen stationärem 

und dynamischem Laden differenziert. Dabei fällt auch die Ladung über ein Pantographsystem 

in den Bereich des kabelgebundenen, spontanen Ladens („opportunity charging“). Dem gegen-

über steht das Laden am Depot („depot charging“). Die Ladeleistung pro LP kann dabei je nach 

Ladestrategie und -technologie zwischen PLL = 150 kW und PLL = 600 kW liegen [30]. 

4.4 Grundlagen im Bereich von Power-to-X-Anlagen 

Unter Power-to-X (PtX) wird die Umwandlung von – bevorzugt durch Erneuerbare Energien (EE) 

erzeugten – elektrischem Strom in einen anderen Energieträger verstanden. Dabei findet entweder 

eine Unterscheidung anhand der Energieform (z. B. Power-to-Liquid) oder nach dem Verwen-

dungszweck (z. B. Power-to-Hydrogen) statt. Der Betrachtungsrahmen im vorliegenden Leitfa-

den beschränkt sich jedoch ausschließlich auf Power-to-Gas (PtG) und Power-to-Heat (PtH). 

Power-to-Gas-Anlagen 

Unter PtG werden in der Literatur oft die beiden separat betrachteten Technologien Power-to-

Hydrogen und Power-to-Methane zusammengefasst. Damit wird grundsätzlich ein chemischer 

Prozess beschrieben, der zunächst in einem Elektrolyseur Wasser mit elektrischer Energie auf-

spaltet und dabei Wasserstoff (Power-to-Hydrogen) erzeugt. Dieser kann in einem weiteren 

Schritt unter Zuführung von Kohlenstoffdioxid zu synthetischem Methan weiterverarbeitet 

(Power-to-Methane) oder direkt genutzt werden (Power-to-Hydrogen). 

Power-to-Gas-Anlagen (PtGA) können erzeugungs-, netz- oder marktgeführt betrieben werden. 

Bei einer erzeugungsgeführten Nutzung wird die regenerative Stromerzeugung ausgeglichen, so-

dass keine EE-Anlagen abgeregelt werden müssen, wenn das Stromnetz z. B. den zusätzlichen 

Strom nicht aufnehmen kann. Ist es dagegen das Ziel, im Stromnetz auftretende Engpasssituatio-

nen abzumildern oder zu verhindern, wird ein netzgeführter Einsatz angestrebt. In den beiden 

genannten Betriebsweisen sind die Standorte für PtGA dort auszuwählen, wo grundsätzlich Eng-

pässe auftreten können oder erwartet werden. Eine marktgeführte Betriebsweise zielt darauf ab, 

die Anlage mit Strom zu betreiben, wenn dieser an der Börse günstig und der Betrieb der PtGA 

demnach wirtschaftlich sinnvoll ist. Für den marktgeführten Einsatz ist ein Standort auszuwählen, 

der gut an das Strom- und Gasnetz angebunden ist, da der Einsatz lokalen Signalen folgt, wenn 

z. B. die Stromnachfrage gering und das Angebot durch regenerativ erzeugten Strom sehr hoch 

ist. [31] 

Neben den beschriebenen Aspekten zur Standortfindung in Bezug auf Betriebsweisen von PtGA 

sind weitere Faktoren zu berücksichtigen, die nachfolgend kurz erläutert werden. 
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Ein wesentlicher Faktor ist neben der zulässigen Zumischungsquote von Wasserstoff in Gasnetze 

die Druckebene des Gasnetzes, in der die PtGA angeschlossen wird. Während höhere Druckebe-

nen für zentrale, größere PtGA mit höheren Volumenströmen maßgebend sind, werden dezentrale 

kleinere PtGA in niedrigere Druckebenen integriert. Wenn bei dezentralen PtGA dabei eine ge-

ringe Gasnachfrage vorliegt, muss das synthetische Gas komprimiert werden, um es in eine hö-

here Druckebene einzuspeisen und an entlegenere Orte transportieren zu können. Jedoch sind 

diese notwendigen Verdichteranlagen in bestehenden Gasdruckregelanlagen aktuell nicht flä-

chendeckender Stand der Technik und es ist anzustreben, das Gas lokal zu nutzen. Ansonsten 

entstehen zusätzliche Kosten für weitere Anlagentechnik. Bei einer PtGA mit einer Methanisie-

rung sind ebenfalls weitere Kosten für den Transport einzukalkulieren, wenn sich die notwendi-

gen Kohlenstoffdioxidquellen nicht in der Nähe der PtGA befinden. Dies reduziert wiederum den 

Wirkungsgrad der PtGA. [31] 

Zusammenfassend kann in Bezug auf die technischen Rahmenbedingungen festgestellt werden, 

dass PtGA aktuell aufgrund der Standortanforderung spezifische Einzelplanungen darstellen und 

daher im vorliegenden Leitfaden nicht im Rahmen der Netzplanung berücksichtigt werden. 

Power-to-Heat-Anlagen 

Unter PtH wird analog zu PtG die Umwandlung elektrischer Energie in Wärmeenergie verstan-

den. Der Aufgabenbereich kann dabei in eine Elektrifizierung von Raumwärme, Warmwasser 

und industrielle Prozesswärme unterschieden werden. Letztere wird zumeist durch u. a. soge-

nannte Großwärmepumpen oder große elektrische Heizkessel bereitgestellt, sowie Raumwärme 

und Warmwasser durch WP zur Anwendung in Wohngebäuden. 

Die technischen Rahmenbedingungen für Power-to-Heat-Anlagen (PtHA), insbesondere für WP 

in Wohngebäuden, werden nachfolgend kurz beschrieben und unterscheiden sich grundlegend zu 

PtGA. 

Für die technische Auslegung – eine Standortfindung entfällt für Wohngebäude – müssen u. a. 

(1) der Heizleistungsbedarf, (2) der Leistungsbedarf für die Warmwasserbereitung, (3) eventuell 

vorhandene Sperrzeiten aus Vorgaben des Energieversorgungsunternehmens (EVU), (4) die Aus-

wahl der Wärmequelle, sowie (5) die Betriebsart bekannt sein oder festgelegt werden. [32] 

Beginnend mit (1) dem Heizleistungsbedarf eines Wohngebäudes muss dieser individuell berech-

net werden, sodass keine pauschalen Aussagen möglich sind. Im Wesentlichen ist dieser von der 

Art der Gebäudehülle, dem Nutzungsverhalten und dem Anwendungsfall abhängig. Der Ta-

belle 4.2 (Seite 23) können grobe Erfahrungswerte entnommen werden, die ausschließlich Nähe-

rungswerte darstellen, sodass die DIN EN 12831 [33] weiterhin für eine genaue Dimensionierung 

unabdingbar bleibt. Für eine Überschlagsrechnung kann allerdings angenommen werden, dass ein 

durchschnittliches EFH im Neubau ca. AEFH = 150 m2 Wohnfläche hat und diese beheizt werden 
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muss. Gemäß der Tabelle 4.2 ergibt sich somit ein spezifischer Heizleistungsbedarf i. H. v. ca. 

Qspez = 40 Wth/m
2 nach Energieeinsparverordnung (EnEV) 2016 und weiterhin ein thermischer 

Heizleistungsbedarf des Wohngebäudes zu QWG = 150 m2 · 40 Wth/m
2 = 6 kWth. Im Anschluss 

sind diejenigen WP zur Versorgung auszuwählen, die eine dafür entsprechende Leistungszahl 

(Coefficient Of Performance, COP) haben, die das Verhältnis aus Nennwärmeleistung Qn zur 

eingesetzten elektrischen Wirkleistung P darstellt. [34] 

Tabelle 4.2: Spezifische Heizleistungsbedarfe für Wohngebäude auf Basis von [32] 

Dämmstandard Spezifischer Heizleistungsbedarf in W/m² 

Neubau nach Energieeinsparverordnung (EnEV) 2016 20 … 40 

Nach EnEV 2009 30 … 50 

Nach EnEV 2004 40 … 60 

Nach Wärmeschutzverordnung 1995 50 … 60 

Baujahr ab ca. 1980 mit normaler Dämmung 70 … 90 

Älteres Mauerwerk ohne besondere Wärmedämmung 120 

Zusätzlich zum Heizbedarf für die Raumwärme ist mit (2) ggf. noch die Warmwasserbereitung 

pauschal mit QWW = 0,5 kWth bis QWW = 1,0 kWth einzukalkulieren bzw. ca. QWW = 0,25 kWth pro 

Person [32]. Ebenfalls muss mit (3) generell berücksichtigt werden, ob etwaige Sperrzeiten durch 

den NB gefordert werden, die dann mit einem Sperrzeitfaktor in den Gesamtheizleistungsbedarf 

einzubeziehen sind. „Sperrzeiten sind Zeiträume, in denen eine elektrische Anlage temporär und 

automatisiert und aktiv vom Netzbetreiber vom Verteilnetz getrennt (abgeschaltet/gesperrt) wird 

und dem Anschlussnehmer in dieser Zeit nicht (in vollem Umfang) zur Verfügung steht“ [35]. 

Pro Tag sind Sperrzeiten von max. dreimal zwei Stunden üblich und die Pause zwischen zwei 

Sperrzeiten muss mindestens so lange sein wie die vorangegangene Sperrzeit [35]. Für ältere 

Wohngebäude ergibt sich so z. B. ein zusätzlicher Sperrzeitfaktor von 1,33 für Sperrzeiten von 

dreimal zwei Stunden pro Tag [32]. 

Neben den zuvor genannten Kriterien ist ebenfalls noch mit (4) die entsprechende Wärmequelle 

(Luft, Sole, Wasser) auslegungsrelevant sowie mit (5) die Betriebsart. Bei einer monoenergeti-

schen2 Betriebsweise kann eine WP z. B. so ausgelegt werden, dass sie 95 % der Jahresheizarbeit 

allein zur Verfügung stellen kann. Für die restlichen 5 % der Jahresheizarbeit wird dann ein elekt-

risches Zusatzheizelement (ugs. Heizstab) notwendig. Diese Heizstäbe können Leistungen von 

PZH = 1 kW bis zu PZH = 9 kW und mehr haben, jedoch kann davon ausgegangen werden, dass 

 

2 Monoenergetisch bedeutet, dass nur ein Energieträger, wie z. B. elektrischer Strom, genutzt wird. 
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diese Heizstäbe eine durchschnittliche Leistung von ca. PZH = 6 kWel aufweisen. Beim Vorhan-

densein von Heizstäben kann die WP selbst effizienter ausgelegt werden, sodass die elektrische 

Leistungsaufnahme unter derer liegt, die ohne Heizstab notwendig ist. Bei einer monovalenten 

Betriebsweise kann die WP ganzjährig die Wärmeenergie ohne zusätzliche Wärmequelle bereit-

stellen. Die WP muss dann aber geringfügig höher ausgelegt werden. [34] 

Um eine Leistungswertannahme für WP ohne Heizstab zu ermitteln, wird eine Marktrecherche 

aus [34] herangezogen, in der die folgenden Systeme mit Prüfnachweis [36] analysiert wurden: 

• Luft-Wasser mit fest eingestellter Leistung (526 Stk.) 

• Luft-Wasser mit Leistungsregelung (1.083 Stk.) 

• Sole-Wasser mit fest eingestellter Leistung (899 Stk.) 

• Sole-Wasser mit Leistungsregelung (336 Stk.) 

• Wasser-Wasser mit fest eingestellter Leistung (559 Stk.) 

• Wasser-Wasser mit Leistungsregelung (150 Stk.) 

Weil Luft-Wasser-Wärmepumpen mit Leistungsregelung zum einen den höchsten Anteil der ana-

lysierten WP ausmachen sowie zum anderen grundsätzlich auch im Gegensatz zu Sole-Wasser- 

und Wasser-Wasser-Wärmepumpen besser in bestehende Wohngebäude mit weniger Aufwand 

integriert werden können, wird dieses System in der Abbildung 4.4 näher betrachtet. Es bietet 

sich hierbei an, die Leistungsbereiche in P < 3 kW, P = [3 ; 5] kW und P > 5 kW einzuteilen. In 

Ergänzung hierzu sind die Leistungsbereiche in der Abbildung 4.5 (Seite 25) auf alle Systeme 

angewendet. Es zeigt sich, dass der Anteil aller WP bis P = 3 kW, bis auf geregelte Wasser-Was-

ser-Wärmepumpen, am höchsten ist und PWP = 3 kW daher als Basis-Leistungswertannahme für 

den Leitfaden herangezogen wird. 

 

Abbildung 4.4: Einteilung in drei Leistungsbereiche für Luft-Wasser-Wärmepumpen mit Prüfnachweis auf Ba-

sis von [34] 
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Abbildung 4.5: Gegenüberstellung der definierten Leistungsbereiche für verschiedene Wärmepumpen im Rah-

men der Netzplanung auf Basis von [34] 

Aus allen vorgenannten Erläuterungen werden gemäß der Abbildung 4.6 PWP = 3,0 kW, 

PWP = 6,5 kW und PWP = 9,0 kW als Varianten für die Netzplanung berücksichtigt, um ein breites 

Spektrum abdecken zu können. Dabei stellt Variante 1 die Basis-Leistungswertannahme ohne 

Sperrzeiten und ohne Heizstab dar, wohingegen diese beiden Faktoren in Variante 3 mit abge-

deckt werden. Ergänzend wird in Variante 3 angenommen, dass das Vorhandensein des Heizsta-

bes eine Leistungsreduzierung von P = 3 kW auf P = 2 kW ermöglicht und dieser Wert mit dem 

max. Sperrzeitfaktor i. H. v. 1,33 gemäß [32] beaufschlagt wird, sodass sich mit den PZH = 6 kW 

des Heizstabes insgesamt PWP = 9 kW ergeben. Variante 2 stellt dann eine Durchmischung der 

beiden zuvor genannten Varianten dar (Variante 1 mit Sperrzeit und Variante 3), weil anzuneh-

men ist, dass sich innerhalb eines Netzgebietes verschiedene WP befinden. Daher wird ein Ver-

hältnis von 50:50 angenommen. Die Varianten 4 und 5 werden hingegen nicht näher analysiert, 

da der Unterschied zu den anderen Varianten zu gering ist. Ebenfalls werden Großwärmepumpen 

bzw. Heizkessel nicht berücksichtigt, da sie als gut planbare Einzelfälle, insbesondere in der MS-

Ebene, eingestuft werden. 

 

Abbildung 4.6: Darstellung verschiedener Varianten von Leistungswerten für Wärmepumpen im Rahmen der 

strategischen Netzplanung
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5 Ökonomische Rahmenbedingungen 

Neben den rein technischen Rahmenbedingungen sind auch ökonomische Rahmenbedingungen 

in die Netzplanung einzubeziehen, da diese ebenfalls Einfluss auf die zukünftige Entwicklung 

haben. Insbesondere die Entwicklung der Installations- bzw. Anlagenkosten sowie Strom- und 

Gaspreise haben einen direkten Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit und somit den Einsatz ver-

schiedener Technologien. Nachfolgend werden daher die grundsätzlichen und wesentlichen öko-

nomischen Aspekte der einzelnen Bereiche aufgeführt und erläutert. 

5.1 Investitionen für konventionelle Lasten 

Aufgrund der unterschiedlichen Ausprägungen konventioneller Lasten lassen sich keine pauscha-

len Kostenpositionen angeben, da dies bspw. sehr stark von der Anschlussebene abhängt. Grund-

sätzlich erfolgt die Abwicklung zur Herstellung oder Änderung eines Netzanschlusses in der NS-

Ebene gemäß der Verordnung über Allgemeine Bedingungen für den Netzanschluss und dessen 

Nutzung für die Elektrizitätsversorgung in Niederspannung (NAV) [37], wobei § 9 der NAV den 

NB dazu berechtigt, vom Anschlussnehmer die Erstattung der bei wirtschaftlich effizienter Be-

triebsführung notwendigen Kosten für die Herstellung des Netzanschlusses zu verlangen. 

Zudem kann der NB gemäß § 11 der NAV einen Baukostenzuschuss zur teilweisen Deckung der 

bei wirtschaftlicher und effizienter Betriebsführung notwendigen Kosten für die Erstellung oder 

Verstärkung der örtlichen Verteileranlagen vom Anschlussnehmer verlangen. Dies gilt jedoch 

erst ab Leistungsanforderungen von P > 30 kW. 

Die Anbindung von konventionellen Letztverbrauchern an höhere Spannungsebenen erfolgt über 

die Antragstellung mittels Formblätter der jeweiligen technischen Anschlussregeln [38] [39], wo-

bei aufgrund der spezifischen Charakteristika individuelle Angebote für den Anschluss an das 

HS- oder MS-Netz vom NB erstellt werden. Dieses umfasst die Kosten für den Anschluss und 

wiederum einen Baukostenzuschuss. Zudem kann bei Abweichungen der Blindleistungsvorgaben 

eine Position für Blindarbeit anfallen. 

5.2 Investitionen für die elektrifizierte Individualmobilität 

Basierend auf den bereits in Kapitel 4 beschriebenen technischen Rahmenbedingungen für die 

elektrifizierte Individualmobilität wird in diesem Abschnitt beleuchtet, welche Kostenpositionen 

grundsätzlich in welcher Art und Weise mit dem zunehmenden Ausbau der LIS entstehen. Der 

Tabelle 5.1 (Seite 28) können hierzu zentrale Kostenpositionen entnommen werden, die sich bei 

der Anschaffung sowie der Installation ergeben. Je nachdem, ob es sich um private oder öffentli-
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che LIS handelt, die ggf. durch den NB selbst aufgebaut wird, ist zu unterscheiden, welche Posi-

tionen für den NB relevant werden. Generell gilt, dass je höher die Ladeleistungen sind, desto 

teurer werden die LP. Eine grobe Orientierung des Allgemeinen Deutschen Automobil-Clubs 

e. V. (ADAC) aus dem Jahr 2021 [40] ergab – in Abhängigkeit der jeweiligen Ausstattung – für 

vornehmlich pLP, dass für 3,7-kW-Wallboxen3 ca. 600 €, für 11-kW-Wallboxen ca. 900 € und 

für 22-kW-Wallboxen ca. 1.300 € zzgl. der Einbaukosten anzusetzen sind. Des Weiteren gibt es 

von der KfW-Förderbank einen Zuschuss von 900 € pro 11-kW-Ladepunkt, wenn diese an Stell-

plätzen und in Garagen installiert werden, die zu Wohngebäuden gehören und nur privat zugäng-

lich sind [41]. Diese grobe Kosteneinschätzung unterstützt zusätzlich die angenommene Vertei-

lung der privaten Ladeleistungen über die Stützjahre mit dem Fokus auf zunächst 11-kW-Ladel-

eistungen (siehe Tabelle 5.1). 

Tabelle 5.1: Preisfaktoren für Kosten von Ladeinfrastruktur 

Anschaffung Installation 

Ladeleistung Entfernung zum Anschlusspunkt 

Kabel, Steckersystem und Schutztechnik Vorbereitende Arbeiten (z. B. Tiefbau etc.) 

Lastmanagementsystem und Schnittstellen Montage (z. B. Betonsockel mit Ständer etc.) 

Montageart und Schutzklasse Genehmigung des Netzbetreibers 

Zusätzliche Ausstattung Besondere Anforderungen 

Am Beispiel öffentlicher 22-kW-Ladesäulen ist dagegen zu beachten, dass die Kosten für solche 

Ladeeinrichtungen zurzeit deutlich über den Kosten privater LIS liegen und mitunter fünfstellige 

Beträge annehmen können. Bei der im Leitfaden ebenfalls angenommenen 150-kW-Ladeeinrich-

tung ist ergänzend festzustellen, dass hierfür stellenweise sechsstellige Beträge vorliegen können. 

Bei diesen hohen Ladeleistungen ist ebenfalls zu prüfen, ob diese in der NS-Ebene angeschlossen 

werden oder ein Anschluss in der MS-Ebene sinnvoll ist. Wesentlicher Kostenfaktor ist hier neben 

der aufgrund der hohen Ladeleistungen kostspieligen Hardware ebenfalls die Netzintegration 

durch den NB. Des Weiteren kann angenommen werden, dass die Preise für das Laden an öffent-

licher LIS mit hohen Ladeleistungen perspektivisch steigen werden, da es sich zum einen um eine 

Dienstleistung handelt und die Kosten für die entsprechende LIS auch wieder gedeckt werden 

müssen. Je nach Entwicklung ergeben sich aufgrund erhöhter Konkurrenz oder aufgrund von z. B. 

Skaleneffekten auch sinkende Preise. 

  

 

3 Eine Wallbox wird im Leitfaden definiert als Ladeeinrichtung für Elektrofahrzeuge mit Wandmontage 

und einem Ladepunkt. 
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5.3 Investitionen für den elektrifizierten öffentlichen Personennah-

verkehr 

Die Investitionen für den eÖPNV bilden sich vornehmlich durch die Anschaffungskosten von 

Elektrobussen, der LIS und die Netzanschlusskosten. Der Anschaffungspreis für einen Batterie-

bus der Standardklasse beträgt ca. 450.000 €, der einer Gelenkbusklasse ca. 700.000 € [30]. 

Die Kosten für LIS variieren je nach Ladestrategie bzw. -technologie und aufgrund des großen 

Leistungsbereichs sehr stark. Sie liegen je nach Ladeleistung und Ausführung zwischen 15.000 

bis 75.000 € für Ladesäulen mit Niederspannungsanbindung. Ab Leistungsklassen oberhalb von 

PLL = 200 kW kann von spezifischen Kosten i. H. v. 750 bis 1000 €/kW ausgegangen werden. 

[30] 

Entsprechend unterschiedlich fallen auch die anfallenden Kosten für den Netzanschluss aus. Je 

nachdem ob z. B. verteiltes Laden entlang der Strecke oder eine zentrale Ladung an Knotenpunk-

ten bzw. Betriebshöfen angestrebt wird. Für das derzeitig noch favorisierte Konzept der Depotla-

dung an Betriebshöfen wird ein Investitionsbedarf für die grundlegende Umstellung einer bishe-

rigen konventionellen Busflotte auf eine elektrifizierte Busflotte von einem Faktor 3 abgeschätzt 

[42]. 

5.4 Investitionen für Power-to-X-Anlagen 

Ökonomische Rahmenbedingungen im Bereich PtGA und PtHA sind dahingehend verschieden, 

dass z. B. auf der einen Seite Kostensenkungspotenziale entstehen, wohingegen auf der anderen 

Seite Technologieentwicklungen zu beobachten sind. Daher werden nachfolgend die wesentli-

chen Unterschiede herausgearbeitet. 

Power-to-Gas-Anlagen 

Für PtGA gibt es einige Aspekte, die im Rahmen ökonomischer Betrachtungen Relevanz haben. 

So wird elektrische Energie aktuell im Gegensatz zu anderen Energieträgern noch im höheren 

Umfang mit Abgaben und Umlagen belastet. Dies schließt bspw. die Erneuerbare-Energien-Ge-

setz-Umlage (EEG-Umlage) und die Netzentgelte ein, die als Bestandteile des Strompreises beim 

Betrieb einer PtGA anfallen. Ebenfalls existieren derzeit noch nicht ausreichend finanzielle An-

reize, die eine netzdienliche Betriebsweise von PtGA begünstigen. Die aktuelle Gesetzeslage 

wirkt sich benachteiligend auf den Betrieb von PtGA aus, sodass es am Markt etablierte Techno-

logien, wie z. B. Blockheizkraftwerke4, derzeit noch deutlich einfacher haben. [43] 

 

4 Mit Gas betriebene Blockheizkraftwerke werden bspw. öfters eingesetzt, weil deren Energieträger gene-

rell günstiger ist und weniger besteuert wird. 
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In Bezug auf die in Abschnitt 4.4 erläuterten drei Betriebsweisen sind diese generell aus dem 

Flexibilitätsmarkt des Stromsektors motiviert, wobei die Betriebsweisen aktuell eher als unwirt-

schaftlich einzustufen sind. Eine Effizienzsteigerung in der gesamten Prozesskette und dadurch 

ein zu erwartendes Kostensenkungspotenzial führt ggf. zu einer Erhöhung eines flächendecken-

den wirtschaftlichen Betriebs von PtGA. Genauso muss die Technik von PtGA kontinuierlich 

weiterentwickelt und müssen die gesetzlichen Rahmenbedingungen verbessert werden. Infolge-

dessen führt aktuell nur eine hohe Betriebsauslastung bei gleichermaßen geringen Gasgestehungs-

kosten zu einem effizienten Betrieb, bei dem sich dann die hohen Investitionskosten auf viele 

Betriebsstunden verteilen und eine PtGA somit wirtschaftlich ist. [31] 

Zusammenfassend kann für die ökonomischen Rahmenbedingungen festgehalten werden, dass 

für PtGA einige Aspekte zu berücksichtigen sind. So sind auf der einen Seite Kostensenkungspo-

tenziale für die Anschaffungs- und Betriebskosten, Anlagenwirkungsgrade, sowie Verdichtungs-

kosten in eine höhere Netzebene in die Betrachtung einzubeziehen und auf der anderen Seite die 

Entwicklung der Gas- und Strompreise, die Gasnachfrage und das Gasangebot, sowie Speicher-

kapazitäten. Aus diesen und den bereits erläuterten Gründen in Abschnitt 4.4 stellen PtGA für 

städtische Netze grundsätzlich Einzelplanung dar, weshalb PtGA nicht weiter bei den Netzpla-

nungen berücksichtigt werden. 

Elektrische Wärmepumpen 

In Abschnitt 4.4 wurde bereits festgehalten, dass Großwärmepumpen bzw. Heizkessel im vorlie-

genden Leitfaden nicht näher betrachtet werden, da sie gut planbare Einzelfälle, insbesondere in 

der MS-Ebene, darstellen. Genauso wurde im vorherigen Abschnitt zu ökonomischen Rahmen-

bedingungen für PtGA ebenfalls festgestellt, dass diese Anlagen grundsätzlich Einzelplanungen 

darstellen und deshalb nicht näher betrachtet werden. Im Gegensatz dazu werden nun nachfolgend 

ökonomische Rahmenbedingungen für WP als weniger gut planbare Massentechnologie analy-

siert und aufgezeigt. Hierzu sind beginnend mit der Tabelle 5.2 (Seite 31) kapitalgebundene Kos-

ten aufgelistet. Es zeigt sich, dass Luft-Wasser-Wärmepumpen derzeit noch die kostengünstigste 

Lösung darstellen. Im Vergleich hierzu sind Wasser-Wasser-Wärmepumpen die teuerste Lösung, 

weil noch u. a. Tiefenbohrungen für die Erschließung der Wärmequelle im Erdreich vorgenom-

men werden müssen, die bei Luft-Wasser-Wärmepumpen entfallen, da sie die Energie aus der 

Umgebungsluft beziehen. Neben den generellen Erschließungskosten müssen wie bei jeder ande-

ren Technologie auch die Anschaffungskosten einkalkuliert werden. Im Falle von WP muss neben 

dem Umstand, dass diese Systeme in vielen Fällen noch teurer sind als konventionelle Heizsys-

teme wie z. B. Gas-Brennwertheizungen, weiterhin berücksichtigt werden, dass sich die Anschaf-

fungskosten je nach Hersteller, Nennwärmeleistung und Wirkungsgrad stark unterscheiden. Da-

her ist eine fach- und sachgerechte Planung der innovativen Heizsysteme unumgänglich, um über 

die gesamte Nutzungsdauer der neuen Anlagen hinweg den Kostenvorteil gegenüber konventio-

nellen Systemen wieder ein- bzw. überholen zu können. Es gilt dabei, dass je höher die Leistungs- 
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und Jahresarbeitszahlen von WP sind, umso effizienter kann der für den Betrieb erforderliche 

elektrische Strom genutzt werden. Die Jahresarbeitszahl gibt hierbei das Verhältnis zwischen der 

abgegebenen Wärmemenge Wth zur aufgenommenen elektrischen Energie Wel in der jeweiligen 

Heizperiode an. Umso kleiner dabei die Differenz zwischen Wärmequellen- und Heizungsvor-

lauftemperatur ist, desto effizienter arbeitet das jeweiligen Wärmepumpensystem5. Vorausset-

zung für die Ermittlung der Jahresarbeitszahl ist jedoch ein separater Stromzähler, der allerdings 

nicht flächendeckend installiert wird, weil sich die Mehrkosten für einen separaten Zähler über 

die Laufzeit nicht immer amortisieren. [32,44-46] 

Tabelle 5.2: Auswahlkriterien für die Wärmequelle von Wärmepumpen auf Basis von [45] 

Wärmequelle Kapitalgebundene 

Kosten 

Verfügbarkeit/ 

Einsatzmöglichkeiten 

Eigenschaften 

Außenluft 

(Luft-Wasser) 

Günstigste Quelle Keine baurechtlichen Auflagen, 

geringer Platzbedarf 

Sinken der Quellentemperatur 

mit steigender Heizlast 

Erdwärmesonden 

(Sole-Wasser) 

Hohe Kosten für 

Bohrung 

Eingeschränkt, Genehmigungs-

pflicht nach Wasserhaushaltsge-

setz (WHG) 

Quelle ganzjährig 0 °C bis 5 °C 

Erdwärme- 

kollektoren 

(Sole-Wasser) 

Zusätzliche 

Erdarbeiten 

Hoher Flächenbedarf, ggf. Ge-

nehmigung erforderlich 

Quelle ganzjährig -5 °C bis 2 °C 

Grundwasser 

(Wasser-Wasser) 

Brunnenbau und zu-

sätzliche Pumpe 

eingeschränkt, Genehmigungs-

pflicht nach WHG, ggf. Pump-

versuch erforderlich 

Quelle ganzjährig etwa 0 °C, zu-

sätzlicher Energiebedarf der 

Brunnenpumpe 

Über die Erschließungs-, Anschaffungs- und Stromkosten hinaus sind noch die üblichen Betriebs-

kosten für u. a. Instandhaltungsmaßnahmen einzubeziehen und etwaige Zusatzkosten für z. B. 

Puffer- bzw. Wärmespeicher. Die Betriebskosten sind gegenüber konventionellen Heizsystemen 

allerdings deutlich günstiger, da u. a. Kosten für Schornsteinfeger entfallen [46]. 

Zusammenfassend kann für die ökonomischen Rahmenbedingungen festgehalten werden, dass 

PtHA in Form von WP für den Massenmarkt in Bezug auf Erschließungs- und Anschaffungskos-

ten noch teurer sind als konventionelle Heizungssysteme. Allerdings überwiegen bei WP über die 

Nutzungsdauer bzw. Laufzeit hinweg bei korrekter Auslegung die Vorteile bei den Gesamtkosten 

und werden daher als zukunftsfähige Technologie für den Leitfaden berücksichtigt. 

 

5 Unter einem Wärmepumpensystem wird im vorliegenden Leitfaden eine Wärmepumpe mit ggf. weiteren 

notwendigen Anlagen verstanden wie z. B. ein zusätzliches Heizelement für Luft-Wasser-Wärmepumpen 

oder eine Brunnenpumpe für Wasser-Wasser-Wärmepumpen. 





 

 

6 Regulatorische Rahmenbedingungen 

Für den regulatorischen Rahmen sind neben den zuvor thematisierten technischen und ökonomi-

schen Rahmenbedingungen u. a. auch die Themenbereiche Steuern, Abgaben und Fördermecha-

nismen zu betrachten, insbesondere für Elektromobilität und PtX. Gerade im Bereich PtHA ist 

zwingend zu unterscheiden, ob es sich z. B. um WP für den Hausgebrauch oder um größere elekt-

rische Heizkessel handelt. Ungeachtet dessen, dass für den Leitfaden bereits Lasten festgelegt 

wurden und einige aus genannten Gründen der technischen und ökonomischen Rahmenbedingun-

gen nicht berücksichtigt werden, sind nachfolgend zur vollständigen Erläuterung alle regulatori-

schen Rahmenbedingungen näher erläutert und stützen gleichermaßen die Gründe zur Berück-

sichtigung und zum Ausschluss ebendieser Technologien. 

6.1 Einsatz von konventionellen Lasten 

Neben der expliziten Zuordnung von LIS als steuerbare Verbrauchseinrichtungen gemäß § 14a 

des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) [47] (siehe Abschnitt 6.2, Seite 34), wird darin grund-

sätzlich jede Verbrauchseinrichtung mit Anschluss in der NS-Ebene verstanden, die eine netz-

dienliche Steuerung erlaubt bzw. technisch ermöglicht. Somit gilt diese Einschätzung auch für 

konventionelle Lasten. 

Die in diesem Kontext adressierten konventionellen Lasten sind bspw. ungesteuerte Elektrospei-

cherheizungen. Die Anwendung des Paragraphen auf konventionelle Lasten hatte bisher jedoch 

nur geringe praktische Bedeutung und hat sich nur in der Umsetzung von der Versorgung mit 

Heizstrom über Hoch- und Niedertarife und somit reduzierten Netzentgelten ergeben. [48] 

Eine „Voraussetzungen für eine flächendeckende flexible Laststeuerung auf Grundlage von 

§ 14a EnWG bestehen derzeit weder auf regulatorischer noch auf technischer Seite“ [48], da z. B. 

das Verschiebepotenzial geringer ist, sodass der Fokus eher bei der Integration neuer Lasten wie 

LP und WP liegt. 

In Ergänzung zu den steuerbaren Verbrauchseinrichtungen im Bereich der NS-Ebene adressiert 

die „Verordnung über Vereinbarungen zu abschaltbaren Lasten (Verordnung zu abschaltbaren 

Lasten - AbLaV)“ [49], steuerbare Stromverbraucher, die durch einen Übertragungsnetzbetreiber 

angewiesen werden können, ihren Verbrauch zu reduzieren, um eine Netzengpass zu beheben. 

Ziel ist die Aufrechterhaltung der Netz- und Systemsicherheit. Anbieter können dazu unter Be-

rücksichtigung von Präqualifikationsbedingungen ein Gebot abgeben. Während bis zum Jahr 

2016 der Netzanschluss der steuerbaren Last mindestens in der HS-Ebene gelegen haben muss, 

wurde mit der Novellierung 2016 die Eintrittshürde reduziert und der Anbieterkreis versucht zu 

erweitern, sodass nun sowohl die Mindestangebotsleistung von P = 50 MW auf P = 5 MW redu-

ziert wurde und ein Anschluss auch auf MS-Ebene möglich ist [49]. Die derzeit gültige Fassung 

der Verordnung tritt zum 1. Juli 2022 außer Kraft. 
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6.2 Einsatz von elektrifizierter Individualmobilität 

Gemäß Abschnitt 4.2 steigt zunehmend der Ausbau von LIS. Gleichermaßen wird auch der regu-

latorische Rahmen geschaffen, der u. a. Privilegierungen, Energierecht, technische Regeln für den 

Anschluss sowie Förderungen einschließt. 

Privilegierungen werden aktuell dadurch geschaffen, dass z. B. in § 3 Abs. 4 des Elektromobili-

tätsgesetzes [50] Ausnahmen von Zu- und Durchfahrtsverboten für Elektrofahrzeuge bewilligt 

werden, sofern entsprechende Zusatzzeichen vorhanden sind. Daneben werden zunehmend mehr 

Sonderparkplätze für Elektrofahrzeuge ausgewiesen, um diese indirekt zu fördern. 

Im Rahmen des Energierechts gibt es mehrere Aspekte, die zu berücksichtigen sind. Zunächst 

werden Ladepunktbetreiber und -nutzer gemäß § 2 „Begriffsbestimmung Nr. 8“ des Messstellen-

betriebsgesetzes [51] und § 3 „Begriffsbestimmung Nr. 25“ des EnWG [47] beide als Letztver-

braucher festgelegt. 

Bezugnehmend auf Abschnitt 4.2, in dem bereits erläutert wurde, dass gemäß „der Anschluss von 

Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge, wenn deren Summen-Bemessungsleistung 12 kVA je 

Kundenanlage überschreitet, der vorherigen Beurteilung und Zustimmung des Netzbetreibers be-

darf“ [28] steht in § 17 „Netzanschluss, Verordnungsermächtigung“ des EnWG ergänzend, dass 

„[…] Betreiber von Energieversorgungsnetzen einen Netzanschluss nach Absatz 1 Satz 1 verwei-

gern können, soweit sie nachweisen, dass ihnen die Gewährung des Netzanschlusses aus betriebs-

bedingten oder sonstigen wirtschaftlichen oder technischen Gründen unter Berücksichtigung des 

Zwecks des § 1 nicht möglich oder nicht zumutbar ist. […]“ [47]. Auch an dieser Stelle wird 

bekräftigt, dass anzunehmen ist, dass der Fokus in den nächsten Jahren vorrangig auf privaten 11-

kW-Ladepunkten liegen wird. 

Für den perspektivischen Einsatz eines Lastmanagements, gerade auch beim zunehmenden Anteil 

von 22-kW-Ladeleistungen wird in § 14a „Steuerbare Verbrauchseinrichtungen in Niederspan-

nung“ des EnWG geschrieben, dass „[…] ein reduziertes Netzentgelt zu berechnen ist, wenn mit 

ihnen im Gegenzug die netzdienliche Steuerung von steuerbaren Verbrauchseinrichtungen, die 

über einen separaten Zählpunkt verfügen, vereinbart wird. Als steuerbare Verbrauchseinrichtung 

im Sinne von Satz 1 gelten auch Elektromobile. […]“ [47], was den Einsatz eines Lastmanage-

ments fördern soll. 

Des Weiteren sind im Energierecht auch Themengebiete zur EEG-Umlage, Übergangsvorschrif-

ten zu Messsystemen, sowie Stromrückspeisung im Kontext des EEG enthalten, die an dieser 

Stelle nicht näher analysiert werden, da sie sich teilweise noch in der Klärung befinden. Abschlie-

ßend kann allgemein festgehalten werden, dass der regulatorische Rahmen hinsichtlich Elektro-

mobilität noch nicht final in Normen und im technischen Regelwerk ausgearbeitet ist und somit 

noch einige Unklarheiten bestehen, die eine exakte Planung und Handhabung erschweren. 
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6.3 Einsatz von elektrifiziertem öffentlichen Personennahverkehr 

Eine explizite regulatorische (genormte) Grundlage für den eÖPNV existiert derzeit noch nicht. 

Notwendigkeiten bei der Standardisierung finden sich vor allem in den Bereichen der physikali-

schen Schnittstelle und dem Kommunikationsprotokoll zwischen Fahrzeug und der Ladeinfra-

struktur sowie der umgesetzten Ladesteuerung und hinsichtlich des Spannungsniveaus und der 

Ladeleistung [30]. 

Die DIN IEC 61851 [52] deckt mit ihren verschiedenen Teilen, z. B. der DIN EN 61851-23 (VDE 

0122-2-3):2018-10 [53] für konduktive Ladesysteme für Elektrofahrzeuge, das Laden von Elekt-

robussen in der Form noch nicht ab. Eine Ausgestaltung einer europaweiten Norm für das Laden 

von Elektrobussen wird daher aktuell seitens VDE/DKE erarbeitet [54]. 

6.4 Einsatz von Power-to-X-Anlagen 

Regulatorische Rahmenbedingungen unterscheiden sich zwischen PtGA und PtHA. Zusätzlich 

muss bei PtHA unterschieden werden, ob es sich z. B. um Großwärmepumpen bzw. Heizkessel, 

die insbesondere in der MS-Ebene vorzufinden sind, handelt, oder um WP für den Massenmarkt 

und die Gebäudewärmeversorgung. Daher werden nachfolgend die einzelnen Aspekte näher er-

läutert. 

Power-to-Gas-Anlagen 

Für den Einsatz von PtGA sind u. a. die EEG-Umlage, die Netzentgelte und die Stromsteuer re-

levant. PtGA werden aktuell noch als Letztverbraucher eingeordnet, weshalb hier aus juristischer 

Sicht Letztverbraucherabgaben zu zahlen sind. Sofern der ursprünglich eingespeiste elektrische 

Strom aus EEG-Anlagen erzeugt wurde sowie nach dem EEG gefördert und rückverstromt wird, 

ist keine EEG-Umlage zu zahlen. Es kann jedoch aus mehreren Gründen davon ausgegangen 

werden, dass der Betrieb der Rückverstromung kurz- und mittelfristig noch nicht wirtschaftlich 

ist. Dazu gehört auch, dass die Gasherstellung für die Rückverstromung noch nicht zu konkur-

renzfähigen Kosten realisierbar ist, die Betriebs- bzw. Volllaststunden der PtGA meist zu gering 

sind und dass die Flexibilität erst benötigt wird, wenn auch in ausreichend vielen Stunden der 

Anteil von EE im Strommix entsprechend hoch ist. [55] 

Im Bereich der Netzentgelte wird für PtGA – unabhängig vom nachgelagerten Sektor – eine Be-

freiung beim Strombezug für 20 Jahre nach Inbetriebnahme gewährt [55]. Eine Befreiung von der 

Stromsteuer ist für Betreiber im Gegensatz dazu möglich, wenn sie zum produzierenden Gewerbe 

gehören [55]. Eine Steuerentlastung mit einer teilweisen Befreiung kann beantragt werden, wenn 

Betreiber Industriegase herstellen, sofern die Stromkosten eines produzierenden Gewerbes zur 

Herstellung der Industriegase im Kalenderjahr mehr als 50 % der Kosten für die Herstellung die-

ser Gase übersteigt [55]. Des Weiteren kann gemäß § 9 Abs. 1 Nr. 3 Stromsteuergesetz 
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(StromStG) [56] die Stromsteuer entfallen, wenn die PtGA eine Stromnennleistung von max. 

P = 2 MW hat, der elektrische Strom ausschließlich aus EE stammt oder in unmittelbarer Nähe 

erzeugt und direkt entnommen wird. 

Neben den zuvor genannten Aspekten gibt es auch weitere Umlagen wie z. B. die Kraft-Wärme-

Kopplung-Umlage, die Abschaltumlage und die Konzessionsabgabe, die mit PtGA im Zusam-

menhang stehen. Nach derzeitiger Auffassung der BNetzA gibt es jedoch keine unmittelbaren 

Auswirkungen auf diese weiteren Rechnungspositionen, die kein Bestandteil der Netzentgelte 

sind, weshalb noch zu klären ist, ob und wie der Strombezug vor dem Hintergrund einer Netzent-

geltbefreiung oder -reduzierung mit diesen weiteren Umlagen belastet werden kann. [55] 

Elektrische Großwärmepumpen und Heizkessel 

Analog zu PtGA hängt die steigende Marktdurchdringung maßgeblich von der Wirtschaftlichkeit 

dieser Anlagen ab. Die Wirtschaftlichkeit ist dabei wiederum von den Netzentgelten, der EEG-

Umlage, der Stromsteuer sowie sonstigen netzbezogenen Kostenbelastungen abhängig. 

Eine befristete Befreiung von den Netzentgelten für Energiespeicher trifft in der derzeitigen Aus-

gangssituation nicht immer auf PtHA zu, weil der gespeicherte elektrische Strom zeitlich verzö-

gert wieder in dasselbe Netz eingespeist werden muss. Diese Voraussetzung der Rückverstro-

mung ist bei PtHA grundsätzlich technisch möglich, jedoch nur in wenigen Anwendungsfällen 

wirtschaftlich rentabel. Wenn jedoch ein Anspruch auf die Befreiung von Netzentgelten besteht, 

gilt dies nicht zwangsläufig für weitere Belastungen. So kann neben einer Netzentgeltbefreiung 

auch alternativ eine -reduzierung in Betracht kommen, wenn der NB eine PtHA als steuerbare 

Verbrauchseinrichtung steuern kann. [57] 

Beim Thema Stromsteuer kann der Betreiber eine Steuerentlastung geltend machen, wenn nach-

gewiesen werden kann, dass das produzierende Gewerbe den elektrischen Strom zur Wärmeer-

zeugung nutzt und diese Wärme an ein anderes produzierendes Gewerbe geliefert hat [57] oder 

gemäß [56], wenn die PtGH eine Stromnennleistung von max. P = 2 MW hat, der elektrische 

Strom ausschließlich aus EE stammt oder in unmittelbarer Nähe erzeugt und direkt entnommen 

wird. 

Elektrische Wärmepumpen 

Für WP im häuslichen Gebrauch bis P = 100 kW Nennwärmeleistung werden im regulatorischen 

Rahmen verschiedene Fördermöglichkeiten vom Bundesamt für Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle 

gegeben. Neben einer reinen Basisförderung erhalten modernere WP aufgrund einer verbesserten 

Gesamteffizienz noch eine Innovationsförderung. Wenn darüber hinaus auch eine Ansteuerung 

über z. B. ein Lastmanagement gegeben ist, gibt es weitere Zusatzförderungen zur Beantragung. 

[58]  
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6.5 Anreizregulierung 

Eingeführt im Jahr 2009 stellt die Anreizregulierung das derzeitige Konzept zur Kostenumle-

gung/Kostenumlage und Netzentgeltbildung von Stromnetzbetreibern über die Festlegung von 

Erlösobergrenzen dar. Ausgestaltet über die Anreizregulierungsverordnung (ARegV) [59] strebt 

sie eine zeitweilige Entkopplung der Erlöse von den Kosten des jeweiligen NB an. Die Erlösober-

grenze wird für eine fünfjährige Regulierungsperiode auf Basis der unternehmensindividuellen 

Netzkosten, die für jeden NB gemäß den Vorgaben der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) 

[60] aus einer Kostenprüfung ermittelt werden, mittels einer Erlösformel bestimmt. Der Erlös-

pfad, der sich aus der Erlösformel ergibt, berücksichtigt dabei als ein Kernelement einen Effizi-

enzvergleich, der die relative Effizienz der NB zueinander ermittelt, indem jeder einen individu-

ellen Effizienzwert auf Grundlage von definierten Aufwands- und Vergleichsparametern erhält. 

Zur Ermittlung eines individuellen Erlösobergrenzenpfades werden die verschiedenen Kostenan-

teile eines NB entsprechend der von der BNetzA ermittelten Beeinflussbarkeit unterschiedlich in 

die Erlösformel integriert und über verschiedene Parameter (z. B. über den Effizienzwert oder 

einen generellen sektoralen Produktivitätsfaktor zur Berücksichtigung von Effizienz- und Pro-

duktivitätsvorgaben) für die Dauer der Regulierungsperiode angepasst. 

Nach Vorgabe der Erlösobergrenze werden unter Beachtung der StromNEV die Netzentgelte kal-

kuliert. 

Über die Dauer der Regulierungsperiode sind aufgrund der Festsetzung der Erlöse zu Beginn der 

Periode die Kosten und Erlöse voneinander entkoppelt (zunächst ohne Berücksichtigung von in-

nerperiodischen Anpassungen), womit ein Anreiz für eine Effizienzsteigerung bzw. den Abbau 

von Ineffizienzen durch Kostensenkungen gesetzt werden soll. Einer daraus resultierenden Kritik 

(Zeitverzug bei Investitionen durch Fotojahreffekt) wurde im Zuge der Novellierung der ARegV 

im Jahr 2016 mit der Einführung des Kapitalkostenabgleichs für NB von Verteilnetzen Rechnung 

getragen. Über diesen soll mithilfe der zwei Bestandteile Kapitalkostenabzug und Kapitalkosten-

aufschlag ein jährlicher Abgleich der Kapitalkosten gewährleistet werden. Damit sollen einerseits 

Investitionen unmittelbar berücksichtigt und anerkannt werden, andererseits wird durch den Ab-

zug die jährliche Wertminderung der Anlagegüter berücksichtigt. Nachteilig wird daran jedoch 

gesehen, dass ein NB beim Abbau von Ineffizienzen benachteiligt wird, „wenn er ‚alte ineffizi-

ente‘ Investitionen, die während der Regulierungsperiode altersbedingt herausfallen, durch ‚neue 

effiziente‘ Investitionen ersetzt“ [61]. Der Kapitalkostenabgleich zielt demnach eher auf kapital-

gebundene Investitionen ab, sodass „kaum Anreize für weitere effiziente kostensenkende ‚smarte‘ 

Investitionen, die im Vergleich zu einem konventionellen Netzausbau meist deutlich betriebskos-

tenintensiver sind“ [61], geschaffen werden. 
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Der Effizienzvergleich auf Basis von Total Expenditures (TotEx) ist durch die Novellierung nicht 

grundsätzlich geändert, jedoch um einen Effizienzbonus erweitert worden, der NB auch bei einem 

Effizienzwert von 100 % noch weiterhin Anreize für effizientes Handeln geben soll. [62] 

Im Rahmen dieses Leitfadens werden die regulatorischen Aspekte bzw. Anreize/Zwänge der Tä-

tigung von Investitionen zur Aufrechterhaltung der Versorgungsaufgabe ausgeblendet und eine 

rein technisch-wirtschaftliche Auswertung mit Blick auf die sich ergebenen Gesamtkosten durch-

geführt. Somit basieren mögliche Rückschlüsse neben der teilweisen betriebswirtschaftlichen 

Perspektive der NB auch bzw. vor allem auf einer eher volkwirtschaftlichen Betrachtung der Kos-

ten unabhängig ihrer Anerkennung im derzeitigen regulativen Rahmen. Folglich werden mögli-

che Effekte durch den regulatorisch optimalen Zeitpunkt einer Investition oder unterschiedlicher 

Fokussierung auf Maßnahmen mit eher Investitions- oder Betriebskostengewichtung nicht be-

rücksichtigt. Dazu sind ansonsten netzbetreiberspezifische Rahmenparameter wie die Kosten-

struktur und Effizienzvorgaben notwendig. Zudem findet das Modell des Kapitalkostenabgleichs 

erst ab dem Jahr 2019 Anwendung und es ist nicht auszuschließen, dass in Zukunft weitere An-

passungen der Entgeltregulierung umgesetzt werden, sodass bei einer langfristigen, strategischen 

Betrachtung bis zum Jahr 2050 eine davon unabhängige Auswertung angestrebt wird. 

 



 

 

7 Netztechnische Rahmenbedingungen 

Neben den netzunabhängigen Rahmenbedingungen gibt es auch einige netzabhängige Rahmen-

bedingungen, die für Netzplanungen eingehalten werden müssen. So besteht in Abhängigkeit der 

Netzstrukturparameter und Versorgungsaufgaben von Bestandsnetzen und Neubaugebieten bzw. 

Neuerschließungen in der NS-, MS- und HS-Ebene die Möglichkeit, dass in den Netzen nicht 

normgerechte Betriebszustände auftreten, die in einer zusätzlichen Integration neuer Netznutzer 

begründet sind. Im Vorfeld werden zur Ermittlung bzw. zur Vermeidung dieser nicht zulässigen 

Betriebszustände Leistungsflussanalysen durchgeführt und ein umfangreiches technisches Regel-

werk berücksichtigt, welches u. a. aus Normen und Richtlinien besteht. Die Berücksichtigung des 

technischen Regelwerkes ist essentiell wichtig, um eine rechtssichere Aufbau- und Ablauforga-

nisation von Unternehmen sowie die Qualität gewährleisten zu können. Je nach vorgesehener 

Maßnahme sind ggf. unterschiedliche Normen und Richtlinien relevant. Zum grundlegend zu be-

trachtenden Regelwerk gehören insbesondere: 

• DIN EN 50160 (Merkmale der Spannung)    [5] 

• DIN VDE 0276 (Strombelastbarkeit von Starkstromkabeln)  [63] 

• DIN EN 50588-1 (Mittelleistungstransformatoren)   [64] 

• DIN EN 60076-1 (Leistungstransformatoren)    [65] 

• VDE-AR-N 4100 (TAR Niederspannung)    [28] 

• VDE-AR-N 4110 (TAR Mittelspannung)    [38] 

• VDE-AR-N 4120 (TAR Hochspannung)    [39] 

• VDE-AR-N 4105 (Erzeugungsanlagen am Niederspannungsnetz) [66] 

• VDE-AR-N 4121 (Planungsgrundsätze für 110-kV-Netze)  [67] 

Für die vorzeitige Identifikation von Grenzwertverletzungen sind daher aus vorgenannten Grün-

den zunächst Betriebspunkte zu definieren, für die die jeweiligen Vorgaben u. a. zur Spannungs-

haltung, Betriebsmittelbelastbarkeit und zu weiteren Kenngrößen einzuhalten sind. 

7.1 Betriebspunkte 

Die Dimensionierung eines Netzes erfolgt im Normalfall so, dass durch die Netzplanung kosten-

optimal sichergestellt wird, dass die Betriebsmittel bei einer angestrebten Versorgungssicherheit 

ausreichend für den vorgesehenen Betrieb (Normalbetrieb, für MS- und HS-Netze zusätzlich auch 

für den (n-1)-sicheren Betrieb und weitere relevante Betriebszustände) dimensioniert sind. 

Dies wird im Allgemeinen durch die Nachbildung von Betriebspunkten sichergestellt, die die 

Grenzen für den Netzbetrieb darstellen. Mit der Sicherstellung der ausreichenden Dimensionie-

rung der Betriebsmittel für diese Grenz- oder Extrembetriebspunkte wird deduktiv abgeleitet, dass 
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das vorliegende Netz ausreichend für den vorgesehenen Betrieb (auch von nicht betrachteten Be-

triebspunkten) dimensioniert ist. Dieses Vorgehen kann zu Unter- und Überdimensionierungen 

führen. Deshalb ist die Bildung von relevanten Betriebspunkten weiterhin Gegenstand der For-

schung. 

Grundsätzlich sind auch Leistungsflussanalysen auf Basis von Leistungszeitreihen von Netznut-

zern anwendbar. Dies ist je nach Anwendungsfall und Spannungsebene anzuwenden. Für die Pla-

nung von NS- und MS-Netzen werden bei der Verwendung von Leistungszeitreihen indirekt 

Gleichzeitigkeiten berücksichtigt und müssen somit nicht noch zusätzlich beachtet werden. 

Die auslegungsrelevanten Betriebspunkte müssen nicht zwingend realen Betriebspunkten ent-

sprechen, sondern (unter Verwendung von möglichst wenigen Betriebspunkten) die ausreichende 

Dimensionierung von Betriebsmitteln sicherstellen. 

Im Allgemeinen werden die folgenden Betriebspunkte untersucht: 

• „Starklast“: Es wird angenommen, dass die Lasten (ggf. auch Entnahmen oder Letztverbrau-

cher genannt) den max. zeitgleichen Leistungsbedarf beziehen, während gleichzeitig die Ein-

speisung im selben Netz (z. B. ein NS-Netz) minimal ist. 

• „Starkeinspeisung“: Hier wird angenommen, dass die Einspeisung im Netzgebiet max. ist, 

während gleichzeitig die Entnahme durch Lasten/Letztverbraucher minimal ist. 

o Eine übliche Annahme ist „100 % Einspeisung bei 30 % Last“. 100 % Einspeisung ist 

dabei auf die max. Einspeisung unter Berücksichtigung von Gleichzeitigkeiten bezogen. 

Entsprechende Annahmen sind vorab zu klären oder aus der Literatur zu entnehmen. 

o Da für viele Betriebsmittel der auslegungsrelevante Grenzwert der thermische Grenz-

strom ist, muss darauf geachtet werden, dass der diesbezügliche Worst-Case analysiert 

wird. Dies kann bedeuten, dass die Spannung im Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ auf 

den geringsten Wert eingestellt wird, um hinsichtlich des Stromes den Worst-Case für 

die unterlagerten Betriebsmittel abzubilden. 

7.2 Spannungshaltung 

Die Einhaltung des Spannungsbandes für Drehstromnetze gemäß DIN EN 50160 stellt eine erste 

grundlegende Kenngröße zur Auslegung von Betriebsmitteln im Rahmen der Netzplanung dar. 

Darin wird definiert, dass sich langsame Spannungsänderungen der Versorgungsspannung inner-

halb eines Toleranzbandes befinden müssen, um einen sicheren Betrieb der angeschlossenen 

Letztverbraucher zu gewährleisten und Beschädigungen durch Unter- oder Überspannung auszu-

schließen. Die Versorgungsspannung ist definiert als „Effektivwert der Spannung an der Überga-
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bestelle zu einem bestimmten Zeitpunkt, gemessen über ein bestimmtes Intervall“ [5] sowie lang-

same6 Spannungsänderungen als „Erhöhung oder Abnahme des Effektivwerts der Spannung, üb-

licherweise aufgrund von Laständerungen“ [5]. 

Merkmale und Vorgaben in der Niederspannungsebene 

Im Bereich der NS-Ebene mit einem Nenn-Effektivwert von Un ≤ 1 kV wird in DIN EN 50160 

definiert, dass die vereinbarte Versorgungsspannung Uc der Nennspannung Un entspricht, die de-

finiert ist als „Spannung, durch die ein Versorgungsnetz bezeichnet oder identifiziert wird und 

auf bestimmte betriebliche Merkmale bezogen werden“ [5]. Die genormte Nennspannung mit 

einer Nennfrequenz der Versorgungsspannung von fn = 50 Hz beträgt dabei für öffentliche NS-

Netze als Vierleiter-Drehstromnetze Un = 230 V zwischen Außenleiter und Neutralleiter sowie 

Un = 400 V zwischen den Außenleitern. Änderungen der Versorgungsspannung dürfen dabei 

∆Umax/Un = ± 10 % nicht überschreiten. [5] 

Für die vorgenannten Merkmale werden in den Technischen Regeln für den Anschluss von Kun-

denanlagen an das Niederspannungsnetz und deren Betrieb [28] weitere Vorgaben, insbesondere 

für angeschlossene Lasten, gemacht, ohne detailliertere Vorgaben in Bezug auf den Betriebspunkt 

„Starklast“ zu treffen. Für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ lassen sich dagegen in der An-

wenderrichtlinie VDE-AR-N 4105 Vorgaben für Erzeugungsanlagen und Speicher am NS-Netz 

entnehmen. Darin wird gemäß der Gleichung (7.1) definiert, dass durch Erzeugungsanlagen und 

Speicher mit einem Netzanschlusspunkt in der NS-Ebene langsame Spannungsänderungen 

∆Umax,DEA,NS/Un an keinem Verknüpfungspunkt in diesem Netz einen Wert von 3 % gegenüber 

der Spannung ohne Erzeugungsanlagen und Speicher überschreiten dürfen. 

∆𝑈max,DEA,NS ≤ 3 % ∙ 𝑈n (7.1) 

Jedoch darf nach Maßgabe des NB davon abgewichen werden, wenn z. B. regelbare Orts-

netztransformatoren (rONT) als innovative spannungsregelnde Planungsmaßen eingesetzt wer-

den. Somit beschreibt die Anwenderrichtlinie eine Empfehlung zur Einhaltung der 

DIN EN 50160, die herangezogen werden kann, wenn nur konventionelle Planungsmaßnahmen 

zur Verfügung stehen und/oder wenig über die Spannungsverhältnisse im jeweiligen Netz be-

kannt ist. [66] 

Um die Spannung in der NS-Ebene anzupassen, damit die angeschlossenen Letztverbraucher auch 

die erforderliche Spannung gemäß DIN EN 50160 erhalten, gibt es die Möglichkeit, bei konven-

 

6 Schnelle Spannungsänderungen sind ebenfalls in der DIN EN 50160 definiert, werden jedoch im Leitfa-

den nicht berücksichtigt, da schnelle Spannungsänderungen ihre Ursache zumeist nicht in der grundsätzli-

chen Leistungssteigerung haben, sondern in z. B. Netzrückwirkungen etc., die weniger vorhersehbar sind 

als langsame Spannungsänderungen. 
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tionellen Ortsnetztransformatoren (ONT) das Übersetzungsverhältnis im lastfreien Zustand anzu-

passen (Erläuterung in Abschnitt 11.1, Seite 86). Eine eigenständige Spannungsregelung ist zu-

meist noch nicht vorhanden, sondern wird im Fall eines rONT in Abschnitt 12.2.2 (Seite 99) näher 

erläutert. Aufgrund der festen Kopplung zwischen MS- und NS-Ebene ist das zulässige Toleranz- 

bzw. Spannungsband von ∆Umax/Un = ± 10 % insbesondere zwischen der NS- und MS-Ebene auf-

zuteilen. 

Merkmale und Vorgaben in der Mittelspannungsebene 

In der MS-Ebene mit einem Nenn-Effektivwert von 1 kV < Un ≤ 36 kV werden neben der reinen 

Verteilung auch Netznutzer angeschlossen, deren Bedarf die Kapazität des NS-Netzes übersteigt. 

Es ist zu beachten, dass Uc nicht Un entsprechen muss, dies aber normalerweise der Fall ist. Unter 

normalen Betriebsbedingungen gilt jedoch in Analogie zur NS-Ebene, dass Änderungen der Ver-

sorgungsspannung von ∆Umax/Uc = ± 10 % nicht überschreiten dürfen und die Nennfrequenz 

fn = 50 Hz betragen muss. [5] 

In der MS-Ebene muss berücksichtigt werden, dass die zulässigen ∆Umax/Uc = ± 10 % nicht kom-

plett in der MS-Ebene ausgeschöpft werden dürfen, sondern zwischen der MS- und der nachge-

lagerten NS-Ebene aufgeteilt werden müssen. 

Für die vorgenannten Merkmale werden in den Technischen Regeln für den Anschluss von Kun-

denanlagen an das Mittelspannungsnetz und deren Betrieb (TAR Mittelspannung) [38] weitere 

Vorgaben, insbesondere für Kundenanlagen, gemacht, ohne detailliertere Vorgaben in Bezug auf 

den Betriebspunkt „Starklast“ zu treffen. Für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ lassen sich 

dagegen Vorgaben für Kundenanlagen entnehmen. Darin wird gemäß der Gleichung (7.2) defi-

niert, dass Kundenanlagen mit einem Anschlusspunkt in der MS-Ebene Spannungsänderungen 

∆Umax,DEA,MS/Uc an keinem Verknüpfungspunkt in diesem Netz einen Wert von 2 % gegenüber 

der Spannung ohne Erzeugungsanlagen überschreiten dürfen. 

∆𝑈max,DEA,MS ≤ 2 % ∙ 𝑈c (7.2) 

Jedoch darf nach Maßgabe des NB davon abgewichen werden. Somit beschreibt auch die An-

wenderrichtlinie in der MS-Ebene eine Empfehlung zur Einhaltung der DIN EN 50160. Gleich-

ermaßen wird angemerkt, dass hiervon Erzeugungsanlagen und Speicher mit Anschlusspunkt in 

den unterlagerten NS-Netzen unberührt bleiben und die Vorgaben aus der VDE-AR-N 4105 gültig 

sind. Ebenfalls kann die auf Basis des zu berücksichtigen resultierenden Verschiebungsfaktors 

aller Erzeugungsanlagen und Speicher Spannungsänderung positiv oder negativ sein und somit 

zu einer Anhebung oder Absenkung der Spannung führen. [38] 

Um die Spannung in der MS-Ebene anzupassen, damit die angeschlossenen Kundenanlagen so-

wie Letztverbraucher der nachgelagerten NS-Netze auch Uc unter Berücksichtigung der 
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DIN EN 50160 erhalten, gibt es i. d. R. die Möglichkeit einer automatisierten Spannungsregelung 

bei HS/MS-Transformatoren, sodass die MS-Sammelschienenspannung als nahezu konstant an-

genommen werden kann. [38] 

Merkmale und Vorgaben in der Hochspannungsebene 

In der HS-Ebene werden neben der großflächigen Verteilung auch Netznutzer angeschlossen, de-

ren Bedarf die Kapazität des MS-Netzes übersteigt. Sie werden im Allgemeinen mit Nennspan-

nungen über Un = 36 kV versorgt [5]. HS-Netze werden in Deutschland i. d. R. mit einer Nenn-

spannung von Un = 110 kV betrieben. Gemäß VDE-AR-N 4120 liegt die Betriebsspannung zwi-

schen Un = 96 kV und Un = 123 kV. Die Nennfrequenz fn muss 50 Hz betragen [5]. Während für 

die NS- und MS-Ebene konkrete Grenzwerte für die max. Spannungsänderung in der 

DIN EN 50160 über das einzuhaltende Spannungsband gesetzt werden, wird für die HS-Ebene 

aufgrund der begrenzten Anzahl an Netznutzern, die direkt aus dem HS-Netz versorgt werden, 

auf die Produktnormen von Hochspannungsgeräten verwiesen. Im Gegensatz zu den Anwen-

dungsrichtlinien der MS- und NS-Ebene werden in der VDE-AR-N 4120 auch keine Vorgaben für 

den Fall des Betriebspunktes „Starkeinspeisung“ für Kundenanlagen hinsichtlich des max. Span-

nungsanstiegs für die HS-Ebene vorgegeben. 

Um die Spannung in der HS-Ebene zu regeln, gibt es bspw. die Möglichkeit einer automatisierten 

Spannungsregelung bei den Höchstspannung (HöS)/HS-Kuppeltransformatoren, sodass die HS-

Sammelschienenspannung als nahezu konstant angenommen werden kann. Zudem wird bspw. 

über Blindleistungsmanagement eine Spannungshaltung umgesetzt. 

7.3 Betriebsmittelbelastbarkeit 

Die Einhaltung der jeweiligen Betriebsmittelbelastbarkeit stellt eine zweite grundlegende Kenn-

größe zur Auslegung von Betriebsmitteln im Rahmen der Netzplanung dar. Hierbei ist sicherzu-

stellen, dass der max. zulässige thermische Grenzstrom nicht überschritten wird. Andernfalls führt 

eine Überlastung des jeweiligen Betriebsmittels zu einer deutlich schnelleren Alterung [68] oder 

im schlimmsten Fall zu irreparablen Schäden und infolgedessen zu einem betriebsbedingten Aus-

fall. 

Transformatoren 

In der DIN EN 60076-1 werden übliche Betriebsbedingungen angegeben, die genaue Anforde-

rungen an (Leistungs-)Transformatoren stellen, um im Dauerbetrieb die vorgesehene Bemes-

sungsleistung bereitstellen zu können, ohne die festgelegten Grenzwerte für die Übertemperatu-

ren zu überschreiten. Ebenfalls müssen Durchführungen, Stufenschalter, Stromwandler und an-

dere Hilfseinrichtungen so dimensioniert werden, dass zu keiner Zeit die Belastbarkeit des Trans-

formators eingeschränkt wird. Daneben wird aber ergänzend erwähnt, dass ein Transformator 
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einschließlich seiner Komponenten unter gewissen Bedingungen auch oberhalb seiner jeweiligen 

Bemessungsleistung eine Belastung führen kann. Für flüssigkeitsgefüllte Transformatoren ist das 

zu verwendende Berechnungsverfahren zur Ermittlung der zulässigen Belastung in der 

DIN IEC 60076-7 [69] sowie für Trockentransformatoren in der DIN IEC 60076-11 [70] be-

schrieben. [65] 

Starkstromkabel 

Gemäß DIN VDE 0276-1000:1995-06 ist der „Leiternennquerschnitt für Starkstromkabel so zu 

wählen, dass der Leiter an keiner Stelle und zu keinem Zeitpunkt über die zulässige Betriebstem-

peratur erwärmt wird“ [63]. Des Weiteren sind ergänzend u. a. folgende Punkte bei der Erwär-

mung bzw. der Belastbarkeit eines Kabels zu beachten: [63] 

• Aufbau und Werkstoffeigenschaften 

• Betriebsbedingungen und -arten 

• Verlegebedingungen (gebündelt oder in Serie, mit oder ohne Leerrohr etc.) und Häufung 

mit anderen Kabeln 

• Umgebungsbedingungen entsprechend den klimatischen Verhältnissen in Deutschland 

sowie Sonneneinstrahlung 

Für die Strombelastbarkeit Iz (max. zulässige Stromstärke eines jeden Betriebsmittels) bei einer 

Verlegung der Kabel in der Erde gilt bei einer Abweichung von den Normbedingungen, dass der 

Bemessungsstrom Ir mit Umrechnungsfaktoren gemäß der Gleichung (7.3) beaufschlagt werden 

muss, um die spezifischen Gegebenheiten im jeweiligen Netzgebiet zu berücksichtigen. 

𝐼z = 𝐼r ∙ 𝑓1 ∙ 𝑓2 ∙ Π𝑓 (7.3) 

Dabei liegen für die Umrechnungsfaktoren f1 und f2 in der Norm DIN VDE 0276 umfangreiche 

Tabelle vor, um die Abhängigkeiten des Erdbodenwärmewiderstandes vor Ort und die jeweiligen 

Belastungsgrade abzubilden. Mit Πf wird die Möglichkeit gegeben, das Produkt weiterer erfor-

derlicher Umrechnungsfaktoren zu berücksichtigen. 

Im Bereich der HS-Ebene ist es üblich die Trassen bzw. deren Übertragungsleistungen vor Inbe-

triebnahme hinsichtlich der spezifischen Bedingungen über Messungen zu quantifizieren, um auf 

dieser Grundlage bspw. einen Kurz- und Dauerbelastungswert der HS-Kabel zu ermitteln. 

Freileitungen 

Der max. Betriebsstrom (Dauerstrombelastbarkeit) einer HS-Freileitung wird durch die max. zu-

lässige Leiterseiltemperatur sowie den Mindestabstand zum Boden oder zu Objekten einge-

schränkt. Die Belastung der Leitung führt zu einer Wärmeausdehnung, die wiederum den Durch-

hang erhöht. Um diesen zu begrenzen, wird die Leiterseiltemperatur entsprechend der 

DIN EN 50182 [71] in der Regel auf 80 °C begrenzt. 
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Die auslegungsrelevante Maximaltemperatur der Leiter von Tmax = 80 °C und die damit einherge-

hende Dauerstrombelastbarkeit sind in Normen mit vergleichsweise konservativen Klimabedin-

gungen geregelt und werden auf Basis eines heißen, windstillen Sommertages festgelegt. Nach 

DIN EN 50341 [72] ist die max. Auslegungstemperatur der Leiter für eine Umgebungstemperatur 

von Tmax = 35 °C, eine Globalstrahlung von ΦGlobal = 900 W/m² und eine senkrecht auf den Leiter 

einwirkende Windgeschwindigkeit von vWind = 0,6 m/s nachzuweisen. 

Um die Strombelastbarkeit und damit das Übertragungsvermögen einer Freileitung im Hinblick 

auf die max. zulässige Leiterseiltemperatur zu erhöhen, kann ein witterungsabhängiger Freilei-

tungsbetrieb (nach VDE-AR-N 4210-5 [73]) eingesetzt werden. Die zugrundeliegende Annahme 

ist, dass die angesetzten Normbedingungen in der Praxis selten auftreten und durch spezifische 

Umgebungsbedingungen die Stromtragfähigkeit der Freileitungen höher ausfallen kann. Der Ef-

fekt auf die Auslastungssteigerung kann dabei sehr stark schwanken und wird vor allem durch die 

Windeinspeisung beeinflusst. In städtischen Strukturen wird von einem eher geringen Potenzial 

ausgegangen, da zudem der Freileitungsanteil gegenüber ländlichen HS-Netzen vergleichsweise 

gering ist. 

7.4 Weitere Kenngrößen 

Neben den beiden wesentlichen Auslegungskriterien „Spannungsband“ und „Betriebsmittelaus-

lastung“ gibt es noch weitere Auslegungskriterien, die zwar im Rahmen der Netzplanung berück-

sichtigt werden müssen, jedoch im Rahmen des Leitfadens nicht näher analysiert werden. Hinter-

gründig sind dafür die realen Gegebenheiten über alle Spannungsebenen hinweg und somit span-

nungsebenenübergreifend in den jeweiligen Netzen ausschlaggebend. 

Versorgungszuverlässigkeit 

Der Gesetzgeber hat mit § 1 EnWG und dem Zweck des Gesetzes, dass „[..] eine möglichst si-

chere, preisgünstige und umweltverträgliche leitungsgebundene Versorgung mit Elektrizität und 

Gas im Interesse der Allgemeinheit“ der Versorgungszuverlässigkeit als Übergabestelle zum 

Kunden indirekt eine besondere Bedeutung beigemessen, da der volkswirtschaftliche Schaden 

von Versorgungsunterbrechungen erheblich ist. Ziel ist es daher, Versorgungsunterbrechung zu 

verhindern bzw. auf ein mögliches Minimum zu reduzieren. Gemäß DIN EN 50160 [5] wird eine 

Versorgungsunterbrechung als Zustand definiert, „in dem die Spannung an der Übergabestelle 

weniger als 5 % der Bezugsspannung beträgt“. 

Der Begriff Zuverlässigkeit ist gemäß IEC 60050 [74] definiert in IEC IEV 192-01-24 als „Wahr-

scheinlichkeit, dass eine Komponente ihre geforderte Funktion unter gegebenen Umständen für 

ein bestimmtes Zeitintervall erfüllt“. Wenn dann innerhalb eines Netzes über die Zuverlässig-

keitsanalysen bzw. -berechnungen alle Komponenten mit den jeweiligen Zuverlässigkeitskenn-

daten im Ergebnis zusammengeführt werden, resultiert die Versorgungszuverlässigkeit. Sie ist 
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deshalb maßgeblich an die verwendeten Betriebsmittel gekoppelt, die alle unterschiedliche Zu-

verlässigkeitsparameter aufweisen. So haben ältere Betriebsmittel, wie z. B. Papier/Masse-Kabel, 

eine geringere Zuverlässigkeit, als modernere Kabel wie z. B. VPE-Kabel [75]. Neben diesen 

langen Spannungsunterbrechungen gibt es auch kurze Spannungseinbrüche, die bspw. durch 

Kurzschlussströme verursacht werden. 

Kurzschlussbeanspruchung 

Im Fehlerfall fließen Kurzschlussströme in den Netzen, für die die jeweiligen Abschaltbedingun-

gen der Leistungsschalter eingehalten werden müssen und die eine dynamische bzw. mechanische 

und thermische Beanspruchung der Betriebsmittel verursachen. Bei den Planungen müssen dar-

über hinaus weitere Aspekte wie z. B. die Erhöhung der Kurzschlussströme berücksichtigt wer-

den. Gleichermaßen muss beachtet werden, dass die Kurzschlussströme steigen, wenn die Trans-

formatorleistungen infolge eines Lastanstiegs erhöht werden. Zwar gibt es bereits in einigen städ-

tischen Netzen im Bereich der NS-Ebene neben 1.000-kVA-Ortsnetzstransformatoren auch sol-

che ONS, die mit zwei 630-kVA-Ortsnetztransformatoren (bisheriger Standard) betrieben werden 

und sogar vereinzelt in industriellen Netzen 1.600-kVA-Ortsnetztransformatoren. Jedoch muss 

beachtet werden, dass die Dimensionen nicht unbegrenzt erhöht werden dürfen, weil ansonsten 

unzulässig hohe Kurzschlussströme resultieren. Bei unzulässig hohen Kurzschlussströmen ist 

eine mögliche Lösung in der NS-Ebene das betroffene Ortsnetz so aufzuteilen, dass eine zweite 

ONS errichtet und das nachgelagerte NS-Netz auf beide Stationen verteilt wird. Alternativ kann 

auch die betroffene NS-Anlage so umgebaut werden, dass sie die entsprechenden Kurzschluss-

ströme abführen kann. 

Wenn dagegen im Bereich der MS-Ebene z. B. kein ausreichender Platz zur Aufstellung eines 

weiteren Transformators gegeben ist, kann statt eines Zweiwicklungs- ein Dreiwicklungstrans-

formator bei einer notwendigen Dimensionserhöhung installiert werden, der dann über eine Ober-

spannungswicklung und zwei Unterspannungswicklungen verfügt. Dabei ergibt sich der Vorteil, 

dass die MS-Schaltanlage aufgeteilt werden kann, sodass die Kurzschlussströme wieder be-

herrschbar werden. Nachteilig ist jedoch, dass Dreiwicklungstransformatoren mit nur einem Stu-

fenschalter ausgestattet werden können, sodass in Bezug auf die Spannungshaltung homogene 

Netzbereiche mit gleicher Last- bzw. Einspeisesituation zwar gut versorgt werden können, dies 

bei heterogenen Netzbereichen aber nicht mehr gewährleistet werden kann. Ersatzweise besteht 

auch die Möglichkeit, unter Berücksichtigung der Kostenbewertung, Vierwicklungstransforma-

toren einzusetzen, bei denen zwei Stufenschalter eingesetzt werden können, wenn die Belastun-

gen der Unterspannungswicklung stark voneinander abweichen. Darüber hinaus können Kurz-

schlussströme auch grundsätzlich durch eine Erhöhung der Kurzschlussspannung in den zulässi-

gen Grenzen gehalten werden, jedoch steigt gleichermaßen die Spannungsänderung der Transfor-

matoren, was für das einzuhaltende Spannungsband berücksichtigt werden muss. Eine ähnliche 
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Berücksichtigung muss bei dem Einsatz von Drosseln vorgenommen werden, da auch hier ein 

zusätzlicher Spannungsabfall kompensiert werden muss. [4] 

In der HS-Ebene werden i. d. R. Netzgruppen gebildet, damit die Kurzschlussleistung bzw. der 

resultierende Kurzschlussstrom innerhalb der vorgegebenen Grenzwerte bleibt. 

Für die Auswirkungen und Behandlungen von Kurzschlüssen ist neben dem Netzschutzkonzept 

auch die Sternpunktbehandlung der Transformatoren im Netz wichtig und zu berücksichtigen. 

Für die verschiedenen Sternpunkterdungen wird an dieser Stelle jedoch auf die einschlägige Li-

teratur wie z. B. [76-78] verwiesen. 

Netzschutzkonzept im Fehlerfall 

Im vorherigen Abschnitt wurde die Bedeutung des Einflusses der Kurzschlussbeanspruchungen 

auf die Dimensionierung von Betriebsmitteln erläutert. Im Falle eines Kurzschlusses, der eben-

falls als Netzrückwirkung einen Spannungseinbruch im Netz verursacht, muss dieser jedoch mit-

tels Netzschutztechnik selektiv, schnell und zuverlässig abgeschaltet werden. Gleiches gilt auch 

für andere Fehlerarten wie z. B. Über- bzw. Unterspannung sowie thermische Überlastungen oder 

Leiterunterbrechungen. Die Netzschutztechnik bzw. das Netzschutzkonzept muss dabei auf das 

jeweils von der Netzplanung vorgegebene Netzkonzept (u. a. Spannungsebene, Netztopologie 

und Betriebsweise, Sternpunktbehandlung etc.) abgestimmt sein. Über die Kombination aus ei-

nem Haupt- und Reserveschutzsystem gibt es zwar die Möglichkeit, Fehler sowohl im Normal-

schaltzustand als auch im davon abweichenden und festgelegten alternativen Schaltzustand abzu-

schalten. Jedoch ist zu beachten, dass z. B. die Netztopologie nicht gänzlich geändert werden darf. 

Bei einem umfassenden Umbau der Netztopologie von z. B. einem Strahlennetz in ein Maschen-

netz muss ebenfalls das Netzschutzkonzept wesentlich überarbeitet werden. [79] 

Spannungsqualität 

Neben den klassischen Fehlern, die mittels Netzschutztechnik abgeschaltet werden müssen, gibt 

es auch noch sogenannte Netzrückwirkungen, die immer mehr durch die zunehmende 

(Leistungs-)Elektronik im Netz hervorgerufen werden und die elektromagnetische Verträglich-

keit stören und somit einen unmittelbaren Einfluss auf die erforderliche Netzqualität haben. Merk-

male der Netzspannung sind: [80] 

• Langsame und schnelle Spannungsschwankungen 

• Spannungseinbrüche und Spannungsausfälle 

• Netzspannungstransienten 

• Kommutierungseinbrüche 

• Spannungsunsymmetrie 

• Flicker 

• Oberschwingungen und Zwischenharmonische 
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Gerade die Bedeutung des Aspektes der Spannungsunsymmetrie nimmt im Zusammenhang mit 

der LIS stetig zu. Wenn das Laden von Elektrofahrzeugen einphasig vorgenommen wird, wie es 

im Falle von zumeist 3,7-kW-Ladeleistungen der Fall ist, muss darauf geachtet werden, dass die 

Ladevorgänge auf alle drei Außenleiter im jeweiligen Drehstromsystem aufgeteilt werden, da an-

sonsten unzulässig hohe Unsymmetrien resultieren, die die Netzqualität negativ beeinflussen [81]. 

Im vorliegenden Leitfaden wird daher angenommen, dass alle Letztverbraucher symmetrisch auf 

alle Außenleiter verteilt werden, sodass etwaige Spannungsunsymmetrien vernachlässigbar ge-

ring sind und keinen negativen Einfluss auf die Netzqualität bzw. Spannungsqualität haben. 

7.5 Identifikation von Grenzwertverletzungen 

Aufbauend auf den vorangegangenen Vorgaben zur Einhaltung von Grenzwerten in Bezug auf 

Spannung und Strom wird nachfolgend erläutert, wie Verletzungen ebendieser Grenzwerte unter 

Anwendung einer Leistungsflussberechnung für die Betriebspunkte „Starklast“ und „Starkein-

speisung“ identifiziert werden. 

7.5.1 Spannungsbandverletzungen 

Basierend auf Abschnitt 7.2 (Seite 40) und den dort genannten Anforderungen an die Spannung 

und die Aufteilung des zur Verfügung stehenden Spannungsbandes müssen zur Ableitung allge-

meiner PuB und die dafür erforderlichen Analysen, Vorgaben für die Netzplanung gemacht wer-

den. Zur Prüfung, ob langsame Spannungsänderungen die Grenzwerte der DIN EN 50160 nicht 

überschreiten, wird die in der Abbildung 7.1 (Seite 49) gezeigte Aufteilung des zur Verfügung 

stehenden Spannungsbandes herangezogen. Ausgehend von einer angenommenen Sollspannung 

i. H. v. Usoll/Un = 102 % und einer Regeltoleranz von ∆U/Un = 2 % wird im unteren Kennlinien-

bereich für den Betriebspunkt „Starklast“ an der Unterspannungsseite des HS/MS-Transformators 

eine Spannung von U/Un = 100 %7 für die MS-Ebene zur Verfügung gestellt. Für die MS-Ebene 

wird dabei ein Spannungsabfall von ∆U/Un = 4 % zugelassen, sodass der Spannungsschlecht-

punkt8 pro MS-Netz min. U/Un = 96 % an ONS betragen darf. Bei einem angenommenen Span-

nungsabfall über den MS/NS-Transformator von ∆U/Un = 1 % wird somit unterspannungsseitig 

eine Spannung i. H. v. U/Un = 95 % für die NS-Ebene zur Verfügung gestellt. In Bezug auf die 

DIN EN 50160 darf deshalb in den NS-Netzen ein max. Spannungsabfall von ∆U/Un = 5 % iden-

tifiziert werden, um die DIN EN 50160 noch einhalten zu können. 

 

7 kleinster Wert, der gemäß den Vorgaben für den Sollwert und des Regeltoleranzbandes möglich ist 
8 Als Schlechtpunkt wird ein Netzknoten verstanden, von dem bekannt ist, dass er aufgrund der zugrunde-

liegenden Netztopologie nicht ideale Spannungsverhältnisse oder nicht ideale Auslastungswerte aufweist. 
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Für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung9“ wird ausgehend von der DIN EN 50160 sowie der 

VDE-AR-N 4105 bei U/Un = 110 % am Spannungsschlechtpunkt im NS-Netz gestartet und ein 

max. Spannungsanstieg von ∆U/Un = 3 % zugelassen. Über den angenommenen Spannungsan-

stieg von ∆U/Un = 1 % über den MS/NS-Transformator und der unterspannungsseitigen Span-

nung i. H. v. U/Un = 104 %10 am HS/MS-Transformator steht der MS-Ebene somit ein zulässiger 

Spannungsanstieg gemäß VDE-AR-N 4110 von ∆U/Un = 2 % zu. 

Die genauen Werte für das angenommene Spannungsband11 können in Ergänzung zur Abbil-

dung 7.1 zusätzlich noch der Tabelle 7.1 entnommen werden und dienen der Prüfung, ob Span-

nungsbandverletzungen in den jeweiligen Spannungsebenen identifiziert werden können. 

 

Abbildung 7.1: Angenommene Spannungsbandaufteilung für den Leitfaden 

Tabelle 7.1: Angenommene Spannungswerte für die Analysen 

 
MS 

Starklast 

MS 

Starkeinspeisung 

NS 

Starklast 

NS 

Starkeinspeisung 

U/Un an Sam-

melschiene 
100 % 104 % 95 % 107 % 

U/Un am 

Schlechtpunkt 
96 % 106 % 90 % 110 % 

 

9 Zum einen wird der Leistungsbezug durch Letztverbraucher auf null gesetzt und zum anderen werden 

konventionelle Letztverbraucher mit einem Faktor von 0,3 berücksichtigt. 
10 höchstmöglicher Wert, der nach den Vorgaben für den Sollwert und das Regeltoleranzband möglich ist 
11 In Anlehnung an die VDE-AR-N 4105:2018-11 und VDE-AR-N 4110:2018-11 darf von den empfohlenen 

Werten für den maximalen Spannungsanstieg bei Erzeugungsanlagen und Speichern abgewichen werden. 
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7.5.2 Betriebsmittelüberlastungen 

Basierend auf Abschnitt 7.3 und den dort genannten Anforderungen an die Belastbarkeit von Be-

triebsmitteln müssen auch hier in Analogie zu Abschnitt 7.5.1 Vorgaben für die Netzplanung und 

die dafür erforderlichen Analysen gemacht werden, um allgemeine PuB ableiten zu können. 

Transformatoren 

Für MS/NS-Transformatoren wird gemäß DIN EN 60076-1(VDE 0532-76-1):2012-03 [65] für 

die Analysen in der NS-Ebene festgelegt, dass sie mit Sb/Sr = 100 %12 ihrer Bemessungsschein-

leistung betrieben werden dürfen. Bei HS/MS-Transformatoren wird dagegen das (n-1)-Kriterium 

berücksichtigt. Unter der Annahme, dass Transformatoren im vom Normalzustand abweichenden 

Betrieb (z. B. im Störungsfall, bei Instandhaltungs- oder Umschaltmaßnahmen) auch zeitweise 

unter Berücksichtigung des negativen Einflusses auf das Alterungsverhalten [65] höher belastet 

werden dürfen. Daher wird z. B. bei Vorhandensein von zwei HS/MS-Transformatoren eine max. 

Auslastung von Smax/Sr = 120 % im (n-1)-Betrieb festgelegt, was im Umkehrschluss bedeutet, 

dass sie jeweils mit Smax/Sr = 60 % ihrer Bemessungsscheinleistung im Dauerbetrieb betrieben 

werden dürfen, um z. B. im Fehlerfall die Leistung des in den meisten Fällen vorhandenen zwei-

ten Transformators bis zur Fehlerbeseitigung übernehmen zu können. 

Für die HöS/HS-Kuppeltransformatoren wird eine max. Auslastung für den (n-1)-Betrieb von 

Smax/Sr = 120 % angesetzt, wobei die gesicherte Leistung bei Ausfall des größten Transformators 

eines Netzbereiches mit Wiederversorgungsmöglichkeit zugrunde gelegt wird. 

Leitungen 

In Abschnitt 7.3 wurde festgestellt, dass bei einer Abweichung von den Normbedingungen Um-

rechnungsfaktoren zur Ermittlung der Strombelastbarkeit Iz als max. zulässige Stromstärke eines 

jeden Betriebsmittels zu verwenden sind. Da über die in der DIN VDE 0276 angegebenen Fakto-

ren, die sich u. a. in der Verlegeart, der Häufung und des Belastungsgrades unterscheiden, eine 

Vielzahl von Kombinationen möglich sind, wird für die Analysen zur Ableitung allgemeiner PuB 

für Netzplanungen angenommen, dass Normbedingungen vorliegen. So wird gewährleistet, dass 

alle Analysen mit einer einheitlichen Systematik durchgeführt werden. In Analogie zu den Trans-

formatoren gilt somit, dass NS-Leitungen mit Ib/Iz = 100 % ihres Bemessungsstromes betrieben 

werden dürfen. Bei MS-Leitungen gilt im Betriebspunkt „Starklast“ das (n-1)-Kriterium, sodass 

sie in einer offen betriebenen Ringstruktur der MS-Leitungen mit Imax/Iz = 60 % ihres Bemes-

 

12 Da der Betriebspunkt Starklast oder Starkeinspeisung zugrunde gelegt wird stellt dieser gleichermaßen 

einen worst-case dar, sodass davon ausgegangen werden kann, dass eine Belastung von 100 % zwar zu 

wenigen Zeitpunkten vorliegen kann, dies jedoch nicht den Normalzustand darstellt. 
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sungsstromes betrieben werden (max. Auslastung von Imax/Iz = 120 % im (n-1)-Betrieb). Im Be-

triebspunkt „Starkeinspeisung“ können MS-Leitungen dagegen mit Imax/Iz = 100 % belastet wer-

den, da beim Ausfall einer MS-Leitung DEA abregelt werden können. 

Für HS-Leitungen wird eine max. Belastung von Imax/Iz = 100 % für den (n-1)-Betrieb (Annahme 

eines dauerhaften Ausfallbetriebs) angesetzt, wobei die spezifischen thermischen Grenzströme 

der bereitgestellten Leitungen zugrunde gelegt werden. Eine Betrachtung des (n-2)-Betriebs 

(gleichzeitiger Ausfall von mehr als einem Betriebsmittel) erfolgt nicht. Nach der VDE-AR-

N 4121 wird angenommen, dass eine „gleichzeitige Nichtverfügbarkeit mehrerer Betriebsmittel 

[…] grundsätzlich nicht ohne Versorgungsunterbrechungen beherrscht werden“ muss. 

7.6 Nennleistungen und Gleichzeitigkeitsberechnung 

Im Rahmen der Netzplanung ist es wichtig die Netzbetriebsmittel korrekt zu dimensionieren, um 

die vorgegebenen Grenzwerte aus dem technischen Regelwerk einzuhalten. Eine Überdimensio-

nierung resultiert in nicht notwendigen Kosten und eine Unterdimensionierung in einer Überlas-

tung der Betriebsmittel. 

Weil grundsätzlich davon ausgegangen werden kann, dass mehrere Netznutzer nicht alle gleich-

zeitig Energie beziehen, können hierfür Faktoren eingesetzt werden. Unter dem Gleichzeitigkeits-

faktor (GZF) ist dabei das Verhältnis aus max. gleichzeitigen Summenbezug zur Summe der max. 

individuellen Verbrauchsleistungen zu verstehen. Somit kann mit dem GZF die Wahrscheinlich-

keit für eine Gruppe von Letztverbrauchern angegeben werden, die eine gleichzeitige max. Leis-

tung benötigen. [82] 

Grundlegend kann eine Unterscheidung zwischen Transformatoren und Leitungen unterstellt 

werden. Gemäß der Abbildung 7.2 (Seite 52) werden unter Berücksichtigung der entsprechenden 

GZF für die Dimensionierung der Transformatoren alle Lasten im nachgelagerten Netz einbezo-

gen, wohingegen für „Stammstrecken“ an der Unterspannungsseite des Transformators die Lasten 

in guter Näherung abgangsweise einbezogen werden. Dies führt zwar ggf. zu einer Über- oder 

Unterdimensionierung der Strangenden, da für diese Leitungen grundsätzlich weniger Lasten und 

somit andere GZF berücksichtigt werden müssen. Jedoch wird die wichtige „Stammstrecke“ aus-

reichend dimensioniert, über die die höchste Leistung bereitgestellt werden muss. Daher ist die 

abgangsweise Betrachtung (für Strahlen- und als offene Halbringstrukturen, nicht für vermaschte 

Netze) eine Abwägung aus Dimensionierung von relevanten (abgangsnahen) Betriebsmitteln und 

der Vermeidung von Über- oder Unterdimensionierung von entfernteren Leitungen, die z. B. bei 

einer sehr aufwendigen knotenscharfen Gleichzeitigkeitsbetrachtung nicht auftritt. 
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Abbildung 7.2: Zwei Perspektiven zur Berechnung der Gleichzeitigkeiten für die Dimensionierung von Betriebs-

mitteln auf Basis von [83] 

7.6.1 Konventionelle Lasten 

Die Vorgehensweise zur Identifizierung der konventionellen Lasten (Haushalt und Gewerbe), 

ausgehend von der NS-Ebene, basiert für die Berechnung auf der Verwendung der VDEW-Last-

profile. [17] 

Als erster Schritt wird das Verhältnis zwischen der max. Leistung [W] und dem Jahresverbrauch 

[kWh/a] pro VDEW-Lastprofil (H0, G1 usw.) [17] ermittelt. Dieses wird dann als Faktor für die 

jahreshöchste Leistung pro Lastprofil definiert. Parallel wird jeder Zählpunkt mit einem vorlie-

genden Jahresverbrauch einem Lastprofil zugeordnet. Als nächstes werden die einzelnen Jahres-

verbräuche [kWh/a] mit dem ermittelten Faktor für die jahreshöchste Leistung [a/h] multipliziert, 

um die max. Leistungswerte pro Zählpunkt zu berechnen. Die Summe der max. Leistungswerte 

für ein komplettes NS-Netz wird dann auf die gemessene Höchstlast im Ableseintervall (ugs. 

„Schleppzeigerwert“; Sonderfall: bei jährlichem Ableseturnus gleich Jahreshöchstlast) des Trans-

formators skaliert (Skalierungsfaktor), um sicherzustellen, dass die Summe der einzelnen max. 

Leistungswerte mit dem Schleppzeigerwert übereinstimmen. Der Skalierungsfaktor ist mit der 

Gleichung (7.4) zu bestimmen. Letztlich werden die max. Leistungswerte pro Zählpunkt anhand 

des Skalierungsfaktors mit der Gleichung (7.5) neu berechnet. Die Lastentwicklung der konven-

tionellen Lasten über die Stützjahre 2030, 2040 und 2050 wird unter Anwendung des Nachfrage-

modells (siehe Abschnitt 3.3) ergänzt. 

Skalierungsfaktor =  
Schleppzeigerwert

Summe der maximalen Leistungswerte
 

(7.4) 

Leistungswertskaliert,Transformator = Jahresverbrauch ∙ Faktor für die jahreshöchste Leistung ∙ Skalierungsfaktor 
(7.5) 

Im Rahmen der MS-Ebene liegen dann die max. Leistungswerte aller Stationen (ONS und KST) 

vor. Zunächst wird grundsätzlich angenommen, dass die Lastentwicklung eines Clusters in der 

NS-Ebene (siehe hierzu Kapitel 10) für alle NS-Netze innerhalb eines Clusters gleichbleibt. Au-

ßerdem werden die gewerblichen und industriellen Lasten, wie z. B. KST über die Stützjahre als 

konstant angenommen. 

Dimensionierung der „Stammstrecken“

▪ Einbeziehung der Lasten pro Abgang

GZF für 4 Lasten in Abgang 1

GZF für 6 Lasten in Abgang 2

Dimensionierung des Transformators

▪ Einbeziehung aller Lasten im Netz

GZF für 10 Lasten

im Netz
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Auf HS-Ebene liegen aggregierte Leistungsmessungen der UW vor. Diese werden über die Zu-

ordnung der Anzahl der Zählpunkte je UW-Gebiet auf eine Ortsnetz- und Kundenlast aufgeteilt, 

indem je Zählpunkt eine Leistungswertannahme von P = 1 kW sowie der Berücksichtigung eines 

angenommen GZF von 0,81 angesetzt wird. Die aus der UW-Messung verbleibende Leistung für 

Kundenlasten wird über die Stützjahre als konstant angenommen. Die Haushaltslasten je UW-

Gebiet werden für die Entwicklung bis zum Jahr 2050 mit den Skalierungsfaktoren aus dem Nach-

fragemodell beaufschlagt. 

In Bezug auf die zwei Planungsperspektiven und deren dazugehörigen Gleichzeitigkeiten (siehe 

Abbildung 7.2) muss eine Unterscheidung für die konventionellen Lasten zwischen der Dimen-

sionierung des Transformators und der Dimensionierung der Abgänge („Stammstrecken“) ge-

macht werden. In der NS-Ebene sind die ermittelten Leistungswerte anhand der VDEW-Lastpro-

file [17] und der Skalierung auf den Schleppzeigerwert für die Dimensionierung des ONT gültig. 

Zur Unterscheidung zwischen der Dimensionierung des Transformators und der Dimensionierung 

der Abgänge müssen die ermittelten Leistungswerte zur Dimensionierung des Transformators 

mithilfe von GZF auf die Perspektive der Abgänge berechnet werden. Die GZF für konventionelle 

Lasten werden anhand [82] berechnet. Mit der Gleichung (7.6) aus [82] können die Gleichzeitig-

keitswerte anhand der Anzahl von Zählpunkten für sowohl den Transformator als auch die Ab-

gänge berechnet werden. Mittels Gleichung (7.7) werden die Leistungswerte zur Dimensionie-

rung der Abgänge ermittelt. 

Eine pauschale Erhöhung der vom Transformator bezogenen Leistungswerte mit einem konstan-

ten Faktor zur Dimensionierung der Abgänge ist an dieser Stelle nicht genau, da die NS-Abgänge 

sehr heterogen mit unterschiedlich Versorgungsaufgaben sind. 

𝐺𝑍𝐹 = 0,07 + 
1 − 0,07 

Anzahl Zählpunkte0,75
 (7.6) 

Leistungswert
skaliert,Abgang

= Leistungswert
skaliert,Transformator

∙
𝐺𝑍𝐹Abgang

𝐺𝑍𝐹Transformator
 (7.7) 

Die Individualität der einzelnen konventionellen Lasten löst sich in der MS-Ebene auf, sodass der 

Quotient der Gleichzeitigkeitswerte der einzelnen MS-Abgänge über alle analysierten MS-Netze 

ungefähr gleich ist. Es kann daher angesetzt werden, dass ein Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,85 

zwischen MS-Abgangs- und UW-Transformator-Sicht für die konventionellen Lasten angesetzt 

werden kann. 
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7.6.2 Ladeinfrastruktur für Elektromobilität 

Auf Basis der technischen Rahmenbedingungen für private und öffentliche LIS (inkl. Tankstel-

lenladepunkte) in Abschnitt 4.2 können die für die Netzplanung herangezogenen Nennleistungen 

mit einer angenommenen prozentualen Ladeleistungsverteilung über die Stützjahre zusammen-

gefasst der Tabelle 7.2 entnommen werden. Diese werden in Abhängigkeit der Planungsperspek-

tive mit den entsprechenden GZF zur Ermittlung der effektiven Ladeleistungen berechnet. 

Zusätzlich zu privater und öffentlicher LIS werden zunehmend sogenannten Ladespots als eine 

weitere Lademöglichkeit errichtet. Grundsätzlich bieten die Ladespots höhere Ladeleistungen an 

als die öffentliche LIS. Als vereinfachte Analyse wird angenommen, dass die bestehenden Tank-

stellen über die Stützjahre mit LP höherer Ladeleistungen (PLL = 150 kW und PLL = 350 kW) aus-

gerüstet werden und zu elektrifizierten Tankstellen (eTankstellen) umgewandelt werden. Die an-

genommene Anzahl von errichteten LP pro Stützjahr kann der Tabelle 7.2 entnommen werden. 

Tabelle 7.2: Leistungswertannahmen für private und öffentliche Ladeinfrastruktur sowie für elektrifizierte 

Tankstellen über die im Leitfaden verwendeten drei Stützjahre, Anmerkung: Angaben der Verteilung bzw. An-

zahl des jeweiligen Zubaus pro Stützjahr 

Private 

Ladeleistung 
2030 2040 2050 

Öffentliche 

Ladeleistung 
2030 2040 2050 

3,7 kW 10 % 0 % 0 % 3,7 kW 0 % 0 % 0 % 

11 kW 60 % 65 % 65 % 11 kW 5 % 5 % 5 % 

22 kW 30 % 35 % 35 % 22 kW 75 % 20 % 20 % 

50 kW 0 % 0 % 0 % 50 kW 15 % 50 % 50 % 

150 kW 0 % 0 % 0 % 150 kW 5 % 25 % 25 % 

eTankstellen 2030 2040 2050     

150 kW 2 Stück 0 Stück 0 Stück     

350 kW 0 Stück 2 Stück 2 Stück     
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Zur Ermittlung der Gleichzeitigkeiten für Ladepunkte gibt es verschiedene Möglichkeiten, von 

denen nachfolgend vier Varianten vorgestellt werden: [83]  

𝑃LP𝑗 = 𝑗 ∙ 𝐺𝑍𝐹P𝑗,nLP𝑗
 

(7.8) 

𝑃LP𝑗 = 𝑗 ∙ 𝐺𝑍𝐹P𝑗,∑ nLP  (7.9) 

𝑃LP𝑗 = 𝑗 ∙ 𝐺𝑍𝐹P∅ ,nLP𝑗
 

(7.10) 

𝑃LP𝑗 = 𝑗 ∙ 𝐺𝑍𝐹P∅ ,∑ nLP  (7.11) 

mit: 

𝑗 Typ der Ladepunkte wie z. B. 11 kW 

𝑃LPj Ladeleistung pro Ladepunkt (LP) 

𝑛LPj  Anzahl Ladepunkte pro Ladeleistung 

𝑃j Ladeleistung pro Typ 

𝑃∅ durchschnittliche Ladeleistung auf Basis der jeweiligen Verteilung 

∑𝑛LP Anzahl aller Ladepunkte 

Berechnung 1: Jeweilige Ladeleistung multipliziert mit dem GZF für die jeweilige Ladeleistung 

für die Anzahl der LP für diese Ladeleistung 

Berechnung 2: Jeweilige Ladeleistung multipliziert mit dem GZF für die jeweilige Ladeleistung 

für die Anzahl aller LP über alle Ladeleistungen 

Berechnung 3: Jeweilige Ladeleistung multipliziert mit dem GZF für die durchschnittliche Lade-

leistung auf Basis der jeweiligen Verteilung für die Anzahl der LP für diese Ladeleistung 

Berechnung 4: Jeweilige Ladeleistung multipliziert mit dem GZF für die durchschnittliche Lade-

leistung auf Basis der jeweiligen Verteilung für die Anzahl aller LP über alle Ladeleistungen 

Die in den Gleichungen (1) bis (4) vorgestellten Möglichkeiten zur Berechnung der Gleichzeitig-

keit von LP basieren auf unterschiedlichen Annahmen, die in der Tabelle 7.3 (Seite 56) kurz zu-

sammengefasst sind. In Kombination mit der Abbildung 7.3 (Seite 56) sind die Auswirkungen zu 

sehen. Die Berechnungsvarianten (1) bis (3) beinhalten mehrere GZF pro Netz oder Abgang. Da-

bei stellen die Varianten (1) und (3) eine Überschätzung der Gleichzeitigkeit dar, weil die Vari-

ablen bestehend aus Ladeleistung und -punkten separat zueinander betrachtet werden. Variante 

(4) verfolgt einen aggregierten Ansatz, in dem die Variablen in einem GZF auf Basis einer durch-

schnittlichen Ladeleistung pro Abgang zusammengefasst werden, was einen praktikablen Ansatz 

für die Netzplanung darstellt und einen geringeren GZF unterstellt. Variante (4) wird daher im 

Rahmen des Leitfadens angewendet. Gleichermaßen wird hierbei angenommen, dass elektrifi-

zierte Personenkraftwagen (ePkw) bzw. Elektrofahrzeuge entweder private oder öffentliche LIS 

für einen Ladevorgang nutzen. [83] 

Bei den Varianten (2) und (4) ist es möglich, dass in bestimmten Konstellationen die effektive 

Ladeleistung pro LP einer bestimmten Nennleistung von einem zum nächsten Stützjahr leicht 
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sinkt, wenn mehr LP mit anderer Nennleistung in die Netze regionalisiert werden. Dies kann z. B. 

der Fall sein, wenn aufgrund der Vollelektrifizierung privater LIS, insbesondere bei Wohngebäu-

den, keine weiteren pLP, sondern nur noch weitere öLP integriert werden. 

Für die Ermittlung der konkreten GZF für durchschnittliche Ladeleistungen werden die Gleich-

zeitigkeitskurven, die basierend auf [84] ermittelt wurden, aus der Abbildung 7.4 (Seite 57) her-

angezogen. Mithilfe dieser werden anschließend die effektiven Ladeleistungen pro Ladeleistungs-

typ berechnet und für die Netzplanung herangezogen. 

Tabelle 7.3: Annahmen zur Berechnung verschiedener Gleichzeitigkeiten auf Basis von [83] 
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Anmerkungen 

1 Jeweils Jeweils Jeweils 

• Mehrere Gleichzeitigkeitsfaktoren pro Netz 

• Alle Ladepunkte separat zueinander betrachtet 

• Überschätzung, da hohe Gleichzeitigkeit 

2 Jeweils Jeweils Alle 

• Mehrere Gleichzeitigkeitsfaktoren pro Netz 

• Gleiche Nutzung von priv./öff. Ladepunkten 

• Geringere Gleichzeitigkeit unterstellt 

3 Jeweils Ø Jeweils 

• Mehrere Gleichzeitigkeitsfaktoren pro Netz 

• Alle Ladepunkte separat zueinander betrachtet 

• Überschätzung, da hohe Gleichzeitigkeit 

4 Jeweils Ø Alle 

• Ein Gleichzeitigkeitsfaktor pro Netz 

• Gleiche Nutzung von priv./öff. Ladepunkten 

• Geringere Gleichzeitigkeit unterstellt 

 

Abbildung 7.3: Darstellung der Auswirkung unterschiedlicher Berechnungen zur Ermittlung der 

Gleichzeitigkeiten (links: private und öffentliche Ladeleistungen getrennt, rechts: private und öffentliche 

Ladeleistungen kombiniert) auf Basis von [83]  
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V4

Ø LL

∑LP

V4
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∑LP

z. B. 50 Ladepunkte (LP):

50 % 11 kW

50 % 22 kW

0 % 50 kW

0 % 150 kW

Ø 16,5 kW

z. B. 50 LP:

0 % 11 kW

0 % 22 kW

50 % 50 kW

50 % 150 kW

Ø 100 kW

z. B. 100 LP:

25 % 11 kW

25 % 22 kW

25 % 50 kW

25 % 150 kW

Ø 58,3 kW
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Abbildung 7.4: Gleichzeitigkeitsfaktoren für Elektromobilität auf Basis von [85]   
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7.6.3 Elektrische Wärmepumpen 

Auf Basis der technischen Rahmenbedingungen für WP in Abschnitt 4.4 können in der Ta-

belle 7.4 die für die Netzplanung angenommenen Nennleistungen zusammengefasst eingesehen 

werden, die in Abhängigkeit der Planungsperspektive mit den entsprechenden GZF zur Ermitt-

lung der effektiven Leistungen berechnet werden. 

Tabelle 7.4: Leistungswertannahmen für Wärmepumpen über die im Leitfaden verwendeten drei Stützjahre 

Elektrische Wärmepumpenleistung 2030 2040 2050 

WP-Variante 1 3,0 kW 3,0 kW 3,0 kW 

WP-Variante 2 6,5 kW 6,5 kW 6,5 kW 

WP-Variante 3 9,0 kW 9,0 kW 9,0 kW 

In Analogie zu Abschnitt 7.6.2 kann aus der Abbildung 7.5 die Gleichzeitigkeitskurve für WP 

herangezogen werden. Hierbei wird unmittelbar deutlich, dass innerhalb eines Netzgebietes die 

Gleichzeitigkeit bei steigender Anzahl von WP nicht so stark abnimmt wie z. B. bei der LIS. 

Hintergründig liegt in einem Netzgebiet nahezu überall dieselbe Außentemperatur vor, sodass die 

WP im Normalfall zur Wärmeerzeugung gleichzeitig betrieben werden. Somit hängt der GZF für 

WP nicht von den sozialen Gegebenheiten bzw. den Menschen ab, sondern vorrangig von der 

Umwelt bzw. Außentemperatur. 

 

Abbildung 7.5: Gleichzeitigkeitsfaktoren für elektrische Wärmepumpen auf Basis von [86] 
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8 Szenarienentwicklung 

Um PuB ableiten zu können, werden Szenarien benötigt, mithilfe derer im Rahmen der Netzpla-

nung möglichst realistische Entwicklung abgebildet werden können. Ein dabei durch verschie-

dene Szenarien gebildeter Korridor ermöglicht es, gegebene Unsicherheiten bei der Entwicklung 

in Abhängigkeit von bestimmten technischen, ökonomischen und/oder regulatorischen Rahmen-

bedingungen aufzuzeigen. Zusätzlich ist ein Zeithorizont festzulegen, der verschiedene soge-

nannte Stützjahre vorsieht, die vor dem Hintergrund der Netzplanung als geeignet erscheinen. [3] 

8.1 Methode der Szenarienentwicklung 

Die Methode zur Entwicklung von Szenarien für den Leitfaden kann der Abbildung 8.1 entnom-

men werden. Zunächst wird eine Literaturrecherche je Last durchgeführt. Dabei werden die ana-

lysierten Studien nach ihrem Erscheinungsjahr geordnet, um aktuelle Studien mit neuen Erkennt-

nissen vorrangig zu berücksichtigen. Sofern keine Stückzahlen der (neuen) Lasten für die dem 

Leitfaden zugrundeliegenden Stützjahre 2030, 2040 und 2050 vorhanden sind, werden diese 

nachträglich mit mathematischen Verfahren ermittelt. Im Anschluss wird ein geeigneter Korridor 

für die Netzplanung ausgewählt, der pro Last ein konservatives (unteres Szenario des ausgewähl-

ten Korridors) und ein progressives (oberes Szenario des ausgewählten Korridors) Szenario ent-

hält. Zusätzlich werden pro Szenario die unter Abschnitt 4.4 genannten Wärmepumpenvarianten 

angewendet. [83] 

 

Abbildung 8.1: Übersicht der Methode zur Auswahl von Szenarien 

8.2 Szenarien für konventionelle Lasten 

Die Entwicklung von Szenarien für konventionelle Lasten verfolgt einen abgewandelten Ansatz, 

als es bspw. vorab beschrieben wurde bzw. für die nachfolgenden neuen Lasten der Fall ist. Dies 

ist darin begründet, dass mit Messdaten einmal die derzeitige Netzbelastung durch konventionelle 

Lasten beschrieben werden kann und dann auf Basis von historischen Messedaten eine Prognose 

in die Zukunft vorgenommen werden kann. Wie schon in Abschnitt 3.3 zum Nachfragemodell 

aufgeführt, wird die Fortschreibung der konventionellen Lasten auf die betrachteten Stützjahre 

aufgrund der sehr spezifischen Charakteristika von gewerblichen und industriellen Lasten ange-

wandt, sodass diese als konstant über den Zeitraum angenommen werden. Für die darüber hinaus 

relevanten Haushaltslasten werden, entsprechend der beschriebenen Methode, Lastentwicklungs-
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faktoren für die einzelnen Stützjahre netzbetreiberspezifisch ermittelt, mit denen eine Entwick-

lung berücksichtigt wird. Die Lastentwicklungsfaktoren bewegen sich im Mittel über die betrach-

teten NS-Netze zwischen FLE = 0,96 im Stützjahr 2030 und FLE = 0,93 im Jahr 2050. Somit wird 

davon ausgegangen, dass bei den demographischen Aspekten wie bspw. dem Anstieg der städti-

schen Bevölkerung und der Zunahme von Single-Haushalten [11] und den technischen Aspekten 

bzgl. der Effizienzsteigerung [14-16] keiner der Faktoren signifikant überwiegt und dies nur zu 

einer marginalen Leistungsreduktion führt. 

8.3 Szenarien für die elektrifizierte Individualmobilität 

In den letzten Jahren wurden viele Studien mit Szenarien zur Entwicklung der Elektromobilität 

veröffentlicht. Daher wird eine Metaanalyse von Szenarien durchgeführt und analysiert, welche 

Annahmen in den jeweiligen Szenarien getroffen werden und welche Rahmenbedingungen als 

maßgebliche Einflussfaktoren einzuordnen sind. Eine Darstellung kann hierzu der Abbildung 8.2 

(Seite 61) mit einer Datengrundlage der Studien in der Tabelle 8.1 (Seite 61) entnommen werden. 

Die Studien decken zusammen 31 verschiedene Szenarien ab. 

Bezüglich des Erscheinungsjahres der einzelnen Studien kann festgehalten werden, dass aktuelle 

Studien ab 2018 mit Blick auf 2050 pessimistischer sind und weniger Elektromobilität prognos-

tizieren. Dagegen liegen ältere Studien bis 2017 im Bereich 2030-2035 im Mittel unter aktuelleren 

Studien (siehe Abbildung 8.3, Seite 62). Werden insbesondere alternative Technologiepfade her-

vorgehoben, wie sie z. B. in der Abbildung 8.4 (Seite 62) für u. a. die aktuelle dena-Studie13 [15] 

vorhanden sind, zeigt sich ebenfalls, dass sich die angegebenen Szenarien vornehmlich im kon-

servativeren, unteren Bereich der Kurvenschar befinden. Bei einer Einteilung der Kurvenschar in 

zwei Bereiche gemäß der Abbildung 8.5 (Seite 62) werden daher zwei Szenarien aus dem NPE-

Fortschrittsbericht (optimistisch/konservativ) aus dem Jahr 2018 [87] für die Netzplanung und 

den Leitfaden herangezogen. Diese ausgewählten Szenarien befinden sich im jeweiligen Bereich 

jeweils mittig in der oberen und unteren Kurvenschar. 

Wie der Vielzahl verschiedener Szenarien zu entnehmen ist, besteht eine große Unsicherheit in 

der Entwicklung der Elektromobilität, insbesondere im weiten Zeithorizont. Szenarien können 

daher in der Netzplanung zur weiteren Verwendung nur in einem individuell gestalteten Prozess 

für die jeweiligen NB gewählt werden. Neben der Elektromobilität gibt es weitere planungsrele-

vante Entwicklungen, die Einfluss auf den potenziellen Ausbaubedarf haben. Dies schließt insbe-

sondere WP ein. 

 

13 Die Pfade dena-EL95, dena-TM95 und dena-TM80 unterscheiden sich in der Elektrifizierung (EL) und 

im Technologiemix (TM) mit jeweils 80-%- oder 95-%-Klimaschutzzielerreichung 



8.3 SZENARIEN FÜR DIE ELEKTRIFIZIERTE INDIVIDUALMOBILITÄT 61 

 

 

Abbildung 8.2: Szenarien zur Entwicklung der Elektromobilität auf Basis von [83] 

Tabelle 8.1: Datengrundlage der Szenarien zur Entwicklung der Elektromobilität auf Basis von [83] 

Studie Jahr Szenario Bezeichnung Quelle 

Langfristszenarien und Strategien (Leitstudie), 

BMU  
2012 

Szenario A und B A-1 
[88] 

Szenario C A-2 

Shell PKW Szenarien bis 2040, Prognos  2014 
Trend B-1 

[89] 
Alternativ B-2 

eMobil 2050, Öko-Institut e.V. 2014 
Grenzenlos eMobil C-1 

[90] 
Regional eMobil C-2 

Die Zukunft der Mobilität, ifmo 2015 
Musterschüler D-1 

[91] 
Mut zur Lücke D-2 

Autofacts, PWC 2016  E [92] 

Marktentwicklung von Elektrofahrzeugen für das 

Jahr 2030, CAM 
2017 

Pro EV F-1 

[93] Mittleres Szenario F-2 

Contra EV F-3 

Entwicklung der regionalen Stromnachfrage und 

Lastprofile, Frauhnhofer ISI 
2017 

ISI - A G-1 

[11] ISI - B G-2 

ISI - C G-3 

Fortschrittsbericht 2018, NPE 2018 

pessimistisch H-1 

[87] konservativ H-2 

optimistisch H-3 

The electric car tipping point, The Boston Con-

sulting Group 
2018  I [94] 

Electric Vehicle Outlook 2018, BloombergNEF 2018  J [95] 

Electric Vehicle Forecast Through 2050 & Pri-

mer, RBC Capital Markets 
2018  K [96] 

DENA Leitstudie 2018 2018 

EL80/EL95 L-1 

[15] 
TM80/TM95 L-2 

Referenzszenario L-3 

Bottleneck L-4 

NEP 2030 (2019) 2019 

NEP A M-1 

[16] NEP B M-2 

NEP C M-3 

NEP 2035 (2021)  2021 

NEP A N-1 

[97] NEP B N-2 

NEP C N-3 
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Abbildung 8.3: Eingruppierung der Studien nach dem Erscheinungsjahr auf Basis von [83] 

 

Abbildung 8.4: Eingruppierung der Studien nach alternativen Technologiepfaden auf Basis von [83] 

 

Abbildung 8.5: Eingruppierung der Studien nach Entwicklungen und Auswahl für PuBStadt auf Basis von [83] 

0

10

20

30

40

50

60

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

eP
k
w

 i
n
 D

eu
ts

ch
la

n
d
 i
n
 M

il
li
o

n
en

 S
tü

ck

A-1 B-1

D-1 E

F-1 H-1

M-2 N-2

2012

2015

2014

2016

2017

2019

2018

2021

0

10

20

30

40

50

60

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

eP
k
w

 i
n
 D

eu
ts

ch
la

n
d
 i
n
 M

il
li
o

n
en

 S
tü

ck
A-1 A-2 B-1 B-2

C-1 C-2 D-1 D-2

E F-1 F-2 F-3

G-1 G-2 G-3 H-1

H-2 H-3 I J

K L-1 L-2 L-3

L-4 M-1 M-2 M-3

N-1 N-2 N-3

0

10

20

30

40

50

60

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

eP
k
w

 i
n
 D

eu
ts

ch
la

n
d
 i
n
 M

il
li
o
n
en

 S
tü

ck

A-1 A-2 B-1 B-2

C-1 C-2 D-1 D-2

E F-1 F-2 F-3

G-1 G-2 G-3 H-1

H-2 H-3 I J

K L-1 L-2 L-3

L-4 M-1 M-2 M-3

N-1 N-2 N-3

DENA EL80/EL95

DENA TM80/TM95

DENA Referenzszenario

DENA Bottleneck

NEP 2030

NEP 2035

0

10

20

30

40

50

60

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

eP
k

w
 i
n

 D
eu

ts
ch

la
n
d

 i
n
 M

il
li
o
n
en

 S
tü

ck

M-2

N-2

H-2

Konservativ

Progressiv

Auswahl

0

10

20

30

40

50

60

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

eP
k

w
 i
n

 D
eu

ts
ch

la
n
d

 i
n
 M

il
li
o
n
en

 S
tü

ck

A-1 A-2 B-1 B-2

C-1 C-2 D-1 D-2

E F-1 F-2 F-3

G-1 G-2 G-3 H-1

I J K L-1

L-2 L-3 L-4 M-1

M-2 M-3 N-1 N-2

N-3 H-2 H-3



8.4 SZENARIEN FÜR POWER-TO-X-ANLAGEN 63 

 

8.4 Szenarien für den elektrifizierten öffentlichen Personennahver-

kehr 

Die Elektrifizierung des ÖPNV in Form eines Umstiegs der städtischen Busflotten auf Elektro-

busse ist ein Prozess, der in immer mehr Verkehrsbetrieben angestrebt wird und in denen feste 

Zielvorgaben für die Erreichung eines vollständigen Umstiegs vorgegeben werden. Parallel dazu 

gibt es auch alternative Bestrebungen wie Wasserstoff-Busse, die signifikanten Einfluss auf die 

Zahl der Elektrobusflotte haben. Vor diesem Hintergrund wird deutlich, dass eine pauschale Sze-

narienentwicklung für die Elektrifizierung des ÖPNV aufgrund unternehmensspezifischer Strate-

gien nicht möglich ist. Dies wird zudem noch durch die unterschiedlichen Ladestrategien wie 

ausschließliches Laden über zentrale Betriebshöfe oder an ausgewählten Haltestellen (siehe Ab-

schnitt 4.3) verstärkt. In der Folge werden die Szenarien zur Berücksichtigung eines eÖPNV netz-

spezifisch mit konkreten Leistungsvorgaben und Anschlusspunkten berücksichtigt. Die Größen-

ordnung für ein Busdepot bewegt sich dabei im Bereich zwischen P = 4 bis P = 10 MW. Dabei 

erhält das Busdepot grundsätzlich eine direkte Anbindung an das HS-UW bzw. einen MS-An-

schluss mit Direktkabel als singulär genutztes Betriebsmittel. Für alle Netze wird einheitlich von 

einer Integration der spezifischen Vorgaben ab dem Stützjahr 2030 ausgegangen. 

8.5 Szenarien für Power-to-X-Anlagen 

Im Rahmen der Analyse der technischen, ökonomischen und regulatorischen Rahmenbedingun-

gen im Bereich PtGA und PtHA wurde bereits festgestellt, dass diese beiden Technologien grund-

legend verschieden sind und sich infolgedessen auch unterschiedlich am Markt entwickeln wer-

den. Daher werden nachfolgend die wesentlichen Unterschiede in Bezug auf die Entwicklung von 

Szenarien für Power-to-X-Anlagen herausgearbeitet. 

8.5.1 Power-to-Gas-Anlagen 

Auf Basis der in Abschnitt 4.4 erläuterten technischen Rahmenbedingungen und der Feststellung, 

dass PtGA detaillierte Einzelplanungen bedürfen, ist es aktuell nicht möglich, Szenarien zu prog-

nostizieren, wie es in Abschnitt 8.3 für die Elektromobilität der Fall war. Es gibt zwar einen ak-

tuellen Stand aller derzeitigen Pilotprojekte in [98], allerdings keine Szenarien zur Entwicklung 

für PtGA. Stattdessen hat sich eine Studie [99] mit dem Thema der Potenzialabschätzung für 

PtGA zur Installation und zum Betrieb in deutschen Strom- und Gasverteilnetzen befasst, was 

sich an die Entwicklung von Szenarien anlehnt. 

In dieser PtGA-Studie [99] wurde untersucht, welches technisch mögliche Aufnahmepotenzial 

Gasnetze haben, welches Einsparpotenzial hinsichtlich der Netzausbaukosten in Stromnetzen be-

steht und welches Erlöspotenzial durch die Teilnahme von PtGA am Spotmarkt vorhanden ist. 

Methodisch wurden zunächst typische Versorgungsaufgaben der Strom- und Gasnetze bestimmt 
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(siehe hierzu Abbildung 8.6, Seite 65) sowie typische Netzstrukturen identifiziert, mithilfe derer 

eine Auswahl repräsentativer Netzgebiete für eine sektorenübergreifende Zielnetzplanung vorge-

nommen werden konnte. Anschließend wurden die generierten Ergebnisse auf ganz Deutschland 

hochgerechnet, um das Potenzial auf Verteilungsebene darstellen zu können. 

Die zwei der Studie zugrunde gelegten Szenarien orientieren sich zum einen an der Erreichung 

der Klimaschutzziele als progressives und zum anderen an der historischen Entwicklung von EE-

Anlagen als konservatives Szenario. Als weitere Annahme werden im Referenzjahr 2015 100 % 

Gasverbrauch angesetzt, der durch einen angenommenen Brennstoffwechsel in den nächsten Jah-

ren bis 2030 (von z. B. Öl- auf Gasheizungen) auf 106 % leicht ansteigt und sich im Jahr 2050 

aufgrund eines rückläufigen Gasbedarfs auf 58 % reduziert, der mit einer zunehmenden Elektri-

fizierung der Raumwärme sowie einer energetischen Sanierung der Wohngebäudehüllen begrün-

det wird. Für weitere ergänzende Rahmenbedingungen im Detail wird auf die Studie verwiesen. 

[99] 

Die Hochrechnungen als Teilergebnis der Studie können der Abbildung 8.7 (Seite 65) entnom-

men werden. Dargestellt sind das deutschlandweite Installationspotenzial sowie die entsprechen-

den Leistungen pro Bundesland. Es zeigt sich, dass vor allem dort das Potenzial am größten ist, 

wo die Bundesländer einen hohen Anteil städtisch geprägter Gemeinden oder gar Großstädte ha-

ben, sowie bei Stadtstaaten. Im Abgleich mit der Abbildung 8.6 wird der Sachverhalt bestätigt 

(hohe Lastdichte in städtischen Gebieten). [99] 

Schlussfolgernd bestehen aktuell noch Diskrepanzen in einer flächendeckenden Kopplung von 

Strom- und Gasnetzen, die den durch EE-Anlagen erzeugten Strom als EE-Gase aufnehmen, weil 

diese Netze zumeist noch unterschiedliche Versorgungsaufgaben haben. So trifft der in ländlichen 

Stromnetzen durch z. B. Windenergieanlagen erzeugte Strom auf Gasnetze mit geringem Gasab-

satz. Das auf diese geringe Lastdichte ausgelegte Gasnetz kann nur entsprechend geringe Mengen 

Wasserstoff bzw. EE-Gas aufnehmen. Laststarke und meist städtische Gebiete haben dagegen 

zwar einen hohen Gasabsatz, können jedoch verhältnismäßig nur geringe Mengen EE-Strom ein-

speisen, da die Anzahl der EE-Anlagen dort deutlich niedriger ist als in ländlichen Gebieten. 

Dadurch bedingt haben potenzielle PtGA eine teilweise sehr geringe Anlagenleistung. Zusätzlich 

stellt die in Abschnitt 4.4 thematisierte Standortfindung in städtischen Gebieten eine Herausfor-

derung dar. Die Sektorenkopplung erfolgt daher meist am Ort in unmittelbarer Nähe zu Gasdruck-

regelanlagen, die nicht den optimalen Standorten für eine Kopplung der Strom- und Gasnetze 

darstellen. [99] 

Im Ergebnis werden auf Basis der Erkenntnisse aus diesem sowie vorherigen Abschnitten im 

weiteren Verlauf keine PtGA berücksichtigt, sondern ausschließlich WP im Rahmen von PtH. 
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Abbildung 8.6: Regionale Verteilung der Versorgungsaufgabe ohne Berücksichtigung von Netzstrukturpara-

metern der einzelnen Gas- und Stromnetze auf Basis von [99] 

 

Abbildung 8.7: Anzahl potenzieller Gemeinden für die Entwicklung von Power-to-Gas – Elektrolyseanlagen 

(oben) und Methanisierungsanlagen (unten) – auf Basis von [99] 
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8.5.2 Power-to-Heat-Anlagen / Elektrische Wärmepumpen 

In Analogie zur Abbildung 8.2 für die Entwicklung der Elektromobilität können der Abbil-

dung 8.8 verschiedene Szenarien zur Entwicklung von WP auf Basis mehrerer Studien14 entnom-

men werden [44]. Agora-95, beide BDI- und alle dena-Szenarien beschreiben dabei jeweils was 

grundsätzlich notwendig ist, um die Klimaschutzziele zu erreichen. BWP-1 und BWP-2 dagegen 

verfolgen andere Rahmenbedingungen. Das Szenario BWP-Sz1 führt im Wesentlichen die aktu-

elle Marktentwicklung auf Basis von u. a. Analysen zur Absatzstatistik von WP, zentralen Wär-

meerzeugern und Hybrid-WP, sowie Daten zu den im Marktanreizprogramm für EE geförderte 

WP fort, was einer konservativen Betrachtung entspricht. Des Weiteren werden bereits gesetzte 

oder fest geplante Rahmenbedingungen zur Unterstützung des Wärmemarktes berücksichtigt. 

BWP-Sz2 befindet sich etwas über dem dena-TM80/95-Szenario und legt zusätzlich zu BWP-

Sz1 aktuell diskutierte Maßnahmen zur Verbesserung der Rahmenbedingungen für den WP-Ab-

satz wie z. B. angepasste Förderungen, ein optimierter Rechtsrahmen und eine Stärkung der Wett-

bewerbsfähigkeit des Energieträgers Strom zugrunde [44]. Details zu den unterschiedlichen Sze-

narien und Ausprägungen können den jeweiligen Literaturangaben entnommen werden. 

Bedingt durch eine hohe Diversität im Bereich Raumwärme (u. a. WP, Gas-, Pellet-Heizung oder 

Nah- bzw. Fernwärme) und der dadurch unsicheren Entwicklungen einzelner Wärmeversorgun-

gen werden die Szenarien BWP-Sz1 als konservatives und BWP-Sz2 als progressives Szenario 

ausgewählt. Diese beiden Szenarien schreiben die aktuelle Situation in zwei unterschiedlichen 

Varianten fort und ermitteln nicht, was notwendig ist, um die Klimaschutzziele zu erreichen, wie 

es bei anderen Szenarien der Fall ist. Zudem liegt das Szenario BWP-Sz2 grundsätzlich leicht 

über den dena-TM80/TM95 Szenarien, sodass diese näherungsweise mitberücksichtigt werden. 

 

Abbildung 8.8: Szenarien zur Entwicklung elektrischer Wärmepumpen auf Basis von [44] 

 

14 Aus Gründen der kurzfristigen Veröffentlichung von [100] konnten die aktualisierten Studienwerte nicht 

mehr im Rahmen des Leitfadens berücksichtigt werden. 
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8.6 Szenarien für dezentrale Photovoltaikanlagen 

Der Hauptfokus dieses Leitfadens liegt grundsätzlich für alle Spannungsebenen auf dem Betriebs-

punkt „Starklast“, jedoch wird an dieser Stelle kurz das Thema dezentraler PVA im städtischen 

Bereich insbesondere in der NS-Ebene aufgegriffen. Daher werden nachfolgend stark eingekürzt 

technische, ökonomische und regulatorische Rahmenbedingungen zusammenfassend erläutert, 

um in Analogie zu den detailliert beschriebenen Rahmenbedingungen der verschiedenen (neuen) 

Lasten PVA im Kontext dieses Leitfadens an untergeordneter Stelle einzugliedern und spätere 

Auswertungen zum Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ in Kapitel 14 interpretieren und einordnen 

zu können. 

Prinzipiell ist die Marktdurchdringung von PVA zwei wesentlichen Einflussfaktoren unterwor-

fen. Einerseits korrelieren die angestrebten Leistungsklassen stark mit dem notwendigen Platzbe-

darf am jeweiligen Standort, da nach aktuellem Stand der Technik pro kWp-Leistung ca. APVA = 6 

bis APVA = 10 m2 Fläche benötigt werden. Andererseits verhalten sich die Errichtungskosten na-

hezu linear mit der installierten Leistung, sodass aus ökonomischer Sicht die beiden Zielvorgaben 

des Investitionsbudgets sowie der Flächenverfügbarkeit gegeneinander abzuwägen sind. 

Im Gegensatz zu zentralen Kraftwerken sind die Betreiber von PVA neben öffentlich/gewerbli-

chen Unternehmen mehrheitlich von privaten Eigentümern geprägt, die unterschiedliche Interes-

sen vertreten. Während Energieversorger möglichst leistungsstarke PVA realisieren, um die Er-

löse aus der eingespeisten Leistung zu maximieren, liegt der ökonomische Fokus von privaten 

Betreibern, die ihre PVA auf Hausdächern oder -fassaden installieren, auf der Erhöhung des Au-

tarkiegrades gegenüber dem Strombezug aus dem Netz. Somit können in der NS-Ebene Leis-

tungswerte näherungsweise i. H. v. Pinst = 4 bis Pinst = 10 kWp für PVA angenommen werden. 

Dabei ergibt sich die untere Grenze als notwendige installierte Leistung, die vorhanden sein muss, 

um den elektrischen Eigenbedarf von EFH und ZFH zu decken. Die obere Grenze bedingt die 

Tatsache, dass ausreichend Fläche zur Verfügung stehen muss, um PVA in höheren Leistungs-

klassen zu realisieren. [101] 

Die Szenarien zur Entwicklung von PVA geben keine absoluten Stückzahlen aus, sondern instal-

lierte Leistungen, die sich aus der Summe des theoretischen PV-Potenzials ergeben. Bei der Be-

rechnung werden die Angaben des Typenschildes von PV-Modulen zugrunde gelegt. Dabei ist 

jedoch zu berücksichtigen, dass es sich um theoretische Laborwerte handelt, welchen die aus ein-

zelnen Modulen zusammengeschalteten PVA unter Realbedingungen aufgrund von Fehlausrich-

tungen, Abschattungen und Degradationseffekten nicht erreichen können. Das Betriebsverhalten 

von PVA ist zwar prognostizierbar, aber nur bedingt steuerbar, da eine ausgeprägte Abhängigkeit 

zur jeweiligen Wetterlage vorliegt. Hervorzuheben sind dabei die geographisch stark differie-

rende Einstrahlungsstärke des Sonnenlichts sowie die Anzahl der gegebenen Sonnenstunden. 
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Um die im weiteren Verlauf dieses Abschnitts zugrunde gelegten Szenarien ableiten zu können, 

ist ein weiterer regulatorischer Aspekt tiefergehend zu beachten. Unabhängig davon, ob ein öf-

fentlicher, gewerblicher oder privater Anlagenbetreiber vorliegt, sieht der Gesetzgeber vor, dass 

sich jegliche PVA am Einspeisemanagement beteiligen müssen. Davon abzugrenzen sind PVA 

mit einer installierten Leistung Pinst < 25 kWp [102], die wahlweise auch dem vereinfachten Ein-

speisemanagement mit einer Begrenzung auf max. S/Sr = 70 % der abgegebenen Leistung, bezo-

gen auf die installierte Leistung, ohne Zugriffsmöglich des NB zu begrenzen ist. Zudem ist bei 

Freiflächen- oder großen Dachflächenanlagen, die zumeist in der MS-Ebene angeschlossen wer-

den, Messtechnik einzubringen, durch welche die aktuelle Leistungsabgabe per Fernzugriff aus-

gelesen werden kann. [66] 

Auf Basis der vorangegangen stark zusammengefassten ökonomischen, technischen und regula-

torischen Rahmenbedingungen können der Abbildung 8.9 neben weiteren Szenarien die beiden 

herangezogenen Szenarien „GreenLate“ und „dena-TM-80“ entnommen werden. 

 

Abbildung 8.9: Szenarien zur Entwicklung der Leistung von Photovoltaikanlagen 

8.7 Gesamtübersicht der ausgewählten Szenarien 

Tabelle 8.2: Übersicht der ausgewählten Szenarien auf Ebene der Bundesrepublik 

Szenario 2030 2040 2050 

ePkw konservatives Szenario 4.200 Tsd. Stück 8.815 Tsd. Stück 18.500 Tsd. Stück 

ePkw progressives Szenario 7.000 Tsd. Stück 16.733 Tsd. Stück 40.000 Tsd. Stück 

WP konservatives Szenario 1.870 Tsd. Stück 2.787 Tsd. Stück 3.704 Tsd. Stück 

WP progressives Szenario 2.876 Tsd. Stück 5.770 Tsd. Stück 8.664 Tsd. Stück 

PVA konservatives Szenario 65 GW 64 GW 114 GW 

PVA progressives Szenario 81 GW 124 GW 218 GW 
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9 Regionalisierung 

Es ist davon auszugehen, dass sich, basierend auf den zugrunde gelegten Szenarien, z. B. inner-

städtische Netzgebiete in Bezug auf die Integration neuer Lasten anders entwickeln als vorstädti-

sche Netzgebiete. Daher sind im Rahmen einer nachhaltigen und effizienten Netzplanung Unter-

suchungen durchzuführen, die sich zwischen verschiedenen Regionen unterscheiden. Erst mit 

hinreichend genauen Annahmen, wie sich die Szenarien der Lasten und DEA in die einzelnen 

Netzgebiete verteilen, können die Netze so ausgelegt werden, dass sie zukünftig kostenoptimal 

geplant und effizient betrieben werden können. 

Im weiteren Verlauf wird hierzu die Methode zur Verteilung von LIS und WP in die NS-, MS- 

und HS-Netze sowie die verwendete Datengrundlage erläutert. Ebenfalls wird die Methode für 

PVA kurz erläutert15. 

9.1 Methode und Datengrundlage 

Die Abbildung 9.1 stellt die grundsätzliche Vorgehensweise zur Regionalisierung als Top-Down-

Ansatz dar. Sowohl für Elektromobilität als auch für WP werden zunächst die jeweiligen Anzah-

len auf Ebene der Bundesrepublik Deutschland für alle Stützjahre gemäß den Abschnitten 9.2 

(Seite 70) und 9.3 (Seite 76) herangezogen. Im nächsten Schritt werden die Stückzahlen anhand 

verschiedener Parameter auf Ebene der Bundesländer und Städte regionalisiert. Die beiden letzten 

Schritte nehmen eine tiefergehende Verteilung auf Ebene der Ortsteile und Ortsnetze unter Zu-

hilfenahme kommerzieller Markt- und Geodaten [103] zu u. a. Gebäudestrukturen und Einkom-

mensverhältnissen vor, die auf Ebene der Straßenzüge vorliegen. 

 

Abbildung 9.1: Grundsätzliche Vorgehensweise zur Regionalisierung von Lasten über verschiedene Ebenen 

 

15 Auf Basis der Analysen kann festgestellt werden, dass dezentrale Photovoltaikanlagen im Betriebspunkt 

„Starkeinspeisung“ deutlich weniger relevant sind als Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen im Betriebs-

punkt „Starklast“, weshalb die Methode hierfür weniger detailliert erläutert wird. 
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9.2 Regionalisierung von Elektromobilität 

Aus Abschnitt 8.3 liegt die Anzahl von Elektrofahrzeugen auf Ebene der Bundesrepublik 

Deutschland (BRD) vor. Um diese Anzahlen auf Ebene der Bundesländer zu regionalisieren, wer-

den verschiedene Verteilungs- und zugehörigen Gewichtungsfaktoren genutzt. Die Verteilungs-

faktoren F berücksichtigen dabei pro Bundesland (BL) die Faktoren Bevölkerung (B), Elektro-

kraftfahrzeuge (eKfz), motorisierte Bevölkerung (MB), Förderprojekte (FP), Gebäude (G) sowie 

alle Personenkraftwagen (Pkw). Die Gewichtungen ergeben mit den zugehörigen Gewichtungs-

faktoren (a, b, c, d, e, f) in Summe 1 und berücksichtigen dabei die Auswirkungen des jeweiligen 

Verteilungsfaktors auf die Anzahlen pro Bundesland. [83] 

Gleichung (9.1) zeigt die verwendete Kombination der Verteilungs- und Gewichtungsfaktoren 

zur Ermittlung der ePkw auf Ebene der Bundesländer: [83] 

ePkwBL = ePkwBRD ∙ [𝑎 ∙ 𝐹B,BL + 𝑏 ∙ 𝐹eKfz,BL + 𝑐 ∙ 𝐹MB,BL + 𝑑 ∙ 𝐹FP,BL + 𝑒 ∙ 𝐹G,BL + 𝑓 ∙ 𝐹Pkw,BL] (9.1) 

Um die Anzahlen der ePkw auf Ebene der Städte (S) zu erhalten, werden dann im Anschluss pro 

Stadt die Verteilungsfaktoren Bevölkerung (B), Bevölkerungsdichte (BD) und Personenkraftwa-

gen (Pkw) herangezogen. Gleichung (9.2) zeigt die Kombination der Verteilungs- und Gewich-

tungsfaktoren auf Ebene der Städte: [83] 

ePkwS = ePkwBL ∙ [𝑔 ∙ 𝐹B,S + ℎ ∙ 𝐹BD,S + 𝑖 ∙ 𝐹Pkw,S] (9.2) 

9.2.1 Verteilung von Ladeinfrastruktur in Niederspannungsnetze 

Die für jede Stadt ermittelte Anzahl für ePkw wird im Anschluss gemäß der Abbildung 9.2 

(Seite 71) anhand der Gebäudestruktur zunächst auf die Ortsteile verteilt. Hierfür werden kom-

merzielle Markt- und Geodaten [103] herangezogen, die mit Geo-Koordinaten bis auf Ebene der 

Straßenzüge vorliegen. In einem Datenpunkt wird dabei ein Teil des Straßenzuges, z. B. Haus-

nummer 1 linke Straßenseite bis Hausnummer 36 rechte Straßenseite, abgebildet. Es liegen ins-

besondere Gebäudestrukturdaten vor, die enthalten, ob es sich um EFH, ZFH oder MFH handelt 

sowie um Mix-Gebäude16 oder sogar ausschließlich Gewerbegebäude. 

Auf Basis der resultierenden ePkw und Gebäudestrukturen erfolgt dann eine Kategorisierung in 

private (ePkwprivat) und gewerbliche ePkw (ePkwGewerbe) sowie in Einpendler-ePkw (ePkwEinpendler). 

Private ePkw werden unter Berücksichtigung der Anteile von Wohn- und Mix-Gebäude pro Orts-

teil verteilt. Gewerbliche ePkw werden anhand von Wohn-, Mix- und Gewerbegebäuden verteilt 

sowie Einpendler ePkw anhand von Mix- und Gewerbegebäuden. [83] 

 

16 Wohn- und Gewerbegebäude, alternative Bezeichnung: Misch-Gebäude 
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Der letzte und detaillierteste Schritt der Regionalisierung besteht darin, die ePkw-Anzahlen von 

der Ebene der Ortsteile auf Ebene der Ortsnetze zu regionalisieren. Hierbei wird unterschieden, 

ob es sich um private, gewerbliche bzw. Einpendler-ePkw handelt. Grundsätzlich wird für private 

ePkw angenommen, dass mit steigendem Haushaltsnettoeinkommen auch die Wahrscheinlichkeit 

höher ist, dass in diesen Haushalten ePkw perspektivisch vorzufinden sind. Daher wird eine line-

are Verteilung gemäß der Abbildung 9.3 zum Haushaltsnettoeinkommen vorgenommen. Diese 

Verteilung wird dann genutzt, um mit der Verteilungsmethode des Saint-Laguë-Verfahrens17 die 

privaten ePkw auf alle Straßenzüge eines Ortsteils zu regionalisieren und dann diejenigen Stra-

ßenzüge zu separieren, die sich im jeweiligen NS-Netz befinden. Für gewerbliche und Einpendler 

ist dieser Zusammenhang nicht ohne Weiteres feststellbar, sodass hierfür das Verhältnis der ent-

sprechenden Gebäudestruktur von Ebene der Ortsteile auf Ebene der Straßenzüge genutzt wird. 

[83] 

 

Abbildung 9.2: Regionalisierung von Elektrofahrzeugen in Niederspannungsnetze auf Ebene der Ortsnetze auf 

Basis von [83] 

 

Abbildung 9.3: Lineare Verteilung des Haushaltsnettoeinkommens auf Basis von [83] 

 

17 Divisorverfahren mit Standardrundung gemäß [34] [104] 
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Wenn die Anzahlen der ePkw pro Ortsnetz vorliegen, müssen diese noch im jeweiligen NS-Netz 

für die Modellierung in einer Netzberechnungssoftware verteilt werden, um auf dieser Basis die 

Netzplanungen vorzunehmen und zu ermitteln, wo welche zusätzlichen Leistungen integriert wer-

den müssen und welche Grenzwertverletzungen diese verursachen. Im Rahmen einer solchen 

Verteilung gibt es generell vielfältige Möglichkeiten wie z. B. eine Monte-Carlo-Simulation 

[105] oder eine Worst-Case-Betrachtung. Für den Leitfaden werden jedoch die bereits verwende-

ten kommerziellen Markt- und Geodaten herangezogen, um die jeweiligen Netzverhältnisse so 

genau wie möglich abzubilden. 

Um die LIS in den Netzen zu verteilen, werden daher zunächst private und gewerbliche ePkw in 

private LIS übersetzt, da viele gewerbliche Fahrzeuge auch privat genutzt werden. pLP werden 

dabei in der Netzberechnungssoftware an sogenannten Lastknoten angeschlossen, an denen sich 

konventionelle Lasten befinden und aus denen hervorgeht, um welchen Gebäudetyp es sich han-

delt. Z. B. liegt ein EFH vor, wenn ein Zählpunkt pro Hausanschluss identifiziert wird. 

Zur Ermittlung der öffentlichen LIS werden alle ePkw (privat/gewerblich/Einpendler) konsoli-

diert und mit dem Faktor 1/13 aus [87] multipliziert. Der weitere iterative Verteilungsprozess 

sieht vor, dass zunächst max. zwei pLP an Gewerbegebäuden angeschlossen werden. Im An-

schluss wird vorrangig jeweils ein pLP an einem EFH und zwei pLP an ZFH angeschlossen, da 

hier davon ausgegangen wird, dass grundsätzlich gute Parkmöglichkeiten bzw. Platzverhältnisse 

für LP vorhanden sind. Im nächsten Schritt werden max. zwei LP an MFH angeschlossen. Dies 

beruht auf einer qualitativen Flächenanalyse, wie viele LP durchschnittlich an MFH angeschlos-

sen werden können. Es ist anzumerken, dass somit eine einheitliche Systematik für alle Analysen 

durchgeführt wird. Bei spezifischen unternehmensindividuellen Einzelplanungen muss von die-

sen Werten ggf. im Detail abgewichen werden. Ebenso werden Tiefgaragen aus dieser Betrach-

tung außen vorgelassen, da sie ebenfalls individuell zu betrachten sind und separat berücksichtigt 

werden müssen. Zum Schluss werden öLP an denjenigen Netzknoten angeschlossen, an denen 

sich keine Hausanschlüsse befinden und somit dem öffentlichen Raum zuzuordnen sind. Der ge-

naue Prozessablauf kann der Abbildung 9.4 (Seite 73) entnommen werden. Des Weiteren ist zu 

beachten, dass sich bei dieser Verteilungsmethode z. B. zwei ePkw an einem EFH einen pLP 

teilen und sich somit mehr ePkw in den Netzen befinden können als LP vorhanden sind. Die 

Limitierung erfolgt somit grundsätzlich für pLP anhand der jeweils vorzufindenden Gebäu-

destruktur sowie für öLP anhand der Anzahl der Netzknoten pro NS-Netz. Daher ist es möglich, 

dass ab einem bestimmten Stützjahr nur noch weitere öLP in die Netze regionalisiert werden, da 

eine Sättigung von pLP an Wohngebäuden eintritt. [83] [85] 

Diese mit verschiedenen Annahmen versehene Regionalisierung und Verteilung von LIS inner-

halb der NS-Netze ersetzt keine unternehmensspezifische Einzelplanung des Zielnetzes, für das 

grundsätzlich mehr Daten und Informationen zur Verfügung stehen. Sie stellt jedoch eine geeig-

nete und vereinheitlichte Systematik dar, um allgemeine PuB abzuleiten. 
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Abbildung 9.4: Methode zur Verteilung der Ladeinfrastruktur innerhalb der Niederspannungsnetze auf Basis 

von [85]  

9.2.2 Verteilung von Ladeinfrastruktur in Mittelspannungsnetze 

Für MS-Netze stehen in den wenigsten Fällen die nachgelagerten NS-Netze digitalisiert vor. Da-

her ist eine Methode zur Regionalisierung und Verteilung von Ladeinfrastruktur in MS-Netze 

erforderlich, die nicht stark von digital modellierten NS-Netzen abhängig und trotzdem in der 

Lage ist, die Anzahl von LIS zu ermitteln. 

Zunächst wird die Regionalisierung und Verteilung von ePkw in NS-Netze für eine Vielzahl von 

NS-Netzen durchgeführt. Bedingt durch die Methode in der NS-Ebene steigt grundsätzlich die 

Anzahl der LP mit der Anzahl Hausanschlüsse bei gleichbleibender Netzgröße18. Anhand der NS-

Netze mit den zugrundeliegenden Szenarien werden so Korridore aufgespannt, durch deren Da-

tenpunkte19 jeweils eine Trendlinie gezogen wird. Die Funktion der jeweiligen Trendlinie20 wird 

herangezogen, um für die MS-Netze in Abhängigkeit der Hausanschlüsse pro ONS die Anzahl 

der jeweiligen ePkw ableiten zu können. 

Im Gegensatz zur NS-Ebene werden pLP und öLP in der MS-Ebene nicht einzeln, sondern als 

kombinierte Last von privater und öffentlicher LIS zzgl. der bestehenden konventionellen Last an 

der jeweiligen ONS oder KST berücksichtigt. 

Nachdem die Anzahlen von privaten, gewerblichen und Einpendler-ePkw für ein MS-Netz abge-

leitet wurde, werden diese in eine Anzahl von LP gemäß der Abbildung 9.5 (Seite 75) überführt. 

Analog zur Vorgehensweise in der NS-Ebene stellt die Anzahl von pLP die Summe der privaten 

 

18 Beispiel: Ein NS-Netz mit 100 Zählpunkten und 10 Hausanschlüssen hat max. 20 private Ladepunkte 

gemäß Abschnitt 9.2.1. Dagegen hat ein Netz mit ebenfalls 100 Zählpunkten und 100 Hausanschlüssen 

max. 100 Ladepunkte. 
19 Anzahl der ePkw in Abhängigkeit der Hausanschlüsse 
20 Die Trendlinien sind nur für die ausgewählten Szenarien gültig. 
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und gewerblichen ePkw dar. Anschließend werden die pLP anteilig anhand der Anzahl der Haus-

anschlüsse pro ONS in die nachgelagerten NS-Netze verteilt. Mit dem Hintergrund, dass grund-

sätzlich alle ePkw an öffentlicher LIS laden können, wird die Summe aller ePkw mit dem Faktor 

1/13 aus [87] multipliziert und stellt somit analog zur NS-Ebene die Summe der öLP im Netz dar. 

Diese wird in öLP in den nachgelagerten NS-Netzen und in öLP150 kW, die direkt an das MS-Netz 

angeschlossen werden, aufgeteilt. Im Rahmen dieses Leitfadens wird angenommen, dass 50 % 

der 150-kW-Ladepunkte (siehe Tabelle 7.2) als öLP150 kW zu berücksichtigen sind. Unabhängig 

davon wird die Anzahl von öLP anteilig anhand der Anzahl der Hausanschlüsse pro ONS in die 

nachgelagerten NS-Netze verteilt. 

Bezüglich der LIS an KST wird angenommen, dass überwiegend Einpendler-ePkw geladen wer-

den. Die Einpendler beziehen sich an dieser Stelle auf alle ePkw, die nicht zum jeweiligen UW-

Gebiet zuzuordnen sind. Dies bedeutet, dass neben Einpendlern außerhalb der jeweiligen Stadt 

auch ePkw von einem UW-Gebiet als Einpendler-ePkw in einem benachbarten UW-Gebiet in 

derselben Stadt betrachtet werden. Die Anzahl von Einpendler-ePkw wird daher in eine Anzahl 

von LP an KST überführt, ohne gewerbliche ePkw zu berücksichtigen, da angenommen wird, 

dass viele gewerbliche Fahrzeuge auch privat genutzt und geladen21 werden. Des Weiteren wird 

mithilfe von GoogleMaps [106] und OpenStreetMap [19] die Anzahl der vorhandenen Parkplätze 

pro KST ermittelt, die dann als max. Anzahl an LP pro KST dienen. Basierend darauf wird die 

Anzahl der LP an KST anteilig anhand der Anzahl der vorhandenen Parkplätze an der jeweiligen 

KST verteilt. 

Wenn die Anzahlen der LIS pro nachgelagertem NS-Netz und KST vorliegen, müssen diese im 

jeweiligen MS-Netz als zusätzliche Lasten zu den bestehenden konventionellen Lasten modelliert 

werden. Die Modellierungsmethode kann der Abbildung 9.6 (Seite 75) entnommen werden. 

Zuerst wird den ONS die private und öffentliche LIS zugeordnet. Die modellierte Leistung der 

LIS erfolgt aus den GZF in Abschnitt 7.6.2. Als nächstes wird die LIS der KST an die KST ver-

teilt, denen im Rahmen des Leitfadens die private Ladeleistung (siehe hierzu Abschnitt 7.6.2 und 

Tabelle 7.2) zugewiesen wird. Schließlich werden analog zu öLP in der NS- öLP150 kW zufällig 

auf die Netzknoten verteilt, an denen keine Lasten angeschlossen sind. 

Eine Analyse zur Elektrifizierung von konventionellen Tankstellen mit einem MS-Anschluss 

kann Anhang 17.5 (Seite 248) entnommen werden. 

 

21 Aus der Betrachtung ausgeschlossen ist die Kostenabrechnung der Fahrzeugladung. 
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Abbildung 9.5: Regionalisierung von Elektrofahrzeugen in Mittelspannungsnetze auf Ebene der Stationen 

(Ortsnetz- und Kundenstationen) auf Basis von [85] 

 

 

Abbildung 9.6: Methode zur Verteilung der Ladeinfrastruktur innerhalb der Mittelspannungsnetze auf Basis 

von [85]  

9.2.3 Verteilung von Ladeinfrastruktur in Hochspannungsnetze 

Analog zur Vorgehensweise zur Verteilung von LP in die MS-Ebene (Abschnitt 9.2.2), wird für 

die HS-Ebene ebenfalls der Ansatz über die Abhängigkeit der Anzahl der neuen Lasten zu den 

Hausanschlüssen verfolgt, wobei nun anstatt der ONS das UW als Grundlage herangezogen wird. 

Die Anzahl der Hausanschlüsse und Zählpunkte ist je UW-Gebiet aus Auswertungen in einem 

Geoinformationssystem (GIS) bekannt. Auf dieser Grundlage wird die Anzahl der pLP und öLP 

für die Stützjahre und die betrachteten Szenarien UW-spezifisch ermittelt. Für die Anzahl der öLP 

wird der analoge Ansatz auf Basis der Anzahl der ePkw und des Faktors 1/13 aus [87] angesetzt. 

Bei der Ermittlung der Ladeleistung, die an dem jeweiligen UW zu berücksichtigen ist, wird der 

entsprechende GZF gemäß der Ladeleistungsverteilung und der Anzahl der LP bestimmt. 
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eine Verteilung auf Basis der Gewerbe- und Industrielasten je UW, jedoch unter Berücksichti-

gung einer Begrenzung über die Parkplatzflächen in dem jeweiligen UW-Gebiet auf Basis einer 

GIS-Auswertung. Die eTankstellen werden als separate Last mit einer Lastentwicklung berück-

sichtigt, die in einer angenommenen installierten Leistung von PTank = 1.700 kW je Tankstelle im 

Stützjahr 2050 resultiert. Für die Betrachtung aus HS-Sicht wird ein GZF von 0,6 angenommen, 

sodass PTank = 1.020 kW netztechnisch berücksichtigt werden. Die Anzahl der Tankstellen je 

UW-Gebiet wird aus einer GIS- und GoogleMaps-Auswertung abgeleitet, wobei davon ausge-

gangen wird, dass die Anzahl der Tankstellen konstant bleibt und die Tankstellen ab dem Jahr 

2030 mit dem jeweiligen Leistungswert elektrifiziert werden. 

Für die Berücksichtigung von eBus-Depots werden die derzeitigen netzbetreiber- bzw. stadtspe-

zifischen Pläne zur Umsetzung eines eÖPNV mit direkter Anbindung an das jeweilige UW mit 

spezifischer Leistung herangezogen. 

Die grundsätzliche beschriebene Modellierungsmethode kann der Abbildung 9.7 entnommen 

werden. 

 

Abbildung 9.7: Methode zur Verteilung der Ladeinfrastruktur innerhalb der Hochspannungsnetze 

 

9.3 Regionalisierung von Wärmepumpen in Nieder-, Mittel- und 

Hochspannungsnetze 

Die Methode zur Regionalisierung und Verteilung von WP entspricht generell der von LIS. Der 

Hauptunterschied liegt in einer anderen Vorgehensweise zur Regionalisierung von Ebene der 

BRD auf Ebene der Städte, da hier u. a. die Faktoren Bevölkerung, eKfz, motorisierte Bevölke-

rung, Förderprojekte sowie Pkw gemäß Abschnitt 9.2 keine Gültigkeit mehr haben. 

Für das Jahr 2017 liegt gemäß [34] die Anzahl der WP pro Bundesland vor. Dieses prozentuale 

Verhältnis zwischen den Bundesländern wird dann genutzt, um die Werte der Szenarien auf 

Start Ende

öLP (NS+MS)

(Lastknoten)

LPEinpendler (NS+MS)

(Lastknoten)

pLP (NS+MS)

(Lastknoten)

eBusse

(Lastknoten)

eTankstellen

(Lastknoten)

Netzdaten

UW-Gebiet

Verteilungen

inkl. GZF

▪ Hausanschlüsse

▪ Zählpunkte

Abkürzungen:

LP = Ladepunkte

GZF = Gleichzeitigkeitsfaktor

pLP = private Ladepunkte

öLP = öffentliche Ladepunkte
NS = Niederspannungsebene

MS = Mittelspannungsebene

▪ Ortsnetzstationen

▪ Kundenstationen



9.3 REGIONALISIERUNG VON WÄRMEPUMPEN IN NIEDER-, MITTEL- UND HOCHSPANNUNGSNETZE 77 

 

Ebene der BRD auf die Ebene der Bundesländer zu projizieren, da angenommen wird, dass sich 

dieses Verhältnis nicht signifikant ändern wird. Ebenfalls kann angenommen werden, dass WP 

vorrangig in freistehenden Gebäuden oder Doppelhaushälften mit ein oder zwei Wohnungen in-

stalliert werden. Für diese Gebäudestrukturen stehen Daten des Zensus 2011 zur Verfügung, die 

für die Städte ins Verhältnis zum zugehörigen Bundesland gesetzt werden, sodass die Anzahl der 

WP entsprechend herunter skaliert werden kann. [34] [83] 

Für die Regionalisierung von Ebene der Städte auf Ortsnetze kann der Abbildung 9.8 in Analogie 

zur Abbildung 9.2 die Vorgehensweise für WP entnommen werden. 

  

Abbildung 9.8: Regionalisierung von Wärmepumpen in Nieder-, Mittel- und Hochspannungsnetze 

Für die NS-Ebene werden anhand der Markt- und Geodaten [103] zu EZFH die WP anteilig in 

die Ortsteile regionalisiert. Alternativ können auch Daten der NB zu Zählpunkten pro Hausan-
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die lineare Verteilung aus der Abbildung 9.3 zum Haushaltsnettoeinkommen herangezogen und 

für das Saint-Laguë-Verfahren zur Regionalisierung auf alle Straßenzüge eines Ortsteils genutzt, 

da auch hier – wie bei privater LIS – angenommen werden kann, dass WP zuerst dort installiert 

werden, wo das Haushaltsnettoeinkommen höher ist. Im letzten Schritt erfolgt die Separierung 

derjenigen Straßenzüge, die sich im jeweiligen Netzgebiet befinden. [34] [83] 

Um die WP in den NS-Netzen zu verteilen, wird in Analogie zur Vorgehensweise für LIS zu-

nächst eine WP pro EFH verteilt. Danach wird ebenfalls eine WP auf ein ZFH verteilt, da ange-

nommen wird, dass die Wohnfläche eines ZFH mit zwei Wohnungen nur geringfügig größer ist 

als die Fläche eines EFH und somit nicht zwei WP installiert werden müssen, sondern eine WP 

beide Wohnungen versorgen kann [34] [83]. 

Für die Regionalisierung und Verteilung in die MS-Netze wird die Methode aus Abschnitt 9.2.2 

zur LIS anhand der Hausanschlüsse adaptiert. In gleicher Weise wird die Methode aus Ab-

schnitt 9.2.3 für HS-Netze adaptiert. 
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Diese mit verschiedenen Annahmen versehene Regionalisierung und Verteilung von WP in die 

NS-Netze ersetzt keine unternehmensspezifische Einzelplanung des Zielnetzes, für das grund-

sätzlich mehr Daten und Informationen zur Verfügung stehen. Sie stellt jedoch eine geeignete und 

vereinheitlichte Systematik dar, um allgemeine PuB abzuleiten. 

9.4 Regionalisierung von Photovoltaikanlagen in Niederspannungs-

netze 

Für neue Lasten werden bei der Regionalisierung konkrete Anzahlen ermittelt und innerhalb der 

Netze verteilt. Im Gegensatz dazu besteht bei der Regionalisierung von PVA eine Schwierigkeit 

darin, installierte PV-Leistungen aus deutschlandweiten Szenarien in die jeweilige Netzebene zu 

überführen. Weitergehend ist dabei der Sachverhalt einzubeziehen, in welcher Spannungsebene 

die PVA eingebunden werden, da durch die genutzten Studien nur bedingt Angaben dazu vorlie-

gen. Als übergeordneter Schritt wird aus dem Marktstammdatenregister die installierte Leistung 

auf Ebene der BRD und ferner in Abhängigkeit der Spannungsebene ermittelt und im Anschluss 

in das Verhältnis der gesamtheitlich in der BRD installierten Leistung im Status-Quo gesetzt. Die 

somit erzielte prozentuale Aufteilung repräsentiert den Installationsort sowohl geographisch als 

auch technisch. Da besonders bei EE eine Abhängigkeit von Wetterverhältnissen, wie u. a. Wind-

verhältnisse und Einstrahlungsintensitäten, bei der Wahl des Aufstellungsortes einbezogen wird, 

ist diese aktuelle Verteilung über die Stützjahre fortzuschreiben. Ebenfalls wird die Verteilung 

auf Spannungsebenen beibehalten, um abzubilden, dass einzelne Bundesländer mit unterschied-

lich stark ausgeprägten städtischen und ländlichen Anteilen existieren und diese sich nicht grund-

sätzlich ändern werden. Während in ländlichen Gebieten mit einer PV-Durchdringung vor allem 

in der MS-Ebene zu rechnen ist, sowie bei EFH und ZFH in der NS-Ebene, wird in städtischen 

Gebieten hauptsächlich die NS-Ebene mit PVA versehen. [107] 

Aus dem vorangegangenen Schritt ist die installierte PV-Leistung pro Bundesland und Span-

nungsebene entstanden, welche geeignet auf EFH und ZFH in die NS-Netze zu regionalisieren 

ist, da diese als primärer Aufstellungsort für PVA identifiziert werden. Um diese Art von Wohn-

gebäuden analytisch zu bestimmen, wird aus [108] ein Verteilungsschlüssel genutzt. Dieser ergibt 

sich aus dem Quotienten der Anzahl an Wohngebäuden und der Wurzel der Einwohnerdichte pro 

Ebene der Regionalisierung bezogen auf den Quotienten der übergeordneten Ebene. Dieser An-

satz wird iterativ von Ebene der Bundesländer bis auf Ebene der Ortsteile wiederholt durchgeführt 

und so die PV-Leistung verteilt. Um zusätzlich sozioökonomische Faktoren wie z. B. Einkom-

mensverhältnisse einzubeziehen, werden die aktuell im jeweiligen Netz installierten PVA identi-

fiziert und durch mathematische Mittelung eine Referenzanlage bestimmt, die einen repräsenta-

tiven Leistungswert aufweist und die Grundlage für alle weiteren zugebauten PVA bietet. Unter 

Berücksichtigung der Gebäudestruktur werden die PVA auf Basis der Referenzanlagen in den 

NS-Netzen vorrangig EFH und ZFH zugeordnet. [107] 



 

 

10 Ermittlung repräsentativer Netzstrukturen 

Für die Ableitung neuer PuB im Rahmen der Netzplanung ist es erforderlich, repräsentative städ-

tische Netzstrukturen zu identifizieren. Unter Nutzung dieser repräsentativen NS-, MS- und HS-

Netze für konventionelle sowie innovative Planungs- und Betriebsvarianten können dann die da-

raus gewonnenen Erkenntnisse und Ergebnisse auf weitere Netze projiziert und angewendet wer-

den. 

Im Folgenden wird daher zunächst die für den Leitfaden vorliegende Datengrundlage analysiert 

und erläutert. Anschließend wird das Clusterungsverfahren beschrieben sowie die daraus resul-

tierenden Ergebnisse dargestellt. Danach erfolgt die Netzauswahl pro Spannungsebene, wobei 

alle zur Verfügung gestellten HS-Netze genutzt und deswegen in den nachfolgenden beiden Ab-

schnitten nicht näher betrachtet werden. Abschluss dieses Kapitels bildet eine Analyse zur Kor-

relation zwischen den separat durchgeführten Clusterungen in der NS- und MS-Ebene. 

10.1 Datengrundlage 

Vor dem Hintergrund der zur Verfügung gestellten Netzdaten wird zunächst eine statistische Ana-

lyse durchgeführt. Im Rahmen dieser Betrachtung werden Netzdaten der NS- und MS-Ebene ana-

lysiert und ausgewertet. Als MS-Netzdaten werden dabei alle Elemente definiert, die jeweils von 

einem UW versorgt werden. Im Gegensatz dazu beschreibt ein NS-Netz einen galvanisch zusam-

menhängenden Versorgungsbereich in der NS-Ebene.  

Aus der statistischen Analyse ergibt sich somit ein Spektrum von insgesamt 7.370 NS- sowie 

146 MS-Netzen. Um die Netze für die Clusterung nutzen zu können, müssen die erhobenen Daten 

noch bereinigt werden. Nach u. a. der Eliminierung unvollständiger Datensätze oder Netzlängen 

kleiner als 750 m22 resultieren in der NS-Ebene 4.207 und in der MS-Ebene 126 zu berücksichti-

gende Netze. Über alle zur Verfügung gestellten Netze hinweg liegen die Leitungslänge, die An-

zahl der Ortsnetzstationen, die Anzahl der Hausanschlüsse und die Anzahl der Zählpunkte voll-

ständig vor. Der Abbildung 10.1 (Seite 80) können die Häufigkeitsverteilungen aller für die Clus-

terung berücksichtigten Netzstrukturparameter entnommen werden, um eine Übersicht zu erhal-

ten, wie viele NS- und MS-Netze der jeweiligen Gruppen in Bezug auf o. a. Parameter in städti-

schen Netzen vorliegen. [109]   

 

22 NS-Netze mit Netzlängen kleiner als 750 m sind bspw. Netze mit nur einem Hausanschluss und werden 

ausgeschlossen, da sie keine Relevanz für die Netzplanungen haben. 
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Abbildung 10.1: Häufigkeitsverteilungen aller für die Clusterung berücksichtigten Netzstrukturparameter der 

Nieder- und Mittelspannungsnetze auf Basis von [107]  
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10.2 Clusterungsverfahren 

Eine Betrachtung sämtlicher städtischer NS- und MS-Netze ist weder mit akzeptablem Aufwand 

durchführbar noch notwendig, wenn sich die Grundgesamtheit der Netze durch gezielt ausge-

wählte und repräsentative Netze mit hinreichender Genauigkeit beschreiben lässt. Daher werden 

sogenannte Cluster pro NS- und MS-Ebene gebildet, deren Eigenschaften die Grundgesamtheit 

der im jeweiligen Cluster befindlichen Netze möglichst gut abbilden. Die Cluster werden dabei 

mithilfe des k-means-Algorithmus ermittelt. Dieser teilt eine Menge von zur Verfügung stehender 

Daten so ein, dass die Daten innerhalb eines Clusters möglichst ähnlich sind, sich die Cluster 

jedoch voneinander möglichst stark unterscheiden. Innerhalb der jeweiligen Cluster wird die Va-

rianz des Abstands der Ausprägung zum Clusterzentrum minimiert. Im Ergebnis liegt pro ermit-

teltem Cluster eine repräsentative Netzstruktur vor. Diese Diversität ist wichtig, um bei den Netz-

planungen und -analysen ein breites Spektrum abdecken zu können, da sich städtische Netzstruk-

turen hinsichtlich der Versorgungsaufgabe voneinander unterscheiden, wie z. B. vorstädtische 

EFH-Siedlungen mit geringerer Lastdichte im Gegensatz zu innerstädtischen MFH-Siedlungen 

mit hoher Lastdichte. Der vorliegende Leitfaden ist somit über die sechs verwendeten Netzgebiete 

der sechs NB hinaus anwendbar und übertragbar. [109] 

Für eine zweidimensionale Clusterung der NS-Netze werden die Parameter Anschlussdichte 

(Hausanschlüsse pro Leitungslänge) und Lastdichte (Zählpunkte pro Hausanschluss) gebildet. 

Analog dazu werden für die MS-Netze die Parameter Anschlussdichte (Ortsnetzstationen pro Lei-

tungslänge) sowie Lastdichte (Zählpunkte pro Ortsnetzstation) ermittelt. Somit werden alle vier 

über alle Netze vorhandenen Parameter für die zweidimensionale Clusterung genutzt [109]. Bei 

der konkreten Netzauswahl ist dann darauf zu achten, dass der Abstand zum Clusterzentrum mög-

lichst min. ist. Andernfalls ist die Abgrenzung zum nächstmöglichen Cluster nicht eindeutig. 

Diese Vorgehensweise bei der Netzauswahl gewährleistet, dass die ausgewählten Netze in Bezug 

auf die Versorgungsaufgabe die höchste Allgemeingültigkeit haben und somit repräsentativ sind. 

10.3 Netzauswahl für die Niederspannung 

Das Ergebnis der durchgeführten Clusterung für die NS-Ebene ist in der Abbildung 10.2 

(Seite 82) dargestellt. Des Weiteren kann die entsprechende Auswahl der NS-Netze (NS-N01 bis 

NS-N20) entnommen werden. In der Abbildung 10.3 (Seite 82) ist ergänzend dargestellt, welche 

Netzstrukturdaten der jeweiligen Cluster in der NS-Ebene im Mittel vorliegen. 
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Abbildung 10.2: Ergebnisse der Clusterung für die Niederspannungsebene und Netzauswahl 

 

 

Abbildung 10.3: Mittelwerte der Netzstrukturdaten pro Cluster in der Niederspannungsebene 

10.4 Netzauswahl für die Mittelspannung 

Im speziellen Fall der MS-Ebene wird zunächst geprüft, ob die Separierung der 10-kV- bzw. 11-

kV-Ebene und 20-kV- bzw. 25-kV-Ebene Auswirkungen auf die Clusterung hat. Da jedoch kein 

signifikanter Unterschied bei der separaten Clusterung festgestellt wird, werden die unterschied-

lichen Spannungsebenen in der MS-Ebene konsolidiert geclustert (siehe Abbildung 10.4, 

Seite 83). 
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Die auf Basis der Clusterung in der MS-Ebene resultierende Netzauswahl (MS-N01 bis MS-N11) 

kann der Abbildung 10.5 entnommen werden. In der Abbildung 10.5 ist ergänzend dargestellt, 

welche Netzstrukturdaten der jeweiligen Cluster in der MS-Ebene im Mittel vorliegen. 

 

Abbildung 10.4: Ergebnisse der Clusterung für die Mittelspannungsebene und Netzauswahl 

 

 

Abbildung 10.5: Mittelwerte der Netzstrukturdaten pro Cluster in der Mittelspannungsebene 

10.5 Netzauswahl für die Hochspannung 

Für die Betrachtung der HS-Ebene ist kein Auswahlprozess zur Ableitung repräsentativer Netz-

strukturen notwendig, da pro Netzgebiet nur ein zusammenhängendes HS-Netz vorliegt und ent-

sprechend in einem Netzberechnungsprogramm bei den Planungsprozessen genutzt wird. 
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10.6 Korrelation zwischen der Nieder- und Mittelspannung 

Die in den Abschnitten 10.3 und 10.4 separat durchgeführten Clusterungen werden nun in der 

Abbildung 10.6 zusammengeführt dargestellt, um zu analysieren, ob zwischen ihnen Korrelatio-

nen bestehen. Dabei werden den jeweiligen MS-Netzen eines Clusters die nachgelagerten NS-

Cluster zugeordnet. Dies erfolgt sowohl für die gesamte Datenbasis über alle NB hinweg als auch 

für zwei NB separat, weil sich dann ggf. die Ergebnisse unterscheiden. [109] 

Zunächst zeigt sich, dass die Ergebnisse für zwei NB separat sehr ähnlich zur gesamten Datenba-

sis sind. Des Weiteren kann festgestellt werden, dass sich bestimmte MS-Cluster aus bestimmten 

NS-Clustern zusammensetzen. In einer tiefergehenden Analyse gemäß [109] zeigt sich darüber 

hinaus, dass die MS-Cluster C01, C02 und C04 eher vorstädtische und die MS-Cluster C03, C05 

und C06 eher innerstädtische Netzgebiete repräsentieren. Gleichermaßen sind den innerstädti-

schen MS-Netzen überwiegend die innerstädtisch geprägten NS-Cluster C01, C04 und C07 nach-

gelagert. Bei einer ergänzenden Analyse mit den Markt- und Geodaten aus [103] zeigt sich unter 

Berücksichtigung der Gebäudestrukturdaten die gleiche Korrelation im GIS. [109] 

Im Umkehrschluss bedeutet dies, dass auf Basis der durch die Clusterung gegebenen repräsenta-

tiven Netzauswahl erste Rückschlüsse auf notwendige Planungsmaßnahmen gezogen werden 

können (siehe hierzu auch Grundsatz 7 im Bereich NS und Grundsatz 5 im Bereich MS). 

 

Abbildung 10.6: Korrelation zwischen der Clusterung in der Niederspannungs- und Mittelspannungsebene 
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11 Konventionelle Planungs- und Betriebsvarianten 

Wenn gemäß Kapitel 7 Grenzwertverletzungen identifiziert wurden, werden zumeist konventio-

nelle Planungs- und Betriebsvarianten (Planungsmaßnahmen) durchgeführt. Diese konventionel-

len Planungsmaßnahmen basieren auf dem aktuellen Technologiestand sowie bisherigen PuB und 

sind allgemein anerkannt. Die im nachfolgenden Kapitel 12 erläuterten innovativen Technologien 

werden dagegen zwar bereits vereinzelt von NB angewendet, stellen jedoch nicht den aktuellen 

Technologiestand dar, weil sie bisher nicht flächendeckend eingesetzt werden und somit noch 

nicht auf jahrelange Erfahrung mit diesen Technologien zurückgegriffen werden kann. 

Die jeweilige konventionelle Planungsmaßnahme stellt dabei die Referenzvariante gegenüber den 

innovativen Planungsmaßnahmen dar, bei der je nach ausgewählten Standard-Betriebsmitteln 

ggf. Sicherheitsaufschläge berücksichtigt werden und sie dabei nicht immer für jedes Netz gleich-

ermaßen gültig ist. So wird vor dem Hintergrund einer Berücksichtigung der Erneuerungsplanung 

(nicht Teil dieses Leitfadens) ein Kabel mit einem hohen Betriebsmittelalter und kleinem Quer-

schnitt durch ein neues Kabel mit höherem Querschnitt ausgetauscht, anstatt ein weiteres Kabel 

parallel in derselben Trasse zu verlegen. 

Grundsätzlich werden konventionelle Planungsmaßnahmen in vielen Fällen spannungsebenenun-

abhängig durchgeführt, ohne etwaige Auswirkungen auf die anderen Spannungsebenen einzupla-

nen wie z. B. Spannungsbandanpassungen. Jedoch werden sie in den meisten Fällen bereits stütz-

jahrübergreifend geplant, d. h. die Betriebsmittel werden nicht für ein bestimmtes Zieljahr (Stütz-

jahr) in der Zukunft, sondern für einen Zeitraum ausgelegt. So ist es möglich, dass z. B. ein Trans-

formator für das Jahr 2030 überdimensioniert ist, aber gleichzeitig das Jahr 2040 mit abdecken 

kann und somit nicht alle zehn Jahre ausgetauscht werden muss. Die jeweilige Wirtschaftlichkeit 

ist im Einzelfall in Bezug auf die Restwertberechnung zu prüfen. 

Da sich die konventionellen Planungsmaßnahmen von Spannungsebene zu Spannungsebene teil-

weise deutlich unterscheiden, werden diese in den nachfolgenden Abschnitten jeweils pro Span-

nungsebene in Bezug auf Technologie und Betriebsmitteleinsatz erläutert. 
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11.1 Konventionelle Planungsmaßnahmen in der Niederspannung 

Nachfolgend werden die angewendeten konventionellen Planungs- und Betriebsvarianten für die 

NS-Planung erläutert. 

Austausch oder Verstärkung von Ortsnetztransformatoren (bauliche Maßnahme) 

In Abhängigkeit der Lastentwicklung ist es möglich, dass die installierte Leistung der zumeist 

konventionellen ONT nicht mehr ausreicht und eine Überlastung des ONT vorliegt. Unter Be-

rücksichtigung von u. a. Standortfaktoren gibt es dann die Möglichkeit eines Austauschs, also der 

Demontage des alten und der Inbetriebnahme eines leistungsstärkeren Transformators bei z. B. 

einer Kompaktstation mit einem Transformatorstellplatz. Hierbei ist zu beachten, dass nicht alle 

Kompaktstationen für einen größeren Transformator geeignet sind und ggf. eine neue Kompakt-

station errichtet werden muss. Bei den meisten Gebäudestationen besteht dagegen die Möglich-

keit, den bestehenden Transformator mit einem weiteren zu verstärken. 

Stufensteller (last- oder spannungsfrei schaltbarer Stufenschalter) (betriebliche Maßnahme) 

Mittels des in den meisten konventionellen ONT vorhandenen Stufenstellers werden vorrangig 

Spannungsbandverletzungen sowie im kleinen Maßstab geringe Leitungsüberlastungen behoben. 

Prinzipiell wird im spannungslosen Zustand der Stufensteller auf den grundsätzlich vorherrschen-

den Betriebspunkt angepasst. Dabei wird angenommen, dass neben der Nullstellung jeweils zwei 

Stufen nach oben bzw. unten um ∆U/Un = 2,5 % möglich sind [64] [110]. Im Falle des Betriebs-

punktes „Starklast“ und dabei resultierenden Spannungsabsenkungen kann somit in Summe die 

Spannung an der NS-Sammelschiene um insgesamt ∆U/Un = 5 % angehoben oder im Betriebs-

punkt „Starkeinspeisung“ und resultierenden Spannungserhöhungen um ∆U/Un = 5 % abgesenkt 

werden. Die Spannungsanpassung mittels Stufensteller stellt eine konventionelle Planungsmaß-

nahme dar, für die keine Investitionskosten und nur geringe, vernachlässigbare betriebliche Kos-

ten notwendig sind. Das Prinzip des Stufenstellers wird bereits flächendeckend eingesetzt. 

Austausch von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

Im Bereich von Leitungsmaßnahmen gibt es verschiedene Vorgehensweisen, die bei NB norma-

lerweise mit dem strategischen Asset Management sowie der Instandhaltungsstrategie bzw. In-

vestitionsplanung verknüpft sind. Strategische Entscheidungen stellen spezifische Einzelfälle dar 

und können nicht im Rahmen der Analysen detailliert berücksichtigt werden. Austauschmaßnah-

men werden insofern ansatzweise und als vereinfachte Betrachtung angewendet, dass Kabel eines 

alten Typs und/oder mit einem geringeren Querschnitt als q = 150 mm2 – allgemein als Standard-

Kabelquerschnitt verwendet – ausgetauscht wird. Ein Austausch wird somit bspw. vorgenommen, 

wenn ein 95-mm2-NAKBA-, ein 150-mm2-NAKBA- oder ein 50-mm2-NAYY-Kabel überlastet 

ist. Ein z. B. überlastetes 150-mm2-NAYY-Kabel wird dagegen nicht ausgetauscht, da angenom-

men werden kann, dass es zumeist, im Gegensatz zum älteren Kabeltyp NAKBA, noch nicht seine 

Nutzungsdauer erreicht und somit noch einen Restwert hat.  



11.1 KONVENTIONELLE PLANUNGSMAßNAHMEN IN DER NIEDERSPANNUNG 87 

 

Verstärkung von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

Wenn keine Leitungen ausgetauscht werden, sofern wie im oberen Beispiel ein 150-mm2-NAYY-

Kabel überlastet ist, gibt es drei verschiedene Möglichkeiten zur Verstärkung dieses Kabels, die 

nachfolgend kurz erläutert werden. 

a) Minimale Verstärkung: 

Bei z. B. der Überlastung einer Stammstrecke im Strahlennetz bis zu einer bestimmten 

Last kann geprüft werden, bis wohin ein neuer Abgang als kürzeste Strecke gelegt werden 

kann, wenn an diesem Verknüpfungspunkt die bestehende Verbindung aufgetrennt wird. 

Dabei wird das Setzen einer Muffe für den neuen Abgang sowie das Setzen einer End-

muffe für das Auftrennen der bestehenden Leitung notwendig. 

b) Maximale Verstärkung bis zum nächsten Kabelverteilerschrank: 

Wenn bei einer Strangauftrennung der nächstgelegene Kabelverteilerschrank nur wenige 

Meter weit entfernt ist, werden keine Muffen bis zum nächstgelegenen Anschlusspunkt 

gesetzt, sondern ein neuer Abgang bis zum Kabelverteilerschrank gelegt. Im Kabelver-

teilerschrank kann dann der andere Strang aufgetrennt werden, sodass er weiterhin von 

der bestehenden Stammstrecke aus gespeist werden kann. 

c) Parallele Leitung mit Umverteilung der Lasten: 

Eine weitere Möglichkeit besteht darin, einen neuen Abgang zu verlegen und dabei die 

Lasten auf beide parallelen Leitungen aufzuteilen. 

Zusammenfassend können in der Abbildung 11.1 alle drei Verstärkungsmaßnahmen eingesehen 

werden. Im Rahmen aller Kabelmaßnahmen werden keine Reduktionsfaktoren (z. B. Rohrreduk-

tionsfaktor) berücksichtigt, da geplant und angenommen wird, dass die Leitungen u. a. nicht dau-

erhaft mit Ib/Iz = 100 % ausgelastet werden, da der Betriebspunkt „Starklast“ angenommen wird 

und die Kabel in ausreichendem Abstand zueinander verlegt werden. Für den Fall, dass diese 

Annahmen netzspezifisch in der Praxis nicht umgesetzt werden können, müssen entsprechende 

Reduktionsfaktoren berücksichtigt und bei der Planung angewendet werden. 

 

Abbildung 11.1: Konventionelle Planungsmaßnahmen in der Niederspannungsebene 
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Netzauftrennung (betriebliche und bauliche Maßnahme) 

Neben den zuvor beschriebenen Maßnahmen kann grundsätzlich auch eine Netzauftrennung eines 

bestehenden Netzes vorgenommen werden. Da hierbei geeignete Grundstücke für neue ONS not-

wendig werden und somit eine Klärung etwaiger Eigentumsverhältnisse erfolgen muss, wird diese 

Planungsmaßnahme nicht weiter analysiert. Sofern diese Maßnahme im Einzelfall zur Verfügung 

steht, ist darauf zu achten, dass sowohl die alte als auch neue ONS jeweils im Idealfall in den 

Lastschwerpunkt gesetzt wird. Mit einer Netzauftrennung können dabei im besten Fall Span-

nungsbandverletzungen, Leitungsüberlastungen und Überlastungen des bestehenden ONT auf 

einmal behoben werden und trotzdem die kostengünstigste Variante trotz Einbindungskosten dar-

stellen. 

Topologieänderung (betriebliche und ggf. bauliche Maßnahme) 

Eine in der NS-Ebene wenig verbreitete Maßnahme zur Behebung von Grenzwertverletzungen 

stellt die Änderung der ursprünglichen Netztopologie von z. B. Strahlen- auf Maschennetze dar. 

Hintergründig besteht vor allem die Schwierigkeit darin, das vorhandene Schutzkonzept umzu-

stellen, was mit zusätzlich Kosten verbunden ist. Aus diesen Gründen wird diese Planungsmaße 

nicht angewendet und stellt einen nicht weiter analysierten Spezialfall dar. 

11.2 Konventionelle Planungsmaßnahmen in der Mittelspannung 

Nachfolgend werden die angewendeten konventionellen Planungs- und Betriebsvarianten für die 

MS-Planung erläutert. Unter Stationen werden in diesem Abschnitt ONS und KST verstanden. 

Austausch von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

In Bezug auf ein strategisches Asset Management bzw. Instandhaltungsstrategien gibt es grund-

sätzlich verschiedene Vorgehensweise im Bereich der Leitungsmaßnahmen, die bei NB durchge-

führt werden. Um jedoch die Allgemeingültigkeit dieses Leitfadens zu gewährleisten, werden 

diese spezifischen Analysen zur Instandhaltung nicht berücksichtigt. Der Austausch von Leitun-

gen wird daher insofern als eine vereinfachte Betrachtung durchgeführt, dass alte Kabeltypen, 

bspw. NAKBA und NAKY und/oder Leitungsquerschnitte q < 150 mm², im Fall einer Überlas-

tung ausgetauscht werden. Der Leitungsaustausch wird überwiegend mit einem NA2XS2Y-Kabel 

(siehe Abschnitt 14.3.3, Seite 166) vorgenommen. Wenn dagegen ein Leitungsabschnitt mit 

neuem Kabeltyp, z. B. NA2XS2Y mit q = 185 mm² überlastet wird, wird der Leitungsabschnitt 

nicht ausgetauscht, da dieser zumeist seine Nutzungsdauer noch nicht erreicht hat und weiter be-

trieben werden kann. Wenn ein kurzer Leistungsabschnitt mit modernem Kabeltyp zwischen zwei 

auszutauschenden Leitungsabschnitten mit altem Kabeltyp liegt, wird der kurze Leitungsabschnitt 

trotzdem mit ausgetauscht, um unnötige Muffen in einer Leitungsstrecke zu vermeiden. 
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Verstärkung von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

Als Alternative zum Austausch kann der betroffene Leitungsabschnitt verstärkt werden. Die Ver-

stärkung wird durchgeführt, indem eine neue Leitung in derselben Trasse parallel zum bestehen-

den Leitungsabschnitt verlegt wird. Dabei wird der gleiche Leitungsquerschnitt parallel verlegt, 

um eine ungleiche Auslastung der zwei parallelen Leitungen zu vermeiden. Grundsätzlich kann 

die Verstärkung mit nachfolgenden Möglichkeiten durchgeführt werden. 

a) Verstärkung eines Abgangs: 

Bei z. B. der Überlastung eines Abgangs bis zur ersten MS/NS-Station im Ring („Stamm-

strecke“) wird im Fall eines luftisolierten Schaltfeldes eine Leitung parallel zum vorhan-

denen Abgang an das bestehende MS-Schaltfeld im UW angeschlossen sowie an die MS-

Sammelschiene der Stationen. In diesem Fall werden für die Anbindung der Leitung 

keine Erneuerungsmaßnahmen durchgeführt, weder beim Schaltfeld noch beim MS-An-

schluss des Transformators. 

b) Verstärkung einer Leitungsstrecke: 

Bei der Überlastung einer Leitung zwischen zwei Stationen kann grundsätzlich eine Lei-

tung parallel zur bestehenden Leitung verlegt werden, wenn die bestehende Leitung im 

Rahmen der Erneuerungsplanung nicht ausgetauscht werden soll und sofern sie sich noch 

nicht lange im Netz befindet, also neuwertig ist. Diese Leitung wird in diesem Fall von 

beide Seiten an die MS-Sammelschiene der Stationen angeschlossen.  

c) Verstärkung eines Leistungsabschnitts: 

Wenn ein Leitungsabschnitt zwischen zwei Muffen überlastet ist, kann zur Behebung der 

Überlastung eine Leitung mit dem gleichen Querschnitt parallel verlegt werden. In die-

sem Fall wird die Leitung von beide Seiten über Y-Muffen angeschlossen. 

Im Rahmen aller Leitungsmaßnahmen werden keine Reduktionsfaktoren betrachtet. Es wird 

grundsätzlich so geplant, dass die Leitungen nicht dauerhaft mit Ib/Iz = 100 % ausgelastet werden. 

Des Weiteren ist zu erwarten, dass die angenommene max. Leistungsübertragung lediglich im 

Betriebspunkt „Starklast“ auftritt. Für den Fall, dass diese Annahmen in der Praxis nicht netzspe-

zifisch umgesetzt werden können, müssen entsprechende Reduktionsfaktoren berücksichtigt und 

bei der Planung angewendet werden. 

Errichtung von neuen Abgängen (bauliche Maßnahme) 

Wenn die Leistung in einem MS-Ring deutlich ansteigt, können neue Abgänge in einem UW 

errichtet werden. Der neue Abgang kann dann die Leistung von einem stark belasteten MS-Ring 

teilweise übernehmen. Ist kein Reserve-Schaltfeld vorhanden, muss ein weiteres Schaltfeld nach-

gerüstet werden bzw. ist kein Platz für ein Reserve-Schaltfeld vorhanden, müssen weitere stand-

ortspezifische Lösungsansätze untersucht werden. 
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Austausch oder Verstärkung von Umspannwerktransformatoren (bauliche Maßnahme) 

Neben den oben genannten Leitungsmaßnahmen ist die Installation zusätzlicher Umspannkapa-

zitäten eine zentrale Maßnahme in der MS-Ebene. Aufgrund der spezifischen Charakteristika 

muss für jedes UW die Transformatormaßnahme einzeln analysiert werden. In Bezug auf die (n-

1)-Sicherheit in der MS-Ebene ist die Konstellation von zwei parallelen UW-Transformatoren 

üblich. Für die Erhöhung der UW-Auslastung gibt es daher drei Möglichkeiten. 

a) Verstärkung der Umspannwerktransformatoren 

Wenn keine Platzrestriktionen im UW bestehen, kann das UW mit einem weiteren Trans-

formator verstärkt werden. Mit dem Betrieb eines neuen Transformators werden die be-

stehenden Transformatoren weniger belastet. In diesem Fall müssen die Impedanzen von 

den Transformatoren nahezu gleich sein und die Spannungssollwerte gleich eingestellt 

werden, um Kreisströme und eine Übersteuerung des Spannungssollwertes zu vermeiden. 

Des Weiteren müssen die Kurzschlussströme neu untersucht werden, um weiterhin die 

Abschaltbedingungen einzuhalten und zu prüfen, dass keine zu hohen Kurzschlussströme 

im MS-Netz erreicht werden. 

b) Austausch der Umspannwerktransformatoren 

Wenn keine Verstärkung der UW-Transformatoren vorgenommen werden kann, sind be-

stehende gegen leistungsstärkere Transformatoren auszutauschen. Gleichermaßen müs-

sen die Kurzschlussströme neu berechnet werden, um weiterhin die Abschaltbedingun-

gen einzuhalten. Außerdem müssen die Schutz-, und Anlagentechnik überprüft werden. 

Ergänzend müssen im Fall eines Strangnetzes die Ausgleichströme betrachtet werden. 

c) Erhöhung der Auslastung der UW-Transformatoren 

Durch eine zusätzliche Kühlung der bestehenden Transformatoren kann die Transforma-

torauslastung erhöht werden, da das Entscheidungskriterium zur Transformatorauslas-

tung die Temperatur darstellt. Die möglichen Kühlungskonzepte unterscheiden sich je 

nach Leistungsklasse und Isolierungstyp [111] [112]. 

Umschaltmaßnahmen (betriebliche Maßnahme) 

Zusätzlich zu den baulichen können betriebliche Umschaltmaßnahmen durchgeführt werden. Die 

Umschaltmaßnahmen sind z. B. Trennstellverlagerung, Änderung der Betriebsweise (z. B. von 

offenem zu geschlossenem Ringbetrieb) oder Kopplung benachbarter Netze durch z. B. eine Ge-

genstation (benachbartes UW) [3]. Die Abbildung 11.2 (Seite 91) stellt die verschiedenen Um-

schaltmaßnahmen dar. 

Die o. g. Maßnahmen können unter Berücksichtigung der technischen Restriktionen für MS-

Ringnetze ohne Gegenstation durchgeführt werden. Für andere MS-Netztopologien, bspw. ver-

maschte MS-Netze oder MS-Ringnetze mit Gegenstation [76] [113], müssen die Ausgleichströme 

bei der Planung – insbesondere im (n-1)-Betrieb – zwischen den UW untersucht werden, da diese 

ggf. zu einem unzulässigen Betrieb führen.  
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Abbildung 11.2: Betriebliche Planungsmaßnahmen in der Mittelspannungsebene 

 

11.3 Konventionelle Planungsmaßnahmen in der Hochspannung 

Leitungsmaßnahmen sind in der HS-Ebene sehr individuell zwischen den einzelnen NB zu be-

trachten. Das liegt an unterschiedlichen Standardquerschnitten und an den netzbetreiberspezifi-

schen Verlegebedingungen. Zudem hat auch das jeweilige Netzkonzept Einfluss auf die zu wäh-

lende Maßnahme. Aus diesem Grund wird, um eine Vergleichbarkeit zu gewährleisten, ein ver-

allgemeinerter und vereinfachter Ansatz bei der Behebung von Leitungsüberlastungen gewählt, 

bei dem der Austausch von Leitungen und, falls notwendig, einer zusätzlichen Verstärkung durch 

parallele Systeme betrachtet wird. Dabei wird der Kabeltyp NA2XS(FL)2Y 64/110 kV mit ver-

schiedenen Querschnitten zwischen q = 630 mm² und q = 2.000 mm² (siehe Anhang 17.1) ange-

setzt. 
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Ausgangsnetztopologie

a) Trennstellverlagerung b) Änderung der Betriebsweise c) Kopplung benachbarter Netze



92 11 KONVENTIONELLE PLANUNGS- UND BETRIEBSVARIANTEN 

 

Austausch von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

Bei Überlastung einer Leitungsstrecke wird der Abschnitt durch einen entsprechend notwendigen 

Querschnitt ersetzt. Dabei werden aufgrund der Vermaschung und sich neu einstellender Leis-

tungsflüsse mehrere Durchläufe untersucht, um sicherzustellen, dass durch etwaige Maßnahmen 

und sich ändernder Impedanzverhältnisse keine anderweitigen kritischen Zustände auftreten. 

Verstärkung von Leitungen (bauliche Maßnahme) 

Sollte der max. Querschnitt mit einem Kabelsystem nicht ausreichen, um die Betriebsmittelüber-

lastungen zu beseitigen, wird eine Verstärkung in Form eines weiteren Systems umgesetzt, indem 

der entsprechend notwendige Querschnitt für das Doppelkabelsystem gewählt wird. Dabei wird 

der bestehende Querschnitt bzw. der thermische Grenzstrom berücksichtigt. 

Austausch oder Verstärkung von Umspannwerktransformatoren (bauliche Maßnahme) 

Neben den oben genannten Leitungsmaßnahmen wird die Installation zusätzlicher Umspannka-

pazitäten der HöS/HS-Transformatoren betrachtet. Dazu wird der Austausch oder der Zubau zu-

sätzlicher 300-MVA-Transformatoren berücksichtigt. Die Auslastungsgrenze der Transformato-

ren liegt für den (n-1)-Betrieb bei Smax/Sr = 120 %. Es wird die netzbereichsübergreifend (nicht je 

UW) gesicherte Transformatorleistung (Ausfall des größten Transformators) ermittelt und der 

Netzlast gegenübergestellt. Bei Überlastung erfolgt immer der Austausch von zwei 300-MVA-

Transformatoren (zur Erhöhung der gesicherten Leistung). Bei der Erneuerung werden nur die 

Transformatorkosten berücksichtigt. Sollte ein Austausch der Transformatoren nicht ausreichen, 

wird ein zusätzlicher 300-MVA-Transformator installiert, der kostentechnisch als Neubau mit 

Transformator- und 380-kV-Schaltfeldkosten berücksichtigt wird. 

Installation zusätzlicher HöS/HS-Umspannwerksstandorte 

Als ergänzende, rein theoretische und konventionelle Planungsvariante wird der Effekt eines Neu-

baus eines weiteren Einspeisepunktes zur HöS-Ebene auf die notwendigen Leitungsmaßnahmen 

im HS-Netz untersucht. Dabei wird ein vereinfachter Ansatz zur Platzierung zusätzlicher UW-

Standorte auf Basis der Lastschwerpunkte und zentraler HS-Knotenpunkte ohne eine Detailpla-

nung bei der Standortfindung verfolgt. 

11.4 Grenzen des konventionellen Ausbaus 

Die in den vorherigen Abschnitten erläuterten konventionellen Planungs- und Betriebsvarianten 

für über Jahrzehnte historisch gewachsene städtische Netze je Spannungsebene können über die 

Netzplanung hinaus nicht immer ohne Weiteres durchgeführt bzw. im Falle von baulichen Maß-

nahmen umgesetzt werden. So sind diesen konventionellen Planungsmaßnahmen teilweise Gren-

zen gesetzt, die neben der technischen Komplexität ebenfalls sowohl mit eigentumsrechtlichen, 

wenn z. B. nur ein geringes Flächenangebot für ONS oder UW gegeben ist, als auch mit gesell-

schaftspolitischen Aspekten begründet werden. Die grundsätzliche technische Umsetzbarkeit ist 
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dabei trotz hoher Komplexität in nahezu allen Fällen gegeben, wohingegen sich die anderen As-

pekte insbesondere aufgrund von gesetzlichen Vorgaben, Auflagen für die Netzplanung und teil-

weise auch Bürgerinitiativen gegen bestimmte Maßnahmen unmittelbar auf die Umsetzungsdauer 

der jeweiligen Maßnahme auswirken. [3] 

Im Rahmen der NS-Ebene besteht ein reaktiver und kurzfristiger Bedarf an Planungsmaßnahmen, 

die größtenteils in standardisierten PuB festgelegt werden können, da es sich um eine Vielzahl 

gleichartiger planerischer und baulicher Maßnahmen handelt. Die Herausforderung besteht hier 

i. d. R. in der ggf. zeitlichen Häufung von Maßnahmen und dem Abgleich mit den beim NB und 

seinen Nachauftragnehmern vorhandenen Ressourcen. Diese Maßnahmen werden insbesondere 

im Bereich der LIS und WP durch die entsprechenden politischen Förderungen getrieben und 

über die Nutzung öffentlicher Verkehrswege zur lokalen allgemeinen Versorgung über Wegenut-

zungsverträge im Rahmen der Konzessionsvergaben geregelt (siehe auch hierzu § 46 EnWG). 

[110] 

In der MS-Planung ist dagegen ein zumeist präventiver bzw. grundsätzlich mittel- bis kurzfristi-

ger Bedarf an Planungsmaßnahmen notwendig, die ebenfalls größtenteils über PuB abgefangen 

werden können. Es gibt allerdings auch spezifische Einzelplanungen für z. B. UW-Planungen. 

Im Gegensatz zur NS- und MS-Ebene muss der Blickwinkel für Planungsmaßnahmen in der HS-

Ebene geändert werden. Hier ist ein präventiver und wenig reaktiver Ansatz anzuwenden, da es 

sich um langfristige Maßnahmen handelt, die unmittelbar mit zeitaufwendigen Genehmigungs-

prozessen verbunden und teilweise nur räumlich begrenzt möglich sind. Hervorzuheben ist an 

dieser Stelle die Komplexität bei der Erweiterung bestehender Trassen für neue Leitungen im 

städtischen Raum bzw. der Findung von vollständig neuen Trassen oder auch der Installation 

zusätzlicher Einspeisepunkte zur HöS-Ebene, denen im Einzelfall auch verzögernde Bürgeriniti-

ativen gegenüberstehen. Des Weiteren sind im Falle der HS-Ebene zwar grundsätzlich PuB in 

Bezug auf einzusetzende Betriebsmittel möglich, jedoch sind diese aufgrund der HS-Charakteris-

tik eher generischer Natur und es bedarf einer kontinuierlichen Überprüfung und Anpassung 

 

 





 

 

12 Innovative Planungs- und Betriebsvarianten 

Neben den im vorherigen Kapitel 11 erläuterten konventionellen Planungsmaßnahmen werden 

im Folgenden innovative Planungsmaßnahmen behandelt. Unter ihnen werden diejenigen Be-

triebsmittel und Technologien verstanden, die zwar bereits vereinzelt von NB angewendet wer-

den, jedoch nicht den aktuellen Technologiestand darstellen, weil sie bisher noch nicht flächen-

deckend eingesetzt werden und somit noch nicht auf jahrelange Erfahrung zurückgegriffen wer-

den kann. 

Zunächst erfolgt pro innovativer Planungsmaßnahme eine kurze Einleitung. Im Anschluss werden 

die jeweiligen Wirkungsweisen und Anwendungsfälle sowie die Modellierung und Planungsme-

thode erläutert. Abschließend werden Normen und Regelwerk im Rahmen des Planungsprozesses 

sowie Auswirkungen auf den Netzbetrieb beschrieben. 

12.1 Methode im Rahmen innovativer Zielnetzplanungen 

Analog zur Methode mit konventionellen Planungsmaßnahmen wird die Planung mit innovativen 

Betriebsmitteln und Technologien durchgeführt. Auf Basis der Szenarienentwicklung (Kapitel 8) 

und Regionalisierung (Kapitel 9) sind die Netze auf die zukünftige Versorgungsaufgabe auszu-

richten. Mithilfe einer Leistungsflussberechnung werden dann Grenzwertverletzungen (Kapi-

tel 7) identifiziert. Wenn unter Anwendung der jeweiligen innovativen Planungsmaßnahme nicht 

alle Grenzwertverletzungen behoben werden können, sind ergänzend nachrangig konventionelle 

Planungsmaßnahmen durchzuführen. 

12.2 Betriebsmittel und Technologien 

Zunächst wird eine umfangreiche Studien- und Literaturrecherche durchgeführt, um zu ermitteln, 

welche generellen innovativen Betriebsmittel und Technologien, bzw. innovative Planungsmaß-

nahmen, im Rahmen der Netzplanung zur Verfügung stehen. Dabei werden die jeweiligen Her-

stellervorgaben außen vorgelassen und ausschließlich die Funktionsweise unter Einbeziehung der 

zugehörigen Normen und Vorschriften berücksichtigt. 

In der Tabelle 12.1 (Seite 96) sind die identifizierten innovativen Betriebsmittel und Technolo-

gien dargestellt, die für den Leitfaden Relevanz haben. Zudem wird angegeben, in welchen Span-

nungsebenen sie eingesetzt werden können und welche Einflüsse auf die Spannung und die Aus-

lastung der vor- und nachgelagerten Spannungsebenen bestehen. Darüber hinaus gibt es weitere 

innovative Betriebsmittel und Technologien, die allerdings aus bestimmten Gründen nicht näher 

betrachtet werden. Zum einen gibt es noch ein Einspeisemanagement für DEA (z. B. PVA). Da 

im vorliegenden Leitfaden jedoch aus den in den Kapitel 4, 5 und 6 genannten Gründen der Fokus 
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für städtische Netze auf dem Betriebspunkt „Starklast“ liegt, wird an dieser Stelle auf [3] verwie-

sen, da hier das Einspeisemanagement für ländliche Netze ausführlich beschrieben und analysiert 

wurde. Zum anderen gibt es auch innovative Konzepte, die das Thema Mittelspannungsgleich-

stromübertragung behandeln und derzeit in [114] erforscht werden. Für diesen Leitfaden wird 

diese innovative Technologie für städtische Netze ebenfalls als perspektivisch nicht flächende-

ckende Technologie angenommen, weshalb sie im weiteren Verlauf nicht näher beleuchtet wird. 

Tabelle 12.1: Übersicht über die Wirkung von innovativen Betriebsmitteln und Technologien auf die verschie-

denen Spannungsebenen sowie ergänzend konventionelle Maßnahmen 

Maßnahme 

 

Verlegung/Aufbau 

Einsatz 

Spannungsebene 

 

 

NS/MS/HS 

Einfluss der Maßnahme 

auf die Netzparameter 

Spannung 

(U/Un) 

Auslastung 

(I/Iz) 

NS MS HS NS MS HS 

Leitungen: 

KabelA,B / FreileitungA,B 

NS ↕ - - ↓C - - 

MS ↕ ↕ - - ↓C - 

HS - - ↕ - - ↓C 

Ortsnetztransformator 
inkl. Stufensteller* 

NS ↕ - - ↓D - - 

Umspannwerktransformator MS - - - - ↓D - 

Spannungsregelung am UW MS ↕ ↕ - - - - 

Regelbarer 
Ortsnetztransformator 

NS ↕ - - ↓D - - 

EinzelstrangreglerB 
NS ↕ - - - - - 

MS ↕ ↕ - - - - 

EnergiespeicherB 

(netzdienlich) 

NS ↕ - - ↕E ↕E ↕E 

MS ↕ ↕ - - ↕E ↕E 

Blindleistungsmanagement 
für in der Niederspannung 

angeschlossene 
Ladeinfrastruktur und 
Wärmepumpen 

NS ↕ ↕ - ↕E ↕E ↕E 

Lastmanagement 
für in der Niederspannung 
angeschlossene 
Ladeinfrastruktur und 

Wärmepumpen 

NS ↑ ↑ - ↓E ↓E ↓E 

Auslastungsmonitoring HS - - ↕ - - ↑E 

HochtemperaturleiterseileA HS - - ↕ - - ↓C 

Leistungsflussregeleinrichtung HS - - ↕ - - ↕E 

„-“ bedeutet keinen bzw. vernachlässigbaren Einfluss  A Betriebsmittelaustausch 

„↑“ bedeutet Zunahme    B neues Betriebsmittel 

„↓“ bedeutet Abnahme    C Leitungsauslastung(en) 

„↕“ sowohl Zu- als auch Abnahme   D Transformatorauslastung(en) bei höherer Dimensionierung 

      E Leitungsauslastung(en) und Transformatorauslastung(en) 

* Anmerkung: Im Rahmen der NS-Planung wird immer als erstes der Stufensteller mit zwei Stufen genutzt, bevor konventionelle 

 Leitungsmaßnahmen oder innovative Planungsmaßnahmen (ausgenommen Lastmanagement) angewendet werden. 
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12.2.1 Spannungsregelung am HS/MS-Umspannwerk 

Unter einer Spannungsregelung am HS/MS-Umspannwerk (SUW) wird im Rahmen dieses Leit-

fadens verstanden, dass die Spannung an der MS-Sammelschiene unter Änderung der Stufenstel-

lung an den HS/MS-Transformatoren angepasst werden kann. Je nach Versorgungsaufgabe der 

MS- und nachgelagerten NS-Netze kann somit eine Erhöhung oder Reduzierung der Spannung 

vorgenommen werden. Da eine Wirkung sowohl auf die MS- als auch die NS-Ebene mit konven-

tionell geplanten NS-Netzen besteht, ist diese Maßnahme als spannungsebenenübergreifend ein-

zustufen. 

12.2.1.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Eine Änderung der Stufenstellung an den HS/MS-Transformatoren kann unter Last durchgeführt 

werden und stellt die letzte aktive Spannungsregelung dar. Im Anschluss erfolgt eine Verteilung 

über die MS-Ebene in die nachgelagerten NS-Netze, deren konventionelle MS/NS-Transforma-

toren in den meisten Fällen nicht über eine aktive Spannungsregelung verfügen. Unter Anwen-

dung der SUW ist es möglich, zu verhindern, dass sich an Netzanschlusspunkten zu niedrige oder 

zu hohe Spannungswerte einstellen. Im Rahmen der SUW sind grundsätzlich verschiedene Kon-

zepte möglich, die sich u. a. in den Planungskosten sowie der anschließenden Realisierung und 

den Auswirkungen auf den Betrieb unterscheiden. [3] 

Das erste Konzept sieht vor, die Spannung an der MS-Sammelschiene auf einen dauerhaft ange-

hobenen (oder abgesenkten) Sollwert zu regeln. Hierfür kann auf die bereits vorliegende Span-

nungsmessung an der MS-Sammelschiene zurückgegriffen werden, sodass keine zusätzliche Pri-

mär- und Sekundärtechnik notwendig ist. Im zweiten Konzept wird die Spannungsmessung an 

der MS-Sammelschiene um eine Messung der vom Transformator übertragenen Leistung ergänzt, 

um den Spannungssollwert (kurz: Sollwert) in Abhängigkeit des Betrags und der Richtung des 

Leistungsflusses über den HS/MS-Transformator zu regeln. Dafür ist zwar kostenseitig zusätzlich 

ein Steuerungsgerät zu berücksichtigen, jedoch wird eine genauere Sollwertanpassung ermög-

licht, deren Vorteil vor allem bei weitestgehend homogener Leistungsverteilung im MS-Netz ge-

nutzt werden kann. Das dritte Konzept beinhaltet dagegen grundsätzlich eine Netzzustandsermitt-

lung, anhand derer der Sollwert geregelt wird. Der Netzzustand kann dabei entweder über ausge-

wählte Messungen an Schlechtpunkten, die nur eine geringe Anzahl an zusätzlichen Messungen 

erfordern oder unter Zuhilfenahme eines dezentralen Netzautomatisierungssystems (DNA), für 

das sowohl die Systemkosten als auch die Kosten für Messungen in Abhängigkeit der jeweiligen 

Netzgröße berücksichtig werden müssen, ermittelt werden. Voraussetzung für alle Konzepte ist, 

dass das zulässige Spannungsband an keinem Netzverknüpfungspunkt verletzt wird. [3] 
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12.2.1.2 Modellierung und Planungsmethode 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht vor, dass eine dauerhafte Anpassung des Soll-

wertes an der MS-Sammelschiene erfolgt. Gemäß Abschnitt 7.5.1 liegt der Sollwert bei 

Usoll/Un = 102 % und einer Regeltoleranz von ∆U/Un = 2,0 %. Im Rahmen der Netzplanung wird 

angenommen, dass der Sollwert in sechs Stufen um jeweils ∆U/Un = 0,5 % angepasst werden 

kann. Je nach homogener oder heterogener Versorgungsaufgabe ist dabei zusätzlich zu berück-

sichtigen, dass ggf. in dem jeweils anderen Betriebspunkt durch Anpassung des Sollwertes weni-

ger Spannungsband zur Verfügung steht. Nach Anpassung des Sollwertes wird im Anschluss mit-

tels Leistungsflussberechnung geprüft, ob das zulässige Spannungsband an den jeweiligen Netz-

verknüpfungspunkten in der MS- und/oder NS-Ebene überschritten wird. Sofern trotz SUW noch 

Grenzwertverletzungen vorliegen, werden ergänzend konventionelle Planungsmaßnahmen 

durchgeführt. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise spannungsebenenübergreifende 

Leistungsflussberechnungen durchzuführen, sofern die von einem HS/MS-UW versorgten MS-

Netze mit allen nachgelagerten NS-Netzen vollständig digitalisiert vorliegen. Sofern nicht alle 

Informationen vorliegen, muss sichergestellt werden, dass bei der Anwendung der SUW mit Fo-

kus auf einen bestimmten Netzbereich nicht andere Netzbereiche negativ beeinflusst werden. [3] 

12.2.1.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Wie in Abschnitt 7.2 bereits erläutert wurde, sind für die Spannungshaltung primär die Norm 

DIN EN 50160 sowie u. a. die Anwendungsregeln VDE-AR-N 4100, VDE-AR-N 4110 und VDE-

AR-N 4105 zu berücksichtigen, um die darin vorgegebenen Grenzwerte zu insbesondere langsa-

men Spannungsänderungen im Rahmen der SUW-Planung einzuhalten. Bei einer spannungsebe-

nenübergreifenden Leistungsflussberechnung sind die VDE-AR-N 4105 und VDE-AR-N 4100 

nicht zwingend einzuhalten, sofern sichergestellt ist, dass die DIN EN 50160 eingehalten wird. 

12.2.1.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Auswirkungen auf den Netzbetrieb ergeben sich daraus, dass im Rahmen der spannungsebenen-

übergreifenden Planung eine stärkere Interaktion der beteiligten Spannungsebenen vorliegt und 

infolgedessen die jeweiligen Planungen stärker voneinander abhängen. Des Weiteren ist zu be-

rücksichtigen, dass bei einer detaillierten spannungsebenenübergreifenden Planung in Bezug auf 

das eingeteilte Spannungsband weniger Reserven in den jeweiligen Spannungsebenen für z. B. 

Umschaltmaßnahmen zur Verfügung stehen, weshalb hier eine genaue Abstimmung zwischen 

Betrieb und Planung erforderlich wird. [3] 
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12.2.2 Regelbarer Ortsnetztransformator 

Unter einem rONT wird im Rahmen dieses Leitfadens verstanden, dass in einer ONS ein Trans-

formator vorhanden ist, der mit einem umschaltbaren Stellglied, einem sogenannten On-Load-

Tap-Changer, und einer Steuereinheit ausgestattet ist. Im Gegensatz zu konventionellen Trans-

formatoren mit einem Stufensteller kann die Spannungsanpassung unter Last erfolgen und führt 

so zu einer besseren Entkopplung der MS- und NS-Ebene hinsichtlich der Spannungshaltung und 

daher zu einer flexibleren Aufteilung des zur Verfügung stehenden Spannungsbandes. [115] 

12.2.2.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Im Bereich der technischen Realisierung gibt es verschiedene Ausführungen. Genannt werden 

kann hierbei z. B. eine oberspannungsseitige Umschaltung mit Laststufenschalter, eine unterspan-

nungsseitige Umschaltung mit Leistungsschützen oder eine unterspannungsseitige Umschaltung 

mit Schützen in Verbindung mit einem Boostertransformator [115]. Das jeweilige Regelungskon-

zept basiert in ähnlicher Weise zur SUW entweder auf einem festen Spannungssollwert (Mono-

sensorbetrieb), einem Spannungssollwert in Abhängigkeit des Leistungsflusses oder unter Einbe-

zug einer abgesetzten Messsensorik (Multisensorbetrieb). [3] 

Ausgehend von der Entkopplung der MS- und NS-Ebene besteht grundsätzlich die Möglichkeit, 

unter Beachtung der jeweiligen Konfiguration und des Regelbereichs, das bisherige Spannungs-

band neu aufzuteilen. Hierbei ergeben sich u. a. drei Anwendungsfälle gemäß der Abbildung 12.1 

(Seite 100) zur Behebung von Spannungsbandverletzungen. Im Abbildungsbereich a) ist ein 

punktueller Einsatz von rONT mit dem Fokus auf das NS-Netz dargestellt. Wenn vereinzelt NS-

Netze die festgelegten Grenzwerte aufgrund von LIS, WP oder PVA nicht einhalten können oder 

in der vorgelagerten MS-Ebene nahe der betroffenen ONS große bzw. leistungsstarke Erzeu-

gungsanlagen oder Letztverbraucher Spannungsbandverletzungen verursachen, können mit ei-

nem rONT ggf. Netzverstärkungsmaßnahmen im NS-Netz vermieden, minimiert oder hinausge-

zögert werden. Abbildungsbereich b) stellt den strangweisen Einsatz von rONT in einem MS-

Netz dar, wenn z. B. an weit entfernten Positionen im MS-Netz die Spannungsgrenzwerte nicht 

eingehalten werden können. Somit können mit einem rONT ggf. Netzverstärkungsmaßnahmen 

vereinzelt im MS-Netz vermieden, minimiert oder hinausgezögert werden. Im Abbildungsbereich 

c) wird ein flächendeckender Einsatz von rONT dargestellt, der dann zielführend ist, wenn im 

gesamten MS-Netz die Gefahr von Spannungsbandverletzungen besteht. Je nach Umfang können 

so entweder großflächig Netzverstärkungsmaßnahmen in der MS-Ebene vermieden, minimiert 

oder verzögert werden oder es kann ein Austausch des HS/MS-Transformators gegen einen 

Transformator mit einem anderen Übersetzungsverhältnis bzw. Stufenschalter vermieden oder 

verzögert werden. [115] 
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Darüber hinaus ist es auch möglich, den rONT im Rahmen einer kombinierten Fahrweise einzu-

setzen, sodass die zusätzliche Reserve für das Spannungsband dem MS- und NS-Netz zugeteilt 

werden kann. Hierbei ist es ggf. sinnvoll, eine geringere Stufenspannung und eine höhere Stufen-

anzahl auszuwählen. 

  

Abbildung 12.1: Mögliche Anwendungsfälle eines regelbaren Ortsnetztransformators mit a) punktuellem, b) 

strangweisem und c) flächendeckendem Einsatz auf Basis von [115] 

Neben den zuvor beschriebenen Anwendungsfällen zur Behebung von Spannungsbandverletzun-

gen kann mit einem rONT auch ergänzend die Netztopologie dahingehend optimiert werden, dass 

z. B. Netzgebiete zusammengeführt werden können oder grundsätzlich der Versorgungsradius 

erhöht werden kann. [115] 

12.2.2.2 Modellierung und Planungsmethode 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht vor, dass ein am Markt vorhandener rONT ein-

gesetzt wird, der neun Regelstufen inkl. Neutralstellung mit jeweils einer Stufenbreite von 

∆U/Un = 3 % hat, sodass insgesamt ∆U/Un = ± 12 % ermöglicht werden. Nach Regelung des Soll-

wertes wird im Anschluss mittels Leistungsflussberechnung geprüft, ob das zulässige Spannungs-

band an den jeweiligen Netzverknüpfungspunkten in der MS- und/oder NS-Ebene überschritten 

wird. Sofern trotz rONT noch Grenzwertverletzungen vorliegen, werden ergänzend konventio-

nelle Planungsmaßnahmen durchgeführt. 

Anmerkung: Die jeweiligen Parameter eines rONT wie z. B. Verluste, Kurzschlussspannung etc. 

können von denen eines konventionellen ONT abweichen. 

  

a) punktuell b) strangweise c) flächendeckend

Umspannwerk Ortsnetzstation

mit konventionellem Transformator

Ortsnetzstation

mit regelbarem Transformator

offene Trennstelle
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Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise zunächst die Abmessungen vor-

handener ONS zu erheben, um sicherzustellen, dass der entsprechende rONT so gewählt werden 

kann, dass ein Einsatz in bestehenden Stationen möglich ist. Ebenfalls muss ermittelt werden, 

welcher Regelbereich für den jeweiligen rONT in Abhängigkeit der vorliegenden Spannungs-

werte notwendig ist. 

12.2.2.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Beim Einsatz eines rONT ist für die Spannungshaltung unverändert die Norm DIN EN 50160 

gültig. Jedoch können die Anwendungsregeln VDE-AR-N 4110 und VDE-AR-N 4105 vernachläs-

sigt werden, da eine flexiblere Aufteilung des Spannungsbandes ermöglicht wird. 

12.2.2.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Sofern ein rONT noch kein Standard-Betriebsmittel darstellt, ist zum einen zunächst das entspre-

chende Betriebspersonal zu schulen, da durch den Betrieb eines rONT zusätzliche Aspekte zu 

berücksichtigen sind, die neben der jeweils verbauten Technik auch die oben beschriebenen 

Wechselwirkungen zwischen den Spannungsebenen einschließen. Zum anderen ist beim Betrieb 

zu beachten, dass zwar eine Weiterversorgung beim Ausfall der Regeleinheit gewährleistet wird, 

da der Stufensteller weiterhin in seiner aktuellen Position verbleibt oder in die Neutralstellung 

umschaltet, sich infolgedessen aber ggf. Grenzwertverletzungen ergeben, wenn sich die Netzzu-

stände ändern. Daher ist die Regelung wieder schnell herzustellen. Des Weiteren muss beachtet 

bzw. angestrebt werden, dass alle rONT das gleiche Regelverhalten in Bezug auf u. a. die Regel-

stufe und Sollwertvorgaben aufweisen, wenn z. B. mehrere rONT auf einen gemeinsamen Netz-

knoten regeln. Hierfür kann ein rONT als führend definiert werden. Ebenfalls ist es wichtig zu 

berücksichtigen, dass mit einem rONT keine Anschlusskapazitäten erhöht werden können, wenn 

der rONT keine höhere Bemessungsleistung hat, als der vorherige konventionelle ONT. [3] [115]  

12.2.3 Einzelstrangregler 

Unter einem Einzelstrangregler (ESR) wird im Rahmen dieses Leitfadens verstanden, dass ein 

Längsspannungsregler in einem Strang (z. B. NS-Ebene) oder Halbring (z. B. MS-Ebene) instal-

liert wird, der die Spannung gezielt für diesen jeweiligen Netzabschnitt regeln kann. Dabei findet 

eine Entkopplung vom davorliegenden Netzabschnitt statt. [3] 

12.2.3.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Die Wirkungsweise eines ESR entspricht der eines regelbaren MS/MS- oder NS/NS-Transforma-

tors. Dabei liegt das einstellbare Übersetzungsverhältnis in der Neutralstellung bei nahezu 1, wes-

halb ESR innerhalb einer Spannungsebene zu Anpassung der Spannung in einem Strang oder 
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Halbring eingesetzt werden. Es ist dabei wichtig zu berücksichtigen, dass die Position eines ESR 

von der anvisierten Spannungsanpassung sowie der notwendigen Leistungsübertragung abhängig 

ist. So muss ein ESR höher dimensioniert werden, wenn er am Anfang eines Stranges oder 

Halbringes und somit nahe einer ONS bzw. eines UW installiert wird. Dafür nimmt er aber auch 

auf mehr Netzverknüpfungspunkte Einfluss. Dagegen kann ein ESR geringer dimensioniert wer-

den, wenn er in entfernteren Gebieten eines Netzes installiert wird, kann dann aber auch weniger 

Netzverknüpfungspunkte erreichen. Beim Einsatz von ESR in der MS-Ebene bestehen zusätzlich 

grundsätzlich Rückwirkungen auf alle nachgelagerten NS-Netze, sodass der ESR hier gleicher-

maßen ein größeres Spannungsband ermöglicht und als spannungsebenenübergreifende Maß-

nahme dient. [3] 

Das jeweilige Regelungskonzept basiert in ähnlicher Weise zur SUW und rONT entweder auf 

einem festen Spannungssollwert (Monosensorbetrieb), einem Spannungssollwert in Abhängig-

keit des Leistungsflusses oder einer abgesetzten Messsensorik (Multisensorbetrieb). 

Neben dem ausgewählten Regelungskonzept muss aufgrund der galvanischen Trennung inner-

halb eines Stranges bzw. Halbringes die jeweilige Sternpunktbehandlung und das Schutzkonzept 

überprüft und ggf. angepasst werden. [3] 

12.2.3.2 Modellierung und Planungsmethode 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht vor, dass ein ESR eingesetzt wird, der vier Re-

gelstufen mit jeweils einer Stufenbreite von ∆U/Un = 1,5 % hat, sodass insgesamt ∆U/Un = ± 6 % 

ermöglicht werden. Nach Regelung des Sollwertes wird im Anschluss mittels Leistungsflussbe-

rechnung geprüft, ob das zulässige Spannungsband an den jeweiligen Netzverknüpfungspunkten 

in der MS- und/oder NS-Ebene überschritten wird. Sofern trotz ESR noch Grenzwertverletzungen 

vorliegen, werden ergänzend konventionelle Planungsmaßnahmen durchgeführt. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise zunächst die Spannungsabfälle 

in den potenziellen Strängen oder Halbringen zu ermitteln, in denen der Einsatz eines ESR ange-

strebt wird. Ebenfalls muss ermittelt werden, welcher Regelbereich für den jeweiligen ESR in 

Abhängigkeit der vorliegenden Spannungswerte notwendig ist. Zudem muss berücksichtigt wer-

den, welche Leistung vom ESR übertragen werden muss, um diesen korrekt zu dimensionieren. 

12.2.3.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Beim Einsatz eines ESR ist für die Spannungshaltung unverändert die Norm DIN EN 50160 gül-

tig. Jedoch können die Anwendungsregeln VDE-AR-N 4110 und VDE-AR-N 4105 hinsichtlich 

der Spannungshaltung vernachlässigt werden, da eine flexiblere Aufteilung des Spannungsbandes 

ermöglicht wird. 
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12.2.3.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Sofern ein ESR noch kein Standard-Betriebsmittel darstellt ist zum einen zunächst das entspre-

chende Betriebspersonal zu schulen, da durch den Betrieb eines ESR zusätzliche Aspekte zu be-

rücksichtigen sind, die neben der jeweils verbauten Technik auch die Spannungshaltung im 

Strang oder Halbring einschließt. Zum anderen ist beim Betrieb zu beachten, dass zwar beim 

Versagen der Spannungsregelung des ESR aufgrund interner Fehler durch einen Bypass die Wei-

terversorgung gewährleistet wird, sich infolgedessen aber ggf. Grenzwertverletzungen ergeben, 

wenn sich die Netzzustände ändern. Daher ist die Regelung zügig wiederherzustellen. [3] 

12.2.4 Dezentrales Netzautomatisierungssystem 

Unter einem DNA wird im Rahmen dieses Leitfadens verstanden, dass ein sekundärtechnisches 

System mittels dezentraler Messsensorik im Netz (Netzüberwachung) den pro Spannungsebene 

jeweils aktuellen Netzzustand bestimmen und mittels Aktorik steuern bzw. regeln (Netzregelung) 

kann. Die Netzüberwachung ermöglicht dem NB u. a. einen einfachen Netzbetrieb, eine frühzei-

tige Identifikation von eventuellen Grenzwertverletzungen und eine schnelle Fehlerlokalisierung. 

Basierend darauf kann das DNA – mit dem Ziel einer Vermeidung von Grenzwertverletzungen – 

im Netz befindliche Aktorik regeln. Das DNA kann je nach Anwendungszweck Voraussetzung 

für verschiedene innovative Technologien wie z. B. Blindleistungsmanagement, Energiespeicher 

oder dynamisches Lastmanagement sein. 

12.2.4.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Ein DNA besteht generell aus einer Remote Terminal Unit (RTU), einer Kommunikationstechnik 

wie z. B. einem 450-MHz-Funknetz, einer Messsensorik und einer Aktorik (siehe Abbil-

dung 12.2, Seite 104) [116]. Die RTU verarbeitet dabei die Messdaten aus der Messsensorik, um 

den Netzzustand zu ermitteln und steuert die Aktorik fern, um den Netzzustand zu beeinflussen. 

Mit der Messsensorik werden u. a. die Spannungs- und Strommessungen an entsprechenden Netz-

knoten durchgeführt und die Messwerte an die RTU übertragen. Die Aktorik stellt die aktive Re-

gelung der steuerbaren Verbrauchseinrichtungen in Abhängigkeit der Regelungsart dar. Die 

Messsensorik, RTU und Kommunikationstechnik werden im vorliegenden Leitfaden als Mess-, 

Informations- und Kommunikationstechnik (MIKT) zusammengefasst. Aktorik wird an keiner 

Stelle im Leitfaden benötigt, da grundsätzlich angenommen und vorausgesetzt wird, dass entspre-

chende Betriebsmittel und Technologien wie z. B. LIS bauseitig bereits über entsprechende Ak-

torik verfügen. 
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Abbildung 12.2: Komponenten eines dezentralen Netzautomatisierungssystems 

Grundsätzlich müssen zur Ermittlung des Netzzustands die Spannungen und Ströme nicht an je-

dem Knoten gemessen werden. Mithilfe von bestehenden Algorithmen [117] zur Zustandsschät-

zung kann die Messsensorik nur an vereinzelten und zuvor als geeignet identifizierten Netzknoten 

aufgebaut werden. Für die Ausrüstung des Netzes mit MIKT werden verschiedene Varianten ana-

lysiert. Darin erfolgt eine unterschiedliche Ausstattung der Messsensorik in den Netzen. Die Va-

rianten für den Anwendungsfall im Rahmen des dynamischen Lastmanagements (DLM) werden 

in Abschnitt 12.2.7.2 (Seite 112) für die NS-Ebene und in Abschnitt 12.2.7.3 (Seite 113) für die 

MS-Ebene definiert. 

Da es sich im Leitfaden um städtische Netze handelt, wird in Bezug auf Investitionskosten für 

Kommunikationstechnik davon ausgegangen, dass bereits Mobilfunk vorhanden ist und für die 

Kommunikation des DNA verwendet werden kann. In diesem Fall müssen lediglich die DNA-

Komponenten mit entsprechenden Schnittstellen ausgerüstet werden, was Kosten für die Kom-

munikationstechnik einspart. 

  

Ortsnetzstation Kabelverteilerschrank

Remote Terminal Unit Messsensorik Aktorik Neue LastKommunikationstechnik

Gebäude
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12.2.4.2 Modellierung und Planungsmethode 

In Bezug auf Modellierung und Planungsmethode wird an dieser Stelle auf die entsprechenden 

innovativen Betriebsmittel und Technologien verwiesen, für die ein DNA notwendig ist. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise der Umfang der Netzüberwa-

chung, der Netzregelung sowie der geforderte Anwendungszweck zu identifizieren. Infolgedes-

sen kann anschließend die Ausprägung des DNA festgelegt werden, da der Aufbau der Messsen-

sorik (und ggf. Aktorik) davon abhängig ist und somit gleichermaßen Einfluss auf die Kosten 

nimmt. 

12.2.4.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

In Bezug auf zu berücksichtigende Normen und das Regelwerk wird an dieser Stelle auf die ent-

sprechenden innovativen Betriebsmittel und Technologien verwiesen, für die ein DNA notwendig 

ist. 

12.2.4.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Sofern ein DNA noch keine Standard-Technologie darstellt, ist zum einen zunächst das entspre-

chende Betriebspersonal zu schulen, weil durch den Betrieb eines DNA zusätzliche Aspekte zu 

berücksichtigen sind, die neben der jeweils verbauten Technik auch die Wirkungsweisen der je-

weiligen Anwendungsfälle einschließen. Zum anderen ist zu beachten, dass ein DNA in Zukunft 

auch für weitere netztechnische Fragestellungen genutzt werden kann. So besteht die Möglich-

keit, Spannungsunterbrechungen oder Kurzschlussströme zu detektieren und zu lokalisieren. 

Wenn dann ein in der NS-Ebene eingesetztes DNA in ein DNA der vorgelagerten MS-Ebene 

eingebunden bzw. integriert wird, können so sämtliche Daten und Informationen auch an die Leit-

stelle übermittelt werden, was eine spannungsebenenübergreifende Netzüberwachung und -rege-

lung optimiert. Somit ergibt sich im Wesentlichen der Vorteil für den Netzbetrieb und die Netz-

planung darin, dass die jeweiligen Netzzustände transparent vorliegen und das Netz nicht für be-

stimmte Betriebspunkte ausgelegt werden muss, wenn kein DNA nutzbar ist. Daher muss sicher-

gestellt werden, dass die gemessenen Werte den realen Spannungen und Strömen entsprechen. 

Neben einer regelmäßigen Überprüfung der verbauten Messsensorik muss darauf geachtet wer-

den, dass ein DNA im Gegensatz zu anderen (innovativen) Betriebsmitteln, wie z. B. einem 

rONT, eine verhältnismäßig kurze Nutzungsdauer von ca. 15 Jahren hat. Im Umkehrschluss sind 

Soft- und Hardware in regelmäßigen Abständen zu prüfen. Des Weiteren ist zu berücksichtigen, 

dass bei einer Störung oder einem Ausfall des DNA keine bzw. keine vollumfängliche Netzrege-

lung mehr vorgenommen werden kann und sich somit nicht zulässige Netzzustände mit Grenz-

wertverletzungen ergeben können. Als potenzielle Lösung zur Vermeidung von Grenzwertverlet-
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zungen bieten sich hier voreingestellte und durch den NB vorgegebene Rückfallwerte an, die au-

tomatisch von steuerbaren Verbrauchs- oder Erzeugungseinrichtungen eingestellt und i. d. R. 

vom NB parametriert werden [118]. 

12.2.5 Energiespeicher 

Unter einem Energiespeicher (ESP) wird im Rahmen dieses Leitfadens ein Betriebsmittel ver-

standen, das zu einem Zeitpunkt die elektrische Energie vom Netz aufnehmen und zu einem spä-

teren Zeitpunkt die Energie in das Netz zurück einspeisen kann. Die Speicherung kann z. B. da-

hingehend erfolgen, dass ein Batteriespeicher elektrische Energie aufnimmt, chemisch zwischen-

speichert, zu einem definierten Zeitpunkt umwandelt und als elektrische Energie zurück an das 

Netz abgibt. Im Weiteren wird daher unter einem ESP ein Batteriespeicher verstanden. [3] 

12.2.5.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Generell gibt es verschiedene Geschäftsmodelle für ESP. Ein Geschäftsmodell beschreibt den 

marktdienlichen Einsatz, bei dem anhand der aktuellen Strompreise die Energie aufgenommen 

und wieder abgegeben wird. Ein weiteres Geschäftsmodell ist der netzdienliche Einsatz. Hierbei 

wird Energie gespeichert, wenn entweder eine hohe Wirkleistungseinspeisung durch z. B. PVA 

oder ein geringer Leistungsbedarf durch Letztverbraucher besteht. Die zu diesen Zeitpunkten zwi-

schengespeicherte Energie kann dann als Wirkleistung zu einem späteren Zeitpunkt zur Behebung 

von Grenzwertverletzungen wieder abgegeben werden. In [28] werden die beiden Betriebsmodi 

genauer spezifiziert. Darin wird definiert, dass sich der ESP beim Energiebezug aus dem öffent-

lichen NS-Netz bzw. aus einer Erzeugungsanlage aus Netzsicht wie eine Bezugsanlage verhält. 

Dagegen verhält er sich bei einer Energielieferung in das öffentliche NS-Netz bzw. in ein Netz 

einer Kundenanlage aus Netzsicht wie eine Erzeugungsanlage. Daneben wird auch der Inselbe-

trieb innerhalb einer Kundenanlage genauer definiert. 

Im Folgenden wird nur der netzdienliche Einsatz betrachtet, bei dem der ESP die jeweilige Kno-

tenspannung und Leitungsauslastung dadurch beeinflusst, dass die Wirk- und Blindleistung auf-

genommen oder abgegeben wird. Durch den Einsatz eines DNA können die Lade- und Entlade-

vorgänge grundsätzlich in Abhängigkeit des jeweiligen Netzzustandes geregelt werden, um die 

Grenzwerte in Bezug auf Strom und Spannung einzuhalten. Bei Grenzwertverletzungen im Be-

triebspunkt „Starklast“ wird vom ESP elektrische Energie in das Netz eingespeist und im Be-

triebspunkt „Starkeinspeisung“ wird beim Vorhandensein von Grenzwertverletzungen Energie 

eingespeichert. Ein ESP kann somit für beide Betriebspunkte eingesetzt werden, wohingegen ein 

Lastmanagement nur Lasten regeln kann und daher nur für den Betriebspunkt „Starklast“ relevant 

ist. Für den Einsatz eines ESP ist es wichtig, dass der jeweilige ESP so dimensioniert ist, dass er 

die max. notwendige elektrische Energie entweder aufnehmen oder abgeben kann, um Grenz-

wertverletzungen zu vermeiden. [3] 
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12.2.5.2 Modellierung und Planungsmethode 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht vor, dass der ESP netzdienlich betrieben wird 

und sich im Eigentum des NB befindet. Dabei wird der ESP zur Behebung von Spannungsband- 

und Leitungsüberlastungen eingesetzt. Im Falle von Spannungsbandverletzungen bietet sich z. B. 

eine Positionierung nahe eines Strangendes, also eines Spannungsschlechtpunktes, an. Im Falle 

von Leitungsüberlastungen wird dagegen z. B. eine Positionierung nahe von Kabelverteiler-

schränken angestrebt. Der ESP wird ohne Zeitreihenberechnung so modelliert und dimensioniert, 

dass am Beispiel des Betriebspunktes „Starklast“ die zur Einspeisung notwendige Wirkleistung 

zur Behebung von Grenzwertverletzungen ermittelt wird. Hierfür werden die aktuell am Markt 

erhältlichen Leistungsklassen verwendet. Die Kapazität wird pauschal auf zwei Stunden angesetzt 

und entsprechend bei den Betriebsmittelkosten berücksichtigt. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise Grenzwertverletzungen auf Ba-

sis von Leistungsflussanalysen bekannt, um die Positionierung und Dimensionierung identifizie-

ren zu können. Bei der Positionierung ist ergänzend wichtig festzustellen, ob an potenziellen 

Standorten eigentumsrechtliche Genehmigungen erforderlich sind, da ansonsten kein ESP in Be-

trieb genommen werden kann. In Bezug auf die korrekte Dimensionierung (Leistung und Kapa-

zität) kann ggf. eine zeitreihenbasierte Leistungsflussberechnung durchgeführt werden. Hierzu 

sind dann ergänzend Last- und Einspeiseprofile für die jeweiligen Letztverbraucher und Erzeu-

gungsanlagen notwendig. 

12.2.5.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

In [28] werden besondere Anforderungen an den Betrieb von ESP in der NS-Ebene gestellt. Ne-

ben den bereits oben beschriebenen bzw. definierten Betriebsmodi werden Angaben zu u. a. An-

forderungen an Mess- und Betriebskonzepte, Lastmanagement, Symmetrie und Überwachung der 

Einspeiseleistung, Blindleistung, Wirkleistungssteuerung sowie Wirkleistungsverhalten bei 

Über- und Unterfrequenz gemacht. Darüber hinaus wird in [28] gefordert, dass ESP bei einer 

Summen-Bemessungsleistung S∑ > 12 kVA je Kundenanlage einer vorherigen Beurteilung und 

Zustimmung des NB bedarf. In Ergänzung hierzu wird in [66] festgestellt, dass die Inbetriebset-

zung eines ESP ohne Zustimmung des NB die Sicherheit des Netzbetriebs und die Spannungs-

qualität im Netz gefährden kann. In ähnlicher Weise werden in [38] besondere Anforderungen an 

den Betrieb von ESP in der MS-Ebene gestellt. 

12.2.5.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Sofern ein ESP noch kein Standard-Betriebsmittel darstellt, ist zum einen zunächst das entspre-

chende Betriebspersonal zu schulen, da durch den Betrieb eines ESP zusätzliche Aspekte zu be-

rücksichtigen sind, die neben der jeweils verbauten Technik auch die oben beschriebenen Lade- 
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und Entladevorgänge einschließen. Die Leistungsfähigkeit eines ESP ist stark von der Temperatur 

abhängig, weswegen der ESP für einen optimalen Betrieb in einer gekühlten, trockenen Umge-

bung aufbewahrt werden muss. Ein Vorteil bei ESP ist, dass die Speicherkapazität und -nennleis-

tung aufgrund der zumeist modularen Bauweise flexibel vergrößert werden kann. Im Gegensatz 

dazu sind Standard-Betriebsmittel zumeist nur in bestimmten diskreten Leistungsgrößen vorhan-

den. 

Je nach Ausgestaltung des ESP ist ein DNA notwendig oder nicht. Bei einer rein statischen 

Wirkleistungseinspeisung zu festgelegten Zeiträumen hat der NB keine weiteren Aspekte zu be-

achten und muss die Vorgaben nur im Dauerbetrieb berücksichtigen. Wird dagegen ein DNA 

genutzt, gelten die Auswirkungen auf den Netzbetrieb gemäß Abschnitt 12.2.4.4. 

12.2.6 Blindleistungsmanagement 

Unter einem Blindleistungsmanagement (BLM) wird im Rahmen dieses Leitfadens verstanden, 

dass ein gezielter Austausch von Blindleistung zwischen LIS und dem Netz vorgenommen wird. 

Dabei wird durch die Änderung des Leistungsfaktors cos(φ) das Verhältnis zwischen Wirk- und 

Scheinleistung in Abhängigkeit des Phasenwinkels zwischen Strom und Spannung beschrieben. 

[3] 

12.2.6.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Im Rahmen des BLM gibt es zwei grundsätzliche Prinzipien. Das erste Prinzip stellt ein statisches 

BLM dar, bei dem z. B. ein fester Sollwert für den Leistungsfaktors cos(φ) oder eine Kennlinie 

vorgeben wird. Das zweite Prinzip wird über ein DNA realisiert und kann somit dynamisch in 

Abhängigkeit des jeweiligen Netzzustandes ausgestaltet werden. [3] 

Unter Anwendung des BLM kann der Betrag der Spannung an Netzknoten beeinflusst werden, 

wenn der Phasenwinkel zwischen Strom und Spannung angepasst wird. Dabei besteht grundsätz-

lich die Möglichkeit, die Spannung herabzusenken, wenn im Falle einer Wirkleistungseinspei-

sung durch z. B. PVA ein Spannungsanstieg entlang der Leitung verursacht wird. Dagegen kann 

im Falle einer Wirkleistungsentnahme durch z. B. LIS oder WP und infolgedessen einer Span-

nungsabsenkung im Netz durch ein BLM die Spannung wieder angehoben werden. In jedem Fall 

wird bei gleichbleibender Wirkleistungseinspeisung oder -entnahme die Scheinleistung und 

gleichermaßen der Strom erhöht. Der Abbildung 12.3 (Seite 109) können die drei grundsätzlichen 

Wirkungsweisen auf Basis entsprechender Zeigerdiagramme entnommen werden. [3] 
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Abbildung 12.3: Prinzipschaltbild und Wirkungsweise des Blindleistungsmanagements auf Basis von [3] 

12.2.6.2 Modellierung und Planungsmethode 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht vor, dass unabhängig davon, ob es sich um ein 

statisches oder dynamische BLM handelt, ein fester Leistungsfaktor in Abhängigkeit der Ladel-

eistung eingestellt wird. 

Folgende Werte werden auf Basis der VDE-AR-N 4100 als feste Sollwerteinstellung für LP in 

einer Netzberechnungssoftware eingestellt: 

- PLL = 3,7 kW unberührt 

- PLL = 11 kW auf cos(φ) = 0,95kapazitiv 

- PLL > 22 kW auf cos(φ) = 0,90kapazitiv 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise solche Informationen über La-

deeinrichtungen vorhanden, die sicherstellen, dass eine Anpassung bzw. Regelung des cos(φ) 

über ein BLM möglich ist. Aus rechtlicher Sicht ist dabei zu berücksichtigen, dass, je nachdem, 

ob es sich um private oder öffentliche LIS handelt, personenbezogene Daten erhoben werden bzw. 

Daten, mit denen Rückschlüsse auf Letztverbraucher gezogen werden können. Hier bleibt abzu-

warten, wie diesen grundsätzlichen Fragestellungen perspektivisch begegnet werden. 

12.2.6.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Die unter Abschnitt 12.2.6.2 festgelegten Werte für die Modellierungen basieren auf den Vorga-

ben der VDE-AR-N 4100. Darin wird unter Punkt 10.6.3 geschrieben, dass „für den Betriebsmo-

dus „Energiebezug“ (Ladevorgang) im Sinne der DIN EN ISO 17409 [119] bei Pn ein cos(φ) von 

≥ 0,95, im Leistungsbereich 5 % Pn ≤ P < 100 % ein cos(φ) = 0,9 bis 1 einzuhalten ist. Dieser 

Wertebereich ist im Falle des DC-Ladens durch die DC-Ladeeinrichtung und im Falle des AC-
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Ladens durch das Elektrofahrzeug sicherzustellen. Im Falle von DC-Ladeeinrichtungen sowie in-

duktiven Ladeeinrichtungen von Elektrofahrzeugen mit einer Bemessungsleistung > 12 kVA darf 

der NB im Betriebsmodus „Energiebezug“ zusätzlich eine Blindleistungsfähigkeit (eine Q(U)-

Kennlinie), eine cos(φ) (P)-Kennlinie oder einen Verschiebungsfaktor cos(φ) in dem Bereich zwi-

schen 0,90induktiv und 0,90kapazitiv vorgeben, ggf. über eine Schnittstelle. Dies gilt für Ladeeinrich-

tungen innerhalb und außerhalb von Gebäuden. Es ist beabsichtigt, diese Funktionalität der Blind-

leistungsstellfähigkeit auch auf das AC-Laden auszuweiten und in der DIN EN ISO 17409 zu ver-

ankern.“ [28] 

12.2.6.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Je nach Ausgestaltung des BLM ist ein DNA notwendig oder nicht. Bei einer rein statischen Soll-

wertvorgabe an der jeweiligen Ladeeinrichtung hat der NB keine weiteren Aspekte zu beachten 

und muss die Vorgaben nur im Dauerbetrieb berücksichtigen. Wird dagegen ein DNA genutzt, 

gelten die Auswirkungen auf den Netzbetrieb gemäß Abschnitt 12.2.4.4. 

12.2.7 Dynamisches Lastmanagement 

Unter einem DLM wird im Rahmen dieses Leitfadens verstanden, dass LIS und WP als steuerbare 

Verbrauchseinrichtungen gemäß [47] nach Vorgabe des NB23 zur Sicherstellung des Netzbetrie-

bes gesteuert werden [28]. Dabei erfolgt die Steuerung bzw. Regelung der Wirkleistung in Ab-

hängigkeit des jeweils aktuellen Netzzustandes in Bezug auf Spannung und Strom. 

12.2.7.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Die grundsätzliche Wirkungsweise sieht vor, dass die jeweilige Ladeleistung (Wirkleistung) in 

Abhängigkeit des Netzzustandes geregelt wird und so Grenzwertverletzungen in Bezug auf Strom 

und Spannung verhindert werden sollen. Da flächendeckende Anwendungsfälle seitens NB bisher 

noch nicht bekannt sind, werden nachfolgend drei verschiedene Varianten des DLM im Rahmen 

des Leitfadens erläutert und angewendet. 

Zunächst ist es wichtig, dass im Rahmen eines DLM Benutzerfreundlichkeit ohne Diskriminie-

rung gegeben ist. Bezugnehmend auf [28] sowie Abschnitt 6.2, müssen Ladeeinrichtungen mit 

einer Summen-Bemessungsscheinleistung24 S∑ > 12 kVA vom NB nach ausgiebiger Prüfung ge-

nehmigt werden. Dagegen müssen Ladeeinrichtungen mit einer Summen-Bemessungsscheinleis-

tung S∑ ≤ 12 kVA nur angemeldet werden. Dies ist vorrangig für pLP relevanter, da sie perspek-

 

23 Ein kundenseitiges Lastmanagement ist nicht vorhanden. 
24 z. B. ein Ladepunkt mit PLL = 22 kW oder vier Ladepunkte mit jeweils PLL = 3,7 kW 
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tivisch unkoordinierter und flächendeckender als öLP, die zumeist von Anfang an eine Einzelpla-

nung darstellen, beantragt werden. Im Bereich von WP können diese, sofern dies bauseitig im 

Vorfeld ermöglicht wird, gemäß Abschnitt 4.4 über Sperrzeiten angesteuert werden. 

Aus den o. g. Gründen können der Tabelle 12.2 drei verschiedene Varianten des DLM entnom-

men werden. Dabei stellt DLM-Variante 1 eine aus WP und LIS kombinierte Steuerung im pri-

vaten Bereich dar, wohingegen in DLM-Variante 2 nur die private Ansteuerung der LIS vorge-

nommen wird. DLM-Variante 3 hingegen analysiert die Auswirkung einer ausschließlichen Steu-

erung der öffentlichen LIS ohne Berücksichtigung des privaten Bereichs. 

Es ist jedoch an dieser Stelle anzumerken, dass sowohl DLM-Variante 1 als auch DLM-Vari-

ante 3 aktuell eher theoretische Szenarien darstellen. Auf der einen Seite muss zwingend berück-

sichtigt werden, dass WP nach dem jeweiligen Sperrzeitfenster i. d. R. wieder mit voller Leistung 

eingeschaltet werden. Je nachdem, ob es sich dann um ein Höchstlastzeitfenster handelt oder 

nicht, können dann weiterhin Grenzwertverletzungen auftreten. Auf der anderen Seite wird bisher 

noch nicht angestrebt, öffentliche LIS im großen Maßstab zu steuern. Vor dem Hintergrund dieser 

Erläuterungen wird dennoch analysiert, welche Auswirkungen diese beiden DLM-Varianten auf 

die Netzplanung haben, um einen breiten Korridor aufspannen und die später generierten Ergeb-

nisse einordnen, interpretieren und in einen größeren Zusammenhang bringen zu können. 

Tabelle 12.2: Steuerung der Lasten in den drei Varianten des dynamischen Lastmanagements („X“: gesteuert, 

„O“: nicht gesteuert) 

Steuerbare Lasten DLM-Variante 1 DLM-Variante 2 DLM-Variante 3 

Wärmepumpen X O O 

3,7-kW-pLP O O O 

11-kW-pLP X X O 

22-kW-pLP X X O 

11-kW-öLP O O X 

22-kW-öLP O O X 

50-kW-öLP O O X 

150-kW-öLP O O X 
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12.2.7.2 Modellierung und Planungsmethode in der Niederspannung 

In Abbildung 12.4 ist das grundlegende und stark vereinfachte Funktionsprinzip dargestellt. In 

beiden Planungsperspektiven wird zunächst ermittelt, ob Grenzwertverletzungen vorhanden sind. 

Wenn dies der Fall ist, werden bei Vorhandensein von WP diese zuerst ausgeschaltet. Hintergrün-

dig sind für Sperrzeiten Wärmespeicher notwendig, damit der Letztverbraucher keine Komfort-

einbußen wahrnimmt, was im Falle einer vorrangigen Steuerung der LIS ansonsten nicht der Fall 

ist. Sofern die WP ausgeschaltet werden und weiterhin Grenzwertverletzungen vorhanden sind, 

wird die Leistung der steuerbaren Ladepunkte prozentual gleichmäßig so lange reduziert, bis ent-

weder die Grenzwertverletzungen behoben oder eine min. Leistung von PLL = 3,7 kW erreicht 

wird. Im Detail wird bei der Modellierung des DLM ebenfalls zwischen beiden Planungsperspek-

tiven (siehe hierzu Abschnitt 7.6) unterschieden. [120] 

 

Abbildung 12.4: Grundlegendes Funktionsprinzip des dynamischen Lastmanagements in der Niederspan-

nungsebene 

Aufbau und Varianten der Messsensorik 

Um ein DLM in Abhängigkeit des jeweiligen Netzzustandes anwenden zu können, ist neben einer 

RTU als Grundbetrag auch Messsensorik für die jeweilige Netztopologie notwendig. Für die ver-

wendete Messsensorik wird dabei pauschal angenommen, dass max. vier Abgänge gemessen wer-

den können, sodass entweder eine aufgebaute Messsensorik an der NS-Hauptverteilung der ONS 

vier Abgänge für die Ströme messen kann – wobei nur (n-1) benötigt wird – oder eine Messsen-

sorik zur Spannungsschlechtpunktmessung in einer Masche oder einem Abgang genutzt werden 

kann. Der Abbildung 12.5 (Seite 113) können hierzu vier Beispiele entnommen werden. Im Falle 

von 1a) sind insgesamt fünf Strecken überlastet, weshalb fünfmal Messsensorik für Spannungs-

schlechtpunktmessungen sowie zweimal für die NS-Hauptverteilung vorgesehen ist. In 1b) wird 

zweimal Messsensorik weniger benötigt, da nur vier Strecken überlastet sind. Sofern ein ver-

maschtes Netz mit Messsensorik ausgestattet werden muss, ist im Falle von 2a) nur zweimal 

Messsensorik notwendig, da in einer Masche nur drei Stammstrecken vorhanden und überlastet 

sind. In 2b) wird dreimal Messsensorik benötigt, da die Masche aus insgesamt fünf überlasteten 

Stammstrecken besteht. In allen Fällen muss zusätzlich die RTU mit einkalkuliert werden. [83] 
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Abbildung 12.5: Verschiedene Ausstattungsvarianten der Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik 

für die Kosten-berechnung in der Niederspannungsebene auf Basis von [83] 

Um ein breiteres Spektrum bei der Kostenbewertung berücksichtigen zu können, wird der ange-

wendete Aufbau von Messsensorik kostenseitig in vier verschiedenen Betrachtungen bewertet. 

Zum einen wird die Vollausstattung (V) berücksichtigt, die notwendig ist, wenn keine MIKT 

vorhanden ist. Darin notwendig werden der Grundbetrag sowie Messsensorik an der NS-Haupt-

verteilung sowie an den Schlechtpunkten. Sofern allerdings auf Schlechtpunktmessungen ver-

zichtet werden kann, werden nur Kosten für den Grundbetrag und die Messsensorik (M) an der 

NS-Hauptverteilung berücksichtigt. Wenn dagegen angenommen werden kann, dass sich bereits 

Messsensorik in den Netzen befindet oder perspektivisch durch Messwerte von intelligenten 

Messsystemen zur Verfügung gestellt werden kann – an dieser Stelle wird nicht weiter diskutiert, 

wie diese Messwerte zur Verfügung gestellt werden können – ist nur der Grundbetrag (G) als 

dritte Variante kostenseitig zu bewerten. Die letzte Variante stellt die bereits vollumfänglich vor-

handene MIKT dar, auf die für ein DLM zurückgegriffen werden kann, sodass keinerlei weitere 

Kosten (0) für die Integration eines DLM anstehen. [83] 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise solche Informationen über LP 

vorhanden, die sicherstellen, dass eine Anpassung bzw. Regelung der Wirkleistung über ein DLM 

möglich ist. Aus rechtlicher Sicht ist dabei zu berücksichtigen, dass, je nachdem, ob es sich um 

private oder öffentliche LIS handelt, personenbezogene Daten erhoben werden bzw. Daten, mit 

denen Rückschlüsse auf Letztverbraucher gezogen werden können. Hier bleibt abzuwarten, wie 

diesen grundsätzlichen Fragestellungen perspektivisch begegnet wird. 

12.2.7.3 Modellierung und Planungsmethode in der Mittelspannung 

Die Anwendung von DLM in MS-Netzen ist prinzipiell eine spannungsebenenübergreifende 

Maßnahme. Um Grenzwertverletzungen in der MS-Ebene zu beheben, greift das DLM auf die 

nachgelagerten Lasten in der NS-Ebene zu, die ggf. für sich betrachtet zu keinen Grenzwertver-

letzungen im jeweiligen NS-Netz führen. Außerdem kann es in bestimmten Fällen zu einer Dis-

kriminierung führen, wenn die Lasten in einem Abgang abgeregelt werden müssen, weil diese 
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von einer überlasteten Strecke in der MS-Ebene versorgt werden, wohingegen jedoch keine Las-

ten in einem nahegelegenen anderen Straßenzug abgeregelt werden. Je nach Planungsperspektive 

regelt das DLM dabei entweder alle Lasten im MS-Netz oder spezifische Lasten in einem Abgang 

ab (siehe Abschnitt 12.2.7.2). Die drei DLM-Varianten gemäß der Tabelle 12.2 werden ebenfalls 

in der MS-Ebene angewendet. 

Aufbau und Varianten der Messsensorik 

Für das DLM wird ein DNA (siehe Abschnitt 12.2.4) benötigt. Somit wird eine RTU, Kommuni-

kationstechnik und Messsensorik am Netzknoten notwendig, um den Netzzustand zu ermitteln. 

Für die Anwendung des DLM wird angenommen, dass alle LP bereits mit Aktorik ausgerüstet 

sind und vom DLM angesteuert werden können. 

Um in den Analysen den Einfluss der MIKT-Kosten auf das Kosteneinsparpotenzial von DLM 

gegenüber der konventionellen Planung zu untersuchen, werden sechs Kostenvarianten des DLM 

in der MS analysiert. Die Kostenvarianten unterscheiden sich in der MIKT-Ausstattung (siehe 

Abbildung 12.6, Seite 115) und sind wie folgt definiert: 

1. Volle Kosten:  Die Kosten der MIKT für sowohl die MS- als auch die 

(MS+NS)  die nachgelagerte NS-Ebene werden der MS-Ebene 

   zugerechnet. In diesem Fall müssen die nachgelagerten 

   NS-Netzen mit Messsensorik ausgestattet werden. 

2. Hälfte der Kosten: Die Kosten der MIKT für die MS zzgl. die Hälfte der 

(MS + 50 % NS) Kosten für die Messsensorik in der nachgelagerten 

   NS-Ebene werden in der MS-Ebene zugerechnet. In 

   diesem Fall müssen nur die ONS-Transformatoren 

   mit Messsensorik ausgestattet werden und keine NS-Netze. 

3. MS-Kosten:  Die NS-Ebene ist bereits mit MIKT ausgestattet und liegt 

(MS)   der MS-Ebene zur Verfügung. Hier ist die MIKT nur noch 

   in der MS-Ebene notwendig. In diesen Fall müssen lediglich ca. 

   25 % aller ONS mit Messsensorik ausgestattet werden [121]. 

4. Reduzierte MS-Kosten: Die MS-Ebene ist teilweise mit Messsensorik ausgestattet, 

(RedMS)  sodass hier nur eine reduzierte Einrichtung von MIKT 

   notwendig ist. 

5. Grundbetrag:  Die Messsensorik liegt in der MS-Ebene bereits vor, aber 

(G)   ein Grundbetrag zur Errichtung des DLM bleibt erforderlich. 

6. Ohne:   Die MIKT in der MS- und der NS-Ebene ist bereits vorhanden 

(0)   und das DLM kann die MIKT ohne weitere Kosten nutzen. 
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Abbildung 12.6: Verschiedene Ausstattungsvarianten der Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik 

(MIKT) für die Kostenberechnung in der Mittelspannungsebene 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Abhängig von der Anwendungsperspektive des DLM wird die Messsensorik ins Netz integriert. 

Im Anschluss werden die Daten erhoben und analysiert. In der Planungsperspektive des UW ist 

lediglich die Auslastung des HS/MS-Transformators notwendig, um die Wirksamkeit des DLM 

zu prüfen. In der Planungsperspektive der Abgänge werden sowohl die Auslastung der Abgänge 

als auch die jeweiligen Knotenspannungen untersucht, um den Erfolg des DLM zu beurteilen. 

Die Abbildung 12.7 (Seite 116) stellt die grundsätzliche Vorgehensweise zur Anwendung des 

DLM in der MS-Ebene dar. Wenn der HS/MS-Transformator überlastet ist und festgestellt wird, 

dass durch DLM die Überlastung des Transformators vermieden werden kann, muss die Mess-

sensorik sowohl am Transformator als auch an den Abgängen und nachgelagerten Stationen plat-

ziert werden. Wenn das DLM nur für die Planungsperspektive der Abgänge benötigt wird, ist die 

Messsensorik nur in den betroffenen Abgängen und deren nachgelagerten Stationen zu integrie-

ren. 
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Abbildung 12.7: Grundlegendes Funktionsprinzip des dynamischen Lastmanagements in der Mittelspannungs-

ebene 

12.2.7.4 Modellierung und Planungsmethode in der Hochspannung 

Die im Leitfaden verwendete Modellierung sieht einen vereinfachten Ansatz vor, bei dem davon 

ausgegangen wird, dass die ursprünglich angesetzte Verteilung der Ladeleistungen der in den 

unterlagerten Spannungsebenen angeschlossenen LP durch eine theoretische Regelmaßnahme auf 

einen min. Leistungswert von PLL = 3,7 kW herabgesetzt wird. Für die HS-Ebene wird demnach 

der Ansatz einer Begrenzung der Ladeleistung verfolgt. Die Begrenzung erfolgt einerseits nur für 

pLP und andererseits in einem zweiten, theoretischen Schritt für die gesamten verteilten LP (pri-

vat, öffentlich und Einpendler) mit dem Ziel, die Effekte einer max. Abregelung zu untersuchen. 

Hintergrund dieses Ansatzes ist die Annahme, dass ein DLM der aktuellen Netzsituation entspre-

chend, wie dies in der NS- und MS-Ebene erfolgt bzw. beschrieben ist, für die HS-Ebene realis-

tischer Weise nicht im Planungsprozess umgesetzt wird, da aufgrund von Grenzwertverletzungen 

im HS-Netz keine Steuersignale an die unterlagerten Ladeeinrichtungen in z. B. der NS-Ebene 

gesendet werden. 

Auf Basis der reduzierten Ladeleistung werden die LP mit dem entsprechenden GZF beaufschlagt 

und im Rahmen der Planung angesetzt. 

Aufbau und Varianten der Messsensorik 

Für den Ansatz einer vereinfachten Anschlussleistungsbegrenzung (ALB) in der HS-Ebene wird 

keine ergänzende Sensorik betrachtet. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den Ansatz einer vereinfachten ALB in der HS-Ebene sind keine ergänzenden Daten notwen-

dig. 
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12.2.7.5 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

In Bezug auf Normen und Regelwerk im Planungsprozess unterscheiden sich die besonderen An-

forderungen an den Betrieb insbesondere von Ladeeinrichtungen für Elektromobilität zwischen 

den Spannungsebenen. Grundsätzlich wird jedoch in Analogie zu ESP definiert, dass der Be-

triebsmodus „Energiebezug“ einen Lade- sowie „Energielieferung“ einen Entladevorgang dar-

stellt. Für letzteres gelten die Regelungen der VDE-AR-N 4105. Mit dem Betriebsmodus „Ener-

gielieferung“ (Entladevorgang) sind bspw. Konzepte wie Vehicle-to-Grid adressiert, die ggf. eine 

Netzstützung ermöglichen. Dieser Betriebsmodus wird nicht weiter untersucht. 

Lastmanagement in der Niederspannung 

Gemäß VDE-AR-N 4100 können Ladeeinrichtungen nach Vorgaben des NB am Lastmanage-

ment25 des öffentlichen NS-Netzes teilnehmen. Unter dem dort beschriebenen Punkt 10.6.4 

„Wirkleistungssteuerung“ werden u. a. verschiedene Möglichkeiten26 zur Unterbrechbarkeit 

durch den NB für Summen-Bemessungsleistungen S∑ > 12 kVA genannt. Darüber hinaus gibt es 

auch Anforderungen zum Wirkleistungsverhalten bei Über- und Unterfrequenz sowie einer dy-

namischen Netzstützung. [28] 

Lastmanagement in der Mittelspannung 

Gemäß VDE-AR-N 4110 müssen Ladeeinrichtungen nach Vorgaben des NB steuerbar ausgeführt 

werden. Die Kundenanlage muss bei steuerbarer Ausführung „ein externes Signal zur Steuerung 

des Lade- oder Entladevorgangs empfangen und in ein entsprechendes Anlagenverhalten umset-

zen.“ [38]. In Bezug auf eine Wirkleistungsbegrenzung darf diese durch den NB erfolgen, der 

gleichermaßen die Vorgaben für die Steuerung bzw. Regelung macht. Darüber hinaus gibt es auch 

Anforderungen zum Wirkleistungsverhalten bei Über- und Unterfrequenz. [38] 

Lastmanagement in der Hochspannung 

Gemäß VDE-AR-N 4120 sind Ladeeinrichtungen mit Anschlusspunkt in der HS-Ebene nach Vor-

gaben des NB steuerbar auszuführen. Die Kundenanlage muss dabei „ein externes Signal zur 

Steuerung des Lade- oder Entladevorgangs empfangen und in ein entsprechendes Anlagenverhal-

ten umsetzen“ [39]. Die AR-N 4120 macht Vorgaben hinsichtlich der Blindleistungsbereitstellung 

für den Entlade- und Ladevorgang, der Wirkleistungsabgabe bei Über- und Unterfrequenz und 

einer Wirkleistungsbegrenzung. Letztgenannte darf durch den NB erfolgen, der gleichermaßen 

die Vorgaben für die Steuerung bzw. Regelung macht. Ergänzend dazu legt die AR-N 4120 fest, 

dass die „Umsetzung der Wirkleistungsbegrenzung am Netzanschlusspunkt […] durch eine ent-

sprechende technische Einrichtung vom Anschlussnehmer sicherzustellen“ ist.  

 

25 z. B. durch Fernsteuerung der Ladeleistung VDE-AR-N 4100 
26 Steuerung bzw. Regelung in z. B. 10-%-Schritten, eine intelligente zeitliche Steuerung oder eine Re-

geleinrichtung zur Netzintegration 
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Rechtliche Thematik und Gewährleistung der Datennutzung 

Wenn Ladeeinrichtungen in der NS- oder MS-Ebene am Lastmanagement teilnehmen, sind nach 

VDE-AR-N 4100 und VDE-AR-N 4110 gesonderte vertragliche Regelungen zwischen dem Anla-

genbetreiber und dem NB erforderlich. In Ergänzung hierzu ist über die Norm hinaus das Thema 

„personenbezogene Daten“ zu berücksichtigen. 

12.2.7.6 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Bei der Ausgestaltung des DLM ist ein DNA notwendig. Daher gelten die Auswirkungen auf den 

Netzbetrieb gemäß Abschnitt 12.2.4.4. 

12.2.8 Auslastungsmonitoring 

Unter einem Auslastungsmonitoring (ALM) wird im Rahmen dieses Leitfadens als übergeordne-

ter Begriff eine Zustandsüberwachung von Leitungen verstanden. Dabei kann dies in Form eines 

Freileitungsmonitoringsystems bei HS-Freileitungen oder als Kabelmonitoringsystem bei HS-

Kabeln unterschieden werden. 

12.2.8.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Beim Freileitungsmonitoring wird die Belastung über die Temperatur des Leiterseils dynamisch 

auf Basis direkter oder indirekter Messverfahren bestimmt, um auf dieser Grundlage und in Ab-

hängigkeit der Witterungsbedingungen die Dauerstrombelastbarkeit anzupassen. Die Übertra-

gungskapazität einer HS-Freileitung wird durch die max. zulässige Leiterseiltemperatur sowie 

den Mindestabstand zum Boden oder zu Objekten eingeschränkt. Um den Durchhang zu begren-

zen, wird die Leiterseiltemperatur entsprechend DIN EN 50182 i. d. R. auf 80 °C begrenzt, wobei 

diese auf konservativen Umgebungsbedingungen basiert. Bei davon abweichenden Bedingungen, 

bspw. bei kühlenden Effekten, kann die Stromtragfähigkeit der Freileitung u. U. erhöht werden. 

Mit dem Freileitungsmonitoring wird angestrebt, die aktuelle Belastungsgrenze über indirektes 

Monitoring durch Berechnung auf Basis von Wetterdaten oder durch direktes Monitoring durch 

Messungen bspw. der Seilzugspannung entsprechend den Witterungsverhältnissen anzupassen. 

[3] 

Der Vorteil stellt sich vor allem bei windreichen Regionen ein, da hier bis zu 50 % Auslastungs-

steigerung möglich sind. [122] 

Beim Kabelmonitoring wird das Auslastungspotenzial über eine Temperaturmessung entlang des 

Kabels über Lichtwellenleiter bestimmt. Die Kabelauslegung ist dabei noch von mehreren Fak-

toren abhängig, wie Kabelaufbau, Verlegeart und -bedingungen, Bodentemperatur und damit ein-

hergehend andere Versorgungsleitungen. Mit einer kontinuierlichen Zustandsüberwachung der 

Isolierung in Abhängigkeit der aktuellen Last kann eine Optimierung der Auslastung erfolgen. 
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12.2.8.2 Modellierung und Planungsmethode 

Für die Planung kann das Freileitungsmonitoring grundsätzlich über eine vereinfachte Modellie-

rung und über eine konservative Annahme durch eine Berücksichtigung einer erhöhten Strombe-

lastbarkeit entsprechend der geltenden Rahmenbedingungen berücksichtigt werden. Es sei aber 

angemerkt, dass der Mehrwert von Freileitungsmonitoringsystemen eher bei der witterungsbe-

dingten Anpassung der Übertragungsleistung bei Abführung von Windstrom aufgrund zusätzli-

cher windkühlender Effekte anzusiedeln ist. 

Beim Kabelmonitoring durch Temperaturüberwachung wird der Anwendungsfall im Planungs-

prozess noch geringer eingeschätzt. Hier wird davon ausgegangen, dass es sich hierbei um eine 

rein netzbetriebliche Maßnahme handelt. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den Fall einer unternehmenseigenen Berücksichtigung eines Freileitungsmonitorings im Pla-

nungsprozess sind idealerweise Messwerte bzw. Auswertungen indirekter Messverfahren der Lei-

terseiltemperatur für unterschiedliche Zeitpunkte/-räume im Jahr zum Spitzenlastfall heranzuzie-

hen, um aus diesen die Potenziale der Übertragungskapazität verschiedener Freileitungsstrecken 

zu berücksichtigen. 

12.2.8.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Die DIN EN 50341-1 [72], DIN EN 50341-2-4 [123] und DIN EN 50341-2 [124] regelt die grund-

sätzliche Auslegung von Freileitungen mit Un > 1 kV bzw. Un > 45 kV. Ergänzend dazu finden 

sich in der DIN EN 50182 [71] die elektrischen und mechanischen Eigenschaften und Anforde-

rungen, die beide die Grundlagen der Dimensionierung bilden. 

Die Voraussetzungen für den witterungsabhängigen Freileitungsbetrieb selbst sind in der VDE-

AR-N 4210-5 festgelegt. Bei Anwendung eines Freileitungsmonitorings zur Ausnutzung von 

Übertragungspotenzialen in Abhängigkeit der vorliegenden Witterungsbedingungen ist aufgrund 

der erhöhten Strombelastungen die Einhaltung der Normen und Vorgaben zur Dimensionierung 

der Primär- und Sekundärtechnik zu berücksichtigen. 

12.2.8.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Neben der Integration eines ALM (Freileitungs- und Kabelmonitoring) in das Leitsystem mit 

Mess- und Kommunikationstechnik ist vor allem die Berücksichtigung einer angestrebten höhe-

ren Auslastung bei der Dimensionierung der sonstigen im Stromkreis installierten Betriebsmittel 

zu beachten. Erforderliche Anpassungsmaßnahmen bei den Betriebsmitteln und der Schutztech-

nik sind daher zu prüfen. Ein weiterer Nebeneffekt sind erhöhte Stromverluste und eine daraus 
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möglicherweise resultierende Blindleistungsbereitstellung und eine schnellere Betriebsmittelalte-

rung [3]. Der Anstieg der Strombelastung führt zudem zu erhöhten Feldstärken, die vor dem Hin-

tergrund von Emissionsgrenzwerten beachtet werden müssen. 

12.2.9 Hochtemperaturleiter 

Unter Hochtemperaturleitern (HTL) wird im Rahmen dieses Leitfadens ein weiterer Ansatz zur 

Steigerung der Übertragungskapazitäten von Freileitungen verstanden. 

12.2.9.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Im Gegensatz zu Standardleiterseilen werden bei HTL-Materialien für den Leiterseilkern verwen-

det, die eine dauerhafte Betriebstemperatur von über 80 °C erlauben. 

Es werden grundsätzlich zwei Typen unterschieden. Bei Thermal Resistant Aluminum Leitern 

(TAL) ist der Aufbau mit Stahlkern ähnlich dem von konventionellen Seilen, jedoch wird dieser 

mit temperaturbeständigem Aluminium behandelt. Infolgedessen kann sich der Durchhang jedoch 

erhöhen, sodass die Mastkonfiguration ggf. überprüft werden muss. 

Der zweite Typ stellt High Temperature Low Sag (HTLS) Leiter dar, die hochtemperaturfeste 

Materialien wie Kohle- oder Keramikfasern als Kernmaterial nutzen, um dadurch den begrenzen-

den Faktor der Erhöhung des Leiterseildurchhanges bei steigenden Temperaturen zu verringern 

[125]. Ein ggf. notwendiger Masttausch ist dann nicht erforderlich. 

Ähnlich der Einschätzung zum Freileitungsmonitoring hinsichtlich des geringen Freileitungsan-

teils in städtischen HS-Netzen ist zudem nach dem § 43h EnWG in Verbindung mit der Anwen-

dungsrichtlinie VDE-AR-N 4202 „Vorgehensweise bei der Integration von Kabeln in 110-kV-

Hochspannungsfreileitungsnetze“ [126] in Abhängigkeit der Kostenfaktoren eine Verkabelung 

von Freileitungen vorranging umzusetzen. Dem Einsatz von HTL in städtischen HS-Netzen wird 

im Rahmen des Leitfadens eine eher geringe Bedeutung beigemessen und daher werden HTL 

nicht weiter betrachtet. Vor dem Hintergrund zunehmender Leitungsverluste bei Einsatz von HTL 

kann der Vorteil eher bei stark volatiler Belastung greifen. 

12.2.9.2 Modellierung und Planungsmethode 

Im Planungsprozess können HTL durch Berücksichtigung der Leitertypen mit entsprechenden 

Parametern im Netzberechnungsprogramm erfasst werden. 
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Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise Grenzwertverletzungen auf Ba-

sis von Leistungsflussanalysen bekannt, um die Positionierung und Dimensionierung identifizie-

ren zu können. Es sind die technischen Kennwerte der HTL und die Mastparameter zu berück-

sichtigen. 

12.2.9.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Für den Einsatz von HTL gelten zunächst analoge grundlegende Normen zur Auslegung von Frei-

leitungen, bspw. DIN EN 50341 und DIN EN 50182. Für eine umfassende Darstellung der gülti-

gen Normen vor dem Hintergrund des Einsatzes von HTL wird auf den entsprechenden FNN-

Hinweis verwiesen [127]. 

12.2.9.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Durch den Einsatz von HTL müssen diese als neue, weitere Betriebsmittel im Rahmen des Asset 

Managements (Instandhaltung) und damit im Betriebsablauf berücksichtigt werden. Ansonsten 

gelten die gleichen netzbetrieblichen Auswirkungen bzw. Effekte wie beim Einsatz eines Freilei-

tungsmonitorings, die sich durch die erhöhte Strombelastbarkeit ergeben. 

12.2.10 Leistungsflussregeleinrichtung 

Unter Leistungsflussregeleinrichtungen werden im Rahmen dieses Leitfadens Betriebsmittel und 

Konzepte verstanden, über die eine Regelung der Leistungsflüsse und der Spannung im HS-Netz 

ermöglicht wird. 

12.2.10.1 Wirkungsweise und Anwendungsfälle 

Es existieren unterschiedliche Ausführungen aktiv steuernder Elemente, die überwiegend im 

Transportnetz (HöS-Netz), aber auch teilweise in den Verteilnetzen zum Einsatz kommen. Neben 

mechanisch geschalteter Blindleistungskompensation zur Spannungsregelung oder auch Phasen-

schiebergeneratoren zur Blindleistungsregelung sind dies zum einen auch Regeltransformatoren 

und Flexible-Alternating-Current-Transmissions-Systems (FACTS, „flexible AC-Übertragungs-

systeme“). 

Regeltransformatoren können in Abhängigkeit ihrer Ausführung die Blindleistungsflüsse 

und/oder die Wirkleistungsflüsse beeinflussen. Dabei wird zwischen längs-, schräg- und querge-

regelten Transformatoren unterschieden. Während die Längsspannungsregelung über die Blind-

stromverteilung die Spannung anpassen, wird über die Querspannungsregelung die Wirkstrom-

verteilung gesteuert. Bei der längsgeführten Ausführung ist eine kombinierte Regelung von Be-

trag und Phase der Spannung möglich. Das Prinzip basiert grundsätzlich auf der Einprägung einer 

Zusatzspannung, deren Winkel den Regeltyp beeinflusst. [128] 
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Die HöS/HS-Kuppeltransformatoren werden mit Längs- und/oder Querregelung eingesetzt. Qu-

erregler zur Steuerung der Wirkleistungsflüsse, diese Ausführungsvariante wird als Phasenschie-

bertransformator realisiert, werden i. d. R. „zur Steuerung regelzoneninterner Leistungsflüsse 

oder aber zur Beeinflussung von Transit- und Ringflüssen an Kuppelstellen zu benachbarten Ver-

bundpartnern“ [129] eingesetzt. Der Einsatz im HS-Netz beschränkt sich dabei auf spezifische 

Anwendungsfälle. [129] 

FACTS stellen Regeleinrichtungen dar, die über leistungselektronische Schaltungen mittels Pa-

rallelkompensation die Knotenspannung oder mittels Reihenkompensation die Leitungsimpedanz 

steuern. Eine Kombination aus beiden Ausführungen ermöglicht eine umfängliche Leistungs-

flusssteuerung in Form eines Unified Power Flow Controllers (UPFC). [130] 

Durch die Verwendung von Leistungselektronik sind die Vorteile von FACTS eine „schnelle Re-

aktion, häufige Änderungen und eine stufenlose Anpassung der Ausgangsgröße“. [128] 

12.2.10.2 Modellierung und Planungsmethode 

Für die statische bzw. strategische Planung können die Elemente eines Regeltransformators oder 

leistungselektronischer FACTS entsprechend ihres Reglertyps und den spezifischen Kenndaten 

im Netzberechnungsprogramm nachgebildet werden, um ihr jeweiliges leistungsflussabhängiges 

Verhalten zu berücksichtigen. Ob die Notwendigkeit weiterer Untersuchungen bspw. hinsichtlich 

dynamischer Stabilität und Spannungsqualität gegeben ist, muss geprüft werden. 

Notwendige Daten im Rahmen des Planungsprozesses 

Für den unternehmenseigenen Planungsprozess sind idealerweise Grenzwertverletzungen auf Ba-

sis von Leistungsflussanalysen bekannt, um die Positionierung und Dimensionierung identifizie-

ren zu können. 

12.2.10.3 Normen und Regelwerk im Planungsprozess 

Der Einsatz von Leistungsflussregeleinrichtungen im Planungsprozess selbst wird von keiner 

Norm adressiert. Es sind die geltenden Normen hinsichtlich Mindestanforderungen im Netz 

(bspw. DIN EN 50160 und VDE-AR-N 4120) und der Dimensionierung der Primär- und Sekun-

därtechnik zu berücksichtigen. 

12.2.10.4 Auswirkungen auf den Netzbetrieb 

Sofern Leistungsregeleinrichtungen noch kein Standard-Betriebsmittel darstellen, sind die grund-

sätzlichen Abläufe durch den Einsatz dieser Technologie anzupassen bzw. zu ergänzen. Das um-

fasst bspw. neben dem Asset Management im Rahmen der Instandhaltung auch die Schulung von 

Betriebspersonal.  
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12.3 Anwendung im Leitfaden 

Im Rahmen der Netzplanungen wurden für den vorliegenden Leitfaden folgende Betriebsmittel 

und Technologien je Spannungsebene eingesetzt: 

Spannungsregelung am Umspannwerk 

• SUW wurde für die NS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.1.2 angewendet. 

• SUW wurde nicht für die MS-Ebene angewendet, da in den untersuchten MS-Netzen 

kaum Spannungsbandverletzungen vorhanden und dann zumeist nur im Jahr 2050 zu er-

warten waren. Gleichermaßen wurden Spannungsbandverletzungen in den ersten Stütz-

jahren 2030 und 2040 durch Leitungsmaßnahmen infolge von Betriebsmittelüberlastun-

gen aufgehoben. 

• SUW wurde nicht für die HS-Ebene angewendet, da es keine innovative Technologie für 

die HS-Ebene ist. 

Regelbare Ortsnetztransformatoren 

• rONT wurden für die NS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.2.2 angewendet. 

• rONT wurden nicht für die MS-Ebene angewendet, da in den untersuchten MS-Netzen 

kaum Spannungsbandverletzungen vorhanden und dann zumeist nur im Jahr 2050 zu er-

warten waren. Gleichermaßen wurden Spannungsbandverletzungen in den ersten Stütz-

jahren 2030 und 2040 durch Leitungsmaßnahmen infolge von Betriebsmittelüberlastun-

gen aufgehoben. 

• rONT wurden nicht für die HS-Ebene angewendet, da sie keine innovativen Betriebsmit-

tel für die HS-Ebene sind. 

Einzelstrangregler 

• ESR wurden für die NS-Ebene aus den zwei nachfolgenden Gründen nicht angewendet: 

1. Neben NS-Netzen mit Strahlen-Topologie lagen auch vermaschte NS-Netze vor, bei 

denen kein ESR eingesetzt werden konnte. 

2. In NS-Netzen mit Strahlen-Topologie lagen, abhängig vom Szenario, in nahezu allen 

Abgängen gleichermaßen Leitungsüberlastungen vor, die nicht mit einem ESR beho-

ben werden konnten, sodass der Einsatz eines ESR in jedem Fall teurer als der kon-

ventionelle Netzausbau war. 

• ESR wurden nicht für die MS-Ebene angewendet, da in den untersuchten MS-Netzen 

kaum Spannungsbandverletzungen vorhanden und dann zumeist nur im Jahr 2050 zu er-

warten waren. Gleichermaßen wurden Spannungsbandverletzungen in den ersten Stütz-

jahren 2030 und 2040 durch Leitungsmaßnahmen infolge von Betriebsmittelüberlastun-

gen aufgehoben. 

• ESR wurden nicht für die HS-Ebene angewendet, da es keine innovativen Betriebsmittel 

für die HS-Ebene sind. 
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Energiespeicher 

• ESP wurden für die NS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.5.2 angewendet. Da ESP jedoch in 

allen Fällen deutlich teurer waren als der konventionelle Netzausbau, werden ESP nicht 

weiter berücksichtigt. 

• ESP wurden für die MS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.5.2 angewendet. Da ESP jedoch in 

allen Fällen deutlich teurer waren als der konventionelle Netzausbau, werden ESP nicht 

weiter berücksichtigt. 

• ESP wurden nicht für die HS-Ebene angewendet, da der Anwendungsfall des Einsatzes 

eines Energiespeichers in unterlagerten Spannungsebenen dezentral gesehen wird. 

Blindleistungsmanagement 

• BLM wurde für die NS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.6.2 angewendet. Da durch die An-

passung des cos(φ) im überwiegenden Teil der Fälle zwar punktuell Spannungsbandver-

letzungen behoben werden konnten, allerdings Betriebsmittelüberlastungen begünstig 

und teilweise verstärkt wurden, wird BLM nicht weiter berücksichtigt. 

• BLM wurde für die MS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.6.2 angewendet. Da durch die An-

passung des cos(φ) im überwiegenden Teil der Fälle zwar punktuell Spannungsbandver-

letzungen behoben werden konnten, allerdings Betriebsmittelüberlastungen begünstig 

und teilweise verstärkt wurden, wird BLM nicht weiter berücksichtigt. 

• BLM wurde nicht für die HS-Ebene angewendet, da eine Spannungsregelung der 

HöS/HS-Kuppeltransformatoren angesetzt wurde und keine Spannungsbandverletzungen 

im HS-Netz auftraten. 

Dynamisches Lastmanagement 

• DLM wurde für die NS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.7.2 angewendet. 

• DLM wurde für die MS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.7.3 angewendet. 

• DLM wurde für die HS-Ebene gemäß Abschnitt 12.2.7.4 angewendet. 

Auslastungsmonitoring 

• ALM wurde nicht für die NS- und MS-Ebene angewendet, da es innovative Betriebsmit-

tel und Technologien für die HS-Ebene sind. 

• ALM in Form eines Kabelmonitorings wurde für die HS-Ebene nicht angewendet, da der 

Anwendungsfall im Netzbetrieb zur situativen Einschätzung der Überlastung und ggf. 

Ausnutzung kurzzeitiger Übertragungskapazitäten und nicht im langfristigen Planungs-

prozess gesehen wird. Das Freileitungsmonitoring wurde exemplarisch für die HS-Ebene 

angewendet. Da das witterungsbedingte Auslastungspotenzial in städtischen Strukturen 

geringer eingeschätzt wird, der Freileitungsanteil in städtischen Netzen kleiner und 

dadurch der Einspareffekt nicht signifikant ist, wird auch das Freileitungsmonitoring im 

Speziellen nicht weiter berücksichtigt. 
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Hochtemperaturleiter 

• HTL wurden nicht für die NS- und MS-Ebene angewendet, da es innovative Betriebsmit-

tel für die HS-Ebene sind. 

• HTL wurden nicht für die HS-Ebene angewendet, da grundsätzlich eine Verkabelung von 

bestehenden Freileitungen angenommen wurde. 

Leistungsflussregeleinrichtungen 

• Leistungsflussregeleinrichtungen wurden nicht für die NS- und MS-Ebene angewendet, 

da es innovative Betriebsmittel und Technologien für die HS-Ebene sind. 

• Leistungsflussregeleinrichtungen wurden nicht für die HS-Ebene angewendet, da auf-

grund der Charakteristika sowohl von Regeltransformatoren (speziell eines Phasenschie-

bertransformators) als auch leistungselektronischer FACTS die Anwendung bzw. die Im-

plementierung als spezifischer Einzelfall angesehen wird. Eine netzumfassende Leis-

tungsflussregelung aufgrund einer flächendeckenden Laststeigerung wird nicht als An-

wendungsfall berücksichtigt. 





 

 

13 Technisch-wirtschaftliche Bewertung 

Um die Planungsvarianten27 gegenüberstellen und auswerten zu können, müssen diese mit einer 

einheitlichen Systematik bewertet werden. 

Grundsätzlich werden die Veränderungen im Vergleich zum Bestandsnetz im Jahr 2021 bewertet, 

welches nur konventionelle Lasten ohne Effizienzsteigerungen sowie keine LIS oder WP enthält. 

Das führt gleichermaßen dazu, dass keine Instandhaltungs-, Erneuerungs- und Betriebskosten für 

das Bestandsnetz in der Bewertung betrachtet werden. Es werden daher ausschließlich diejenigen 

Betriebsmittel in der techno-wirtschaftlichen Bewertung berücksichtigt, die mittels der in Kapi-

tel 11 und Kapitel 12 definierten konventionellen und innovativen Planungsmaßnahmen neu in 

die Netze eingebracht werden. Anhand verschiedener Kriterien werden die Planungsvarianten 

dann miteinander verglichen und bewertet, um anschließend PuB ableiten zu können. 

Nachfolgend wird ein Überblick über die Bewertungskriterien gegeben, die dem Leitfaden zu-

grunde liegen. Neben ökonomischen Bewertungskriterien werden auch weitere netztechnische 

Kriterien herangezogen und die Bewertungsmethoden erläutert. Zudem werden die Investitions- 

und Betriebskosten inkl. der angenommenen Entwicklungen detailliert beschrieben. 

13.1 Bewertungskriterien 

Die verwendeten Bewertungskriterien zielen grundsätzlich darauf ab, aus verschiedenen Pla-

nungsvarianten diejenige auszuwählen, die am besten als Zielnetzplanung im Rahmen der Netz-

planung geeignet ist. Dabei stellen die zur Erreichung der geplanten Versorgungsaufgabe (mit 

den definierten Rahmenbedingungen) notwendigen Kosten zumeist das Hauptkriterium zur Ent-

scheidung dar. Da neben der rein finanziellen Abwägung auch weitere Aspekte, wie z. B. Netz-

verluste oder die Versorgungszuverlässigkeit, wertvolle Argumente für die Entscheidung darstel-

len können, ist es sinnvoll, die Planungsvarianten auch mit weiteren Kriterien zu bewerten. Somit 

werden die Unterschiede zwischen den Planungsvarianten noch genauer herausgearbeitet und 

auswertbar. Aus diesem Grund wird für den Leitfaden ein Bewertungsmodell zur Ableitung von 

PuB aufgebaut, welches aus einem Primärbewertungsmodell zur reinen Kostenbewertung sowie 

aus einem Sekundärbewertungsmodell mit weiteren ökonomischen und technischen Kriterien be-

steht, die ggf. nicht kostenoptimal, jedoch dafür aus gesamthafter Sicht optimal zu einem anderen 

Ergebnis kommen. 

 

27 z. B. Einsatz von DLM-Variante 2 im Stützjahr 2040 für das progressive Szenario mit 6,5-kW-Wärme-

pumpen 
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Die Bewertungskriterien des Primär- und Sekundärbewertungsmodells werden in der Abbil-

dung 13.1 vorgestellt. Das Hauptkriterium der verschiedenen Planungsvarianten sind die Be-

triebsmittelkosten, welche einen entscheidenden Faktor in der Netzplanung darstellen, da der NB 

beabsichtigt, die Netzbereiche soweit wie möglich kostenoptimal und damit wirtschaftlich zu pla-

nen. In den Nebenkriterien finden sich dabei neben den Betriebsmittelkosten auch die Aspekte 

Netzverlustenergie, Störungshäufigkeit, Spannungsstabilität und Ressourcenaufwendung wieder, 

die nachfolgend detaillierter erläutert werden. 

  

Abbildung 13.1: Bewertungsmodell mit verschiedenen Bewertungskriterien 

Betriebsmittelkosten (Haupt- und Nebenkriterium) 

Die Betriebsmittelkosten (Investitions- und Betriebskosten) stellen die notwendigen Investitionen 

für die Betriebsmittel dar, die der NB in den Netzen zur Behebung von Grenzwertverletzungen 

einsetzen muss. Die Investitionsrechnung unterscheidet zwei Methoden, die auf dem finanzma-

thematischen Prinzip der Auf- und Abzinsung der tatsächlichen Geldströme basieren: Barwerte 

und Annuitäten. Die Annuität einer Investition bildet die jährliche „Rente“ dieser Investition ab, 

also der in gleich große Jahreswerte (Renten) umgerechnete Endwert bzw. Kapitalwert für die 

entsprechende Planungsvariante auf Basis des Kalkulationszinssatzes. Die Investition ist dann 

wirtschaftlich vorteilhaft, wenn die Annuität nicht negativ ist. Auf der anderen Seite bezieht die 

Barwertmethode alle zeitlich unterschiedlich anfallenden Ausgaben auf das erste Jahr (in diesem 

Fall im Jahr 2021) und addiert diese auf. Bei richtiger Anwendung führen die zwei Methoden bei 

Investitionsvergleichen zur gleichen Entscheidung. 

Für die vorliegende Bewertung gilt allerdings zu beachten, dass die dargestellten Barwerte bzw. 

Annuitäten nahezu ausschließlich die Kosten der Investitionen bzw. Maßnahmen abbilden. Allein 

der Restwert der entsprechenden Maßnahme wird zum Vergleichszeitpunkt als fiktive Einnahme 

und zur besseren Vergleichbarkeit der Varianten miteinbezogen (siehe Abschnitt 13.2, Seite 130). 

Dabei dienen die Betriebsmittelkosten als Grundlage für das Berechnungsverfahren und werden 

im Anhang 17.2 (Seite 212) beigefügt. 

Bewertungsmodell

▪ Betriebsmittelkosten

Primärbewertungsmodell

(Hauptkriterium)

▪ Betriebsmittelkosten

▪ Netzverluste

▪ Störungshäufigkeit

▪ Spannungsstabilität

▪ Ressourcenaufwendung

Sekundärbewertungsmodell

(Nebenkriterien)
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Netzverlustenergie (Nebenkriterium) 

Dieses ist ein technisches Kriterium, das die Effizienz des Netzes bewertet. Die Energieverluste 

im Netz stellen Betriebskosten dar, die der NB dauerhaft selbst tragen muss. Je effizienter das 

Netz betrieben wird, umso wirtschaftlicher ist der gesamte Netzbetrieb. Die Effizienz eines Net-

zes ist abhängig von sowohl den Betriebsmitteln im Netz als auch der Netzbelastung. Im Gegen-

satz zu den Betriebsmittelkosten hängt dieses Kriterium nicht nur von den Planungsmaßnahmen 

ab, sondern von allen Betriebsmitteln im Netz. Die jeweilige Netzverlustenergie wird über Leis-

tungsflussberechnungen der einzelnen Planungsvarianten für das jeweilige Zielnetz im Jahr 2050 

im Verhältnis zur jährlich durchgeleiteten Energie in MWh berechnet. Die Attraktivität einer Pla-

nungsvariante sinkt mit zunehmender Netzverlustenergie. Mithilfe von Energiekosten kann die 

Netzverlustenergie monetär berechnet und als Teil der zu berücksichtigenden Betriebskosten be-

trachtet werden. 

Störungshäufigkeit (Nebenkriterium) 

Im Rahmen einer vereinfachten Zuverlässigkeitsberechnung werden Ausfallraten (Störungshäu-

figkeiten) pro Planungsvariante ermittelt, um den Instandhaltungsaufwand abzuschätzen. Das 

Kriterium stellt dar, wie häufig der NB Maßnahmen durchführen muss, um den normalen Netz-

zustand wiederherstellen zu können. Die Ausfallraten für HS- und MS-Betriebsmittel sind in [75] 

zu finden, während die Ausfallraten für NS-Betriebsmittel aus [131-134] entnommen werden 

können. Die zu berücksichtigenden Ausfallmodelle sind: 

• Mittelwert der Jahre 2013, 2014, 2016 und 2018 stochastischer Störungen (Gesamt NS) 

→ NS-Ebene 

• Unabhängiger Einfachausfall (UNE) 

→ MS- und HS-Ebene 

Die Ausfallraten werden für alle Mengengerüste im Netz berechnet. Die Attraktivität einer Pla-

nungsvariante sinkt mit zunehmender Ausfallrate, die sich mit Gleichung (13.1) berechnet: 

𝐻 = ∑𝑛k  ∙ 𝐻k (13.1) 

mit: H = Ausfallrate pro Netz in 1/a, 

 nk = Mengengerüst in Stück oder Meter pro Betriebsmitteltyp 

 Hk = Ausfallrate pro Betriebsmitteltyp  
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Spannungsstabilität (Nebenkriterium) 

Spannungsstabilität wird hier definiert als Robustheit einer Planungsvariante gegenüber einer Än-

derung der Versorgungsaufgabe ohne Auftreten von Spannungsbandverletzungen. Da die Span-

nungsebenen betrieblich gekoppelt sind, stellt die Spannungsstabilität eine Betriebssicherheit ge-

genüber Laständerungen im Netz dar. Das Kriterium ist nach dem Spannungsabfall ∆U/Un aus-

zuwerten, wobei ∆U/Un dem größten Spannungsabfall von der Netzverknüpfung zum überlager-

ten Netzbereich bis zum am weitesten entfernten Punkt im Netz entspricht, ohne dass Spannungs-

bandverletzungen auftreten. Die Attraktivität einer Planungsvariante sinkt mit einem zunehmen-

den Spannungsabfall ∆U/Un. 

Ressourcenaufwendung (Aufwand für Bautätigkeiten) (Nebenkriterium) 

Im Vergleich zu z. B. einer Verstärkung eines ONT ist die Verstärkung oder der Neubau von 

Leitungen für Anwohner störend. Der damit verbundene Tiefbau verursacht Lärm und bedingt 

Straßensperrungen, was gerade in städtischen Netzen ggf. zu erheblichen Verkehrsstörungen füh-

ren kann. Der Aufwand für Bautätigkeiten ist hierbei proportional zur Länge des Tiefbaus für 

Kabelverlegungen. Außerdem sinkt die Attraktivität einer Planungsvariante mit einem zunehmen-

den Aufwand für Bautätigkeiten. 

13.2 Bewertungsmethode 

In den folgenden beiden Abschnitten wird die jeweilige Vorgehensweise beider Bewertungsmo-

delle erläutert. Da den in Kapitel 14 abgeleiteten PuB das Primärbewertungsmodell zugrunde 

liegt, sind Auswertungen zum Sekundärbewertungsmodell dem Anhang 17.4 (Seite 221) zu ent-

nehmen. 

13.2.1 Primärbewertungsmodell 

Die Aussagen und Rückschlüsse kostenoptimierter Planungsstrategien werden auf Grundlage ei-

nes ökonomischen Modells getroffen, welches alle Investitionskosten und Betriebskosten28 bzw. 

-ersparnisse für den betrachteten Zeitraum der Jahre von 2021 bis 2050 enthält und die diskon-

tierten Kosten verschiedener Strategien bzw. Maßnahmen vergleichend gegenüberstellt. 

Es werden ausschließlich Veränderungen im Vergleich zum heutigen Netz betrachtet. Demzu-

folge werden Neuinvestitionen sowie deren zyklische Erneuerungen und Betriebskosten betrach-

tet, während zyklische Erneuerungen und Betriebskosten bereits heute vorhandener Betriebsmit-

 

28 Unter Betriebskosten werden im Rahmen dieses Leitfadens Kosten verstanden, die dem Netzbetreiber 

durch das Eigentum am Betriebsmittel und dem bestimmungsmäßigen Gebrauch des Betriebsmittels lau-

fend (also jährlich über die kalkulatorische Nutzungsdauer) entstehen. 
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tel nicht berücksichtigt werden. Bei Ersatzinvestitionen werden bei gleichbleibenden Betriebs-

kosten, keine zusätzlichen Betriebskosten im Laufe der Nutzungsdauer berücksichtigt. Erneue-

rungen neu verbauter Betriebsmittel am Ende der jeweiligen gewöhnlichen Nutzungsdauer wer-

den dagegen abgebildet, da es – wie im Abschnitt 13.1 erläutert – gilt, diese zyklischen Erneue-

rungen grundsätzlich im Rahmen der Netzplanung zu berücksichtigen und mit den Erweiterungs-

maßnahmen in Einklang zu bringen. Sofern Betriebsmittel vor Ablauf ihrer kalkulatorischen Nut-

zungsdauer aus dem Netz entfernt werden und eine Weiternutzung durch den NB als sinnvoll 

erachtet wird, werden kalkulatorische Restwerte in der Kostenbetrachtung kostenmindernd be-

rücksichtigt. 

Über einen auf Basis regulatorischer Vorgaben ermittelten Kalkulationszinssatz werden sowohl 

die Investitionskosten, als auch die Betriebskosten in das Jahr 2021 diskontiert (siehe Abbil-

dung 13.2), um trotz unterschiedlicher Investitionszeitpunkte verschiedene Planungsvarianten 

objektiv auf Basis der Nettobarwerte miteinander vergleichen zu können. Bei den Investitions-

kosten wird ein Investitionsjahr entsprechend des Stützjahres angesetzt. Die Betriebskosten wer-

den jährlich berücksichtigt und ebenfalls auf das Jahr 2021 diskontiert. 

 

Abbildung 13.2: Methode des Primärbewertungsmodells auf Basis einer Ermittlung des Nettobarwerts 

Über den Kalkulationszinssatz wird ein regulatorisch gewichteter Zinssatz aus einer Mischkalku-

lation von Eigen- und Fremdkapitalfinanzierung für Neu- und Altanlagen berücksichtigt. Dabei 

wird von einer Verteilung von 40 % Eigen- und 60 % Fremdkapitalquote ausgegangen. Der Ei-

genkapitalzinssatz für Neuanlagen wird entsprechend der Festlegung der BNetzA für die derzeit 

geltende dritte Regulierungsperiode auf 6,91 % [135] angesetzt. Als Fremdkapitalzins für NB 

wird 4 % angenommen. Auf dieser Grundlage wird für den Kalkulationszinssatz ein Wert von 

5 % angesetzt. Hinsichtlich der Nutzungsdauer der Betriebsmittel wird die kalkulatorische und 

nicht die technische Nutzungsdauer angesetzt. 

Die Ableitung von PuB erfolgt somit auf Basis der verbarwerteten Gesamtkosten bestehend aus 

Investitionskosten (Capital Expenditures – CapEx) und Betriebskosten (Operational Expenditures 

– OpEx). Diese werden wie beschrieben um die Restwerte der einzelnen Betriebsmittel bzw. 

Maßnahmen bereinigt.  

Startjahr:

Stützjahre:

Investitionsjahr:

2021

2030

2025

2040

2035

2050

2045

Jahre

Kapitalfluss

Kapitalfluss

Kapitalfluss
Nettobarwert
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13.2.2 Sekundärbewertungsmodell 

Wie in den vorherigen Abschnitten erläutert wurde, wird in den meisten Fällen das Hauptkrite-

rium (Betriebsmittelkosten) zur Entscheidungsfindung herangezogen, welche Planungsmaß-

nahme das Optimum darstellt. Wenn allerdings je nach Netzgebiet netzbetreiberspezifisch andere 

Kriterien stärker ins Gewicht fallen, bietet das Sekundärbewertungsmodell mit den definierten 

fünf Nebenkriterien eine geeignete Möglichkeit zur Identifizierung einer ggf. anderen optimalen 

Planungsmaßnahme. 

Der Tabelle 13.1 kann hierzu eine auf Abschnitt 13.1 basierende Zusammenfassung und Kurzbe-

schreibung mit der Bewertungseinheit der Nebenkriterien entnommen werden. Um mit den Ne-

benkriterien verschiedene Bewertungen durchführen zu können, werden in der Tabelle 13.2 ver-

schiedene Gewichtungen erläutert und in der Tabelle 13.3 (Seite 133) prozentual dargestellt. 

Tabelle 13.1: Kurzbeschreibung und Bewertungseinheit der Nebenkriterien 

Nebenkriterium Kurzbeschreibung und Bewertungseinheit 

Betriebsmittelkosten Investitionskosten in Euro (CapEx + OpEx – verbarwerteter Restwert) 

Netzverluste Erhöhung der Jahresenergiemenge bezogen auf das Basisnetz in % 

Störungshäufigkeit Ausfallraten in 1/a 

Spannungsstabilität Größter Spannungsabfall ∆U/Un ohne Auftreten einer Grenzwertverletzung in % 

Ressourcenaufwendung Länge der Tiefbautrasse in m 

 

Tabelle 13.2: Erläuterung verschiedener Gewichtungen für die Nebenkriterien 

Gewichtung Erläuterung 

gleichgewichtet 
Alle Nebenkriterien haben die gleiche Wichtigkeit bei der Bestimmung der opti-

malen Planungsvariante. 

kostenorientiert 
Betriebsmittelkosten spielen die größte Rolle bei der Identifizierung einer opti-

malen Planungsvariante. 

Netzresilienz 
Die Störungshäufigkeit und Stabilität gegenüber unvorhersehbaren Netzzustän-

den hat die höchste Bedeutung. 

technisch orientiert 
Technischen Aspekten des Netzbetriebs wird eine höhere Relevanz beigemessen 

als anderen Nebenkriterien. 

ressourcenschonend 
Sowohl bei den Netzverlusten als auch bei der Ressourcenaufwendung wird eine 

ressourcenschonende Maßnahme hoch bewertet. 
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Tabelle 13.3: Verschiedene Gewichtungen für die Nebenkriterien 

Nebenkriterium 
gleich- 

verteilt 

kosten 

orientiert 

Netz- 

resilienz 

technisch 

orientiert 

ressourcen-

schonend 

Betriebsmittelkosten 20 % 60 % 10 % 5 % 10 % 

Netzverluste 20 % 10 % 10 % 30 % 35 % 

Störungshäufigkeit 20 % 10 % 35 % 30 % 10 % 

Spannungsstabilität 20 % 10 % 35 % 30 % 10 % 

Ressourcenaufwendung 20 % 10 % 10 % 5 % 35 % 

Methodisch werden zunächst die Werte der Nebenkriterien pro Planungsmaßnahme berechnet. 

Im Anschluss erfolgt die Identifizierung des Wertebereichs pro Nebenkriterium. Hierbei kann 

entweder der höchste Wert dem „schlechtesten“ Ergebnis entsprechen (z. B. Betriebsmittelkos-

ten) bzw. der niedrigste Wert dem „besten“ Ergebnis (z. B. Netzverluste). Danach wird der Score 

(„Baselining“) pro Nebenkriterium (NK) und Planungsvariante (PL) in Form eines Punktesystems 

gemäß der Gleichung (13.1) ermittelt: 

𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒NKn,PLm = 𝑇𝑜𝑝Score −
𝑊𝑒𝑟𝑡NKn,PLm

S𝑐ℎ𝑙𝑒𝑐ℎ𝑡𝑒𝑠𝑡𝑒𝑟 𝑊𝑒𝑟𝑡 𝑁𝐾n über alle PL
∙ 𝑇𝑜𝑝Score (13.1) 

Der TopScore wird dabei für alle Bewertungen definiert und für alle Nebenkriterien verwendet: 

a) Beispiel 1: TopScore = 1 → Rangfolge zwischen 0 und 1 

PL1 = 0,2 (Rang 5), PL2 = 0,3 (Rang 4), PL3 = 0,7 (Rang 2), PL4 = 0,5 (Rang 3), PL5 = 0,9 (Rang 1) 

b) Beispiel 2: TopScore = 5 → Rangfolge zwischen 0 und 5 

PL1 = 0 (Rang 5), PL2 = 1 (Rang 4), PL3 = 4 (Rang 2), PL4 = 2 (Rang 3), PL5 = 5 (Rang 1) 

Die jeweiligen Planungsvarianten werden dann mit den Gewichtungsfaktoren (GF) zu einem Ge-

samtergebnis 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑ gemäß der Gleichung (13.2) berechnet: 

𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑ = +𝐺𝐹Betriebsmittelkosten ∙ 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒Betriebsmittelkosten  

Score∑ = +𝐺𝐹Netzverlustenergie ∙ 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒Netzverlustenergie 

Score∑ = +𝐺𝐹Störungshäufigkeit ∙ 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒Störungshäufigkeit 

Score∑ = +𝐺𝐹Spannungsstabilität ∙ 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒Spannungsstabilität  

Score∑ = +𝐺𝐹Ressourcenaufwendung ∙ 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒Ressourcenaufwendung 

(13.2) 

Abschließend erfolgt die Bewertung der Planungsvarianten je nach Gesamtergebnis. Dabei stellt 

die Planungsmaßnahme mit dem höchsten 𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑ das optimale Gesamtergebnis für die jeweilige 

Gewichtung dar. 
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Der Tabelle 13.4 können beispielhafte Eingangsparameter, anhand derer die Methode des Sekun-

därbewertungsmodells weiter erläutert wird, sowie ergänzend die „schlechtesten“ („worst“) und 

„besten“ („best“) Werte der Planungsmaßnahmen zur Verdeutlichung entnommen werden. 

Tabelle 13.4: Beispielhafte Eingangsparameter von sechs Planungsvarianten (PL) für das Sekundärbewertungs-

modell 

Neben- 

kriterium 
PL1 PL2 PL3 PL4 PL5 PL6 „worst“ „best“ 

Betriebsmittel- 

kostenA 
20.000 € 25.000 € 20.000 € 40.000 € 10.000 € 50.000 € 50.000 € 10.000 € 

Netz- 

verlusteB 
10,0 % 9,0 % 4,0 % 2,0 % 3,0 % 0,1 % 10,0 % 0,1 % 

Störungs- 

häufigkeitC 

0,083 
1

a
 0,084 

1

a
 0,082 

1

a
 0,081 

1

a
 0,089 

1

a
 0,086 

1

a
 0,089 

1

a
 0,081 

1

a
 

Spannungs- 

stabilitätD 
5,0 % 3,5 % 1,5 % 4,0 % 4,5 % 2,0 % 5,0 % 1,5 % 

Ressourcen- 

aufwendungE 
500 m 450 m 450 m 250 m 350 m 100 m 500 m 100 m 

A Ergebnisse des Primärbewertungsmodells 
B Netzverluste im Jahr 2050 
C Gesamt-Ausfallrate im Jahr 2050 
D Spannungswert der Einspeisung abzüglich Spannungsschlechtwert in % 
E Tiefbaulänge in m, die den Ergebnissen des Primärbewertungsmodells zugrunde liegt 

Das auf den Eingangsparametern basierende Scoring-Ergebnis des „Baselinings“ kann in der Ta-

belle 13.5 (Seite 135) eingesehen werden. Zum einen ist hierbei zu erkennen, dass die jeweils 

„schlechteste“ Planungsmaßnahme pro Nebenkriterium keine Punkte erhält (z. B. PL1 Span-

nungsstabilität). Des Weiteren wird bei einem Wert nahe des Optimums deutlich, dass sich der 

jeweilige Score dem TopScore nähert und der TopScore fast erreicht wird (z. B. PL6 Netzverluste). 

Die Werte der anderen Planungsmaßnahmen werden gemäß der Gleichung 13.2 berechnet. 

In der Abbildung 13.3 (Seite 135) sind die jeweiligen Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑) der Planungs-

maßnahmen pro Gewichtung dargestellt. Am Beispiel von Planungsvariante PL5 zeigt sich, dass 

diese in der Gewichtung in „kostenorientiert“ u. a. aufgrund der hohen Punktzahl bei den Be-

triebsmittelkosten am besten abschneidet. Innerhalb der Gewichtung „ressourcenschonend“ hat 

PL5 dagegen zwar die meisten Punkte bei den Betriebsmittelkosten, jedoch PL6 deutlich mehr 

Punkte bei den Netzverlusten und der Ressourcenaufwendung, weshalb PL6 hier als die optimale 

Planungsvariante zu identifizieren ist. 
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Tabelle 13.5: Beispielhaftes „Baselining“ für sechs Planungsvarianten (PL) im Sekundärbewertungsmodell mit 

einem definierten TopScore in Höhe von 6 (ohne Berücksichtigung von Gewichtungen) 

Neben- 

kriterium 
PL1 PL2 PL3 PL4 PL5 PL6 

Maximum der PL 

(TopScore = 6) 

Betriebsmittel- 

kosten 
3,60 3,00 3,60 1,20 4,80 0,00 4,80 

Netz- 

verluste 
0,00 0,60 3,60 4,80 4,20 5,94 5,94 

Störungs- 

häufigkeit 
0,40 0,34 0,47 0,54 0,00 0,20 0,54 

Spannungs- 

stabilität 
0,00 1,80 4,20 1,20 0,60 3,60 4,20 

Ressourcen- 

aufwendung 
0,00 0,60 0,60 3,00 1,80 4,80 4,80 

Summe 4,00 6,34 12,47 10,74 11,40 14,54  

 

 

Abbildung 13.3: Beispielhafte Gesamtergebnisse verschiedener Gewichtungen des Sekundärbewertungsmodells 

für sechs Planungsvarianten (PL)  
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13.3 Bestimmung der Investitionskosten und Kostenentwicklung 

Die notwendigen Maßnahmen zur Behebung von auftretenden Grenzwertverletzungen werden 

für die untersuchten Szenarien über die betrachteten Stützjahre ermittelt. Damit ergibt sich ein 

Mengengerüst des jeweiligen Ausbaubedarfs für die jeweilige Planungsvariante, das als Grund-

lage für das Bewertungskriterium „Investitionskosten“ dient. Die Investitionskosten werden dann 

auf Basis der in Abschnitt 13.2 beschriebenen Bewertungsmethode pro Planungsvariante berech-

net. Die Kostenannahmen für die verwendeten Betriebsmittel können aus Anhang (Ab-

schnitt 17.2, Seite 212) entnommen werden. 

Weil sich die Investitionskostenberechnung über den betrachteten Zeitraum bis zum Jahr 2050 

erstreckt, spielt die jährliche Kostenentwicklung der Betriebsmittel eine wichtige Rolle. Deshalb 

werden Annahmen zur Kostenentwicklung, insbesondere für die Kabelverlegung, auf Basis der 

Technologie- und Preisentwicklung in den letzten Jahren getroffen, um eine Tendenz für die kom-

menden Jahre zu prognostizieren. Die Kosten für die Kabelverlegung sind in den letzten Jahren 

deutlich gestiegen, was in den steigenden Personalkosten der Dienstleistungsunternehmen für den 

Tiefbau begründet ist. Aus diesem Grund wird für die Kabelverlegung eine konstante Kostenstei-

gerung von 0,5 % CapEx/a angenommen. Eine zukünftige Entwicklung der Materialkosten wird 

bei der Kostenberechnung nicht berücksichtig. 

Im Gegensatz dazu wird für andere Betriebsmittel und Technologien weder eine signifikante Kos-

tensteigerung, noch eine Kostendegression beobachtet, weshalb die Investitionskosten hier nähe-

rungsweise als konstant eingestuft werden. Beispielsweise befinden sich auch die Kosten der 

DNA-Komponenten zunehmend weiter im Bereich der Sättigung und werden daher ebenfalls 

über die Stützjahre als konstant angenommen. Die gleiche Thematik ist bei ONS sowie Kompo-

nenten von UW wie z. B. Transformatoren oder Schaltfeldern zu beobachten. 

13.4 Bestimmung der Betriebskosten 

Die Betriebskosten stellen diejenigen Kosten dar, die der NB jährlich u. a. zur Instandhaltung der 

Betriebsmittel verwendet. Beim Netzausbau mit neuen Betriebsmitteln bzw. der Installation von 

weiteren Komponenten fallen beim NB zusätzliche Betriebskosten an, um auch die neuen Be-

triebsmittel ordnungsgemäß betreiben zu können. Die Betriebskosten werden pauschal anteilig an 

den Investitionskosten berechnet und werden im Rahmen dieses Leitfadens i. H. v. 2,5 % 

CapEx/a angenommen. 
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13.5 Technologiespezifische Einzelheiten bei der Kostenberechnung 

Spannungsregelung am Umspannwerk 

Die Spannungsregelung am UW auf einen fest definierten Sollwert wird aktiv durch Anpassung 

der HS/MS-Transformatorstufenstellung durchgeführt und es werden keine zusätzlichen Span-

nungsmessungen im Netz benötigt. 

Zu berücksichtigende Kosten: keine 

Stufensteller 

Analog zur Spannungsregelung am UW wird die Maßnahme „Stufensteller“ statisch durch An-

passung der MS/NS-Transformatorstufenstellung vor Ort einmalig durch das Betriebspersonal 

durchgeführt. 

Zu berücksichtigende Kosten: keine 

Regelbarer Ortsnetztransformator 

Ein rONT regelt die Spannung anhand eines vordefinierten Sollwertes zur Einhaltung des zuläs-

sigen Spannungsbands im Netz. Dafür muss keine zusätzliche Messsensorik im Netz errichtet 

werden. 

Zu berücksichtigende Kosten: CapEx und OpEx des rONT 

Dezentrales Netzautomatisierungssystem 

Wie bereits in Abschnitt 12.2.4 beschrieben, verfügt das DNA über eine RTU, Kommunikations-

technik und Messsensorik. Für den Leitfaden wird angenommen, dass das DNA die Kommuni-

kation über ein Mobilfunk-Netz nutzt und daher die Kostenposition für die Kommunikation als 

vernachlässigbar angenommen werden kann. Die Kosten für die RTU werden als Grundbetrag 

für das DNA bezeichnet und einmal pro Anwendung des DNA berücksichtigt. Die Messsensorik 

wird je nach Erfordernis ins Netz integriert und entsprechende Kosten werden berechnet. 

Zu berücksichtigende Kosten: CapEx und OpEx der DNA-Komponenten 

Dynamisches Lastmanagement 

Bei der Anwendung eines DLM wird ein DNA benötigt, um die Wirkleistung an LP und WP 

netzdienlich ansteuern zu können. 

Zu berücksichtigende Kosten: CapEx und OpEx der DNA-Komponenten, keine Entschädigungs-

zahlungen für nicht gelieferte Energie.





 

 

14 Ableitung von neuen Planungs- und Betriebsgrundsätzen 

Um die städtischen Netze aller Spannungsebenen an ihren zukünftigen Anforderungen auszurich-

ten, ist es erforderlich, die jeweils geeignete Netzentwicklungs- und Betriebsstrategie (kurz: Netz-

strategie) zu identifizieren und auszuwählen. Diese Netzstrategie variiert grundsätzlich zwischen 

den einzelnen Unternehmen, weil neben der individuellen Instandhaltungs- und Erneuerungsstra-

tegie auch noch weitere netzunabhängige Themen wie z. B. Stadtentwicklungspläne etc. beachtet 

werden müssen. Allerdings gibt es auch vollständig losgelöste Strategien, die u. a. in sogenannten 

PuB fest verankert sind. Diese PuB haben prinzipiell den Vorteil, dass sie einer einheitlichen 

Systematik sowie objektiven Grundforderungen folgen, deren Berücksichtigung und Anwendung 

innerhalb eines Unternehmens zu grundsätzlich identischen Planungen, Bewertungen und Ergeb-

nisse führt. Dabei ist es wichtig, dass diese PuB nach der gemeinsamen Erarbeitung und Festle-

gung innerhalb eines Unternehmens anschließend nicht mehr einseitig verändert werden dürfen, 

um flächendeckend bei einer festgelegten Systematik zu bleiben und den darin definierten spezi-

fischen Anforderungen zu folgen. 

Die nachstehend sowohl spannungsebenenübergreifend, als auch -separat für die NS-, MS- und 

HS-Ebene erarbeiteten neuen PuB adressieren insbesondere die unter den Kapiteln 4 bis 7 be-

schriebenen Rahmenbedingungen und Analysen. Sie können als Ausgangspunkt für die Entwick-

lung, Standardisierung oder Ergänzung der unternehmensspezifischen PuB herangezogen wer-

den. Dabei sind sie auf kein bestimmtes Regulierungsmodell ausgerichtet. 

Für die Auswahl einer geeigneten Netzstrategie bzw. optimalen Ausbauvariante sind die indivi-

duellen Netzstrukturen und Versorgungsaufgaben (z. B. innerstädtisch oder vorstädtisch) im Vor-

feld zu analysieren. Außerdem sind die jeweiligen PuB auf die konkrete Anwendbarkeit zu über-

prüfen, da diese zwar für den überwiegenden Teil aller Netze, jedoch nicht für ausnahmslos alle 

Netze Gültigkeit haben. Des Weiteren kann es je nach Versorgungsaufgabe und Netzstruktur ziel-

führend sein, verschiedene PuB miteinander zu kombinieren, um die gewünschte optimierte Netz-

strategie bzw. Netzausbauvariante zu erhalten. 
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14.1 Spannungsebenenübergreifende Grundsätze 

14.1.1 Grundlegende Konzepte 

Unabhängig davon, dass der Energietransport nicht mehr nur unidirektional von der HöS- bis zur 

NS-Ebene stattfindet, sondern auch in den jeweiligen Spannungsebenen rückgespeist wird und 

der Energietransport zunehmend bidirektional erfolgt, ist der NS-Ebene weiterhin die MS-Ebene, 

der MS-Ebene die HS-Ebene und der HS-Ebene unverändert die HöS-Ebene vorgelagert. Folglich 

haben z. B. die in der NS-Ebene angeschlossenen neuen Lasten LP und WP Auswirkungen auf 

die vorgelagerten Spannungsebenen in Bezug auf die jeweils bereitzustellenden Leistungen pro 

Spannungsebene. Ebenso können beispielsweise Anpassungen des Spannungsbandes in den vor-

gelagerten Spannungsebenen in Spannungsänderungen in den nachgelagerten Spannungsebenen 

resultieren, sodass dort ein größerer oder kleinerer Spannungsabfall zur Einhaltung der 

DIN EN 50160 zugelassen werden kann. Aus diesen Gründen ist es grundsätzlich möglich, allge-

meine und neue PuB für alle Spannungsebenen abzuleiten. 

14.1.2 Planungs- und Betriebsgrundsätze für alle Spannungsebenen 

Gemäß den Analysen aus Kapitel 10 befinden sich in den städtischen Netzen entsprechend der 

Versorgungsaufgabe generell ähnliche Netzstrukturen auf Basis der Gebäude- und Netzstruktu-

ren. Insbesondere sind bestimmten MS-Netzen auch überwiegend bestimmte NS-Netze hinsicht-

lich der Versorgungsaufgabe nachgelagert, sodass verallgemeinerte und spannungsebenenüber-

greifende PuB abgeleitet werden können und zulässig sind. Hintergründig werden so Erkenntnisse 

zusammengefasst, die auch jeweils pro Spannungsebene separat gültig sind oder nicht in einer 

der Spannungsebenen eingeordnet werden können, da sie a priori übergreifend sind. 

In den nachfolgenden Grundsätzen werden drei Themenbereiche aufgegriffen. Zum einen die 

grundsätzliche Bedeutung einer übergreifenden Betrachtung, da es zielführend ist, Spannungs-

ebenen passend zur Versorgungsaufgabe oder den Rahmenbedingungen kombiniert zu (über-)pla-

nen. Zum anderen werden die Auswirkungen der vorrangig durch LIS und WP getriebenen zu-

künftigen Lasten in städtischen Netzen und dadurch resultierenden Grenzwertverletzungen erläu-

tert. Auf dieser Basis wird im letzten übergreifenden Grundsatz diskutiert, welche generellen Pla-

nungsmaßnahmen empfohlen werden können und warum. Durch diese drei Bereiche werden die 

alle Spannungsebenen betreffenden Themen abgedeckt und nachträglich in den jeweiligen Span-

nungsebenen noch einmal spezifiziert. 
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1. Es ist grundsätzlich eine spannungsebenenübergreifende Betrachtung von HS-, MS- und 

NS-Netzen anzustreben. 

Durch die Kopplung insbesondere von MS- und NS-Netzen über zumeist noch konventionelle 

ONT bestehen grundsätzlich Wechselwirkungen zwischen den Spannungsebenen. Gerade in den 

nächsten Jahren kann eine Anpassung des zulässigen Spannungsbandes mit einer Spannungser-

höhung in der MS-Ebene, soweit möglich, Spannungsbandprobleme in der NS-Ebene zunächst 

in frühen Jahren verhindern und den Netzausbau verzögern. Voraussetzung hierfür ist, dass keine 

Betriebsmittelüberlastungen vorhanden sind. Umgekehrt hat ein Lastmanagement in den NS-Net-

zen z. B. direkte Auswirkungen auf die Auslastung der vorgelagerten MS- und HS-Netze. 

2. Betriebsmittelüberlastungen sind der treibende Faktor des Ausbaubedarfs von städti-

schen Verteilnetzen, Spannungsbandverletzungen dagegen nicht. 

Ausgehend von der NS-Ebene ist über alle Spannungsebenen hinweg eine deutliche Leistungszu-

nahme vorherzusehen. Dabei basiert der größte Zuwachs in der MS- und HS-Ebene auf LIS und 

WP aus der NS-Ebene heraus. Zusätzlich sind noch größere Lasten zu erwarten, die direkt in den 

vorgelagerten Spannungsebenen angeschlossen werden wie z. B. eTankstellen in der MS-Ebene 

oder der eÖPNV in der HS-Ebene. Aus diesen erheblichen Leistungszuwächsen resultieren über-

wiegend Betriebsmittelüberlastungen (Transformatoren, Leitungen und insbesondere Stammstre-

cken). Darüber hinaus ist in der NS-Ebene gerade in näherer Zukunft bis 2030 teilweise nur mit 

Spannungsbandverletzungen zu rechnen. Diese können jedoch mittels der Stufenanpassung des 

Stufenstellers von Ortsnetztransformatoren als konventionelle Planungsmaßnahme teilweise voll-

ständig behoben werden, sodass unter dieser Berücksichtigung Spannungsbandprobleme eine un-

tergeordnete Rolle spielen. In der MS- und HS-Ebene ist dagegen von wenig bis gar keinen Span-

nungsbandverletzungen auszugehen (siehe MS-Grundsatz 7 sowie HS-Grundsatz 7). 

Des Weiteren haben die in Kapitel 3 erarbeiteten und in der Netzplanung berücksichtigten Effi-

zienzsteigerungen infolge des angewendeten Nachfragemodells keinen unmittelbaren Einfluss 

auf die Planungsmaßnahmen und führen zu keinerlei netztechnischen Einsparungen, da der Leis-

tungszuwachs durch LIS und WP die Effizienzsteigerungen um ein Vielfaches übersteigt. 

Für Gebiete, in denen jedoch von einer erhöhten Integration von DEA bei gleichzeitiger geringe-

rer Lastentwicklung auszugehen ist, rücken neben Betriebsmittelüberlastungen auch Spannungs-

bandprobleme in den Fokus [3]. Als Beispiel sind hier z. B. große Gewerbeflächen anzuführen, 

die mit vielen PV-Modulen bestückt werden und somit eine entsprechend hohe Einspeiseleistung 

bei einer verhältnismäßig geringen Anzahl an LP vorweisen. 
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3. Innovative Technologien, wie z. B. Lastmanagement, sind nur in einem geringen Teil der 

Netze die wirtschaftlichste Lösung. In den übrigen Netzen wird ein konventioneller Ausbau 

empfohlen. 

Im überwiegenden Fall treten Grenzwertverletzungen durch Betriebsmittelüberlastungen auf. 

Dies ist insbesondere in der HS-Ebene der Fall. Im Rahmen der MS-Ebene liegen ebenfalls zu-

meist Betriebsmittelüberlastungen vor. In einigen wenigen MS-Netzen kommen Verletzungen 

des Spannungsbandes hinzu. In der NS-Ebene erhöht sich dann der Anteil derjenigen Netze, die 

sowohl Betriebsmittelüberlastungen als auch Spannungsbandprobleme aufweisen. 

Vor dem Hintergrund, dass es in Zukunft bei ausschließlichem Vorhandensein von Spannungs-

bandverletzungen möglich sein wird, diese mit konventionellen spannungsregelnden Maßnahmen 

zu beheben, können die dann ggf. noch übrig gebliebenen Leitungsüberlastungen in nahezu allen 

Fällen nicht über zusätzliche innovative und spannungsregelnde Planungsmaßnahmen behoben 

werden. 

Am Beispiel des Lastmanagements, welches neben Spannungsbandverletzungen auch Betriebs-

mittelüberlastungen beheben kann, ist es zwar teilweise möglich, alle Grenzwertverletzungen zu 

beheben, jedoch nicht in allen Fällen, sodass weitere – meist konventionelle – Maßnahmen not-

wendig werden. Es kann allerdings festgestellt werden, dass mithilfe eines Lastmanagements eine 

zeitliche Komponente in Bezug auf Verzögerungen der konventionellen Planungsmaßnahmen be-

rücksichtigt werden kann. Dies wird insbesondere überall dort interessant, wo bereits auf die für 

ein Lastmanagement notwendige MIKT zurückgegriffen werden kann und damit die Investitions-

kosten zum Aufbau eines Lastmanagements vermieden oder erheblich reduziert werden können. 

Netzdienliches Lastmanagement kann über eine reine Wirtschaftlichkeitsbetrachtung hinaus auch 

überall dort notwendig werden oder sinnvoll sein, wo Zeit- oder Ressourcenengpässe für den 

Ausbau-, Umbau- bzw. Erneuerungsbedarf bestehen. Darüber hinaus können auch insbesondere 

in (inner-)städtischen Netzbereichen Straßenzüge nicht in kurzer Zeit beliebig großflächig aufge-

brochen werden. Vor diesem Hintergrund kann das Lastmanagement als flexible Technologie 

eingesetzt werden. In der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung ist ergänzend das Kriterium zum prog-

nostizierten Nutzungszeitraum zu berücksichtigen, da konventionelle Betriebsmittel, wie z. B. 

Transformatoren und Kabel, eine kalkulatorischen Nutzungsdauer von 40 bis 45 Jahren bzw. eine 

technische Nutzungsdauer von meist mehr als 60 Jahren aufweisen. Dagegen haben nach dem 

aktuellen Stand der Technik informationstechnische Lösungen mit Hard- und Software im Rah-

men der MIKT zumeist deutlich kürzere kalkulatorische und technische Nutzungsdauern von ca. 

15 bis 20 Jahren. Sie müssen daher während der Nutzungsdauer konventioneller Betriebsmittel 

mindestens einmal ausgetauscht werden bzw. unterliegen grundsätzlich einer deutlich größeren 

Dynamik und sind zudem bisher nicht umlagefähig.  
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14.2 Niederspannung 

14.2.1 Grundlegende Konzepte 

Für den überwiegenden Teil aller städtischen NS-Netze gilt, dass diese vorwiegend für die Ver-

sorgung von Haushaltsendkunden konzipiert sind. Je nach Netzgebiet kommt z. B. für innerstäd-

tische Bereiche noch ein erhöhter Anteil Gewerbe-, Handel- und Dienstleistungsendkunden 

hinzu. Alle Anschlüsse eint jedoch in der NS-Ebene, dass sie im Gegensatz zur MS- oder HS-

Ebene einen deutlich geringeren Leistungsbedarf pro Anschluss haben. Auf Basis der in den Ka-

piteln 8 und 9 durchgeführten Analysen kann bezugnehmend auf die Abbildung 14.1 perspekti-

visch allerdings eine deutlich erhöhte Grundlast mit der Berücksichtigung von LIS und WP ent-

nommen werden als es bisher der Fall ist. Dabei haben die in Kapitel 3 ermittelten Effizienzstei-

gerungen bei konventionellen Anschlüssen keinerlei Auswirkungen auf die Grundlast, da diese 

Leistungseinsparungen bei weitem von den erforderlichen Leistungen für LP und WP übertroffen 

werden. Ebenso kann der Abbildung 14.1 unmittelbar entnommen werden, in welchem Szenario 

welche ONT überlastet sind und ausgetauscht bzw. verstärkt werden müssen. 

 

Abbildung 14.1: Lastentwicklung und installierte Leistung aus der Perspektive der Ortsnetztransformatoren 

für 20 Niederspannungsnetze 

Unabhängig von der Konzeption für die jeweilige Lastentwicklung werden städtische Netze wei-

terhin mit Un = 400 V als TN-Netz (Terre Neutre [3]) mit herausgeführtem Transformator-Stern-

punkt als starre Erdung betrieben. Dabei findet die topologische Verteilung als Strahlen-, offene 

Ring- oder Maschennetze nahezu vollständig als Kabelnetze statt. Sofern die Netztopologie um-

fassend geändert wird, muss parallel das Schutzkonzept angepasst werden. 
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Aufgrund der bei Versorgungsunterbrechungen in der NS-Ebene geringen Anzahl an nicht ver-

sorgten Letztverbrauchern wird ergänzend zumeist kein (n-1)-Kriterium angewendet [110], was 

gleichermaßen für neue Lasten übernommen wird. Dem jeweiligen NB steht es jedoch grundsätz-

lich frei davon abzuweichen, wenn es aus betrieblichen Aspekten vorteilhaft und zielführend ist 

oder anderen spezifischen Anforderungen entsprechen muss. 

Neben den grundlegenden Themen Leistungsverteilung, Netzparameter, Sternpunkterdung, To-

pologie und Netzschutzkonzept wird das Thema Spannungsqualität immer wichtiger, da die An-

zahl (leistungs-)elektronischer Betriebsmittel wie z. B. LIS im öffentlichen Netz weiter zunimmt 

und mit ihr die Wahrscheinlichkeit unerwünschter Netzrückwirkungen. Diese umfassen dabei 

u. a. Spannungseinbrüche, -änderungen und -unsymmetrien sowie Oberschwingungen, Zwi-

schenharmonische und Flicker [136]. Gerade wenn keine Wallbox mit einem Drehstromanschluss 

für Ladevorgänge vorhanden ist und stattdessen mit PLL = 3,7 kW geladen werden muss, kann 

dies erhebliche Auswirkungen auf die NS-Netze haben, wenn die entsprechenden Lasten nicht 

symmetrisch auf alle drei Außenleiter verteilt sind. Daneben werden insbesondere Oberschwin-

gungen beim Laden mit Gleichstrom („DC-Ladung“) ein immer wichtigeres Thema. Für tiefer-

gehende Erläuterungen zum Thema Spannungsqualität wird auf die einschlägige Literatur wie 

z. B. [136] verwiesen. 

14.2.2 Technisch-wirtschaftliche Bewertung 

Auf Grundlage der in Kapiteln 11 und 12 beschriebenen Vorgehensweisen bei den konventionel-

len sowie innovativen Planungsmaßnahmen ergeben sich die in der Abbildung 14.2 (Seite 145) 

notwendigen Leitungsmaßnahmen. Es ist ersichtlich, dass die rein konventionelle Planungsvari-

ante über alle konsolidierten Netze die meisten Leitungsmaßnahmen erfordert. Im Falle der kos-

tenlosen innovativen Technologie SUW zeigt sich, dass sich zwar Leitungsmaßnahmen einsparen 

lassen, dieser Umfang allerdings nicht signifikant geringer ist. rONT stellen ebenfalls eine span-

nungsregelnde innovative Technologie dar, mit der noch mehr Leitungsmaßnahmen im Gegen-

satz zur SUW eingespart werden können. Jedoch zeigt sich hier im direkten Kostenvergleich in 

der Abbildung 14.3 (Seite 145), dass diese Planungsmaßnahmen geringfügig teurer sind. Hinter-

gründig lassen sich zwar vereinzelt in den Netzen Leitungsmaßnahmen einsparen, jedoch sind 

dann erhöhte Kosten für den rONT zu berücksichtigen, die die Kosten konventioneller ONT über-

steigen. 

Im Bereich des DLM wird in allen drei Varianten deutlich, dass sich gemäß der Abbildung 14.2 

zwar erheblich Leitungsmaßnahmen einsparen lassen, allerdings gemäß der Abbildung 14.3 die 

Kosten oberhalb derer für den konventionellen Netzausbau liegen, wenn die MIKT für ein DLM 

aufgebaut werden muss. 
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Anmerkung: Die NS-Netze NS-N02 und NS-N12 können die neuen Lasten ohne Grenzwertver-

letzungen integrieren, sodass stellenweise Auswertungen nur 18 anstatt 20 NS-Netze umfassen. 

 

Abbildung 14.2: Notwendige Leitungsmaßnahmen konsolidiert über alle konventionellen und innovativen Pla-

nungsvarianten aus der Perspektive der Abgänge für 18 Niederspannungsnetze 

 

 

Abbildung 14.3: Resultierende verbarwertete Kosten (CapEx + OpEx - Restwerte) konsolidiert über alle kon-

ventionellen und innovativen Planungsvarianten für 18 Niederspannungsnetze 

Die Abbildung 14.4 (Seite 146) stellt auf Basis der durchgeführten Kostenanalyse mit der Bar-

wertmethode (resultierende verbarwertete Kosten = CapEx + OpEx - Restwerte) das relative Ein-

sparpotenzial gegenüber der konventionellen Referenzvariante dar. Hierbei wird deutlich, dass 

z. B. ein rONT in ca. 20 % aller analysierten Varianten ein Einsparpotenzial von ca. 16 % oder 
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mehr gegenüber den ausschließlich konventionellen Planungsmaßnahmen hat, die als 0-%-Linie 

dargestellt sind. Dagegen zeigt sich, dass ein DLM bei notwendiger Vollausstattung bereits ab ca. 

23 % in DLM-Variante 1 teurer als der rein konventionelle Netzausbau wird. 

 

Abbildung 14.4: Einsparpotenzial bezogen auf die konventionelle Planungsvariante als Referenzvariante kon-

solidiert über alle innovativen Planungsvarianten für 18 Niederspannungsnetze; Anmerkung: ab -100 % nicht 

weiter dargestellt 

14.2.3 Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Niederspannungsnetze 

Auf Basis der Erkenntnisse zu den einzelnen Netzplanungsvarianten sowie der zugehörigen tech-

nisch-wirtschaftlichen Bewertung aus Abschnitt 14.2.2 werden in Analogie zu Abschnitt 14.1.2 

(übergreifend) nachfolgend neue PuB für städtische NS-Netze erläutert, die verschiedenen Berei-

chen entstammen. 

Der erste Grundsatz liefert Leistungswertannahmen für unterschiedliche (neue) Lasten, die zur 

Netzplanung herangezogen werden können, wenn keine eigenen gesicherten Erkenntnisse vorlie-

gen. Diesen Annahmen folgend wird erläutert, welcher Betriebspunkt für städtische NS-Netze 

auslegungsrelevant ist, bevor Empfehlungen zu Standard-Betriebsmitteln im Bereich Leitungen 

und ONT gemacht werden. Im Anschluss werden, zumeist spannungsregelnde, innovative Maß-

nahmen in Bezug auf ihre Auswirkungen auf die Netzplanung diskutiert sowie darauf aufbauend 

insbesondere das DLM, welchem eine besondere Bedeutung beigemessen wird. Der letzte Grund-

satz thematisiert dann noch die Netzstrukturen und wo welcher etwaige Netzausbaubedarf be-

steht. Somit werden im Rahmen der Grundsätze für die NS-Ebene alle strategisch wichtigen The-

menfelder abgehandelt, die um unternehmensspezifische PuB ergänzt werden können.  
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1. Zur Dimensionierung von Ortsnetztransformatoren wird eine durchschnittliche effektive 

Leistung für private Ladepunkte pro Hausanschluss von PpLP,ONT,HA = [1,7 ; 2,9] kW oder 

alternativ PpLP,ONT,ZP = [0,4 ; 0,8] kW pro Zählpunkt zuzüglich Pkonv,ONT,EZFH = 2,0 kW für 

konventionelle Lasten der Ein- und Zweifamilienhäuser bzw. Pkonv,ONT,MFH = 1,0 kW pro 

Zählpunkt für Mehrfamilienhäuser im Netz empfohlen. 

Zur Dimensionierung der Niederspannungsabgänge werden im Abgang pro Hausanschluss 

PpLP,NS-Abgang,HA = [8,2 ; 12,0] kW oder alternativ PpLP,NS-Abgang,ZP = [3,2 ; 4,3] kW pro Zähl-

punkt zuzüglich Pkonv,NS-Abgang,EZFH = 2,7 kW für konventionelle Lasten der Ein- und Zweifa-

milienhäuser bzw. Pkonv,NS-Abgang,MFH = 1,3 kW pro Zählpunkt für Mehrfamilienhäuser emp-

fohlen. 

Sofern zusätzlich elektrische Wärmepumpen zu berücksichtigen sind, wird empfohlen, eine 

zusätzliche Leistung von PWP,NS = [3 ; 9] kW pro Wärmepumpe hinzuzurechnen, die gleich-

ermaßen für Ortsnetztransformatoren und Niederspannungsabgänge gültig ist. 

Für die strategische (Ziel-)Netzplanung ist ein wichtiger Bestandteil die Prognose bzw. Annahme 

geeigneter Leistungswerte für die unterschiedlichen Netznutzer bzw. Lasten. In vielen Fällen 

wurde früher ein einziger Wert pro Haushaltslast genutzt, mit dem die ONT und Stammstrecken 

dimensioniert wurden. Mit der zunehmenden Anzahl an LIS ist diese sehr stark vereinfachte Pla-

nungsvorgehensweise nicht mehr anwendbar, da es entweder zu einer deutlichen Über- oder Un-

terdimension führen kann. Ebenfalls wurde mit der DIN 18015-1 ein weiteres Werkzeug an die 

Hand gegeben, mit dem für verschiedene Perspektiven konventioneller Lasten unterschiedlicher 

Typen geplant werden, um die Betriebsmittel entsprechend ihrer Versorgungsaufgabe auslegen 

zu können. 

Insbesondere in Analogie zu Abschnitt 7.6 zur Dimensionierung der ONT und Abgänge bzw. 

Stammstrecken sind unterschiedliche Gleichzeitigkeiten im Bereich der LIS relevant, die entspre-

chend in differenzierten Leistungswertannahmen resultieren und derzeit den größten Unsicher-

heitsfaktor darstellen, weil bisher nur wenig gesicherte Erkenntnisse zum flächendeckenden La-

deverhalten vorhanden sind. 

Aus der Analyse der NS-Netze unter Berücksichtigung der angenommenen Szenarien und Lade-

leistungsverteilungen über die Stützjahre können daher der Abbildung 14.5 (Seite 148) bis zur 

Abbildung 14.10 (Seite 150) die Detailergebnisse für die private LIS (PLL = 3,7 kW, 11 kW und 

22 kW) aus der Perspektive der Ortsnetze und Abgänge (für jeweils diejenigen Abgänge, in denen 

LIS vorhanden ist) entnommen werden. Die Abbildung 14.5 und die Abbildung 14.6 (Seite 148) 

zeigen jeweils die Auswertungen pro Hausanschluss. Die Abbildung 14.7 und die Abbildung 14.8 

(Seite 149) zeigen jeweils die Auswertungen pro Zählpunkt sowie die Abbildung 14.9 und die 

Abbildung 14.10 (Seite 150) jeweils die Auswertungen pro pLP. 
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Abbildung 14.5: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte pro Hausanschluss (ohne kon-

ventionelle Lasten) aus der Perspektive der Ortsnetztransformatoren für 20 Niederspannungsnetze 

 

 

Abbildung 14.6: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte pro Hausanschluss (ohne kon-

ventionelle Lasten) aus der Perspektive der Abgänge (nicht enthalten sind Abgänge ohne private Ladeinfra-

struktur) für 20 Niederspannungsnetze 

Anmerkung zur Abbildung 14.6 sowie nachfolgend ähnliche Abbildungen: Punkte: Ausreißer, 

obere Antenne: Maximum, untere Antenne: Minimum, X: Arithmetischer Mittelwert, unterer Teil 

der Box: unteres Quantil (Q1), Trennlinie: Median (Q2), oberer Teil der Box: oberes Quantil (Q3) 
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Abbildung 14.7: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte pro Zählpunkt (ohne konventi-

onelle Lasten) aus der Perspektive der Ortsnetztransformatoren für 20 Niederspannungsnetze 

 

 

Abbildung 14.8: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte pro Zählpunkt (ohne konventi-

onelle Lasten) aus der Perspektive der Abgänge (nicht enthalten sind Abgänge ohne private Ladeinfrastruktur) 

für 20 Niederspannungsnetze  
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Abbildung 14.9: Durchschnittliche effektive Ladeleistung pro privatem Ladepunkt (ohne konventionelle Las-

ten) aus der Perspektive der Ortsnetztransformatoren für 20 Niederspannungsnetze 

 

 

Abbildung 14.10: Durchschnittliche effektive Ladeleistung pro privatem Ladepunkt (ohne konventionelle Las-

ten) aus der Perspektive der Abgänge (nicht enthalten sind Abgänge ohne private Ladeinfrastruktur) für 20 Nie-

derspannungsnetze  
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Dadurch, dass öffentliche LIS durch den NB grundsätzlich besser planbar ist und die verschiede-

nen hohen Ladeleistungen genehmigt werden müssen, wird an dieser Stelle auf Leistungswertan-

nahmen verzichtet. 

Es zeigt sich, dass für ONT Leistungen zwischen PpLP,ONT,HA = [1,7 ; 2,9] kW pro Hausanschluss 

bei EZFH bzw. PpLP,ONT,ZP = [0,4 ; 0,8] kW pro Zählpunkt bei MFH angenommen werden können. 

Letztere Werte sind etwas geringer, da für MFH ohne Tiefgaragen grundsätzlich weniger LP an-

genommen werden. Für Stammstrecken bzw. Abgänge werden PpLP,NS-Abgang,HA = [8,2 ; 12,0] kW 

pro Hausanschluss oder PpLP,NS-Abgang,HA = [3,2 ; 4,3] kW pro Zählpunkt angenommen. Bei diesen 

vier angegebenen Wertepaaren entspricht jeweils der erste Wert dem konservativen Szenario im 

Jahr 2030 und der zweite Wert dem progressiven Szenario im Jahr 2050 als arithmetischer Mit-

telwert. Somit wird ein Korridor aufgespannt, zwischen dem sich für unterschiedliche Szenarien 

die entsprechenden Leistungswerte ergeben. 

Grundsätzlich ist zu beachten, dass in den Werten der privaten LIS eine indirekte Berücksichti-

gung der öLP über die in Abschnitt 7.6.2 dargelegte Methode vorhanden ist. Daher ist es in Ab-

hängigkeit einer deutlich abweichenden Ladeleistungsverteilung der pLP und öLP in den NS-

Netzen möglich, dass sich leicht andere Leistungswertannahmen ergeben. Für den überwiegenden 

Teil der Netze stellen die o. a. Leistungswertannahmen jedoch gute Werte dar, die eine ausgewo-

gene Verteilung der Ladeleistungen widerspiegeln. 

Konventionelle Lasten stellen vor dem Hintergrund von Abbildung 14.1 den geringsten Anteil an 

der zukünftigen Gesamtlast dar. Die dabei mithilfe von Schleppzeigern ermittelten Leistungs-

wertannahmen werden sowohl für die Perspektive der Ortsnetze als auch der Abgänge generiert. 

Die Abbildung 14.11 (Seite 152) stellt dabei eine Unterscheidung in Leistungsbereiche sowie die 

Abbildung 14.12 (Seite 152) die grundsätzliche Verteilung dar. In der Abbildung 14.13 

(Seite 153) ist dargestellt, mit welchem max. und gleichzeitigen konventionellen Leistungswert 

pro Zählpunkt gerechnet werden kann. 

Sofern als weitere Last die Wärmeversorgung mittels WP bereitgestellt wird, ist zusätzlich ein 

Wert von PWP,NS = [3 ; 9] kW pro WP vorzusehen. Dabei wird der GZF in den meisten Fällen bei 

1 liegen, weshalb keine Unterscheidung zwischen Ortsnetz und Abgang vorgenommen wird. In 

Anlehnung an die Lastentwicklung aus der Abbildung 14.1 werden WP jedoch nur in den vor-

städtisch geprägten Netzen relevant. Für innerstädtische Netze gibt es dagegen im Einzelfall Be-

strebungen, die Warmwasserversorgung auf Durchlauferhitzer umzustellen, was im vorliegenden 

Leitfaden nicht analysiert wurde. Deshalb ist im Einzelfall zu prüfen, welche Leistungswerte hier-

für angesetzt werden müssen. Eine Übersicht aller getroffenen Leistungswertannahmen aus Per-

spektive der ONT und Abgänge kann der Tabelle 14.1 (Seite 153) entnommen werden, die ergän-

zend Leistungswerte pro pLP enthält. 
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Abbildung 14.11: Leistungsbereiche der konventionellen Lasten pro Gebäudetyp und Planungsperspektive 

 

 

Abbildung 14.12: Verteilung der konventionellen Lasten pro Gebäudetyp und Planungsperspektive 
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Abbildung 14.13: Maximale gleichzeitige konventionelle Leistungsaufnahme pro Zählpunkt (ohne Gewerbe) 

 

Tabelle 14.1: Leistungswertannahmen für verschiedene Lasten in der Niederspannungsebene 

Last Ortsnetz Abgang 

kW/HA kW/ZP kW/pLP* kW/HA kW/ZP kW/pLP* 

pLPA,B [1,7D ; 2,9E] [0,4D…0,8E] [5,1D…1,8E] [8,2D…12,0E] [3,2D…4,3E] [11,1D…7,1E] 

EZFHB,C - 2,0 - - 2,7 - 

MFHB,C - 1,0 - - 1,3 - 

WP [3 ; 9] (keine Unterscheidung für Wärmepumpen (WP), da Gleichzeitigkeitsfaktor nahezu 1) 

A 3,7 kW, 11 kW und 22 kW
 

B Arithmetische Mittelwerte pro Hausanschluss, Zählpunkt oder Ladepunkte im Netz oder Abgang 
C Es liegt keine Unterscheidung bei der elektrischen Warmwasserbereitung vor. 
D konservatives Szenario im Jahr 2030 
E progressives Szenario im Jahr 2050 

* Anmerkung: Die Ladeleistung pro pLP sinkt über die Jahre, da sich die Anzahl der pLP erhöht. Hausanschlüsse und Zählpunkte 

 von EZFH bzw. MFH bleiben hingegen konstant. 

 

Anmerkung zur Abbildung 14.1, Abbildung 14.5 und Abbildung 14.7 auf Basis von Ab-

schnitt 7.6.2 und 9.2.1: 

Aufgrund der angewendeten Methoden zur Verteilung von fünf Ladeleistungen über die Stütz-

jahre, einer Unterscheidung in private und öffentliche LIS, der ausgewählten GZF-Berechnung 

(4) und der Regionalisierungsmethode ist es punktuell möglich, dass die durchschnittliche Lade-

leistung von pLP von einem zum nächsten Stützjahr aufgrund der Vollelektrifizierung bei Wohn-

gebäuden in der NS-Ebene leicht sinkt, wenn keine weiteren pLP mehr, sondern nur noch öLP in 

die Netze regionalisiert werden. Die gesamte Ladeleistung (priv. + öff.) steigt jedoch weiterhin.
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2. Für städtische Niederspannungsnetze ist der Betriebspunkt „Starklast“ auslegungsrele-

vant. 

Bezugnehmend auf den zweiten spannungsebenenübergreifenden Grundsatz ist auf Basis zweier 

Analysen der Betriebspunkt „Starklast“ auslegungsrelevant. Die Abbildung 14.14 (Seite 155) 

zeigt hierfür eine Auswertung der max. Spannungsbandverletzungen beider Betriebspunkte 

„Starklast“ und „Starkeinspeisung“ im progressiven Szenario für das Jahr 2050 mit 9-kW-Wär-

mepumpen („Starklast“) bzw. 0 kW Last („Starkeinspeisung“). Dabei ist zu ergänzen, dass keine 

Betriebsmittelüberlastungen dargestellt werden, da diese im Falle des Betriebspunktes „Starkein-

speisung“ weder aus der Perspektive des Transformators noch aus der Perspektive der Leitungen 

auftreten und daher kein Vergleich möglich ist. Es zeigt sich deutlich über alle NS-Netze, dass 

mit den niederspannungsseitigen Spannungen U/Un = 95 % („Starklast“) und U/Un = 107 % 

(„Starkeinspeisung“) deutlich mehr untere Spannungsbänder (17-mal) in Anlehnung an die 

DIN EN 50160 verletzt werden als obere (viermal). Der Abbildung 14.15 (Seite 155) kann in Er-

gänzung für den Betriebspunkt „Starklast“ entnommen werden, in welchen Jahren mit welchen 

Grenzwertverletzungen zuerst gerechnet werden kann. Darin zeigt sich, dass neben Betriebsmit-

telüberlastungen zunächst vermehrt im Jahr 2030 Spannungsbandverletzungen auftreten, die mit-

tels konventioneller Planungsmaßnahme des Stufenstellers in vielen Fällen direkt vollständig be-

hoben werden können. In späteren Jahren müssen Grenzwertverletzungen mit ergänzenden und 

nicht mehr kostenneutral zur Verfügung stehenden konventionellen und innovativen Planungs-

maßnahmen behoben werden. Dagegen treten für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ aus-

schließlich in geringem Umfang Spannungsbandverletzungen auf. 

Für vorstädtische Netze, in denen von einer deutlichen Zunahme von DEA (wie z. B. PVA) aus-

gegangen werden kann, ist zusätzlich zu prüfen, ob ergänzend der Betriebspunkt „Starkeinspei-

sung“ relevant wird und zu berücksichtigen ist. Hintergründig kann im Falle des Betriebspunktes 

„Starklast“ und einer Anpassung der Stufenstellung des Stufenstellers um zwei 2,5-%-Stufen nach 

unten bereits mit dieser Einstellung der Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ nicht eingehalten wer-

den, wenn von einer Spannung in Höhe von U/Un = 107 % ausgegangen wird. Dies ist in den 

entsprechenden Netzen jedoch im Einzelfall zu prüfen. Generell werden diese Fälle mit hoher 

Wahrscheinlichkeit nur in begrenzter Zahl für städtische Netze – im Gegensatz zu ländlichen 

Netzen mit wenig Hausanschlüssen und langen Abgängen – auftreten. Zumal bei den Planungen 

für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ mit P = 0 kW Last geplant wurde, was ebenfalls als 

sehr theoretisch einzustufen ist, da selbst im Sommer zur Mittagszeit eine Grundlast vorhanden 

ist und gelegentlich Fahrzeugladungen stattfinden werden. Ebenfalls steigt der Anteil von PVA, 

die direkt mit einem Batteriespeicher für die Eigennutzung (perspektivisch auch für Klimaanla-

gen) verkauft werden und somit weniger Überschuss ins vorgelagerte Netz einspeisen. 
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Abbildung 14.14: Maximale Spannungsänderungen für die Betriebspunkte „Starklast“ und „Starkeinspeisung“ 

für 20 Niederspannungsnetze für das Jahr 2050 im progressiven Szenario mit 9,0-kW-Wärmepumpen 

 

Abbildung 14.15: Erstauftreten von Grenzwertverletzungen bei Niederspannungsleitungen für die Betriebs-

punkte „Starklast“ und „Starkeinspeisung“ für 20 konsolidierte Niederspannungsnetze  
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3. Es wird empfohlen, den aktuellen Standard-Kabelquerschnitt q = 150 mm² (Al) um einen 

zweiten neuen Standard-Kabelquerschnitt q = 240 mm² (Al) für städtische Niederspan-

nungsnetze zu ergänzen. 

Über alle Leitungsmaßnahmen hinweg stellen ca. 20 % der Leitungsmaßnahmen einen Leitungs-

austausch (Querschnitt kleiner als 150 mm2 oder altes Material wie z. B. NKBA) dar sowie 80 % 

eine Leitungsverstärkung (parallele Leitung mit der Umverteilung der Lasten auf beide Kabel 

oder Strangauftrennung, wenn z. B. in beiden Fällen bereits modernes NAYY 150 mm2 vorhan-

den ist). Im Rahmen des Leitungsaustauschs wird dabei in ca. 26 % der Fälle ein Kabel mit 

q = 240 mm2 (Al) notwendig, wohingegen in ca. 49 % der Fälle ein Kabel mit q = 150 mm2 (Al) 

ausreicht, wenn z. B. altes oder Kabelmaterial mit einem Querschnitt kleiner als 150 mm2 ausge-

tauscht wird. In den Fällen, in denen geprüft wurde, welcher Querschnitt notwendig ist, wenn 

anstatt eines parallelen 150-mm²-Kabels (Al) das bestehende Kabel ausgetauscht wird („erzwun-

gener Austausch“), war in ca. 32 % der Fälle ein Kabel mit q = 240 mm2 (Al) notwendig (siehe 

Abbildung 14.16). 

Es wird daher empfohlen, neben dem derzeitigen Standard-Kabelquerschnitt 150 mm2 (Al) einen 

weiteren Querschnitt 240 mm2 (Al) einzuführen, der gleichermaßen 185 mm2 (Al) abdeckt. So 

kann für den Fall, dass eine Verstärkung nicht erwünscht oder aus betrieblichen Gründen unvor-

teilhaft ist, mittels eines höheren Querschnitts eine Einzelleitung behalten werden. In den meisten 

anderen Fällen ist es ausreichend, ein weiteres 150 mm2 (Al) parallel zu betreiben, entweder mit 

einer Umverteilung der Lasten auf beide Leitungen oder über eine Strangauftrennung (min. hinter 

einem Hausanschluss oder max. bis zum nächsten Kabelverteilerschrank). Ebenfalls wird emp-

fohlen, bei Tiefbaumaßnahmen gleichermaßen Leerrohre mit zu verlegen. 

 

Abbildung 14.16: Anteile der Leitungsmaßnahmen nach Querschnitten für 18 konsolidierte Netze 

Anmerkung: Bei der Netzplanung wurden Reduktionsfaktoren bei einer Parallelverlegung ver-

nachlässigt, da u. a. der Betriebspunkt „Starklast“ als kurzzeitiger Betriebspunkt zu betrachten ist, 

die Leitungen nicht vollständig thermisch ausgelastet und in ausreichendem Abstand zueinander 

verlegt werden.
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4. Im Bereich der Standard-Transformatorgrößen wird empfohlen, die jeweils vorhandene 

Dimension um eine Leistungsklasse in Bezug auf die Bemessungsleistung zu erhöhen. 

In den analysierten Varianten, in denen aufgrund von Überlastungen eine Erhöhung der Trans-

formatorleistung notwendig wird, stellt der 630-kVA-Transformator in 41 % der Fälle die Stan-

dardgröße dar (alle anderen Größen liegen darunter). Bei einem konventionellen Ausbau sinkt 

dieser Anteil im Jahr 2050 leicht auf 40 %. Stattdessen erhöhen sich die Anteile von 0 % auf 24 % 

für 800-kVA-Transformatoren sowie von 0 % auf 21 % für 1.000-kVA-Transformatoren. 10 % 

liegen unterhalb von Sr = 630 kVA sowie 5 % oberhalb von Sr = 1.000 kVA (siehe Abbil-

dung 14.17). 

Beim Einsatz eines DLM in Variante 2 (nur private LIS als derzeit realistischste Variante) sinkt 

dagegen der Anteil von 630-kVA-Transformatoren von 41 % auf 35 %. Der Anteil von 800-kVA-

Transformatoren steigt von 0 % auf 17 % sowie von 1.000-kVA-Transformatoren von 0 % auf 

13 %. 

Im Ergebnis wird deutlich, dass je nach Netzgröße neben der Leistungsklasse Sr = 630 kVA auch 

Sr = 800 kVA und Sr = 1.000 kVA zunehmend mehr Bedeutung haben werden. Daher wird emp-

fohlen, Sr = 630 kVA als kleinste Größe zu nutzen und Sr = 800 kVA als neue Standardgröße zu 

definieren. Punktuell ist zu prüfen, ob auch Sr = 1.000 kVA als Alternative zur Verfügung stehen, 

ggf. sind hier jedoch auch zwei 630-kVA-Transformatoren möglich, da ansonsten aufgrund der 

Leistungsklasse eines 1.000-kVA-Transformators auch Standortfaktoren, Kurzschlussleistungen, 

Leistungsschalter und grundsätzlich Schutztechnik bzw. Absicherung geprüft werden müssen. 

Sofern keine Erhöhung der Transformatorleistung möglich ist, kann alternativ eine Netzauftren-

nung vorgenommen werden, bei der ebenfalls Standortfaktoren und Eigentumsverhältnisse be-

rücksichtigt werden müssen. Bei einer Netzauftrennung ist zusätzlich darauf zu achten, dass die 

neue und auch die alte ONS idealerweise in den Lastschwerpunkt gesetzt werden. 

 

Abbildung 14.17: Notwendige Erhöhungen der Leistungsklassen von Ortsnetztransformatoren für 18 konsoli-

dierte Netze bei Vorhandensein von Grenzwertverletzungen 
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5. Innovative spannungsregelnde Maßnahmen bieten keinen langfristigen Vorteil zur Behe-

bung von Grenzwertverletzungen, da in städtischen Niederspannungsnetzen Betriebsmit-

telüberlastungen der dimensionierende Faktor für Ausbaumaßnahmen sind. 

Im Rahmen der Netzplanungen hat sich gezeigt, dass zwar insbesondere im Jahr 2030 Spannungs-

bandverletzungen ohne Betriebsmittelüberlastungen auftreten, diese aber durch den nahezu kos-

tenneutralen Einsatz eines Stufenstellers behoben werden können. Leitungsüberlastungen werden 

dagegen in den Jahren 2040 und 2050 maßgebend für Planungsmaßnahmen sein, deren Behebung 

zusätzlich jedoch gleichermaßen nahezu fast alle übrigen Spannungsbandverletzungen vermei-

den. Daher sind innovative spannungsregelnde Maßnahmen nach Anwendung des Stufenstellers 

wenig vorteilhaft, da sie bis auf die SUW, die nur geringfügig günstiger ist als der konventionelle 

Ausbau, zusätzliche Kosten verursachen. So sind Einzelstrangregler nicht zu empfehlen, da zum 

einen meist mehr als ein Strang Grenzwertverletzungen aufweist und zum anderen nur Span-

nungsbandverletzungen behoben werden können. Wenn dagegen ein BLM zum Einsatz kommen 

soll, kann dieses zwar ebenfalls in geringem Umfang Spannungsbandverletzungen beheben, al-

lerdings werden in vielen Fällen Leitungsüberlastungen begünstigt und teilweise auch bestehende 

verstärkt, weshalb ein BLM nicht flächendeckend empfohlen werden kann. 

rONT sind im Gegensatz zu den anderen spannungsregelnden Maßnahmen etwas differenzierter 

zu betrachten. Gegenüber innerstädtischen Netzgebieten mit einem hohen Anteil von MFH kann 

für vorstädtische Netzgebiete, in denen mit einem sehr starken Zubau von DEA wie z. B. PVA 

bei EFH und ZFH zu rechnen ist, empfohlen werden, rONT für die Spannungshaltung zwischen 

den Betriebspunkten „Starklast“ und „Starkeinspeisung“ einzusetzen (gerade wenn eine Erhö-

hung der Transformatorleistung infolge einer Leistungssteigerung erforderlich wird). Hintergrün-

dig können ggf. nicht flächendeckend Maßnahmen für den Betriebspunkt „Starklast“ gleicherma-

ßen notwendige spannungshaltende Maßnahmen für den Betriebspunkt „Starkeinspeisung“ in 

vorstädtischen Netzgebieten abdecken. Perspektivisch ist dafür jedoch im Vorfeld zu prüfen, wie 

relevant eine Berücksichtigung des Betriebspunktes „Starkeinspeisung“ wird, wenn davon aus-

gegangen werden kann, dass in nur sehr wenigen NS-Netzen eine Spannung von U/Un = 107 % 

erreicht wird und keine bzw. wenig konventionelle Last sowie keine Klimaanlagen, keine Ener-

giespeicher und keine Ladungen für Elektromobilität vorhanden sind. 
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6. Netzdienliches Lastmanagement kann den konventionellen Netzausbau verzögern und 

teilweise vermeiden. Ist dabei die Anschaffung der Mess-, Informations- und Kommunika-

tionstechnik (MIKT) vollumfänglich notwendig, sind zumeist konventionelle Planungsmaß-

nahmen kostengünstiger und werden daher empfohlen. Wenn die MIKT jedoch bereits vor-

handen ist bzw. deren Ausbringung unabhängig davon geplant ist und für ein Lastmanage-

ment genutzt werden kann, ist ein Lastmanagement stets deutlich kostengünstiger und wird 

somit empfohlen. 

In Bezug auf die Abbildung 14.2 kann grundsätzlich festgehalten werden, dass Lastmanagement 

zu teilweise erheblichen Leitungseinsparungen des konventionellen Netzausbaus führen kann. 

Bei einer Berücksichtigung von verschiedenen Kostenannahmen (siehe Abbildung 14.18 

(Seite 160) und Abbildung 14.19 (Seite 160)) für die MIKT muss jedoch eine differenzierte Aus-

wertung vorgenommen werden. So kann festgestellt werden, dass ein Lastmanagement in über 

78 % der analysierten Varianten kein Einsparpotenzial gegenüber konventionellen Planungsmaß-

nahmen bietet, wenn die MIKT erst aufgebaut werden muss (Vollausstattung notwendig), sondern 

auch teilweise deutlich teurer wird als konventionelle Maßnahmen. Für den Fall, dass entweder 

eine reduzierte Sensorik oder nur ein Grundbetrag für die RTU vorzusehen ist, wird ein Lastma-

nagement zwar in einigen Varianten wirtschaftlicher, allerdings ist der Anteil mit max. 49 % der 

Varianten noch zu gering, um es flächendeckend empfehlen zu können. Sofern aber die notwen-

dige MIKT-Ausstattung bereits in den entsprechenden Netzen (definiert in Abschnitt 12.2.4) vor-

handen ist, kann ein Lastmanagement empfohlen werden, da es in mind. 88 % der Varianten 

günstiger ist und sogar in ca. 50 % aller Varianten teilweise deutlich über 50 % in DLM-Vari-

ante 2 (nur Abregelung privater LIS). 

In Ergänzung zur Kostenbewertung ist weiterhin festzuhalten, dass die Abregelung privater LIS, 

die zahlenmäßig deutlich höher in den Netzen vorhanden ist, eine höhere Erfolgsquote hat als 

eine Abregelung von öffentlicher LIS. Insbesondere in frühen Jahren ist das DLM erfolgreicher, 

da die Grundlast noch deutlich geringer ist als im Jahr 2050. Des Weiteren wird empfohlen, neben 

der LIS auch zusätzlich WP im Lastmanagement zu berücksichtigen, die perspektivisch über in-

telligente und der jeweiligen Netzsituation angepasste Sperrzeitfenster integriert werden können, 

um so zu Zeiten etwaiger Höchstlastzeitpunkte die Netzauslastung temporär zu reduzieren. 
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Abbildung 14.18: Resultierende verbarwertete Kosten (CapEx + OpEx - Restwerte) konsolidiert über alle ana-

lysierten Varianten für 18 Niederspannungsnetze in verschiedenen Ausgestaltungen des dynamischen Lastma-

nagements 

 

 

Abbildung 14.19: Einsparpotenzial verschiedener Ausgestaltungen des dynamischen Lastmanagements bezogen 

auf die konventionelle Referenzvariante für 18 Niederspannungsnetze; Anmerkung: ab -100 % nicht weiter dar-

gestellt 
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7. Für innerstädtische Niederspannungsnetze, in denen keine Gebäudesanierungen oder 

Neubauten geplant sind und die eine durchschnittliche Lastdichte von mehr als ca. 10 Zähl-

punkte pro Hausanschluss haben, kann davon ausgegangen werden, dass kein signifikanter 

Ausbaubedarf der Niederspannungsleitungen erforderlich ist. 

In den analysierten NS-Netzen NS-N02 aus Cluster 2 und NS-N12 aus Cluster 7 wurden keine 

Grenzwertverletzungen identifiziert. Die Netze haben eine Lastdichte von 38,2 sowie 11,7 Zähl-

punkten pro Hausanschluss. In Netz NS-N09 aus Cluster 9 mit 18,9 Zählpunkten pro Hausan-

schluss wurde nur ein Ausbaubedarf aufgrund von öffentlicher LIS festgestellt (ein 150-kW-La-

depunkt), jedoch nicht durch private LIS oder WP. Ebenso ist in Netz NS-N07 aus Cluster 7 mit 

11,8 Zählpunkten pro Hausanschluss der Ausbaubedarf im Vergleich zu vorstädtischen Gebieten 

mit weniger als durchschnittlich 10 Zählpunkten pro Hausanschluss deutlich geringer. Eine Über-

sicht zur Lage der vorgenannten analysierten NS-Netze kann der Abbildung 14.20 entnommen 

werden. 

Anmerkung: In den analysierten Innenstadtnetzen befanden sich keine Tiefgaragen. Diese sind 

jedoch je nach Netzgebiet bei der Planung zu berücksichtigen und es ist zu prüfen, ob auf Seiten 

des Kunden bereits ein Lastmanagement für z. B. Tiefgaragen vorgesehen ist, was gleichermaßen 

die Anschlussleistung zum vorgelagerten Versorgungsnetz begrenzt. 

 

  

Abbildung 14.20: Analysierte Niederspannungsnetze mit mehr als 10 Zählpunkten pro Hausanschluss in der 

Cluster-Auswertung 

  

NS-N02

NS-N07

NS-N09

NS-N12

0

10

20

30

40

50

60

0 20 40 60 80 100 120

Z
ä
h

lp
u

n
k
te

 p
ro

 H
a
u

s
a
n

s
c
h

lu
s
s

Hausanschlüsse pro NS-Leitungslänge in Stk. pro km

Cluster 01 (C01) Cluster 02 (C02) Cluster 03 (C03) Cluster 04 (C04) Cluster 05 (C05)

Cluster 06 (C06) Cluster 07 (C07) Cluster 08 (C08) Cluster 09 (C09) Cluster 10 (C10)

NS-N02 NS-N07 NS-N09 NS-N12 Cluster-Zentrum



162 14 ABLEITUNG VON NEUEN PLANUNGS- UND BETRIEBSGRUNDSÄTZEN 

 

14.2.4 Entscheidungspfad für die strategische Netzplanung 

Auf Basis der neuen PuB für die NS-Ebene wird ein Entscheidungspfad (siehe Abbildung 14.21) 

abgeleitet, der sowohl konventionelle als auch innovative Planungsmaßnahmen berücksichtigt. 

Auf Basis der zugrundeliegenden Problemidentifikation (Spannungsbandprobleme oder Lei-

tungsüberlastungen) für NS-Netze wird somit die Entscheidungsfindung für geeignete Planungs-

maßnahmen erleichtert. Es ist jedoch zu beachten, dass es sich um einen stark vereinfachten Pro-

zessablauf handelt, der nicht die detailliert beschriebenen PuB ersetzen kann und um die spezifi-

schen Anforderungen des jeweiligen NB zu ergänzen ist. 

 

 

Abbildung 14.21: Entscheidungspfad für die strategische Netzplanung städtischer Niederspannungsnetze, mit: 

„ok“ = Einhaltung der vorgegebenen Grenzwerte, Engpass = kurzer Leitungsabschnitt (Länge und/oder kleiner 

Querschnitt), ∆U/Un = zusätzliche Spannungsdifferenz jenseits des unteren Spannungsbandes gemäß 
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14.3 Mittelspannung 

14.3.1 Grundlegende Konzepte 

MS-Netze dienen als Kopplungselement zwischen der NS- und HS-Ebene und haben ähnliche 

Eigenschaften. Analog zu HS-Netzen sind MS-Netze für die Versorgung der untergelagerten 

Ortsnetze bzw. nachgelagerten NS-Netze zuständig. In Analogie zu NS-Netzen versorgen MS-

Netze auch direkte Endkunden, die in den meisten Fällen Gewerbe- oder Industriebetriebe sind. 

Gemäß VDE-AR-N 4110 beträgt die Nennspannung der MS-Ebene 1 kV < Un < 60 kV. Der Fokus 

der Analysen liegt dabei auf MS-Netzen mit Un = 10 kV oder Un = 20 kV, da diese Spannungs-

ebenen den ausgewählten MS-Netzen zugrunde liegen, wobei Un = 30 kV die eher selten genutzte 

MS-Ebene darstellt [6]. 

Die übliche Netzstruktur für MS-Netze ist das Ringnetz, das normalerweise offen betrieben wird 

[6]. Im Fall einer Störung garantiert die Ringnetzstruktur eine schnelle Wiederversorgung der 

Lasten durch Umschaltmaßnahmen. Im Gegensatz zu NS-Netzen sind MS-Netze grundsätzlich 

(n-1)-sicher zu betreiben [77]. Die (n-1)-Sicherheit wird zumeist gewährleistet, wenn die Belas-

tung der jeweiligen MS-Leitungen und Transformatoren in Ringnetzen Imax/Iz < 60 % beträgt. Für 

komplexere Netztopologien, wie z. B. eine Vermaschung oder Versorgung über Gegenstationen, 

lässt sich eine Ausfallanalyse für die Untersuchung der (n-1)-Sicherheit nicht vermeiden. 

Auf Basis der in Kapitel 8 und 9 vorgestellten Szenarien und Regionalisierung wird die Lastent-

wicklung für 11 MS-Netze ermittelt, wie in der Abbildung 14.22 (Seite 164) zu sehen ist. Es zeigt 

sich deutlich, dass die Leistung unter Berücksichtigung der neuen Lasten bis zum Jahr 2050 stark 

wächst. Ähnlich wie Lasten in der NS-Ebene bleiben die konventionellen Haushalts- und Gewer-

belasten trotz der erwarteten Effizienzsteigerungen nahezu gleich. Für MS-Netze mit einem ho-

hen Anteil von Gewerbelasten (MS-N04 und MS-N10) ist ebenfalls nur mit einer mäßigen Last-

entwicklung zu rechnen. 

In den letzten Jahren ist aufgrund zunehmender Anwendung von Leistungselektronikgeräten auch 

für die MS-Ebene das Thema Spannungsqualität verstärkt zu berücksichtigen. Die Leistungs-

elektronikgeräte speisen Oberschwingungsströme ins Netz ein, die u. a. zur zusätzlichen Erwär-

mung des Transformatorkerns, Flicker und Spannungsunsymmetrien führen [136]. In Ergänzung 

dazu wird es mit der steigenden Integration von LIS, die ebenfalls mit Leistungselektronik aus-

gerüstet ist, immer wichtiger die relevanten Netzqualitätskenngrößen in den Grenzwerten zu hal-

ten, um unerwünschte Netzrückwirkungen zu vermeiden. 
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Abbildung 14.22: Lastentwicklung aus der Perspektive des HS/MS-Umspannwerks für 11 Mittelspannungs-

netze 

14.3.2 Technisch-wirtschaftliche Bewertung 

Die Konsolidierung der erforderlichen Planungsmaßnahmen dient in einem ersten Schritt der 

technisch-wirtschaftlichen Bewertung. Die folgende Abbildung 14.23 zeigt die Leitungslänge für 

die durchgeführten Kabelmaßnahmen je Planungsvariante über alle untersuchten MS-Netze. Es 

ist erkennbar, dass für die konventionelle Planungsvariante die meisten Leitungsmaßnahmen zur 

Behebung von Grenzwertverletzungen notwendig sind, während die drei DLM-Planungsvarian-

ten eine erhebliche Leitungsersparnis ermöglichen können. Außerdem werden grundsätzlich 

keine Spannungsregelungsmaßnahmen (rONT, SUW und ESR) vorgesehen, da in der MS-Ebene 

Betriebsmittelüberlastungen vorherrschen. 

 

Abbildung 14.23: Notwendige Leitungsmaßnahmen konsolidiert über alle konventionellen und innovativen Pla-

nungsvarianten aus der Perspektive der Abgänge für 11 Mittelspannungsnetze 

0

20

40

60

80

100

120

N
0

1

N
0

2

N
0

3

N
0

4

N
0

5

N
0

6

N
0

7

N
0

8

N
0

9

N
1

0

N
1

1

L
ei

st
u

n
g 

in
 M

V
A

Ortsnetzstationen Kundenstationen Ladeinfrastruktur

3,0-kW-WP + ΔP für 6,5-kW-WP + ΔP für 9,0-kW-WP

Jeweils pro MS-Netz:
1. Säule: 2030 kons.
2. Säule: 2040 kons.

3. Säule: 2050 kons.
4. Säule: 2030 prog.
5. Säule: 2040 prog.

6. Säule: 2050 prog.

0

10

20

30

40

50

60

70

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

3
,0

 k
W

6
,5

 k
W

9
,0

 k
W

kons. prog. kons. prog. kons. prog. kons. prog.

Konv. DLM-V1 DLM-V2 DLM-V3

L
e
it

u
n

g
sm

a
ß
n

a
h
m

e
n
 in

 k
m

Planungsmaßnahmen

2030 2040 2050



14.3 MITTELSPANNUNG 165 

 

Auf Basis der Vorgehensweise zur technisch-wirtschaftlichen Bewertung, beschrieben in Kapi-

tel 13, werden die Kosten für die Planungsvarianten berechnet, die sich nach den in Kapitel 11 

und 12 aufgelisteten konventionellen sowie innovativen Planungsmaßnahmen unterscheiden. 

Diese in der Abbildung 14.24 dargestellten Kosten werden über alle geplanten MS-Netze pro 

Technologie konsolidiert. Es zeigt sich, dass die konventionelle Planung eine kosteneffiziente 

Maßnahme in Analogie zum dritten spannungsebenenübergreifenden Grundsatz darstellt.  

 

Abbildung 14.24: Resultierende verbarwertete Kosten (CapEx + OpEx - Restwerte) konsolidiert über alle kon-

ventionellen und innovativen Planungsvarianten für 11 Mittelspannungsnetze 

Die Abbildung 14.25 (Seite 166) zeigt das relative Kosteneinsparpotenzial der innovativen Tech-

nologien gegenüber der konventionellen Planung für die analysierten Planungsvarianten. Die 

konventionelle Planung ist dabei als 0 %-Linie dargestellt. Gegenüber ihr werden die Kosten in-

novativer Technologien als Einsparpotenzial (Ordinate) dargestellt und bei -100 % abgeschnitten. 

Dennoch verlaufen die Kurven darüber hinaus grundsätzlich weiter. 
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Abbildung 14.25: Einsparpotenzial bezogen auf die konventionelle Planungsvariante als Referenzvariante 

konsolidiert über alle innovativen Planungsvarianten für 11 Mittelspannungsnetze; Anmerkung: ab -100 % 

nicht weiter dargestellt 

14.3.3 Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Mittelspannungsnetze 

Auf Basis der Erkenntnisse zu den einzelnen Netzplanungsvarianten sowie der zugehörigen tech-

nisch-wirtschaftlichen Bewertung aus Abschnitt 14.3.2 werden nachfolgend neue PuB für städti-

sche MS-Netze abgeleitet, die verschiedene Bereiche thematisieren. 

Der erste Grundsatz stellt Leistungswertannahmen für die verschiedenen (neuen) Lasten vor, die 

der Netzplanung dienen. Diese Leistungswertannahmen unterscheiden sich zwischen der jeweili-

gen Planungsperspektive (UW-Transformator und UW-Abgänge) und stellen zusätzlich einen 

Korridor für die zwei ausgewählten Szenarien zur Verfügung. Anschließend werden die Standard-

Kabelquerschnitte und Transformatorgrößen untersucht. Des Weiteren wird das DLM vollum-

fänglich ausgewertet und der Zusammenhang zwischen der MIKT-Ausstattung und der Kosten-

ersparnis aufgezeigt. In Bezug auf die jeweilige Lage der Netze (vorstädtisch oder innerstädtisch) 

wird dann der Ausbaubedarf abgeleitet. Im Rahmen der spannungsebenenübergreifenden Planung 

wird zusätzlich eine Empfehlung zur Aufteilung des Spannungsbandes zwischen der MS- und 

NS-Ebene vorgestellt. 
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1. Für die private Ladeinfrastruktur wird eine durchschnittliche effektive Leistung von 

PpLP,UWT,HA = [0,3 ; 2,4] kW pro Hausanschluss im Netz zur Dimensionierung des HS/MS-

Umspannwerkstransformators bzw. PpLP,MS-Abgang,HA = [0,8 ; 2,7] kW pro Hausanschluss zur 

Dimensionierung der Mittelspannungsabgänge empfohlen. 

Wenn elektrische Wärmepumpen zu berücksichtigen sind, wird eine zusätzliche Leistung 

von PWP,MS = [0,1 ; 0,5] kW pro Hausanschluss für 3-kW-Wärmepumpen bzw. jeweils mit 

einem Faktor von 3 für die 9-kW-Wärmepumpen empfohlen, die gleichermaßen für 

HS/MS-Umspannwerkstransformatoren und Mittelspannungsabgänge gültig ist. 

Für die konventionellen Haushaltslasten wird empfohlen, mit einem Leistungswert von 

durchschnittlich Pkonv,UWT,HA = 2 kW pro Hausanschluss im Netz zur Dimensionierung des 

HS/MS-Umspannwerkstransformators bzw. Pkonv,Abgang,HA = 2,4 kW pro Hausanschluss zur 

Dimensionierung der Mittelspannungsabgänge zu rechnen. 

Der erste Schritt in der zukünftigen MS-Zielnetzplanung ist die Identifikation der zu erwartenden 

Lastentwicklung über den betrachteten Zeitraum. Eine klare Prognose zur Lastentwicklung hilft 

dabei, die Netze sowohl technisch als auch wirtschaftlich optimal zu planen. Da die Lasten, die 

im Rahmen dieses Leitfadens berücksichtig wurden, neue Lasten sind, ist es wichtig, Leistungs-

werte für die verschiedenen Lasten über die Stützjahre zu empfehlen. Die Leistungswertannah-

men basieren auf den vorgestellten Szenarien in Kapitel 8 mit der angenommenen Ladeleistungs-

verteilung und der Regionalisierung in Kapitel 9. 

Wie in Abschnitt 7.6.2 bereits erklärt wurde, ist eine effektive Ladeleistung über alle LP zu er-

mitteln. Anhand dieser wird ein GZF über die gesamte LIS berechnet. Da bei der Berechnung des 

GZF zwischen der Perspektive des Transformators und der Abgänge unterschieden wird, werden 

ebenfalls zwei Leistungswertannahmen für die zwei Planungsperspektiven empfohlen. 

Eine Analyse der LIS für 11 untersuchte MS-Netze des konservativen und progressiven Szenarios 

über alle Stützjahre kann der Abbildung 14.26 (Seite 168) und der Abbildung 14.27 (Seite 169) 

entnommen werden. Die LIS berücksichtigt dabei pLP und öLP. Während die angenommene La-

deleistung für die öffentliche LIS größer ist als die der privaten LIS, ist die Durchdringung der 

pLP größer als die der öLP. Das führt dazu, dass die durchschnittliche effektive Ladeleistung für 

die private LIS bei der gesamten effektiven Ladeleistung stärker ins Gewicht fällt als die der 

öffentlichen LIS. Die Abbildung 14.26 stellt den Verlauf der Ladeleistungsentwicklung pro Haus-

anschluss für die angenommenen Szenarien über die Stützjahre aus der Perspektive des UW-

Transformators dar. Es zeigt sich, dass sich die Ladeleistung pro Hausanschluss für die private 

LIS mit PpLP,UWT,HA = [0,3 ; 2,4] kW im konservativen Szenario im Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 

im progressiven Szenario erhöht. Dagegen steigt die Ladeleistung für die öffentliche LIS mit 

PöLP,UWT,HA = [0,05 ; 0,8] kW im konservativen Szenario im Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 im pro-

gressiven Szenario verhältnismäßig geringer an. Etwas höhere Ladeleistungswerte können aus 
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der Perspektive der Abgänge in der Abbildung 14.27 entnommen werden. öLP können in der MS-

Ebene besser abgeschätzt werden als in der NS-Ebene, da sich die Leistungsunterschiede zwi-

schen 22-, 50- und 150-kW-Ladepunkte in der MS-Ebene egalisieren. Somit können Leistungs-

annahmen für die öffentliche LIS in MS-Netzen empfohlen werden. 

Der Unterschied zwischen den Ladeleistungen aus der Perspektive des UW-Transformators und 

der Abgänge ist im Jahr 2030 größer als im Jahr 2050. Das liegt daran, dass im Jahr 2030 weniger 

LP pro Abgang aufgebaut werden, was einem höheren GZF aus der Perspektive der Abgänge im 

Vergleich zur Perspektive des UW-Transformators entspricht. Wenn eine hohe Durchdringung 

der LP im Jahr 2050 im Netz vorliegt, erreicht der GZF seine Sättigung und es resultiert keine 

signifikante Abweichung zwischen beiden Planungsperspektiven. 

In Bezug auf die Steigerung der Leistungswerte für die private LIS in der Abbildung 14.26 und 

der Abbildung 14.27 kann abgeleitet werden, dass sich die Leistung aus der Perspektive des UW-

Transformators vom Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 vervierfacht, während sich die Leistung aus der 

Perspektive der Abgänge im selben Zeitraum ungefähr verdoppelt. Das kann ggf. dazu führen, 

dass mit Leitungsauslastungen in früheren Jahren gerechnet werden kann und erst in späteren 

Jahren Transformatormaßnahmen notwendig werden. 

Werden WP berücksichtigt, sind die Leistungswerte für WP (3 kW) aus der Abbildung 14.26 für 

die Perspektive des UW-Transformators bzw. Abbildung 14.27 für die Perspektive der Abgänge 

zu entnehmen. Für 3-kW-Wärmepumpen ergibt sich somit der Leistungswertebereich 

PWP,MS = [0,1 ; 0,5] kW im Jahr 2030 für das konservative Szenario bis zum progressiven Szena-

rio im Jahr 2050 pro Hausanschluss und unabhängig davon, ob WP installiert sind oder nicht. Für 

die 6,5- bzw. 9-kW-Wärmepumpen können die Leistungswerte für die 3-kW-Wärmepumpen mit 

dem Faktor von 2,2 bzw. 3 multipliziert werden. Im Gegensatz zur LIS ist hier kein Unterschied 

zwischen der Perspektive des UW-Transformators und der Abgänge zu beachten. Dies ist darauf 

zurückzuführen, dass der GZF für WP sehr schnell abflacht, sodass sich kaum ein Unterschied 

zwischen den beiden Perspektiven ergibt. 

 

Abbildung 14.26: Durchschnittliche effektive Leistung für Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen in 11 Mit-

telspannungsnetzen pro Hausanschluss aus der Perspektive des HS/MS-Umspannwerks 
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Abbildung 14.27: Durchschnittliche effektive Leistung für Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen in 11 Mit-

telspannungsnetzen pro Hausanschluss aus der Perspektive der Mittelspannungsabgänge 

 

Wenn die Anzahl der LIS für ein bestimmtes UW-Gebiet vorliegt, kann mithilfe der Abbil-

dung 14.28 bzw. Abbildung 14.29 (Seite 170) die Ladeleistung pro privatem bzw. öffentlichem 

LP zur Dimensionierung der Abgänge berechnet werden. Die Abbildung 14.28 zeigt, dass die 

Ladeleistungswerte pro pLP mit einer zunehmenden Anzahl von pLP (Stützjahr 2050) sinkt, da 

die GZF für LIS mit einer zunehmenden Anzahl von LP stark abnimmt. Die Ladeleistungswerte 

pro pLP sowie pro öLP zur Dimensionierung des UW-Transformators sind in der Tabelle 14.2 

(Seite 171) angegeben. 

 

Abbildung 14.28: Durchschnittliche effektive Ladeleistung pro privatem Ladepunkt (ohne konventionelle Las-

ten) aus der Perspektive der Mittelspannungsabgänge für 11 Mittelspannungsnetze 
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Abbildung 14.29: Durchschnittliche effektive Ladeleistung pro öffentlichem Ladepunkt (ohne konventionelle 

Lasten) aus der Perspektive der Mittelspannungsabgänge für 11 Mittelspannungsnetze 

Für Haushaltslasten stellt die Abbildung 14.30 (Seite 171) den Mittelwert der konventionellen 

Haushaltslast pro Hausanschluss bezogen auf die Anzahl der Hausanschlüsse pro ONS aus der 

Perspektive des UW-Transformators für die drei Stützjahre dar. Die Kurven der Stützjahre über-

lappen sich, da die Änderung der konventionellen Leistungswerte über die Stützjahre vernachläs-

sigbar ist, wie bereits in Abschnitt 8.2 beschrieben wurde. Die Trendlinie zeigt zusätzlich, dass 

die Haushaltslast für eine große Anzahl von Hausanschlüssen bis auf ca. P = 2 kW sinkt. Es kann 

daher festgelegt werden, dass die Leistungswertannahme für Haushaltslasten aus der Perspektive 

des UW-Transformators bei durchschnittlich Pkonv,UWT,HA = 2 kW liegt. Außerdem kann für die 

Haushaltlasten in Bezug auf Abschnitt 7.6.1 mit einem Faktor von 1/0,85 für die Perspektive der 

Abgänge gerechnet werden, was einem Leistungswert von durchschnittlich Pkonv,Ab-

gang,HA = 2,4 kW entspricht. Es ist zu ergänzen, dass die Unterschiede bei der Gebäudestruktur von 

EFH, ZFH und MFH nicht abschätzbar sind und daher nicht berücksichtigt werden. Ebenfalls 

unterscheiden sich die Gewerbelasten in der NS- und MS-Ebene, weshalb keine Leistungswert-

annahmen dazu abgeleitet werden. 

Eine Übersicht aller getroffenen Leistungswertannahmen kann der Tabelle 14.2 entnommen wer-

den, die ergänzend Leistungswerte pro pLP bzw. öLP (UW/Abgang) enthält. 
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Abbildung 14.30: Mittelwert der konventionellen Haushaltslast pro Hausanschluss für alle untersuchten Orts-

netzstationen aus der Perspektive des HS/MS-Umspannwerks, Anmerkung: die Werte der Stützjahre liegen 

nahezu übereinander 

 

Tabelle 14.2: Leistungswertannahmen für verschiedene Lasten in der Mittelspannungsebene 

Last 
Umspannwerk Abgang 

kW/HA kW/pLP oder 

kW/öLP 

kW/HA kW/pLP oder 

kW/öLP 

Private LadepunkteA 
[0,3E ; 2,4F] 1,0 [0,8E ; 2,7F] [3,3E ; 1,3F] 

Öffentliche LadepunkteB 
[0,05E ; 0,8F] 0,3 [0,1E ; 0,9F] [4,5E ; 3,7F] 

Konventionelle LastenC 
2,0 - 2,4 - 

3-kW-WärmepumpenD 

(6,5-; 9-kW-Wärmepumpen) 

0,1E…0,5F 

(Faktor: 2,2; 3)G 

A Arithmetische Mittelwerte für private Ladepunkte (3,7 kW, 11 kW, 22 kW) im Netz oder Abgang 
B Arithmetische Mittelwerte für öffentliche Ladepunkte (11 kW, 22 kW, 50 kW, 150 kW) im Netz oder Abgang 
C Es liegt keine Unterscheidung bei der elektrischen Warmwasserbereitung vor. 
D Arithmetische Mittelwerte für 3-kW-Wärmepumpen pro Hausanschluss im Netz oder Abgang 
E konservatives Szenario im Jahr 2030 
F progressives Szenario im Jahr 2050 
G bezogen auf den Wert für 3-kW-Wärmepumpen 
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2. Für 10-kV-Netze wird weiterhin der bisherige Standard-Kabelquerschnitt 

q = 150 mm² (Al) bzw. q = 185 mm² (Al) empfohlen. Als zweiter Standard-Kabelquerschnitt 

wird q = 300 mm² (Al) empfohlen. 

Ein wesentlicher Baustein der möglichen Planungsmaßnahmen im Rahmen der Netzplanung ist 

die Kabelverlegung, die in Abhängigkeit der zu übertragenen Leistung entweder einzeln oder 

parallel in derselben Trasse durchgeführt wird. Mit dem Hintergrund der in Abschnitt 11.2 be-

schrieben Planungsvorgehensweise werden die Leitungsmaßnahmen für die untersuchten MS-

Netze mit den vier Kabelquerschnitten q = 150 mm², q = 185 mm², q = 240 mm² und 

q = 300 mm² (jeweils: Al, 10 kV) durchgeführt. Für alle weiteren Querschnittsangaben gilt, dass 

es sich um MS-Leitungen aus Aluminium für Un = 10 kV handelt. 

Die Abbildung 14.31 (Seite 173) zeigt den Anteil der Leitungslänge je Kabelquerschnitt zu den 

insgesamt durchgeführten Leitungsmaßnahmen inkl. Leitungsaustausch und -verstärkung über 

alle geplanten MS-Netze. Es zeigt sich, dass ca. zwei Drittel aller Leitungsmaßnahmen mit dem 

Querschnitt 150 mm² durchgeführt werden können, gefolgt von q = 185 mm². Daher können die 

zwei aktuellen Standard-Kabelquerschnitte q = 150 mm² und q = 185 mm² weiterhin empfohlen 

werden. 

Mit dem Hintergrund der Netzerweiterungsmaßnahmen (und nicht nur der Netzertüchtigung) 

werden die Leitungslängen je Kabelquerschnitt für die Netzplanung in der Abbildung 14.31 aus-

schließlich mit einem Leitungsaustausch analysiert. Aus dieser Analyse ist abzuleiten, dass die 

Querschnitte q = 150 mm² und q = 185 mm² weiterhin effektiv und zielführend sind, jedoch nicht 

ausreichend für alle Leitungsstrecken. Darum ist q = 300 mm² als zweiter Standard-Kabelquer-

schnitt zu empfehlen, der gleichermaßen q = 240 mm² abdeckt, wenn Leitungsstrecken, wie 

bspw. die MS-Abgänge, durch neue Lasten stark beansprucht werden. 

Zur Durchführung von Leitungsmaßnahmen (siehe Abschnitt 11.2) wird empfohlen, zunächst die 

Querschnitte q = 150 mm² und q = 185 mm² zu verlegen, da bei höheren Querschnitten andere 

Vorgaben bei der Verlegung zu berücksichtigen sind. Wenn die Versorgungsaufgabe die max. 

zulässige übertragbare Leistung der Querschnitte q = 150 mm² und q = 185 mm² überschreitet, ist 

der Querschnitt q = 300 mm² zu empfehlen und sind mehrere parallele Leitungen zu vermeiden, 

um sowohl die entstehenden Betriebskosten zu reduzieren als auch die Betriebsführung zu ver-

einfachen. Wenn die Leistungsfähigkeit des Querschnitts q = 300 mm² nicht ausreichend ist, kön-

nen die Querschnitte q = 150 mm² und q = 185 mm² parallel verlegt werden. 

Anmerkung: Bei der Netzplanung wurden Reduktionsfaktoren bei einer Parallelverlegung ver-

nachlässigt, da u. a. der Betriebspunkt „Starklast“ als kurzzeitiger Betriebspunkt zu betrachten ist, 

die Leitungen nicht vollständig thermisch ausgelastet und in ausreichendem Abstand zueinander 

verlegt werden. 
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Abbildung 14.31: Anteil der Leitungsmaßnahmen je Leitungsquerschnitt zu den insgesamt durchgeführten Lei-

tungsmaßnahmen mit dem Kabeltyp NA2XS2Y für 10-kV-Netze 

 

3. Aufgrund der heterogenen Lastverteilung in der Mittelspannungsebene wird für die Aus-

wahl der Standard-HS/MS-Transformatorgrößen empfohlen, die Lastentwicklung für die 

Dimensionierung des HS/MS-Transformators auf Basis der im ersten Grundsatz vorgege-

benen Leistungswertannahmen individuell zu bestimmen. 

Die Lastentwicklung unterscheidet sich stark zwischen den MS-Netzen im jeweiligen UW-Gebiet 

(siehe Abbildung 14.22). Hintergründig sind die UW-Gebiete unterschiedlich groß, haben unter-

schiedliche Durchdringungen von neuen Lasten, versorgen unterschiedliche nachgelagerte Lasten 

und weisen unterschiedliche Netzausprägungen in Bezug auf Anschluss- und Lastdichten auf. Im 

Verhältnis zur ursprünglichen Last im Jahr 2021 zeigt die Abbildung 14.32 (Seite 174) den Last-

zuwachs für neun MS-Netze, der sich für das Jahr 2050 im progressiven Szenario von ungefähr 

S2050/S2021 = 20 % für MS-N04 bis zu ca. S2050/S2021 = 220 % für MS-N01 erstreckt. 

Der von UW-Gebiet zu UW-Gebiet heterogene Leistungszuwachs hat eine ungleiche Entwick-

lung der Auslastung des HS/MS-Transformators zur Folge, wie in der Abbildung 14.33 

(Seite 174) zu sehen ist. Hier kann keine deutliche Tendenz für eine bestimmte HS/MS-Transfor-

matorgröße entnommen werden. 

Wenn Transformatormaßnahmen notwendig werden, was gemäß der Abbildung 14.32 in sieben 

Fällen aufgrund der fehlenden Eigensicherheit der Fall ist, ist die übliche Konstellation von zwei 
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HS/MS-Transformatoren in einem UW entweder mit einem dritten HS/MS-Transformator zu ver-

stärken oder durch zwei leistungsstärkere HS/MS-Transformatoren auszutauschen. Die mögli-

chen Transformatormaßnahmen werden unter Abschnitt 11.2 ausführlich erläutert. 

Auf Basis der vorgestellten Methoden zur Modellierung der Lastentwicklung in Kapitel 8 und 9 

ist zu empfehlen, den Leistungszuwachs je HS/MS-Transformator und die resultierenden Ergeb-

nisse individuell zu analysieren. 

Die Netze MS-N06 und MS-N07 stellen jeweils einen MS-Ring dar und werden daher nicht wei-

ter in der Auswertung zur Lastentwicklung und infolgedessen in der Auswertung zur Transfor-

matordimensionierung berücksichtigt. 

 

Abbildung 14.32: Lastzuwachs im Verhältnis zur Ausgangslast für neun Mittelspannungsnetze 

 

Abbildung 14.33: Auslastung der HS/MS-Umspannwerkstransformatoren im Jahr 2050 mit 9,0-kW-Wärme-

pumpen für neun Mittelspannungsnetze bezogen auf die Bemessungsscheinleistung Smax/Sr; Anmerkung: Aus-

lastungsgrenze ist die zugelassene Auslastung Smax des Transformators gemäß Abschnitt 7.5.2  

0%

50%

100%

150%

200%

250%

N
0
1

N
0
2

N
0
3

N
0
4

N
0
5

N
0
8

N
0
9

N
1
0

N
1
1

L
as

tz
u
w

ac
h
s 

(S
S

tü
tz

ja
h

r
/ 

S
2

0
2

1
)

Ladeinfrastruktur 3,0-kW-WP + ΔP für 6,5-kW-WP + ΔP für 9,0-kW-WP

Jeweils pro MS-Netz:
1. Säule: 2030 kons.
2. Säule: 2040 kons.

3. Säule: 2050 kons.
4. Säule: 2030 prog.
5. Säule: 2040 prog.

6. Säule: 2050 prog.

0%

20%

40%

60%

80%

100%

2021 2050 kons. 2050 prog.

A
u
sl

a
st

u
n
g
 d

e
r 

H
S

/M
S

-
U

m
sp

a
n
n
w

e
rk

st
ra

n
sf

o
rm

a
to

re
n

N01 (2x12,5 MVA, 25/10 kV) N02 (2x40 MVA, 110/10 kV)
N03 (32 MVA, 110/10 kV) N04 (3x40 MVA, 110/20 kV)
N05 (40 MVA, 110/10 kV) N08 (2x63 MVA, 110/20/10 kV)
N09 (40 MVA, 110/10 kV) N10 (2x63 MVA, 110/20/10 kV)
N11 (2x63 MVA, 110/20/10 kV) Auslastungsgrenze



14.3 MITTELSPANNUNG 175 

 

4. Ist die Anschaffung von Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik (MIKT) voll-

umfänglich in der Mittel- und Niederspannungsebene für die Anwendung eines Lastmana-

gements notwendig, dann ist der konventionelle Netzausbau in den meisten Fällen kosten-

günstiger als ein Lastmanagement und wird empfohlen. Wenn die MIKT bereits vorhanden 

bzw. deren Ausbringung unabhängig davon geplant ist und vom Lastmanagement genutzt 

werden kann, ist ein Lastmanagement deutlich kostengünstiger und wird empfohlen. 

Das DLM als innovative Technologie hat in den kommenden Jahren Potenzial, um die Integration 

von neuen Lasten in den Netzen wirtschaftlich optimal gewährleisten zu können. Wie bereits in 

Kapitel 12 erwähnt wurde, benötigt das DLM eine MIKT-Infrastruktur, um den Netzzustand er-

mitteln und anhand dessen die Lasten abregeln zu können. 

In Bezug auf die Abbildung 14.34 (Seite 176) kann hier prinzipiell festgestellt werden, dass DLM 

die notwendigen Leitungsmaßnahmen reduzieren und verzögern kann. Auf den ersten Blick kann 

grundsätzlich geschlussfolgert werden, dass DLM die kostenoptimale Lösung für die Netzpla-

nung ist. Jedoch müssen noch die Kosten für die Komponenten des DLM berücksichtigt werden. 

Nach einer Berechnung für die in Abschnitt 12.2.7.3 dargestellten sechs Kostenvarianten kann 

das Einsparpotenzial für DLM gegenüber der konventionellen Planung in Abbildung 14.35 

(Seite 176) entnommen werden. Die Auswertung zeigt, dass je nach Anschaffung von MIKT das 

Kosteneinsparpotenzial von DLM gegenüber dem konventionellen Netzausbau steigt. Es zeigt 

sich weiterhin, dass für die Kostenvariante „Volle Kosten (Abk. MS+NS)“ die konventionelle 

Planung in den meisten Fällen kostengünstiger ist als der Einsatz von DLM. Auf der anderen 

Seite ist DLM stets deutlich kostengünstiger als die konventionelle Planung, wenn die MIKT 

bereits vorhanden ist (die Kostenvariante „Ohne“ Abk. (0)). 

Jede von den drei angewendeten DLM-Varianten führt zu einem anderen Ergebnis in Bezug auf 

die notwendigen Leitungsmaßnahmen (siehe Abbildung 14.23) und Kosteneinsparpotenziale 

(siehe Abbildung 14.25). Mit einem Vergleich der drei DLM-Varianten kann grundsätzlich emp-

fohlen werden, die LIS netzdienlich abzuregeln und die WP temporär mittels intelligenter Sperr-

zeiten abzuschalten, sofern dies möglich ist. Dabei ist zu erwarten, dass gemäß der Abbil-

dung 14.35 eine ausschließliche Abregelung der öffentlichen LIS den geringsten Vorteil bietet, 

da der Anteil der privaten LIS deutlich überwiegt. 

Wenn das Kosteneinsparpotenzial in der MS-Ebene (siehe Abbildung 14.35) dem Kosteneinspar-

potenzial in der NS-Ebene (siehe Abbildung 14.19) gegenübergestellt wird, ist festzustellen, dass 

das DLM in der MS-Ebene kostengünstiger ist als in der NS-Ebene. Das liegt generell daran, dass 

die konventionellen Betriebsmittelkosten in der MS-Ebene deutlich teuer sind als die Kosten für 

MIKT. In der NS-Ebene ist dieser Kostenunterschied jedoch deutlich kleiner. 
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Abbildung 14.34: Resultierende verbarwertete Kosten (CapEx + OpEx - Restwerte) konsolidiert über alle ana-

lysierten Varianten für sieben Mittelspannungsnetze in verschiedenen Ausgestaltungen des dynamischen Last-

managements 

 

Abbildung 14.35: Einsparpotenzial verschiedener Ausgestaltungen des dynamischen Lastmanagements bezogen 

auf die konventionelle Referenzvariante für sieben Mittelspannungsnetze; Anmerkung: ab -100 % nicht weiter 
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5. Es ist ein Ausbaubedarf von ca. 20 % der bestehenden Gesamtleitungslänge bei vorstäd-

tischen, ca. 10 % bei städtischen und weniger als 10 % bei innerstädtischen 10-kV-Netzen 

mit konventioneller Planung zu erwarten. 

Vor dem Hintergrund der Vorgehensweise zur Regionalisierung (siehe Kapitel 9) ist zu erwarten, 

dass die Integration von neuen Lasten zumeist im vorstädtischen Bereich erfolgt und in Richtung 

der Innenstädte abnimmt, sofern keine bzw. wenige Tiefgaragen, Parkhäuser und elektrifizierte 

Tankstellen berücksichtigt werden. Infolgedessen kann in vorstädtischen MS-Netzen mit dem 

meisten Netzausbau durch private LIS und WP gerechnet werden. 

In Bezug auf die Abbildung 14.36 kann grundsätzlich entnommen werden, dass bei einer konven-

tionellen Planung der Anteil der Leitungsmaßnahmen zur Gesamtleitungslänge für die vorstädti-

schen Netze MS-N01 und MS-N02 bei ca. 20 % liegt. Dieser nimmt bei den städtischen Netzen 

MS-N09, MS-N10 und MS-N11 bis auf ca. 10 % ab. Bei den innerstädtischen Netzen MS-N03, 

MS-N05 und MS-N08 wird der Anteil noch kleiner. Die Anteile der Leitungsmaßnahmen hängen 

dabei stark von der aktuellen Netzauslastung ab. Bei einer höheren bzw. niedrigeren aktuellen 

Auslastung im Netz kann es ggf. zu anderen Anteilen der Leitungsmaßnahmen kommen. Es ist 

grundsätzlich anzustreben, eine Zielnetzplanung mit einem variablen Netzkonzept in Zusammen-

hang mit verschiedenen Parametern wie z. B. dem Zustand und der aktuellen Belastung der Be-

triebsmittel sowie Lastmanagement in der NS-Ebene durchzuführen. 

Für das vorstädtische MS-Netz MS-N04 mit 20 kV ergeben sich keine Leitungsmaßnahmen. Die-

ses wird unter dem sechsten MS-Grundsatz detaillierter erläutert. Des Weiteren stellen die MS-

Netze MS-N06 und MS-N07 lediglich einen MS-Ring dar und werden bei dieser Auswertung 

nicht berücksichtigt. 

 

Abbildung 14.36: Anteil der Leitungsmaßnahmen bezogen auf die Gesamtnetzleitungslänge für 11 Mittelspan-

nungsnetze 
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6. 20-kV-Netze sind für die Integration von neuen Lasten deutlich robuster als 10-kV-

Netze. In 20-kV-Netzen ist kaum mit einem Ausbaubedarf zu rechnen. 

Die Integration von neuen Lasten in Mittelspannungsnetze mit Un = 20 kV resultiert in einer ge-

ringeren Differenz bei der Leitungsauslastung bezogen auf die derzeitige Leitungsauslastung als 

in 10-kV-Netzen, da 20-kV-Netze mehr Leistung pro Strecke übertragen können. Demzufolge 

wird der Anteil überlasteter Kabelabschnitte im Verhältnis zur Gesamtleistungslänge bei 10-kV-

Netzen deutlich größer als bei 20-kV-Netzen. 

Wie in Kapitel 9 geschildert, ist die Integration von neuen Lasten von der Bebauungsstruktur 

abhängig und von UW-Gebiet zu UW-Gebiet unterschiedlich, sodass hier davon ausgegangen 

werden kann, dass die Integration von neuen Lasten in den MS-Netzen MS-N08, MS-N10 und 

MS-N11 (siehe Abbildung 14.37) unterschiedlich ist. Des Weiteren kommt der Anteil überlaste-

ter Kabelabschnitte ausschließlich in der 10-kV-Ebene vor. Daher kann festgestellt werden, dass 

Ausbaumaßnahmen in UW-Gebieten mit beiden Spannungsebenen bei 10-kV-Netzen zu erwarten 

sind. Dagegen sind kaum Ausbaumaßnahmen bei 20-kV-Netzen notwendig. 

 

Abbildung 14.37: Anteil überlasteter Kabelabschnitte der Gesamtleitungslänge für 11 Mittelspannungsnetze 

mit 9-kW-Wärmepumpen 

 

7. In der Mittelspannungsebene wird die zulässige Spannungsänderung zumeist nicht aus-

geschöpft. Daher wird im Rahmen der Netzplanung empfohlen, die Spannungsbandauftei-

lung zwischen der Mittel- und Niederspannungsebene zu prüfen und ggf. anzupassen. 

Vor dem Hintergrund der angenommenen Spannungsbandaufteilung für die MS-Ebene (siehe 

Abschnitt 7.5.1) und des ersten spannungsebenenübergreifenden Grundsatzes, wird nachfolgend 

die tatsächlich benötigte, zulässige Spannungsänderung in der MS-Ebene analysiert. Die Abbil-

dung 14.38 (Seite 179) zeigt den max. Spannungsabfall auf der Unterspannungsseite des HS/MS-
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Transformators bis zur geringsten Knotenspannung im MS-Netz, konsolidiert für alle analysierten 

MS-Netze über die Stützjahre. Wie erwartet nimmt der Spannungsabfall von ∆U/Un ≅ 2,0 % im 

Jahr 2030 über die Stützjahre bis ∆U/Un ≅ 2,5 % für das konservative Szenario im Jahr 2050 bzw. 

bis ∆U/Un = 3,5 % für das progressive Szenario im Jahr 2050 kontinuierlich zu. 

Im Umkehrschluss kann prinzipiell empfohlen werden, das Spannungsband zwischen der MS- 

und NS-Ebene je nach erwarteter Leistungssteigerung und Stützjahr erneut aufzuteilen. Für die 

Netzgebiete, in denen ein begrenzter Leistungszuwachs zu erwarten ist, kann die Spannungsband-

aufteilung i. H. v. ∆U/Un = 2,0 % bis ∆U/Un = 2,5 % im Jahr 2050 in der MS-Ebene zugelassen 

werden. Der dann eingesparte Spannungsabfall kann der NS-Ebene zur Verfügung gestellt wer-

den. Dagegen muss in Netzgebieten, in denen mit einem hohen Leistungszuwachs gerechnet wer-

den kann, das Spannungsband flexibel je nach Stützjahr erneut angepasst werden. Der NS-Ebene 

kann zur Behebung von Spannungsbandverletzungen bis zu ∆U/Un = 1,3 % bis zum Jahr 2040 

zur Verfügung gestellt werden, bis Netzertüchtigungsmaßnahmen in den NS-Netzen durchgeführt 

werden müssen. 

 

Abbildung 14.38: Maximaler Spannungsabfall und maximale Spannungseinsparung konsolidiert über 

11 Mittelspannungsnetze 
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14.3.4 Entscheidungspfad für die strategische Netzplanung 

Auf Basis der neuen PuB wird für die MS-Ebene ein Entscheidungspfad abgeleitet, der sowohl 

konventionelle als auch innovative Planungsmaßnahmen berücksichtigt. Auf Basis der zugrunde-

liegenden Problemidentifikation (Spannungsbandprobleme oder Leitungsüberlastungen) für MS-

Netze wird somit die Entscheidungsfindung für geeignete Planungsmaßnahmen erleichtert. Es ist 

jedoch zu beachten, dass es sich um einen stark vereinfachten Prozessablauf handelt, der nicht die 

detailliert beschriebenen PuB ersetzen kann und um die spezifischen Anforderungen des jeweili-

gen NB zu ergänzen ist (siehe Abbildung 14.39). 

 

 

Abbildung 14.39: Entscheidungspfad für die strategische Netzplanung städtischer Mittelspannungsnetze, mit: 

„ok“ = Einhaltung der vorgegebenen Grenzwerte, Engpass = kurzer Leitungsabschnitt (Länge und/oder kleiner 

Querschnitt) 
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14.4 Hochspannung 

14.4.1 Grundlegende Konzepte 

Städtische HS-Netze werden aus dem vorgelagerten HöS-Netz (Übertragungsnetz) gespeist und 

dienen der urbanen Verteilung der Energie und der Versorgung der unterlagerten MS-Netze sowie 

der Anbindung von zentralen Kraftwerken und Sonderkunden. Die Umspannung auf die Nenn-

spannung von Un = 110 kV erfolgt an den Kuppelstellen über ein bis vier Transformatoren mit 

i. d. R. je Sr = 160, 200, 250 oder 300 MVA Scheinleistung [125]. 

Städtische HS-Netze sind zu einem Großteil verkabelt. Freileitungsabschnitte finden sich vor al-

lem in den Zuleitungen aus den Einspeisepunkten im vorstädtischen Bereich. Die gesetzlichen 

Rahmenbedingungen sehen vor, dass zukünftig der Ausbau bzw. Umbau des HS-Netzes unter 

Berücksichtigung der Kosten und naturschutzfachlicher Belange vorrangig mit Kabeln auszufüh-

ren ist (siehe VDE-AR-N 4202 in Verbindung mit § 43 h EnWG). Der Verlegung von Kabeln ist 

demnach Vorzug zu geben, wenn die Gesamtkosten für Errichtung und Betrieb des Kabels jene 

der technisch vergleichbaren Freileitung nicht um den Faktor 2,75 übersteigen. 

Der Betrieb städtischer HS-Netze erfolgt je nach Größe durch den Aufbau vermascht betriebener 

Teilnetze, die gegenseitige Reservestellung geben können. Die Größe und Zahl der Teilnetze rich-

tet sich u. a. nach der Kurzschlussleistung bzw. den beherrschbaren Fehlerströmen entsprechend 

der Generatorleistung.  

In der Netzplanung muss zur Sicherstellung der Versorgungszuverlässigkeit nicht nur der Nor-

malbetrieb, sondern auch der gestörte Betrieb mittels des (n-1)-Kriteriums geprüft werden. Die 

Anwendung des (n-1)-Kriteriums schließt unterschiedliche Auswirkungen nach dem Ausfall ei-

nes elektrischen Betriebsmittels aus [67]. In der HS-Ebene gehören dazu dauerhafte Grenzwert-

verletzungen der Netzbetriebsgrößen und Betriebsmittelbeanspruchungen, Versorgungsunterbre-

chungen und die Folgeauslösung weiterer Schutzgeräte von nicht direkt betroffenen Betriebsmit-

teln und der dadurch möglicherweise eintretenden Störungsausweitung. 

Die Teilnetze und die UW werden i. d. R. (n-1)-sicher ausgelegt, wobei durch eine Vermaschung 

bzw. eine Betriebsmittelredundanz eine Sofortreserve gewährleistet wird. Zudem sind Wieder-

versorgungen über Verbindungen der unterlagerten MS-Netze möglich. 

Die für den Normalbetrieb als auch den Störungsfall geltenden Grenzwerte für die Betriebsmit-

telbelastbarkeit sowie das untere und obere Spannungsband werden unternehmensintern festge-

legt und basieren für die Auslastungsgrenzwerte i. d. R. auf spezifischen Kabelmessungen. Dabei 

werden unterschiedliche Zeitdauern des Störungsfalls betrachtet (bspw. Sofortreserve, bei der der 
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Überlastschutz berücksichtigt wird, Ausfallbetrieb bis zu 3 oder 5 Tage und darüber hinaus), wo-

bei dementsprechend eine Leitungsauslastung in einem Bereich von Imax/Iz = 100 % bis zu I-

max/Iz = 140 % zugelassen wird. 

Die Spannungsregelung in HS-Netzen erfolgt über die längsgeregelten Kuppeltransformatoren, 

die die Blindleistungsflüsse im Netz beeinflussen, um ein einheitliches Spannungsniveau zu er-

zielen. Schräggeregelte Kuppeltransformatoren erlauben die Ausregelegung von Wirk- als auch 

Blindleistungsflüssen. Um Wirkleistungsflüsse innerhalb einer Spannungsebene zu steuern, wer-

den quergeregelte Transformatoren genutzt, wobei hier das Haupteinsatzgebiet in der Übertra-

gungsnetzebene liegt. In der HS-Ebene werden diese nur vereinzelt und in resultierenden Einzel-

fällen zur gezielten Beeinflussung von Leistungsflüssen eingesetzt. [129] 

Im grundsätzlich auslegungsrelevanten Betriebspunkt „Starklast“ ergibt sich bei einem hohen 

Stromfluss ein hoher induktiver Blindleistungsbedarf. Dagegen ergibt sich im Schwachlastfall in 

städtischen HS-Netzen bei einem vergleichsweise hohen Verkabelungsgrad ein hoher kapazitiver 

Blindleistungsbedarf. Spannungsprobleme können oft mit Kuppeltransformatoren ausgeregelt 

werden, jedoch werden auch Drosselspulen zur Kompensation der kapazitiven Ladeleistungen 

eingesetzt. 

Ein besonderes Merkmal von HS-Netzen im Gegensatz zu den unterlagerten Spannungsebenen 

ist zum einen ein unterschiedlicher Planungsansatz mit weniger reaktivem Charakter und lang-

fristigerer Zeitachse. Zudem sind städtische HS-Netze aktuell neben der Einbindung neuer Lasten 

besonders mit anderen Treibern, die auf die Versorgungsaufgabe und die Netzplanung wirken, 

konfrontiert. Dies sind bspw. die Veränderung des städtischen Kraftwerksparks, der Umbau der 

zentralen Wärmeversorgung und überdies singulären Einzelanfragen, die in das Versorgungskon-

zept einbezogen werden müssen. Dieser Wandel muss mit den in der HS-Ebene typischen langen 

Genehmigungsverfahren vereinbart werden, sodass eine Anpassung verzögerter realisiert werden 

kann, was in der Folge zu deutlich individuelleren Netzcharakteristika führt.  

14.4.2 Technisch-wirtschaftliche Bewertung 

Auf Grundlage der in Kapitel 8 und 9 beschriebenen Anwendung der Lastentwicklung ergibt sich 

die in der Abbildung 14.40 (Seite 183) gezeigte Leistungssteigerung für die betrachteten Szena-

rien. Bis zum Jahr 2050 bewegt sich der Lastzuwachs in der HS-Ebene dabei in einem Korridor 

zwischen ca. S2050/S2021 = 40 % im konservativen und S2050/S2021 = 80 % im progressiven Szenario 

bzw. in Ausnahmefällen bis zu S2050/S2021 = 100 %. Hauptsächlicher Treiber ist dabei die Integra-

tion von LIS. 
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Abbildung 14.40: Relative Lastentwicklung für fünf Hochspannungsnetze 

Auf Grundlage der in Kapitel 11 und 12 beschriebenen Vorgehensweisen bei den konventionellen 

sowie innovativen Planungsmaßnahmen ergeben sich die in der Abbildung 14.41 (Seite 184) ge-

zeigten notwendigen Leitungsmaßnahmen als Mittelwert der fünf betrachteten HS-Netze bezogen 

auf die derzeit installierte Leitungslänge. Es ist ersichtlich, dass die rein konventionelle Planungs-

variante über alle Netze die meisten Leitungsmaßnahmen erfordert, wobei sich der gemittelte 

Ausbaubedarf bezogen auf die derzeit installierte Leitungslänge zwischen gut 25 % und knapp 

45 % je nach betrachtetem Szenario bewegt. Die Maßnahmen verteilen sich im Mittel vor allem 

im progressiven Szenario gleichmäßig über die Stützjahre. Bei einer netzspezifischen Betrach-

tung der Leitungsmaßnahmen für das Minimallast- (konventionell mit 3-kW-Wärmepumpen) und 

Maximallastszenario (progressiv mit 9-kW-Wärmepumpen) in der Abbildung 14.42 (Seite 184) 

zeigt sich eine starke Abhängigkeit der zeitlichen Verteilung der Leitungsmaßnahmen von den 

lokalen Netzbedingungen. 

Die Planungsvariante der Berücksichtigung von zusätzlichen Einspeisepunkten (Konv + UW) zur 

HöS-Ebene kann im Mittel die Leitungsmaßnahmen deutlich reduzieren, wobei auch hier der 

Einspareffekt wieder sehr netzspezifisch ist. Zudem zeigt sich im direkten Kostenvergleich bzw. 

dem Einsparpotenzial gegenüber dem rein konventionellen Leitungsausbau in der Abbil-

dung 14.43 (Seite 185), dass es sowohl Fälle gibt, in denen Einspeisepunkte Kostenvorteile auf-

weisen können (unter dem Vorbehalt nicht betrachteter HöS-Kostenpositionen), es aber auch 

Fälle gibt, bei denen die Kosten oberhalb derer für den reinen leitungsbezogenen Netzausbau 

liegen. 
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Abbildung 14.41: Leitungsmaßnahmen bezogen auf die derzeit installierte Leitungslänge gemittelt für fünf 

Hochspannungsnetze in den betrachteten Planungsvarianten 

Die theoretische Planungsvariante einer Anschlussleistungsbegrenzung der LP in der Ausfüh-

rungsform nur für pLP („ALB pLP“) reduziert, ähnlich wie das Konzept ohne Betrachtung der 

Wärmepumpenleistungen („ohne WP“), die notwendigen technischen Leitungsmaßnahmen in ge-

ringem Maße, wobei die Ausführungsform der ALB für private, öffentliche und Einpendler LP 

(„ALB LP gesamt“) den Ausbau signifikant reduzieren kann. 

 

Abbildung 14.42: Notwendige relative Leitungsmaßnahmen bezogen auf die derzeit installierte Leitungslänge 

für fünf Hochspannungsnetze für das konservative Szenario mit 3,0-kW-Wärmepumpen und das progressive 

Szenario mit 9,0-kW-Wärmepumpen 
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Bei dieser hypothetischen Annäherung eines Regelkonzeptes von LP bzw. der Berücksichtigung 

von Sperrzeiten für WP in den unterlagerten Spannungsebenen sind HS-seitig keine Kosten er-

fasst. Das kostenseitige Einsparpotenzial stellt sich dann gegenüber der konventionellen Refe-

renzvariante vor allem bei der Variante „ALB pLP gesamt“ dar und es zeigt sich bspw. in 50 % 

der analysierten Varianten ein Einsparpotenzial von knapp 25 % oder mehr gegenüber den aus-

schließlich konventionellen Planungsmaßnahmen, die als 0-%-Linie dargestellt sind. 

 

Abbildung 14.43: Einsparpotenzial bezogen auf die konventionelle Referenzvariante über alle analysierten Va-

rianten für fünf Hochspannungsnetze in den relevanten Planungsvarianten, Anmerkung: keine Berücksichti-

gung von HöS-Kosten der Zuleitungen und Schaltfelder 

14.4.3 Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Hochspannungsnetze 

Auf Basis der Erkenntnisse zu den einzelnen Netzplanungsvarianten sowie der zugehörigen tech-

nisch-wirtschaftlichen Bewertung aus Abschnitt 14.4.2 werden in Analogie zu Abschnitt 14.1.2 

(übergreifend) nachfolgend neue PuB für städtische HS-Netze erläutert, die verschiedenen Berei-

chen entstammen. 

Der erste Grundsatz liefert Annahmen für die Lastentwicklung und Leistungswertannahmen für 

unterschiedliche (neue) Lasten, die zur Netzplanung herangezogen werden können, wenn keine 

eigenen gesicherten Erkenntnisse vorliegen. Diesen Annahmen folgend, wird auf die teils einge-

schränkten Anwendungsfälle innovativer Maßnahmen bei gleichzeitig hoher Bedeutung konven-

tioneller Verstärkung eingegangen und anschließend konkret die Planungsvariante ALB adres-

siert. Im Anschluss wird der Bezug zu innovativen Netzmaßnahmen für ländliche HS-Netze ge-

zogen, während danach der Effekt des Zubaus von Einspeisepunkten zur HöS-Ebene diskutiert 

und auf das Ausmaß der Leitungsmaßnahmen als rein konventioneller Ausbau eingegangen wird. 

Abschließend erfolgt der Verweis auf die Entwicklung eines variablen Netzkonzeptes mit Hand-

lungsoptionen, um den hochspannungstypischen, spezifischen Charakter im Vergleich zu unter-

lagerten Spannungsebenen abzudecken. 
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1. Die aggregierte Lastentwicklung in der Hochspannungsebene ohne unterlagerte Regel-

konzepte, wie z. B. Lastmanagement, liegt je nach Szenario bis zum Jahr 2050 bei einem 

Lastzuwachs durch neue Lasten zwischen 40 % und max. 100 % der derzeitigen Netzlast. 

Den größten Anteil daran stellen die privaten Ladepunkte mit einem durchschnittlichen 

Leistungswert von ca. PpLP,HS = 1 kW aus Sicht der Hochspannungsebene stützjahr- und 

szenarioübergreifend dar. 

Die Prognose bzw. Annahme der zu erwartenden Laststeigerung und geeigneter Leistungswert-

annahmen für die unterschiedlichen Netznutzer bzw. (neue) Lasten ist ein wichtiger Bestandteil 

bzw. erster Schritt für die strategische Netzplanung in der HS-Ebene, um die zukünftige Versor-

gungsaufgabe zu definieren. 

Ein überwiegender Teil der neuen Lasten zur Elektrifizierung des Verkehrssektors wird in der 

NS- bzw. MS-Ebene angebunden. Bei dem Leistungszuwachs sind daher GZF zwischen den 

Spannungsebenen zu berücksichtigen, sodass aus der Perspektive der HS-Ebene ein reduzierter 

Leistungswert je pLP angesetzt werden kann. 

Aus der Analyse der vorliegenden HS-Netze unter Berücksichtigung der angenommenen Szena-

rien und Ladeleistungsverteilungen über die Stützjahre hat sich ohne die Berücksichtigung von in 

unterlagerten Spannungsebenen vorliegenden Regelkonzepten eine Leistungssteigerung bis zum 

Jahr 2050 in einem Korridor von S2050/S2021 = 40 % im konservativen bis max. S2050/S2021 = 100 % 

im progressiven Szenario aufgespannt (siehe Abbildung 14.40). 

Um auf Basis individueller Szenarien eine Abschätzung der spezifischen Leistungssteigerung 

durch den Beitrag der LP aus der Perspektive der HS-Ebene durchzuführen, sind in der Abbil-

dung 14.44 (Seite 187) und in der Abbildung 14.45 (Seite 187) die Detailergebnisse für die pri-

vate und öffentliche LIS dargestellt. Es zeigt sich, dass aus der Sicht des HS-Netzes für die private 

LIS bei den getroffenen Annahmen ein Leistungsbeitrag von ca. PLL = 1 kW je pLP über alle 

Stützjahre und beide Szenarien angesetzt werden kann. Dieser Wert kann aufgrund des angenom-

menen gleichen Ladeleistungsverhältnisses und der grundsätzlichen Methode zur Ermittlung der 

Ladeleistung ebenfalls für Einpendler als separat betrachtete LP in der HS-Ebene angesetzt wer-

den. Für öLP ergibt sich aufgrund der höheren Ladeleistungsverteilung, die sich zudem dynami-

scher über die Stützjahre verhält, ein Leistungsbeitrag von PLL = 2,3 kW bis PLL = 4,5 kW je öLP. 

Der Leistungsbeitrag von pLP je Hausanschluss aus Sicht der HS-Ebene, dargestellt in der Ab-

bildung 14.46 (Seite 187), bewegt sich je nach Szenario in 2050 zwischen PLL = 1 kW und 

PLL = 2,4 kW je pLP. 
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Abbildung 14.44: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte aus der Perspektive der fünf 

Hochspannungsnetze 

 

Abbildung 14.45: Durchschnittliche effektive Ladeleistung öffentlicher Ladepunkte aus der Perspektive der 

fünf Hochspannungsnetze 

 

Abbildung 14.46: Durchschnittliche effektive Ladeleistung privater Ladepunkte je Hausanschluss aus der Per-

spektive der fünf Hochspannungsnetze 
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Für WP kann der Leistungswert aus Sicht der HS-Ebene entsprechend der Gleichzeitigkeitskurve 

(siehe Abbildung 7.5) und der jeweiligen Wärmepumpenleistung (siehe Tabelle 7.4) ermittelt 

werden. 

Eine kontinuierliche Prüfung der Lastentwicklung und weitere Einflussfaktoren, wie bspw. die 

Anbindung singulärer Anfragen oder die Änderung des Kraftwerkparks, ist für die Anpassung 

des Szenarienkorridors bzw. eine Detaillierung des Entwicklungspfades notwendig, um auch lo-

kale Gegebenheiten mit abzubilden. 

2. In der Hochspannungsebene wird aufgrund des rein durch Betriebsmittelüberlastungen 

getriebenen Ausbaubedarfs die konventionelle Verstärkung empfohlen. Innovative Maß-

nahmen können in der Hochspannungsebene den Ausbau reduzieren bzw. verzögern, haben 

jedoch nur begrenzte Anwendungsmöglichkeiten. 

Der Ausbaubedarf in städtischen HS-Netzen ist durch die Integration von neuen Lasten bedingt 

und getrieben durch die Überlastung von Betriebsmitteln. Als konventionelle Maßnahme bietet 

sich die Verstärkung bzw. der Ausbau der derzeitigen Netzinfrastruktur an. Aufgrund der resul-

tierenden Netzprobleme und der zugrundeliegenden Lastanschlusspunkte, die bei den neuen Las-

ten zum überwiegenden Anteil in unterlagerten Spannungsebenen zu finden sind, stellen innova-

tive Maßnahmen in der HS-Ebene keine ausschließliche Planungsvariante dar. Dies ist dadurch 

bedingt, dass die über den konventionellen Ausbau hinausgehenden Ansätze zur Beseitigung von 

Betriebsmittelüberlastungen in Form von Regelinstanzen von LIS und WP ihre Zweckdienlich-

keit nur aus den unterlagerten Spannungsebenen erfahren und nicht hochspannungsseitig getrie-

ben sind (siehe auch Grundsatz 3). 

Maßnahmen zur Steigerung der Übertragungsfähigkeit wie Freileitungs- oder Kabelmonitoring 

haben darüber hinaus begrenzte Anwendungsfälle durch geringe Freileitungsanteile oder werden 

eher mit netzbetrieblichem als -planerischem Fokus gesehen. 

Leistungsflussregelnde Konzepte, wie z. B. Phasenschiebertransformatoren, sind immer als Ein-

zelfallbetrachtung im Planungsprozess zu berücksichtigen und eignen sich auch weniger zur Ver-

meidung von Betriebsmittelüberlastung bei einer flächendeckenden Integration von LIS. 

Zusammenfassend ist die konventionelle Verstärkung als bevorzugte Maßnahme in der HS-Ebene 

zu sehen, die von innovativen Ansätzen begleitet werden sollte, indem bspw. auch das NOVA-

Prinzip (Netzoptimierung vor -verstärkung vor -ausbau) weiterhin Anwendung findet. 
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3. Die Ladeleistungsbegrenzung von in unterlagerten Spannungsebenen angeschlossenen 

Ladepunkten ist aus Sicht der Hochspannungsebene ein eher theoretisches Konzept mit 

grundsätzlich maßnahmenreduzierender Wirkung. Die Anwendung einer Ladeleistungsbe-

grenzung im Planungsprozess ist bei Verhältnismäßigkeit der Kollektivgröße jedoch nicht 

zweckdienlich, sondern lokal bzw. mit Fokus in den unterlagerten Spannungsebenen zu se-

hen. 

Die Planungsvariante ALB als vereinfachte Form einer Steuerung von LIS in der NS- und MS-

Ebene führt, wie in der Abbildung 14.43 gezeigt, je nach Ausgestaltungsweise zu geringen bis 

signifikanten Einspareffekten bei den Leitungsmaßnahmen in der HS-Ebene. Der Umfang von 

LIS, die in der HS-Ebene angeschlossen ist und daher mit einem Effekt im Rahmen der Ladeleis-

tungsbegrenzung bzw. einer Steuerung der Ladeleistung hinsichtlich des Netzausbaubedarfs bei-

tragen könnte, ist dagegen gering. Aus Sicht der HS-Ebene handelt es sich bei der Ladeleistungs-

begrenzung bzw. der Ladesteuerung demnach um ein passives bzw. theoretisches Konzept ohne 

aktive Abregelung getrieben aus der HS-Ebene. Eine Ausgestaltung einer direkten Einflussnahme 

aus der HS-Ebene auf die unterlagerte LIS ist ggf. analog zum Konzept des Einspeisemanage-

ments bei DEA nur für einen kritischen Netzzustand denkbar. 

Vor dem Hintergrund einer verursachernahen Klärung durch Regelung der Ladeleistung in den 

unterlagerten Spannungsebenen ist eine Abregelung aufgrund einer kritischen Netzsituation in 

der HS-Ebene auch vor dem Hintergrund der notwendigen Kollektivgröße im normalen Netzbe-

trieb als nicht realistisch einzustufen. Sie ist damit nicht als aktiver Treiber aus der HS-Ebene zu 

sehen, stattdessen profitieren HS-Netze davon, dass sinnvollerweise direkt am Ursprungsort eine 

Steuerung der zusätzlichen Last erfolgt. In der Folge wirkt das angewendete Konzept zur Steue-

rung von regelbaren Lasten in der NS- und MS-Ebene auf den Planungsprozess in der HS-Ebene 

ein und ist dementsprechend zu berücksichtigen. Des Weiteren wurde in der Netzplanung beach-

tet, dass sich der GZF für die HS-Ebene erhöht, wenn LIS abgeregelt wird. 

4. Die Netzoptimierung durch innovative Planungs- und Betriebsvarianten stellt in städti-

schen Hochspannungsnetzen eine weniger wirkungsvolle Option zur Reduktion des Aus-

baubedarfs als in ländlichen Hochspannungsnetzen dar. 

Aufbauend auf dem dritten Grundsatz zeigt sich, bedingt durch die Charakteristika der Netzaus-

bautreiber, in städtischen HS-Netzen weniger Reduktionspotenzial bei innovativen Maßnahmen 

gegenüber dem rein konventionellen Ausbau als es bei ländlichen HS-Netzen der Fall ist [3]. Dies 

resultiert daraus, dass sich DEA im ländlichen und Lasten im städtischen Bereich als Ausbautrei-

ber bei der Behandlung im Rahmen der Abregelung als innovative Maßnahme unterscheiden. Für 

DEA ist bereits eine Abregelung sowohl als betrieblicher als auch planerischer Ansatz ausgestal-

tet (in Form eines Einspeisemanagements und der Spitzenkappung, die eine Abregelung der Leis-
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tung von Windenergieanlagen und PVA erlaubt, wenn max. 3 % der jährlich eingespeisten Ener-

gie gekappt wird [137]) und erlaubt so eine direkte Anwendung. Die Abregelung von Bezugsan-

lagen ist dagegen weniger flexibel oder im Normalbetrieb sogar nicht ohne Weiteres möglich. Für 

LP als neue Lasten fehlt darüber hinaus noch ein abgestimmtes Ausgestaltungskonzept hinsicht-

lich der (Ab-)Regelungsmöglichkeiten. 

Das unterschiedliche Einsparpotenzial resultiert auch daher, dass sich die Anschlusspunkte der 

beiden Ausbautreiber unterscheiden. Während auch ein gewisser Anteil der Einspeiseleistung auf 

HS-Ebene im ländlichen Bereich angebunden ist, erfolgt der Anschluss der neuen Lasten zum 

überwiegenden Teil in den unterlagerten NS- und MS-Ebenen. 

5. Der Bau weiterer HöS/HS-Umspannwerke ist als spezifische Einzelfallbetrachtung zu se-

hen. Er kann in Abhängigkeit der Versorgungsaufgabe und der Ausgangssituation zu Ein-

sparungen hinsichtlich des Ausbaus von Hochspannungsleitungen führen. Bei einer Ge-

samtbetrachtung kann es jedoch zu signifikant höheren Kosten führen. 

Wie in der Abbildung 14.41 dargestellt ist, kann die Planungsvariante zusätzlicher Einspeise-

punkte zur HöS-Ebene den technischen Ausbaubedarf signifikant reduzieren, wobei der Effekt 

sehr stark von den spezifischen vorliegenden Netzgegebenheiten und Rahmenbedingungen ab-

hängt. Der Umstand einer notwendigen Einzelfallprüfung für weitere Einspeisepunkte wird so-

wohl in der Abbildung 14.42, in der die jeweiligen Ausbaumaßnahmen der Netze separat gezeigt 

werden, als auch in der Darstellung der kostenseitigen Einsparpotenziale in der Abbildung 14.43 

deutlich. 

Je nach weiteren Gegebenheiten wie neben der Integration neuer Lasten bspw. zusätzlichen Aus-

bautreibern in der HS-Ebene, dem verfolgten Netzkonzept oder der derzeitigen Netzauslastung 

bzw. Anbindungssituation zur vorgelagerten Netzebene, kann der UW-Bau eine Möglichkeit sein, 

um der Leistungssteigerung zu begegnen. Dieser Planungsbaustein ist als Einzelfallbetrachtung 

zu sehen. Dieser Aspekt ist gerade vor dem Hintergrund einer Gesamtkostenbetrachtung inkl. der 

Anbindung des UW an die HöS-Ebene bedeutsam und ist in städtischen Netzen aufgrund der 

hohen Bebauungsdichte und geringer Potenzialflächen spezifisch zu bewerten. 

6. Für einen Großteil der Leitungsmaßnahmen ist ein Kabelquerschnitt von 

q = 1.200 mm² (Al) ausreichend. In wenigen Fällen – bspw. für Transportleitungen – ist 

q = 2.000 mm² (Al) oder ein Parallelsystem notwendig, wobei dies stark vom verwendeten 

Netzkonzept abhängt. 

Über alle Planungen hinweg konnte ein Großteil der Leitungsmaßnahmen mit einem 1.200-mm²-

Kabel (Al) zur Übertragung beherrscht werden. Dies gilt vor allem für Kabel zur Verteilung der 

Leistung. Bei Transportleitungen von den Einspeisepunkten oder in Einzelfällen waren jedoch 

bis 2.000-mm²-Einfach- aber auch Doppelsysteme (Al) notwendig. 
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Die daraus abzuleitende Wahl des Querschnitts für den jeweiligen NB ist jedoch sehr vom spezi-

fischen Netzkonzept abhängig. Zudem unterliegt die jeweilige tatsächliche Übertragungsleistung 

stark den spezifischen Verlegebedingungen, sodass hiermit nur eine grobe Orientierung der not-

wendigen Kabelquerschnitte gegeben werden kann. 

Als Unterstützung zur Definition eines zukünftig notwendigen Kabelquerschnitts kann die Ent-

wicklung der Verschiebeleistung von der Ist-Situation bis zum Jahr 2050 genutzt werden. Die 

Abbildung 14.47 zeigt dazu exemplarisch für ein HS-Netz die Verteilung der übertragenen Leis-

tungsscheiben für die relative Leitungslänge bezogen auf die installierte Leitungslänge für den 

derzeitigen Stand und die Entwicklung im progressiven Szenario mit 9,0-kW-Wärmepumpen bis 

zum Jahr 2050. Während sich die Verschiebeleistung derzeit bei einem Großteil der Leitungski-

lometer bis zu S = 40 MVA für alle betrachteten HS-Netze bewegt, ist eine deutliche Verschie-

bung der Glockenkurve in höhere Leistungsbereiche erkennbar. So steigt der hauptsächliche Lei-

tungsanteil bis zum Jahr 2050 an und liegt dann bei S = 60 bis zu S = 70 MVA. Hinsichtlich der 

Vorbelastung und Netztopologie kann je nach Ausgangssituation dieser jedoch auch vereinzelt 

höher ausfallen. Darüber hinaus zeigt sich bis zum Jahr 2050 eine deutliche Spreizung der Ver-

schiebeleistung. Analoge Darstellungen der weiteren HS-Netze sind im Anhang 17.6 (Seite 250) 

dokumentiert. 

Grundsätzlich ist es sinnvoll, gerade auch vor dem Hinblick eines variablen Netzkonzeptes (siehe 

Grundsatz 7), Leerrohre, soweit dies bei städtischen Baumaßnahmen möglich ist, mit einzupla-

nen. 

 

Abbildung 14.47: Leistungsscheiben bezogen auf die relative Leitungslänge für das Jahr 2021 und das progres-

sive Szenario mit 9-kW-Wärmepumpen für Hochspannungsnetz HS-N1 
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7. Es wird empfohlen, ein variables Netzkonzept mit Handlungsoptionen vor dem Hinter-

grund der relevanten Ausgangssituation – bspw. Netzkonzept, weitere Ausbautreiber, Re-

gelkonzepte in den unterlagerten Spannungsebenen – abzuleiten, um der zukünftigen Ver-

sorgungsaufgabe zu begegnen. 

Aufgrund der für die HS-Ebene typischen Netzcharakteristika ist es anzustreben, entsprechend 

der geltenden Rahmenbedingungen ein netzbetreiberspezifisches Netzkonzept zu entwickeln, das 

Handlungsspielräume offenlässt, mit denen flexibel auf die grundsätzlichen Ausbautreiber im 

HS-Netz reagiert werden kann. Dies ist essentiell, da vor allem im städtischen Bereich die Vor-

laufzeit bspw. hinsichtlich der Standortfindung von Einspeisepunkten und Kabeltrassen steigt und 

aktuell der Ausbau vielfach durch andere Treiber vornehmlich beeinflusst wird. Bei dem Konzept 

sollten neben den zusätzlichen Ausbautreibern auch die jeweils vorliegende Netzauslastung, ver-

wendeten Betriebsmittel und deren Alter und Zustand sowie ggf. städtebauliche Maßnahmen ein-

fließen, um eine möglichst hohe Variabilität zu erzielen. Im Zuge der Konzeptionierung ist die 

Integration neuer Lasten durch die Elektrifizierung von Verkehr und dezentraler Wärmeversor-

gung mit einzubeziehen. Die angestrebten Mobilitätsszenarien der Städte mit Fokus auf Indivi-

dualverkehr, ÖPNV etc. dienen dabei als sinnvolle Indikation für die NB, um Kapazitäten ab-

schätzen und vorhalten sowie das entwickelte Netzkonzept bei Bedarf anpassen zu können. Et-

waige Lastverlagerungsoptionen, bspw. durch das Umschalten von Transformatoren, bieten einen 

Lösungsansatz, um kurzfristig der sich ändernden Versorgungsaufgabe gerecht zu werden. 

 



 

 

15 Zusammenfassung und Ausblick 

Grundsätzlich ist festzuhalten, dass städtische Netze zunächst für einen Lastzuwachs durch Lad-

einfrastruktur für Elektromobilität und elektrische Wärmepumpen in naher Zukunft je nach Ge-

bietsstruktur aufnahmefähig sind und nicht in jedem Fall schnell an ihre technischen Grenzen in 

Bezug auf die Einhaltung des Spannungsbandes sowie der zulässigen Betriebsmittelüberlastun-

gen geraten. Die im vorliegenden Leitfaden erarbeiteten Planungs- und Betriebsgrundsätze für 

städtische Netze (Übersicht in der Abbildung 15.1) ermöglichen dabei den Netzbetreibern die 

Entwicklung, Standardisierung oder Ergänzung der unternehmensspezifischen Planungs- und Be-

triebsgrundsätze, damit unter Berücksichtigung konventioneller, sowie innovativer Planungsmaß-

nahmen eine kostenoptimale Ausrichtung der Netze an ihren zukünftigen Anforderungen in Be-

zug auf Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen gewährleistet wird. 

Des Weiteren ist festzuhalten, dass punktuelle Spannungsbandprobleme in vielen Fällen und na-

her Zukunft über konventionelle spannungsregelnde Maßnahmen, wie z. B. Stufensteller, ohne 

zusätzliche Investitionskosten teilweise oder vollständig behoben werden können. Dagegen müs-

sen Leitungsüberlastungen jedoch häufig über konventionelle Maßnahmen behoben werden, 

wenn noch keine Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik für den Einsatz eines Last-

managements vorhanden ist, obwohl sich damit in vielen Varianten Planungsmaßnahmen verzö-

gern und teilweise verhindern lassen. 

 

Abbildung 15.1: Übersicht der Themenbereiche neuer Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Verteil-

netze als Ergebnis von PuBStadt 

Spannungsebenenübergreifend

1. Es ist grundsätzlich eine spannungsebenenübergreifende Betrachtung von HS-, MS- und NS-Netzen anzustreben.

2. Betriebsmittelüberlastungen sind der treibende Faktor des Ausbaubedarfs, Spannungsbandverletzungen nicht.

1. Leistungswertannahmen

2. Betriebspunkt „Starklast“

3. Standardkabelquerschnitt

4. Transformatordimensionierung

5. U-Regelungen wenig Wirkung

6. DLM-Potenzial ohne/mit MIKT

7. Innerstädtisch kaum Ausbau

Niederspannungsebene

3. Innov. Techn. sind nur im geringen Teil die wirtschaftlichste Lösung. Im übrigen Teil wird ein konv. Netzausbau empfohlen.

1. Leistungswertannahmen

2. Standardkabelquerschnitt

3. Transformatordimensionierung

4. DLM-Potenzial ohne/mit MIKT

5. Innerstädtisch kaum Ausbau

6. 20-kV-Netze vs. 10-kV-Netze

7. Spannungsbandaufteilung MS/NS

Mittelspannungsebene

1. Leistungswertannahmen

2. Konventionell vs. Innovativ

3. Ladeleistungsbegrenzung

4. Städtisches Reduktionspotential

5. Planungsbaustein HöS/HS-UW

6. Kabelquerschnitt

7. Konzept mit Handlungsoptionen 

Hochspannungsebene
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Über den vorliegenden Leitfaden hinaus gibt es in bestimmten Themenbereichen noch For-

schungsbedarf, der auch auf die Themen Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen abzielt und u. a. 

die Sammlung von Erfahrungswerten in Bezug auf das steigende Nutzungsverhalten darstellt. 

So ist auf der einen Seite grundsätzlich der Einfluss einer Erneuerungs- bzw. Investitionsplanung 

auf die Netzplanung mit einzubeziehen, was zwischen den Unternehmen variiert. Dabei sind ne-

ben den spartenseparaten Altersstrukturen der Stromleitungen auch die spartenübergreifenden Al-

tersstrukturen der Gas-, Wasser- und Fernwärmeleitungen hinsichtlich etwaiger Synergieeffekte 

bei der Ausbauplanung zu analysieren und zu berücksichtigen. Dadurch kann ggf. unnötiger Tief-

bau vermieden und gleichermaßen die Strategieplanung mit dem Asset Management verknüpft 

werden, um so perspektivisch erhebliche Kosten einzusparen. 

Auf der anderen Seite gibt es noch Bedarf an weiteren Analysen zu Detailthemen der Ladeinfra-

struktur und Wärmepumpen. Für letztere ist u. a. zu analysieren, welche Auswirkungen eine in-

telligente Nutzung verschiedener Sperrzeiträume auf die Netzauslastungen hat [138]. Hintergrün-

dig ist es vorstellbar, dass innerhalb eines Netzgebietes verschiedene Sperrzeiträume dazu führen, 

die Höchstlasten zu reduzieren und somit die Netzaufnahmekapazität für Ladeinfrastruktur zu 

erhöhen, was aktuell in der Politik umfangreich diskutiert wird. Dies ist vor dem Hintergrund 

einer integrierten Gleichzeitigkeitsfaktor-Betrachtung sinnvoll und es sollten dafür ggf. Anreize 

und Mechanismen geschaffen werden, um Wärmepumpen mittels technischer Lösungen aus der 

Abendspitze zu verschieben. Für die Ladeinfrastruktur ist dabei ergänzend zu analysieren, welche 

Auswirkungen ein temporäres und vollständiges Ausschalten der Ladepunkte in Abhängigkeit 

des jeweiligen Ladezustandes im Rahmen eines Lastmanagements haben. Ebenfalls ist zu analy-

sieren, welchen Einfluss eine flächendeckende (Teil-)Elektrifizierung von Tiefgaragen vorwie-

gend in Mehrfamilienhäusern auf die Netzplanung hat und was dabei ggf. ein kundenseitiges 

Lastmanagement bewirken kann. Neben dem Themenbereich Tiefgaragen bei Mehrfamilienhäu-

sern im Niederspannungsnetz ist es wichtig im Detail zu analysieren, von welchen Auswirkungen 

auszugehen ist, wenn der Großteil der Tankstellen oder Parkhäuser (teil-)elektrifiziert wird, was 

vorrangig in der Mittelspannungsebene stattfinden wird. 

Ein weiterer Aspekt, den es zukünftig zu beachten gilt, ist die Ausschöpfung von Synergieeffek-

ten zwischen Lasten und dezentralen Energiewandlungsanlagen. Insbesondere in vorstädtischen 

Gebieten, in denen sowohl vermehrt Ladeinfrastruktur und Wärmepumpen zu erwarten sind, als 

auch Potenziale für PV-Speicher-Kombinationen bestehen, können hier mit dem Ziel einer Ei-

genbedarfsoptimierung ggf. noch Entlastungen auf die Netzinfrastruktur erzielt werden. 

Vor dem Hintergrund der erarbeiten Ergebnisse kann allgemein festgehalten werden, dass der 

regulatorische Rahmen hinsichtlich neuer Lasten und des Lastmanagements die aktuellen und 

zukünftigen Anforderungen noch nicht abbildet. Für eine belastbare Planung des Netzausbaus ist 

ein langfristig stabiler, verlässlicher Regulierungsrahmen eine wichtige Voraussetzung.
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17 Anhang 

Den nachfolgenden Abschnitten können zusätzliche Informationen zu Modellgrenzen, Betriebs-

mittelkosten, Steckbriefe der Netze mit Netzstrukturparametern, Ergebnissen zum Sekundärbe-

wertungsmodell, Auswertungen zu eTankstellen sowie zusätzliche Auswertungen zur HS-Ebene 

entnommen werden. 

17.1 Modellgrenzen 

Die Ergebnisse dieses Leitfadens resultieren aus den Zielnetzplanungen für die ausgewählten NS-

sowie MS- und HS-Netze der assoziierten Projektpartner zum Zeitpunkt der Erstellung dieses 

Leitfadens. Die in Abschnitt 17.3 beschriebenen Netzstrukturparameter für die untersuchten 

Netze wurden in Rücksprache mit dem jeweiligen NB abgestimmt, um die Netze soweit wie mög-

lich realitätsnah, jedoch systematisch vereinheitlicht zu modellieren. Anhand der Ergebnisse der 

durchgeführten Zielnetzplanungen wurden die in Kapitel 14 erläuterten PuB abgeleitet. Die 

durchgeführten Zielnetzplanungen wurden unter den nachfolgenden Prämissen durchgeführt: 

Eingangsparameter: 

- Das Jahr 2021 stellt das Basisjahr für die Netzparameter (z. B. Auslastung etc.) dar. 

- Die Netze wurden für die Versorgungsaufgabe der jeweils zwei ausgewählten Szenarien 

(konservativ/progressiv) für Elektromobilität und Wärmepumpen ausgelegt. 

- Es wurden stützjahrübergreifende Netzplanungen für die Jahre 2030, 2040 und 2050 durch-

geführt. 

- Es wurden über die Stützjahre sich verändernde Ladeleistungsverteilungen angenommen. 

- Für private Ladeleistungen wurden 3,7 kW, 11 kW und 22 kW angesetzt. 

- Für öffentliche Ladeleistungen wurden 11 kW, 22 kW, 50 kW und 150 kW angesetzt. 

- Für WP wurden 3,0 kW, 6,5 kW und 9,0 kW angesetzt. 

Modellierung/Berechnung: 

- Leistungsflussberechnungen wurden in PSS®SINCAL durchgeführt. 

- Das angenommene Spannungsband wurde gemäß der Abbildung 7.1 mit den Werten aus der 

Tabelle 7.1 für die Netzplanung herangezogen. 

- Es wurden die Gleichzeitigkeitsfaktoren aus der Abbildung 7.4 für LIS und aus der Abbil-

dung 7.5 für WP verwendet. 

- LIS und WP wurden mit cos(φ) = 1 angesetzt. 

- Die Modellierung des DLM erfolgte gemäß Abschnitt 12.2.7. 

- Es wurde eine statische und stützjahrübergreifende Netzplanung durchgeführt. 
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Kabeltypen: 

- NAYY 4-Ader-Kabel in der NS-Ebene 

- NA2XS2Y 3-Ader-Kabel in der MS-Ebene 

- NA2XS(FL)2Y Kabel in der HS-Ebene (siehe Tabelle 17.1) 

 

Tabelle 17.1: Übersicht der elektrischen Parameter der verwendeten Standard-Hochspannungskabel 

Kabeltyp Material Quer-

schnitt 

[mm²] 

R‘ 

[Ω/km] 

X‘ 

[Ω/km] 

C‘ 

[µF/km] 

Ir 

[A] 

Sr 

[MVA] 

NA2XS(FL)2Y 

1x630RM50 64/110 kV 

Al 630 0,0486 0,120 0,215 715 136 

NA2XS(FL)2Y 

1x1.000RM/50 64/110 kV 

Al 1000 0,0391 0,110 0,255 905 172 

NA2XS(FL)2Y 

1x1.200/6/50 64/110 kV 

Al 1200 0,0249 0,105 0,290 1040 198 

NA2XS(FL)2Y 

1x1.600/6/50 64/110 kV 

Al 1600 0,0189 0,105 0,315 1205 229 

NA2XS(FL)2Y 

1x2.000/6/50 64/110 kV 

Al 2000 0,0152 0,100 0,345 1.355 258 

Angenommene Verlege- und Betriebsbedingungen: 

- Rund-mehrdrahtige Segmentleiter (RMS) ab einschließlich 1.200 mm² 
- Verlegetiefe: 1,2 m 
- Erdung: Crossbonding 
- Verlegung im PE-Rohr: 160 x 4,9 mm 
- Kabelanordnung: im Dreieck 
- Leiterachsenabstand: 160 mm 
- Umgebungstemperatur: 15 °C 
- Belastungsgrad: 0,85 

Technisch-wirtschaftliche Bewertung: 

- Es wurden Betriebsmittelkosten gemäß Anhang 17.2 für die Berechnung berücksichtigt. 

- Die Barwertmethode gemäß Abschnitt 13.2.1 diente als Basis für die Kostenberechnung. 

- Das Basisjahr ist 2021. 

- Die Investitionszeitpunkte wurden für die Jahre 2025, 2035 und 2045 berücksichtigt. 
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Grenzen der GZF-Berechnung: 

Im Bereich für LIS werden unterschiedliche Gleichzeitigkeiten relevant, die entsprechend in dif-

ferenzierten Leistungswertannahmen resultieren können und derzeit den größten Unsicherheits-

faktor darstellen, weil bisher nur wenig gesicherte Erkenntnisse zum flächendeckenden Ladever-

halten vorhanden sind und hier noch weiterer Forschungsbedarf besteht. 

In Abschnitt 7.6.2 wurde erläutert, welche vier Berechnungen zur Ermittlung der Gleichzeitigkei-

ten für Elektromobilität im Rahmen von PuBStadt identifiziert wurden. Dabei resultieren die Be-

rechnungsvarianten (1) und (3) in sehr hohen kumulierten Ladeleistungen pro Netz bzw. pro Ab-

gang im Gegensatz zu den Berechnungsvarianten (2) und (4), weshalb (1) und (3) für die Netz-

planung ausgeschlossen wurden. Die Werte für (2) und (4) – als auch für (1) und (3) – befinden 

sich in gleicher Größenordnung. Zusätzlich ist für die Berechnungsvariante (4) nur ein GZF pro 

Netz notwendig. Aus diesen Gründen wurde für PuBStadt die GZF-Berechnungsvariante (4) für 

die Netzplanung herangezogen. In Abschnitt 9.2 wurde ergänzend erläutert, dass die Verteilung 

von pLP anhand der Gebäudestruktur und von öLP anhand der Netzknoten durchgeführt wird. 

Infolgedessen kann es je nach Netzstruktur dazu führen, dass ab einer bestimmten Anzahl von 

pLP keine weiteren pLP mehr in die Netze integriert werden können und somit ein Maximum 

erreicht ist. Dagegen besteht die Möglichkeit, dass trotzdem weitere öLP verteilt werden. 

Aus den beiden vorgenannten Methoden ist es daher in wenigen Fällen für (2) und (4) möglich, 

dass in bestimmten Konstellationen die effektive Ladeleistung pro LP einer bestimmten Nenn-

leistung von einem zum nächsten Stützjahr leicht sinkt, wenn mehr LP mit anderer Nennleistung 

in die Netze regionalisiert werden. Dies kann z. B. der Fall sein, wenn aufgrund der Vollelektri-

fizierung privater LIS (insbesondere bei Wohngebäuden) keine weiteren pLP, sondern nur noch 

weitere öLP integriert werden. Dieser Sachverhalt zeigt sich bspw. in der Abbildung 14.1 und der 

Abbildung 14.5 bei NS-N02. Im Jahr 2040 des progressiven Szenarios ist bereits die max. Anzahl 

von pLP erreicht und im Jahr 2050 werden nur noch weitere öLP integriert. Gemäß der GZF-

Berechnungsvariante (4) – oder (2) – steigt die Anzahl aller Ladepunkte sowie die durchschnitt-

liche Ladeleistung. Der daraus resultierende geringere GZF wird dann u. a. auf die gleichblei-

bende Anzahl von pLP angewendet, weshalb hier die Leistung pro pLP in geringem Umfang sinkt 

(siehe Abbildung 14.9), die gesamte effektive Ladeleistung im Netz für private und öffentliche 

LIS jedoch in Summe weiterhin steigt (siehe Abbildung 14.1). In jedem Fall wird die Netzplanung 

dahingehend durchgeführt, dass in jedem Stützjahr alle Grenzwertverletzungen behoben werden, 

sodass sich hier in keinem Fall Nachteile ergeben. 

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass unter Berücksichtigung der genannten Einzel-

fälle die angewendeten Methoden einen praktikablen Ansatz zur Berücksichtigung von GZF in 

der Netzplanung darstellen. Über nachfolgende Forschungsprojekte kann die Methode zur Be-

rücksichtigung von GZF noch weiter verfeinert werden.  
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17.2 Betriebsmittelkosten 

Der Tabelle 17.2, Tabelle 17.3 (Seite 214) und Tabelle 17.4 (Seite 216) können die angenomme-

nen Investitions- und Betriebskosten für die jeweiligen Betriebsmittel und Technologien für die 

NS-, MS- und HS-Ebene entnommen werden. Die Kosten stellen dabei gemittelte Annahmen dar 

und können sich grundsätzlich zwischen den Netzbetreibern unterscheiden. 

Für die Kostenberechnung bei einer Parallelverlegung werden die Kosten des größeren Kabel-

querschnitts als Basis („einzeln“) herangezogen. Der jeweils kleinere Querschnitt wird zusätzlich 

(„parallel“) berücksichtigt. 

Tabelle 17.2: Übersicht der angenommenen Betriebsmittelkosten in der Niederspannungsebene 

Parameter Wert Einheit Anmerkung 

Kabel   Kostensteigerung 0,5 %/a 

Abschreibungsdauer (kalk.) 45 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

4x1x240 mm² NAYY, einzeln 200.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

4x1x240 mm² NAYY, parallel + 60.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

4x1x185 mm² NAYY, einzeln 175.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

4x1x185 mm² NAYY, parallel + 40.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

4x1x150 mm² NAYY, einzeln 150.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

4x1x150 mm² NAYY, parallel + 20.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

4x1x35 mm² NAYY, einzeln 5.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

Kabelverteilerschrank    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Neubau 5.000 [Euro/Stk.] Pauschale 

ESP   Kostendegression 2,5 %/a 

Abschreibungsdauer (kalk.) 16 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Grundbetrag 19.600 [Euro/Stk.]  

Leistungspreis für 2 h Kapazität 550 [Euro/kW]  
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DNA    

Abschreibungsdauer (kalk.) 15 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Grundbetrag 9.500 [Euro/Stk.]  

Messeinrichtung für bis zu 

4 Abgänge 
3.500 [Euro/Stk.]  

Ortsnetzstation    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Neubau 45.000 [Euro/Stk.] Stationsgebäude 

Erneuerung 55.000 [Euro/Stk.]  

Ortsnetztransformator    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

630 kVA 10.000 [Euro/Stk.]  

800 kVA 12.500 [Euro/Stk.]  

1.000 kVA 15.000 [Euro/Stk.]  

1.200 kVA 18.500 [Euro/Stk.]  

1.600 kVA 25.000 [Euro/Stk.]  

rONT    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

630 kVA 21.200 [Euro/Stk.]  

800 kVA 24.200 [Euro/Stk.]  

1.000 kVA 27.500 [Euro/Stk.]  

1.200 kVA 30.000 [Euro/Stk.]  

1.600 kVA 36.000 [Euro/Stk.]  
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ESR    

Abschreibungsdauer (kalk.) 30 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Installationspreis 1.000 [Euro/Stk.]  

Leistungspreis  78 [Euro/kVA]  

 

Tabelle 17.3: Übersicht der angenommenen Betriebsmittelkosten in der Mittelspannungsebene (10 und 20 kV) 

Parameter Wert Einheit Anmerkung 

Kabel   Kostensteigerung 0,5 %/a 

Abschreibungsdauer (kalk.) 45 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

3x1x150 mm² NA2XS2Y, 

einzeln 
225.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x150 mm² NA2XS2Y, 

parallel 
+ 50.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

3x1x185 mm² NA2XS2Y, 

einzeln 
237.500 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x185 mm² NA2XS2Y, 

parallel 
+ 65.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

3x1x240 mm² NA2XS2Y, 

einzeln 
250.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x240 mm² NA2XS2Y, 

parallel 
+ 80.000 [Euro/km] Kabel und Montage 

3x1x300 mm² NA2XS2Y, 

einzeln 
275.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x300 mm² NA2XS2Y, 

parallel 
+ 95.000 [Euro/km] Kabel und Montage 
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ESP   Kostendegression 2,5 %/a 

Abschreibungsdauer (kalk.) 16 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Grundbetrag 46.000 [Euro/Stk.]  

Leistungspreis für 2 h Kapazität 550 [Euro/kW]  

DNA    

Abschreibungsdauer (kalk.) 15 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Grundbetrag 15.000 [Euro/Stk.]  

MS-Messeinrichtung  8.000 [Euro/Stk.]  

Umspannwerk (HS/MS)    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Neubau 1.500.000 [Euro/Stk.]  

GIS-Schaltfeld 70.000 [Euro/Stk.]  

LIS-Schaltfeld 60.000 [Euro/Stk.]  

Trennschalter 4.500 [Euro/Stk.]  

Transformator 31,5 MVA 450.000 [Euro/Stk.]  

Transformator 40,0 MVA 500.000 [Euro/Stk.]  

Transformator 63,5 MVA 650.000 [Euro/Stk.]  

ESR    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Grundbetrag 40.000 [Euro/MVA]  

Abbaukosten 1.333 [Euro/MVA]  

ESR 2 MVA 80.000 [Euro/Stk.]  

ESR 4 MVA 160.000 [Euro/Stk.]  

ESR 6 MVA 240.000 [Euro/Stk.]  
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Tabelle 17.4: Übersicht der angenommenen Betriebsmittelkosten in der Hochspannungsebene 

Parameter Wert Einheit Anmerkung 

Kabel   Kostensteigerung 0,5 %/a 

Abschreibungsdauer (kalk.) 45 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

3x1x2.000 mm², einzeln 1.700.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x1.600 mm², einzeln 1.600.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x1.200 mm², einzeln 1.550.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x1.000 mm², einzeln 1.500.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

3x1x1.630 mm², einzeln 1.450.000 [Euro/km] Pauschale, inkl. u. a. Tiefbau 

Verlegung von Doppelsystemen: Annahme vom 1,75-fachen der jeweiligen Kabelkosten 

Umspannwerk (HöS/HS)    

Abschreibungsdauer (kalk.) 40 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Neubau 20.000.000 [Euro/Stk.] 
2 Umspanner, einfache Ein-

schleifung, 8 Schaltfelder 

Installation 5.000.000 [Euro/Stk.]  

380/220-kV-Transformator 

600 MVA 
8.500.000 [Euro/Stk.] 

Pauschale, inkl. u. a. Nebenan-

lagen  

(ohne 380-kV-Schaltfeld) 

380/110-kV-Transformator 

300 MVA 
5.200.000 [Euro/Stk.] 

Pauschale, inkl. u. a. 110-kV-

Schaltfeld und Kabelableitung 

(ohne 380-kV-Schaltfeld) 

380 kV Schaltfeld 4.000.000 [Euro/Stk.]  

Hochtemperaturleiterseil    

Abschreibungsdauer (kalk.) 50 [a]  

Betriebskosten 2,5 [% CapEx/a]  

Investitionskosten 100.000 [Euro/km] 
Pro System, kein Tausch der 

Masten 
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17.3 Steckbriefe 

Tabelle 17.5 bis Tabelle 17.9 können die Steckbriefe der Netze entnommen werden. 

Tabelle 17.5: Netzstrukturparameter der Niederspannungsnetze (Werte der Szenarien: 1. Zeile jeweils konser-

vativ, 2. Zeile jeweils progressiv, 1. Spalte jeweils 2030, 2. Spalte jeweils 2040, 3. Spalte jeweils 2050) 
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NS-N01 

C01 630 1.233 40 353 4 

20 31 66 1 1 2 3 3 5 

26 55 94 1 2 2 4 5 8 

NS-N02 

C02 400 1.042 10 382 5 

12 16 21 0 0 0 1 1 1 

14 21 24 0 0 0 1 1 2 

NS-N03 

C03 1.430 4.757 41 94 13 

8 18 32 0 0 0 2 2 4 

15 39 74 0 0 0 3 4 8 

NS-N04 

C04 400 2.043 40 245 5 

15 33 75 2 3 4 4 4 7 

29 69 89 3 7 7 5 7 13 

NS-N05 

C05 1.600 2.058 59 150 9 

24 39 68 5 7 8 8 8 15 

36 85 118 7 11 17 10 16 28 

NS-N06 

C06 630 4.017 192 448 4 

37 84 180 2 2 4 14 14 25 

68 158 327 2 7 10 18 27 47 

NS-N07 

C07 1.200 2.173 44 521 14 

37 65 97 0 0 1 2 2 4 

59 100 112 0 3 4 3 4 8 

NS-N08 

C08 630 1.493 99 226 6 

35 67 149 3 5 10 13 13 23 

54 136 175 6 17 31 16 25 44 

NS-N09 

C09 400 2.097 29 486 7 

9 13 33 0 0 0 2 2 3 

10 27 55 0 0 0 2 4 7 

NS-N10 

C10 630 5.054 189 489 6 

46 99 214 9 11 14 22 22 39 

79 187 303 11 18 26 28 43 75 
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NS-N11 

C05 630 9.412 226 289 2 

93 180 286 24 37 50 18 18 35 

160 299 320 38 79 106 23 35 61 

NS-N12 

C07 630 2.529 26 306 2 

11 18 35 0 0 1 1 1 2 

18 35 53 0 2 2 2 3 5 

NS-N13 

C10 630 2.486 88 111 4 

15 39 87 5 5 6 10 10 18 

29 77 137 5 8 11 13 19 34 

NS-N14 

C05 400 3.892 91 119 8 

21 44 99 4 5 8 10 10 18 

37 87 142 5 9 15 13 20 35 

NS-N15 

C05 250 1.299 27 51 3 

4 14 35 0 0 0 3 3 5 

13 30 59 0 1 4 4 6 10 

NS-N16 

C05 1.000 3.003 88 287 10 

9 36 103 6 9 12 7 7 13 

43 92 178 9 14 18 9 14 24 

NS-N17 

C05 315 4.010 108 231 6 

15 36 92 3 6 6 9 9 15 

32 84 178 6 8 16 1 16 29 

NS-N18 

C05 250 2.458 72 301 1 

36 63 101 6 7 10 10 10 18 

58 115 152 7 14 23 13 19 34 

NS-N19 

C05 1.600 1.832 37 140 8 

47 75 78 12 19 24 7 7 13 

71 81 89 20 26 26 9 14 24 

NS-N20 

C06 630 4.991 231 166 4 

35 74 146 5 7 8 77 77 77 

65 139 193 7 11 18 77 77 77 

 

Tabelle 17.6: Klassifizierung der Gebäude- und Stadtstruktur anhand der Lage und Gebäudetypen für 20 Nie-

derspannungsnetze (mit: GG = Gewerbegebäude, V = vorstädtisch, S = städtisch, I = innerstädtisch, X = hoher 

Anteil, O = geringer Anteil, - = vernachlässigbar bzw. nicht vorhanden) 
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EZFH - - - O X X - X - X X - X X X X X X X X 

MFH X X - X O O X O X O - X - - - X O X X O 

GG - - X - - - O - O - - O - - - - - - - - 

V    X X X  X  X X  X X X X X X X X 

S X  X      X            

I  X     X     X         
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Tabelle 17.7: Netzstrukturparameter der Mittelspannungsnetze (Werte der Szenarien: 1. Zeile jeweils konser-

vativ, 2. Zeile jeweils progressiv, 1. Spalte jeweils 2030, 2. Spalte jeweils 2040, 3. Spalte jeweils 2050) 
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MS-N01 

C01 

10 kV 
2 x 12,5 40.933 44 / 11 3.095 8.797 6 

1.194 2.175 3.834 144 178 253 

1.913 4.072 8.433 182 344 544 

MS-N02 

C02 

10 kV 
2 x 40 40.007 37 / 18 4.041 15.982 14 

1.637 3.343 6.028 186 229 323 

2.726 6.319 12.014 235 444 708 

MS-N03 

C03 

10 kV 
32 16.606 41 / 3 484 4.139 13 

195 399 773 20 24 40 

324 758 1.673 25 54 83 

MS-N04 

C04 

20 kV 
3 x 40 70.933 39 / 24 1.815 6.728 9 

737 1.512 2.905 84 103 147 

1.226 2.849 6.280 107 201 320 

MS-N05 

C01 

10 kV 
40 16.880 22 / 16 504 4.221 16 

203 420 803 24 29 41 

340 791 1.745 29 55  87 

MS-N06 

C06 

10 kV 
- 4.574 7 / - 182 2.142 2 

63 119 210 7 8 14 

98 231 483 14 21 35 

MS-N07 

C02 

10 kV 
- 16.967 9 / - 2.034 2.601 2 

657 1.287 2.385 90 117 162 

1.125 2.529 5.409 117 225 360 

MS-N08 

C04 

10/20 kV 
2 x 63 183.443 170 / 62 5.312 37.802 32 

2.156 4.415 8.517 240 298 425 

3.623 8.341 17.557 305 588 935 

MS-N09 

C06 

10 kV 
40 44.935 59 / 3 2.663 14.400 15 

1.076 2.070 3.500 122 147 212 

1.804 3.707 7.461 154 295 471 

MS-N10 

C01 

10/20 kV 
2 x 63 134.763 131 / 46 4.619 48.424 26 

1.869 3.854 7.398 213 265 374 

3.135 7.229 15.961 275 517 816 

MS-N11 

C01 

10/20 kV 
2 x 63 174.941 171 / 66 6.546 54.478 23 

2.686 5.522 10.646 297 368 526 

4.482 10.396 20.804 375 721 1.151 
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Tabelle 17.8: Klassifizierung der Gebäude- und Stadtstruktur anhand der Lage und Gebäudetypen für 11 Mit-

telspannungsnetze (mit: IN = Industrie, V = vorstädtisch, S = städtisch, I = innerstädtisch, X = hoher Anteil, O 

= geringer Anteil, - = vernachlässigbar bzw. nicht vorhanden) 
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I   X  X X      

 

Tabelle 17.9: Netzstrukturparameter der Hochspannungsnetze (Werte der Szenarien: 1. Zeile jeweils konserva-

tiv, 2. Zeile jeweils progressiv, 1. Spalte jeweils 2030, 2. Spalte jeweils 2040, 3. Spalte jeweils 2050) 
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A 

1.400 5 365 44 142.699 

63.102 126.898 238.175 6.569 8.206 11.547 

106.367 238.538 490.582 8.406 15.783 25.031 

B 
800 2 210 26 87.731 

38.687 77.926 139.779 4.034 5.046 7.100 

65.491 144.104 286.160 5.168 9.701 15.386 

C 
900 1 225 15 62.428 

25.115 51.991 101.253 2.872 3.588 5.052 

39.617 90.200 194.093 3.676 6.903 10.951 

D 
810 1 155 27 88.009 

48.679 87.863 147.057 4.049 5.065 7.121 

76.752 154.756 289.918 5.187 9.736 15.446 

E 
1.750 9 781 72 315.609 

123.834 246.160 450.628 14.516 18.150 25.530 

210.364 476.103 992.191 18.586 34.904 55.353 

Anmerkung: Willkürliche und abweichende Reihenfolge der Hochspannungsnetze, sodass keine Zuordnung zu den 

 im Leitfaden gezeigten Auswertungen möglich ist. 
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17.4 Sekundärbewertungsmodell 

In Abschnitt 13.2.2 wurde die Berechnungsmethode bzw. die Ermittlung des jeweiligen Gesamt-

ergebnisses (Score∑) der Planungsmaßnahmen pro Gewichtung erläutert. Nachfolgend werden 

ergänzend Rahmenbedingungen zur Interpretation der Analyseergebnisse zum Sekundärbewer-

tungsmodell der jeweiligen Netze erläutert. Dabei zeigen die Analyseergebnisse etwaige Unter-

schiede und Tendenzen ohne den Anspruch auf exakte Berechnungsergebnisse auf, wenn andere 

Kriterien und Gewichtungen zur Bewertung von Planungsmaßnahmen herangezogen werden, da 

z. B. keine vollumfängliche Zuverlässigkeitsberechnung durchgeführt werden konnte. 

Betriebsmittelkosten 

Es werden die Ergebnisse aus dem Primärbewertungsmodell herangezogen. 

Netzverluste 

Für die Berechnung der Netzverluste wird die softwareseitige Ermittlung herangezogen. Dabei 

wird keine Zeitreihenanalyse durchgeführt, sondern der Starklastfall angesetzt, für den die pro-

zentualen Netzverlustergebnisse gültig sind. 

Störungshäufigkeit 

Niederspannungsebene: 

Es werden als stark vereinfachter Ansatz nur die Leitungen mit Ausfallraten beaufschlagt. Dabei 

beträgt die Ausfallrate auf Basis von [131-134] 0,00002839 je Meter und Jahr als Mittelwert der 

Jahre 2013, 2014, 2016 und 2018 stochastischer Störungen (Gesamt NS). Eine Berücksichtigung 

weiterer Parameter wird nicht vorgenommen. 

Mittelspannungsebene: 

Es werden die Ausfallraten für einen Unabhängigen Einfachausfall (UNE) [75] je nach Betriebs-

mitteltyp berechnet und dann je Planungsvariante summiert, um die gesamte Störungshäufigkeit 

zu berechnen. Dabei wird unter den Spannungsebenen 10 kV und 20 kV unterschieden. 

Hochspannungsebene: 

Es werden die Ausfallraten (Mittelwert der Jahre 2018 bis 2021) für einen Unabhängigen Ein-

fachausfall (UNE) für niederohmige HS-Netze für Kabel und Freileitungen aus [61] herangezo-

gen und je Planungsvariante summiert, um die gesamte Störungshäufigkeit zu berechnen. 

Spannungsstabilität 

Es wird die Spannungsdifferenz berechnet, welche zwischen der Einspeisung in 2021 und dem 

Spannungsschlechtwert in 2050 liegt. Grundsätzlich haben kleine Spannungsdifferenzen einen 

hohen Score. Wird im Rahmen der Planungsmaßnahmen die Spannung so eingestellt, dass sie 

oberhalb der ursprünglich eingestellten Spannung liegt, wird der Wert negativ ausgegeben und 

mit einem noch höheren Score angegeben. 
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Anmerkung: Je nach Detaillierung oder anderer Auswahl der Nebenkriterien kann auch die Netz-

kurzschlussleistung als Nebenkriterium herangezogen werden, da diese direkt von konventionel-

len Netzausbaumaßnahmen abhängig ist, innovative Technologien sind dies dagegen nicht in al-

len Fällen. 

Niederspannungsbeispiel 1: 

1. Unterspannungsseitig am MS/NS-Transformator wird eine Spannung von U/Un = 95 % 

vorgegeben. 

2. Der schlechteste Spannungswert im Netz bei der Planungsvariante „konventionell“ be-

trägt U/Un = 91 %. 

3. Im Ergebnis wird für das Sekundärbewertungsmodell ein Wert von 4 % angegeben. 

Niederspannungsbeispiel 2: 

1. Unterspannungsseitig am MS/NS-Transformator wird eine Spannung von U/Un = 95 % 

vorgegeben. 

2. Der schlechteste Spannungswert im Netz bei der Planungsvariante „rONT“ beträgt 

U/Un = 96 %. 

3. Im Ergebnis wird für das Sekundärbewertungsmodell ein Wert von -1 % angegeben. 

Ressourcenaufwendung 

Es wird die Tiefbaulänge herangezogen, die den Ergebnissen des Primärbewertungsmodells zu-

grunde liegt. 

Anmerkungen Niederspannungsnetze 

Die NS-Netze NS-N02 und NS-N12 werden nicht mit dem Sekundärbewertungsmodell analy-

siert, da in diesen Netzen in keinem Szenario Grenzwertverletzungen auftreten. Ebenfalls treten 

in NS-N10 nur Transformatorüberlastungen auf, weshalb auch hier auf das Sekundärbewertungs-

modell verzichtet wird. 

Anmerkungen Mittelspannungsnetze 

Die MS-Netze N03, N04 und N05 werden nicht mit dem Sekundärbewertungsmodell analysiert, 

da in diesen Netzen in keinem Szenario Grenzwertverletzungen auftreten. 

Anmerkungen Hochspannungsnetze 

Es wird nur ein exemplarisches HS-Netz (HS-N2) mit dem Sekundärbewertungsmodell zur Ver-

anschaulichung der Ergebnisse analysiert. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N01 

In Tabelle 17.10 ist das Baselining für NS-N01 dargestellt. Abbildung 17.1 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.10: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N01 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,10 3,55 3,67 0,52 0,00 0,39 

Netzverluste 0,00 0,69 1,01 0,74 0,48 0,84 

Störungshäufigkeit 0,01 0,00 0,09 0,35 0,28 0,28 

Spannungsstabilität 0,00 1,63 3,33 1,01 0,96 0,98 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 0,62 2,66 1,84 2,13 

 

 

Abbildung 17.1: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N01 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- rONT schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- DLM-V1 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- DLM-V1/V2/V3 sind deutlich kostenintensiver als konventionelle Planungsmaßnahmen. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N03 

In Tabelle 17.11 ist das Baselining für NS-N03 dargestellt. Abbildung 17.2 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.11: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N03 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,89 5,93 0,00 0,24 0,24 2,35 

Netzverluste 0,22 0,13 0,13 0,38 0,38 0,00 

Störungshäufigkeit 0,00 0,09 0,09 0,00 0,00 0,09 

Spannungsstabilität 1,36 1,36 1,36 1,58 1,58 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 4,56 4,56 0,00 0,00 6,00 

 

 

Abbildung 17.2: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N03 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- SUW, rONT und DLM-V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. und SUW sind am kostengünstigsten. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N04 

In Tabelle 17.12 ist das Baselining für NS-N04 dargestellt. Abbildung 17.3 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.12: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N04 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,94 3,94 2,18 1,52 0,95 0,00 

Netzverluste 0,50 0,50 1,07 0,68 0,35 0,00 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 

Spannungsstabilität 0,79 0,79 3,17 0,00 0,33 0,39 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 0,40 6,00 6,00 3,71 

 

 

Abbildung 17.3: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N04 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. und SUW sind am kostengünstigsten (gleiche Planungsmaßnahmen). 

- rONT hat die beste Spannungsstabilität. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N05 

In Tabelle 17.13 ist das Baselining für NS-N05 dargestellt. Abbildung 17.4 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.13: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N05 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 2,22 3,54 0,00 3,32 2,53 2,30 

Netzverluste 0,47 0,89 1,16 0,11 0,94 0,00 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,00 0,45 0,45 0,45 

Spannungsstabilität 0,17 2,01 3,34 0,17 0,40 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,69 1,17 5,54 1,63 3,86 

 

 

Abbildung 17.4: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N05 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 schneidet in 3 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- rONT ist mit Abstand die teuerste Planungsmaßnahme. 

- DLM-V1/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N06 

In Tabelle 17.14 ist das Baselining für NS-N06 dargestellt. Abbildung 17.5 die jeweils gewichte-

ten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.14: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N06 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,87 3,87 4,37 0,80 0,00 0,35 

Netzverluste 0,06 0,06 0,13 0,27 0,15 0,00 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,21 0,22 0,22 0,29 

Spannungsstabilität 0,50 0,50 2,42 0,00 0,52 0,24 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 2,50 4,65 2,85 4,19 

 

 

Abbildung 17.5: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N06 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- rONT schneidet in allen Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- Konv. und SUW sind nur geringfügig teurer als rONT. 

- DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N07 

In Tabelle 17.15 ist das Baselining für NS-N07 dargestellt. Abbildung 17.6 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.15: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N07 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,53 3,53 3,53 0,00 0,00 2,22 

Netzverluste 0,03 0,03 0,03 0,00 0,00 0,96 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,42 

Spannungsstabilität 0,04 0,04 0,04 0,03 0,03 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 0,00 0,07 0,07 5,69 

 

 

Abbildung 17.6: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N07 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V3 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- rONT hat keinen Vorteil gegenüber Konv. und SUW (gleiche Planungsmaßnahmen). 

- DLM-V1/V2/V3 schneiden in allen Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N08 

In Tabelle 17.16 ist das Baselining für NS-N08 dargestellt. Abbildung 17.7 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.16: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N08 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 1,87 2,58 1,42 2,33 0,50 0,00 

Netzverluste 0,00 0,32 0,76 0,98 0,45 0,69 

Störungshäufigkeit 0,00 0,14 0,14 0,57 0,26 0,22 

Spannungsstabilität 0,00 1,09 2,67 0,55 0,20 0,36 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,86 0,61 4,10 2,23 1,64 

 

 

Abbildung 17.7: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N08 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 schneidet in 3 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- Konv. und rONT sind nur etwas teurer als SUW und DLM-V1. 

- DLM-V1 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N09 

In Tabelle 17.17 ist das Baselining für NS-N09 dargestellt. Abbildung 17.8 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.17: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N09 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,71 3,71 3,71 1,03 1,03 0,00 

Netzverluste 0,00 0,00 0,00 2,36 0,17 0,07 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,00 0,24 0,00 0,24 

Spannungsstabilität 0,00 0,00 0,00 0,50 0,00 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 6,00 

 

 

Abbildung 17.8: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N09 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V3 spart die gesamten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Spannungsregelnde Maßnahmen (SUW und rONT) haben keinen Vorteil gegenüber Konv. 

- DLM-V1 reduziert deutlich die Netzverluste. 

  

0,0

0,5

1,0

1,5

2,0

2,5

3,0

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

gleichgewichtet kostenorientiert Netzresilienz technisch orientiert ressourcenschonend

G
e
w

ic
h
te

te
s 

G
e
sa

m
te

rg
e
b
n
is

 (
S

c
o
re

∑
)

Betriebsmittelkosten Netzverluste Störungshäufigkeit Spannungsstabilität Ressourcenaufwendung



17.4 SEKUNDÄRBEWERTUNGSMODELL 231 

 

Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N11 

In Tabelle 17.18 ist das Baselining für NS-N11 dargestellt. Abbildung 17.9 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.18: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N11 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 1,88 2,29 1,45 3,71 0,00 0,00 

Netzverluste 0,01 0,18 0,00 2,38 0,35 0,27 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,00 0,24 0,00 0,00 

Spannungsstabilität 0,01 0,92 0,00 0,27 0,17 0,08 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 0,00 6,00 0,00 0,00 

 

 

Abbildung 17.9: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N11 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 schneidet in allen Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- SUW ist dem rONT vorzuziehen. 

- DLM-V2/V3 schneiden in allen Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N13 

In Tabelle 17.19 ist das Baselining für NS-N13 dargestellt. Abbildung 17.10 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.19: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N13 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 0,11 0,11 2,44 0,23 0,00 0,12 

Netzverluste 0,70 0,70 0,00 0,46 0,95 0,80 

Störungshäufigkeit 0,00 0,00 0,37 0,57 0,57 0,62 

Spannungsstabilität 0,21 0,21 1,00 0,47 0,59 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,00 3,42 2,61 1,47 2,12 

 

 

Abbildung 17.10: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N13 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- rONT schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- rONT und DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. und SUW schneiden in allen Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N14 

In Tabelle 17.20 ist das Baselining für NS-N14 dargestellt. Abbildung 17.11 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.20: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N14 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 2,56 2,70 2,54 0,65 0,00 0,68 

Netzverluste 0,00 0,18 0,70 0,84 0,49 0,43 

Störungshäufigkeit 0,02 0,00 0,03 0,03 0,03 0,03 

Spannungsstabilität 0,00 1,14 2,68 0,25 0,03 0,44 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,69 0,69 2,72 1,68 4,67 

 

 

Abbildung 17.11: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N14 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V3 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- rONT schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- Konv. und rONT sind nur geringfügig teurer als SUW. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N15 

In Tabelle 17.21 ist das Baselining für NS-N15 dargestellt. Abbildung 17.12 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.21: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N15 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 0,00 1,95 1,87 1,70 1,54 0,85 

Netzverluste 0,47 1,27 0,59 0,21 0,00 0,25 

Störungshäufigkeit 0,00 0,46 0,49 0,85 0,68 0,85 

Spannungsstabilität 0,00 1,24 2,19 0,35 0,05 0,09 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,32 1,81 2,49 2,49 2,19 

 

 

Abbildung 17.12: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N15 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- rONT und DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. schneidet in allen Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 

- rONT schneidet in allen Gewichtungen insgesamt am besten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N16 

In Tabelle 17.22 ist das Baselining für NS-N16 dargestellt. Abbildung 17.13 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.22: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N16 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,13 3,26 1,59 2,50 2,03 0,00 

Netzverluste 0,00 0,34 0,52 0,27 0,37 0,39 

Störungshäufigkeit 0,19 0,19 0,33 0,54 0,42 0,00 

Spannungsstabilität 0,43 1,61 3,11 0,00 0,47 0,47 

Ressourcenaufwendung 0,00 0,27 1,45 3,21 2,31 1,41 

 

 

Abbildung 17.13: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N16 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. und SUW sind am kostengünstigsten. 

- DLM-V3 schneidet in allen Gewichtungen insgesamt am besten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N17 

In Tabelle 17.23 ist das Baselining für NS-N17 dargestellt. Abbildung 17.14 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.23: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N17 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 3,45 3,81 2,25 0,51 0,00 0,04 

Netzverluste 0,00 0,15 0,30 1,03 0,85 0,03 

Störungshäufigkeit 0,00 0,08 0,10 0,22 0,22 0,19 

Spannungsstabilität 0,00 1,19 1,77 0,55 0,51 0,09 

Ressourcenaufwendung 0,00 2,21 2,64 5,98 4,53 4,90 

 

 

Abbildung 17.14: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N17 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. und SUW sind am kostengünstigsten. 

- DLM-V1/V2 reduzieren deutlich die Netzverluste. 

  

0,0

0,5

1,0

1,5

2,0

2,5

3,0

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

K
o
n

v
.

S
U

W

rO
N

T

D
L

M
-V

1

D
L

M
-V

2

D
L

M
-V

3

gleichgewichtet kostenorientiert Netzresilienz technisch orientiert ressourcenschonend

G
e
w

ic
h
te

te
s 

G
e
sa

m
te

rg
e
b
n
is

 (
S

c
o
re

∑
)

Betriebsmittelkosten Netzverluste Störungshäufigkeit Spannungsstabilität Ressourcenaufwendung



17.4 SEKUNDÄRBEWERTUNGSMODELL 237 

 

Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N18 

In Tabelle 17.24 ist das Baselining für NS-N18 dargestellt. Abbildung 17.15 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.24: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N18 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 2,77 2,84 0,26 1,00 0,00 0,00 

Netzverluste 0,16 0,00 0,46 2,01 0,64 0,77 

Störungshäufigkeit 0,00 0,16 0,16 0,16 0,16 0,16 

Spannungsstabilität 1,09 1,91 3,25 0,00 0,45 1,35 

Ressourcenaufwendung 0,00 4,83 4,83 4,83 4,83 4,83 

 

 

Abbildung 17.15: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N18 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- Konv. schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 

- Konv. und SUW sind am kostengünstigsten. 

- SUW, rONT und DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N19 

In Tabelle 17.25 ist das Baselining für NS-N19 dargestellt. Abbildung 17.16 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.25: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N19 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 1,98 2,15 0,00 1,89 1,21 0,61 

Netzverluste 0,13 0,16 0,51 0,88 0,00 0,13 

Störungshäufigkeit 0,03 0,00 0,18 0,41 0,28 0,17 

Spannungsstabilität 0,12 1,15 2,82 0,39 0,00 0,14 

Ressourcenaufwendung 0,00 1,29 1,54 2,62 1,59 1,54 

 

 

Abbildung 17.16: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N19 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- Konv. schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 

- Konv. und DLM-V1 sind nur etwas teurer als SUW. 

- SUW, rONT und DLM-V1/V2/V3 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Niederspannungsnetz NS-N20 

In Tabelle 17.26 ist das Baselining für NS-N20 dargestellt. Abbildung 17.17 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.26: Baselining (TopScore = 6) für das Niederspannungsnetz NS-N20 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. SUW rONT 
DLM V1 

(V) 

DLM V2 

(V) 

DLM V3 

(V) 

Betriebsmittelkosten 1,08 2,57 2,00 2,75 0,81 0,00 

Netzverluste 0,31 0,00 0,48 0,58 0,22 0,04 

Störungshäufigkeit 0,06 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 

Spannungsstabilität 0,21 0,79 2,13 0,19 0,09 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 3,09 3,09 3,96 1,92 1,92 

 

 

Abbildung 17.17: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Niederspannungsnetz NS-N20 im Sekundärbewer-

tungsmodell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- SUW, rONT und DLM-V1 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- SUW und rONT sind nur etwas teurer als DLM-V1. 

- Konv. und DLM-V3 schneiden in allen Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N01 

In Tabelle 17.27 ist das Baselining für MS-N01 dargestellt. Abbildung 17.18 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.27: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N01 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,02 4,98 0,97 0,00 

Netzverluste 0,00 1,13 0,43 0,07 

Störungshäufigkeit 0,00 0,13 0,09 0,05 

Spannungsstabilität 0,98 0,00 0,81 0,83 

Ressourcenaufwendung 0,00 5,57 3,63 1,93 

 

 

Abbildung 17.18: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N01 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- Konv. ist kostengünstiger als DLM-V3. 

- DLM-V1/V2 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N02 

In Tabelle 17.28 ist das Baselining für MS-N02 dargestellt. Abbildung 17.19 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.28: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N02 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,00 4,06 1,80 0,49 

Netzverluste 0,00 0,49 0,42 0,04 

Störungshäufigkeit 0,00 0,21 0,12 0,07 

Spannungsstabilität 0,33 0,03 0,00 0,40 

Ressourcenaufwendung 0,00 3,90 2,30 1,36 

 

 

Abbildung 17.19: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N02 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1/V2/V3 sind kostengünstiger als Konv. 

- DLM-V1 spart die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N07 

In Tabelle 17.29 ist das Baselining für MS-N07 dargestellt. Abbildung 17.20 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.29: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N07 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,99 4,23 1,06 0,00 

Netzverluste 0,00 1,19 0,47 0,64 

Störungshäufigkeit 0,02 0,41 0,06 0,00 

Spannungsstabilität 5,53 0,00 3,66 1,53 

Ressourcenaufwendung 0,14 2,95 0,42 0,00 

 

 

Abbildung 17.20: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N07 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- Konv. und DLM-V1 sind ungefähr gleich teuer. 

- DLM-V1 ist am besten bei der Gewichtung „ressourcenschonend“. 

- DLM-V3 verursacht die meisten Tiefbaumaßnahmen. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N08 

In Tabelle 17.30 ist das Baselining für MS-N08 dargestellt. Abbildung 17.21 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.30: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N08 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,04 1,32 0,12 0,00 

Netzverluste 0,00 0,69 0,70 0,21 

Störungshäufigkeit 0,00 0,28 0,24 0,20 

Spannungsstabilität 2,37 0,00 1,54 3,28 

Ressourcenaufwendung 0,00 5,87 5,09 4,12 

 

 

Abbildung 17.21: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N08 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1/V2/V3 sind nahezu gleich bei der Gewichtung „gleichgewichtet“. 

- DLM-V1/V2 sparen die meisten Tiefbaumaßnahmen ein. 

- Konv. ist kostengünstiger als DLM-V3. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N09 

In Tabelle 17.31 ist das Baselining für MS-N09 dargestellt. Abbildung 17.22 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.31: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N09 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 1,84 3,45 3,13 0,00 

Netzverluste 0,00 0,57 0,22 0,27 

Störungshäufigkeit 0,00 0,06 0,00 0,00 

Spannungsstabilität 2,08 0,00 1,39 1,18 

Ressourcenaufwendung 0,00 3,28 0,00 0,00 

 

 

Abbildung 17.22: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N09 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V1 schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- Konv. und DLM-V2/V3 verursachen die gleichen Tiefbaumaßnahmen. 

- Konv. ist kostengünstiger als DLM-V3. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N10 

In Tabelle 17.32 ist das Baselining für MS-N10 dargestellt. Abbildung 17.23 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.32: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N10 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,00 3,50 2,28 2,18 

Netzverluste 0,00 0,29 0,53 0,04 

Störungshäufigkeit 0,00 0,32 0,03 0,01 

Spannungsstabilität 1,30 0,00 0,81 1,23 

Ressourcenaufwendung 0,00 6,00 0,51 0,13 

 

 

Abbildung 17.23: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N10 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- Konv. schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am schlechtesten ab. 

- DLM-V1 schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 

- DLM-V2/V3 sind ungefähr gleich teuer. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Mittelspannungsnetz MS-N11 

In Tabelle 17.33 ist das Baselining für MS-N11 dargestellt. Abbildung 17.24 zeigt die jeweils 

gewichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.33: Baselining (TopScore = 6) für das Mittelspannungsnetz MS-N11 im Sekundärbewertungsmodell 

mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
DLM V1 

(MS) 

DLM V2 

(MS) 

DLM V3 

(MS) 

Betriebsmittelkosten 0,00 1,68 0,58 0,00 

Netzverluste 0,00 0,46 0,22 0,08 

Störungshäufigkeit 0,00 0,38 0,13 0,06 

Spannungsstabilität 1,57 0,00 1,78 1,29 

Ressourcenaufwendung 0,00 2,46 0,87 0,37 

 

 

Abbildung 17.24: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Mittelspannungsnetz MS-N11 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- DLM-V2 ist am besten beim Nebenkriterium „Spannungsstabilität“. 

- Konv. und DLM-V3 sind gleich teuer. 

- DLM-V1 schneidet in 4 von 5 Gewichtungen insgesamt am besten ab. 
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Ergebnisse des Sekundärbewertungsmodells für das Hochspannungsnetz HS-N2 

In Tabelle 17.34 ist das Baselining für HS-N2 dargestellt. Abbildung 17.25 zeigt die jeweils ge-

wichteten Gesamtergebnisse (𝑆𝑐𝑜𝑟𝑒∑). 

Tabelle 17.34: Baselining (TopScore = 6) für das Hochspannungsnetz HS-N2 im Sekundärbewertungsmodell mit 

9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Nebenkriterium Konv. 
Konv. 

+ UW 

ALB 

(pLP) 

ALB (LP 

gesamt) 

ohne 

WP 

Betriebsmittelkosten 0,63 0,00 1,15 3,36 2,61 

Netzverluste 0,57 0,86 0,00 1,14 0,29 

Störungshäufigkeit 2,25 0,00 0,00 0,00 0,00 

Spannungsstabilität 0,32 3,92 0,69 0,37 0,00 

Ressourcenaufwendung 0,00 1,12 1,23 1,23 1,23 

 

 

Abbildung 17.25: Gewichtete Gesamtergebnisse für das Hochspannungsnetz HS-N2 im Sekundärbewertungs-

modell mit 9-kW-Wärmepumpen für das progressive Szenario im Stützjahr 2050 

Erkenntnisse: 

- ALB LP gesamt schneidet bei kostenorientierter und ressourcenschonender Gewichtung am 

besten ab. 

- Die konventionelle Variante und vor allem in Verbindung mit einem UW-Bau (Konv+UW) 

hat Vorteile bei der Gewichtung „Netzresilienz“ und „technisch orientiert“. 
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17.5 Elektrifizierte Tankstellen 

Vor dem Hintergrund der steigenden Anzahl von Elektromobilität wird der Bedarf für sogenannte 

Ladespots steigen, die auf engem Raum aus mehreren LP mit hohen Ladeleistungen bestehen. Im 

Rahmen der Netzintegration werden diese Ladespots zunächst in der MS-Ebene vorgesehen, weil 

die dabei zu erwartende Ladeleistung die Aufnahmekapazität der NS-Ebene übersteigt (siehe Ab-

schnitt 4.1). 

Um eine einheitliche Systematik zur Integration von eTankstellen zu erzielen, wird methodisch 

grundsätzlich angenommen, dass die bestehenden konventionellen Tankstellen über die Jahre zu 

Ladespots umgewandelt werden bzw. Ladespots erhalten. Die angenommenen Ladeleistungen 

und die Anzahl von LP pro eTankstelle werden in Tabelle 7.2 aufgelistet. Die angenommenen 

GZF und die resultierende Leistungswerte für die eTankstellen werden wie in Tabelle 17.35 ge-

zeigt. Mithilfe der Tabelle können die Leistungswerte zur Dimensionierung der Abgänge sowie 

des UW-Transformators herangezogen werden. 

Tabelle 17.35: Gleichzeitigkeitsfaktoren und Leistungswerte für die elektrifizierten Tankstellen aus Sicht der 

Mittelspannungsebene 

Planungsperspektive 
Gleichzeitig-

keit 

Leistungswert 

im Jahr 2030 

[MW] 

Leistungswert 

im Jahr 2040 

[MW] 

Leistungswert 

im Jahr 2050 

[MW] 

Tankstelle 1,0 0,30 1,00 1,70 

Abgang 

(= 1 Tankstelle im 

Abgang) 

1,0 0,30 1,00 1,70 

(> 1 Tankstelle im 

Abgang) 

0,8 0,80 0,80 1,36 

HS/MS-Umspannwerkstrans-

formator 

0,6 0,18 0,60 1,02 

Im Rahmen einer qualitativen Analyse zu den Auswirkungen der eTankstellen auf die MS-Ebene 

werden in Abbildung 17.26 (Seite 249) die Leitungsauslastungen für die 11 untersuchten MS-

Netze (MS-N06 und MS-N07 werden von der Analyse ausgeschlossen, da den Netzen keine be-

stehenden Tankstellen zugewiesen werden) mit und ohne Elektrifizierung der Tankstellen gegen-

überstellt. Die Analyse zeigt, dass durch die Elektrifizierung der Tankstellen im Durchschnitt ca. 

4 % der Netzleitungslängen überlastet werden. Des Weiteren ist anzumerken, dass der Unter-

schied der überlasteten Leitungslänge zwischen „ohne eTankstellen“ und „mit eTankstellen“ 

beim konservativen Szenario größer ist als beim progressiven Szenario. Das liegt daran, dass das 

progressive Szenario die Netze bis an die Belastungsgrenze bringt, sodass eine Leistungszunahme 

durch die Integration von Ladespots kaum zu weiteren Überlastungen im Netz führt. Bei den 

innerstädtischen Netzen (MS-N03 und MS-N05) sowie dem 20-kV-Netz (MS-N04) sind weiter-

hin keine Grenzwertverletzungen nach der Integration von eTankstellen zu erwarten.  
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Für den Fall, dass die eTankstellen über einen neuen Abgang als singulär genutztes Betriebsmittel 

angeschlossen werden, kann Abbildung 17.27 herangezogen werden. Die Abbildung zeigt die 

maximale Anzahl von eTankstellen, die an einem MS-Abgang, in Abhängigkeit vom Leitungs-

querschnitt und der verlegten Leitungslänge, angeschlossen werden können. 

 

 

Abbildung 17.26: Anteil überlasteter Mittelspannungsleitungslängen bezogen auf die Gesamtnetzleitungslänge 

mit und ohne elektrifizierten Tankstellen für sowohl das progressive als auch das konservative Szenario mit 9,0-

kW-Wärmepumpen bis zum Jahr 2050 

 

 

Abbildung 17.27: Mögliche Anzahl von elektrifizierten Tankstellen im Mittelspannungsabgang in Abhängigkeit 

der maximalen Leitungslänge in km für die Querschnitte 150, 185, 240 und 300 mm² (Al, 10 kV)  
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17.6 Leistungsscheiben bezogen auf die Leitungslänge in der Hoch-

spannungsebene 

Den nachfolgenden Abbildungen (Abbildung 17.28 bis Abbildung 17.31) können Leistungs-

scheiben für die Hochspannungsnetze HS-N2 bis HS-N5 entnommen werden. 

 

Abbildung 17.28: Leistungsscheiben bezogen auf die relative Leitungslänge für das Jahr 2021 und das progres-

sive Szenario mit 9-kW-Wärmepumpen für das Hochspannungsnetz HS-N2 

 

Abbildung 17.29: Leistungsscheiben bezogen auf die relative Leitungslänge für das Jahr 2021 und das progres-

sive Szenario mit 9-kW-Wärmepumpen für das Hochspannungsnetz HS-N3 
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Abbildung 17.30: Leistungsscheiben bezogen auf die relative Leitungslänge für das Jahr 2021 und das progres-

sive Szenario mit 9-kW-Wärmepumpen für das Hochspannungsnetz HS-N4 

 

 

Abbildung 17.31: Leistungsscheiben bezogen auf die relative Leitungslänge für das Jahr 2021 und das progres-

sive Szenario mit 9-kW-Wärmepumpen für das Hochspannungsnetz HS-N5 
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17.7 Stützwerte der Gleichzeitigkeitsfaktoren für Elektromobilität 

Tabelle 17.36 können einige Stützwerte für die Gleichzeitigkeitsfaktoren für Elektromobilität aus 

Abbildung 7.4 entnommen werden. 

Tabelle 17.36: Stützwerte für die Gleichzeitigkeitsfaktoren für Elektromobilität 

Ladeleistung 5 ePkw 10 ePkw 50 ePkw 100 ePkw 500 ePkw 

3,7 kW 1,0000 0,6526 0,3349 0,2570 0,1769 

11 kW 0,7282 0,5548 0,2327 0,1624 0,0926 

22 kW 0,6617 0,4735 0,1732 0,1151 0,0601 

50 kW 0,5761 0,3836 0,1238 0,0795 0,0387 

150 kW 0,4892 0,3059 0,0905 0,0571 0,0264 
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BRD Bundesrepublik Deutschland 

bspw. beispielsweise 

bzgl. bezüglich 

bzw. beziehungsweise 

ca. circa 

CapEx Capital Expenditures 

COP Coefficient Of Performance 

DNA Dezentrales Netzautomatisierungssystem 
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DEA Dezentrale Energiewandlungsanlage(n) (wie z. B. Photovoltaikanlagen) 

DLM Dynamisches Lastmanagement 

EE Erneuerbare Energien 

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz 

EFH Einfamilienhaus/Einfamilienhäuser 

eKfz elektrifizierte Kraftfahrzeuge (inkl. Transport- und Kastenwagen) 

EnEV Energieeinsparverordnung 

EnWG Energiewirtschaftsgesetz 

eÖPNV elektrifizierter öffentlicher Personennahverkehr 

ePkw 
elektrifizierte Personenkraftwagen (exkl. Transport- und Kastenwa-

gen)/Elektrofahrzeuge 

ESP Energiespeicher 

ESR Einzelstrangregler 

eTankstellen elektrifizierte Tankstellen 

EVU Energieversorgungsunternehmen 

EZFH Ein- und Zweifamilienhäuser 

FACTS Flexible-Alternating-Current-Transmission-Systems 

FP Förderprojekte 

G Gebäude 

GG Gewerbegebäude 

ggf. gegebenenfalls 
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GIS Geoinformationssystem 

GW Gewichtungsfaktor 

GZF Gleichzeitigkeitsfaktor(en) 

HöS Höchstspannung (220 kV oder 380 kV) 

HS Hochspannung (110 kV) 

HTL Hochtemperaturleiter 

HTLS High Temperature Low Sag 

i. d. R. in der Regel 

i. H. v. in Höhe von 

inkl. inklusive 

KST Kundenstation(en) 

LIS Ladeinfrastruktur für Elektromobilität 

LP Ladepunkt(e) 

max. maximal 

MB motorisierte Bevölkerung 

MFH Mehrfamilienhaus/Mehrfamilienhäuser 

MIKT Mess-, Informations- und Kommunikationstechnik 

min. minimal 

MS Mittelspannung (10 kV, 20 kV, seltener 15 kV oder 30 kV) 

NAV Niederspannungsanschlussverordnung 
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NB Netzbetreiber 

Netz Verteilnetz(e) 

NK Nebenkriterium 

NOVA Netzoptimierung vor -verstärkung vor -ausbau 

NS Niederspannung (0,4 kV) 

o. g. oben genannt(e/en) 

öLP öffentliche(r) Ladepunkt(e) 

ONS Ortsnetzstation(en) (MS/NS) 

ONT Ortsnetztransformator(en) (MS/NS) 

OpEx Operational Expenditures 

Pkw Personenkraftwagen 

PL Planungsvariante 

pLP private(r) Ladepunkt(e) 

PtG Power-to-Gas 

PtGA Power-to-Gas-Anlage(n) 

PtH Power-to-Heat 

PtHA Power-to-Heat-Anlage(n) 

PtX Power-to-X 

PuB Planungs- und Betriebsgrundsatz/Planungs- und Betriebsgrundsätze 

PVA Photovoltaikanlage(n) 
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rONT regelbare(r) Ortsnetztransformator(en) 

RTU Remote Terminal Unit 

SLP Standard-Lastprofil(e) 

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung 

StromStG Stromsteuergesetz 

SUW Spannungsregelung am Umspannwerk 

TAL Thermal Resistant Aluminum Leiter 

TotEx Total Expenditures 

UPFC Unified Power Flow Controller 

u. U. unter Umständen 

ugs. umgangssprachlich 

UW Umspannwerk(e) (HS/MS) 

WP Wärmepumpen (elektrisch) 

z. B. zum Beispiel 

ZFH Zweifamilienhaus/Zweifamilienhäuser 

 

Anmerkung: Im Fließtext wird aus Gründen einer einheitlichen Schreibweise auf den Plural oder 

 den Genitiv (z. B. des „UWs“) der jeweiligen Abkürzung verzichtet und der Plural 

 stattdessen im Abkürzungsverzeichnis mit angegeben 

 





 

 

Symbolverzeichnis 

𝑎  Gewichtungsfaktor für 𝐹B,BL 

𝐴EFH  Wohnfläche eines Einfamilienhauses 

𝐴PVA  Fläche von PVA 

𝑏  Gewichtungsfaktor für 𝐹eKfz,BL  

𝑐  Gewichtungsfaktor für 𝐹MB,BL 

𝑑  Gewichtungsfaktor für 𝐹FP,BL 

𝑒  Gewichtungsfaktor für 𝐹G,BL 

ePkwBL  elektrische Personenkraftwagen auf Ebene der Bundesländer 

ePkwBRD  elektrische Personenkraftwagen auf Ebene der Bundesrepublik 

ePkwS  elektrische Personenkraftwagen auf Ebene der Städte 

𝑓  Gewichtungsfaktor für 𝐹Pkw,BL 

𝑓1  Umrechnungsfaktor 1 

𝑓2  Umrechnungsfaktor 2 

𝑓n  Nennfrequenz der Versorgungs- oder Nennspannung 

𝐹B,BL  Verteilungsfaktor „Bevölkerung, Bundesland“ 

𝐹B,S  Verteilungsfaktor „Bevölkerung, Stadt“ 

𝐹BD,S  Verteilungsfaktor „Bevölkerungsdichte, Stadt“ 

𝐹eKfz,BL  Verteilungsfaktor „elektrische Kraftfahrzeuge, Bundesland“ 
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𝐹FP,BL  Verteilungsfaktor „Förderprojekte, Bundesland“ 

𝐹G,BL  Verteilungsfaktor „Gebäude, Bundesland“ 

𝐹LE  Lastentwicklungsfaktor 

𝐹MB,BL  Verteilungsfaktor „Motorisierte Bevölkerung, Bundesland“ 

𝐹Pkw,BL  Verteilungsfaktor „Personenkraftwagen, Bundesland“ 

𝐹Pkw,S  Verteilungsfaktor „Personenkraftwagen, Stadt“ 

Π𝑓  Produkt von Umrechnungsfaktoren, außer 𝑓1 und 𝑓2 

𝑔  Gewichtungsfaktor für 𝐹B,S 

ℎ  Gewichtungsfaktor für 𝐹BD,S 

𝐻  Ausfallrate pro Netz 

𝐻k  Ausfallrate pro Betriebsmitteltyp 

𝑖  Gewichtungsfaktor für 𝐹Pkw,S 

𝐼b  elektrischer Strom im Normalbetrieb 

𝐼max  max. Strom im Normalbetrieb 

𝐼r  Bemessungsstrom, Belastbarkeit bei vereinbarten Betriebsbedingungen 

𝐼z  Belastbarkeit 

𝑗  Typ der Ladepunkte wie z. B. 11 kW 

𝑛k  Mengengerüst in Stück oder Meter pro Betriebsmitteltyp 

𝑛LPj   Anzahl Ladepunkte pro Ladeleistung 

∑𝑛LP  Anzahl aller Ladepunkte 



SYMBOLVERZEICHNIS 275 

 

𝑃  elektrische Wirkleistung 

𝑃inst  installierte Leistung von DEA (insbesondere PVA) 

𝑃j  Ladeleistung pro Typ 

𝑃konv,NS−Abgang,EZFH  Leistungswertannahme für konventionelle Lasten aus der Perspektive 

eines Niederspannungsabgangs für Ein- und Zweifamilienhäuser 

𝑃konv,NS−Abgang,MFH  Leistungswertannahme für konventionelle Lasten aus der Perspektive 

eines Niederspannungsabgangs für Mehrfamilienhäuser 

𝑃konv,ONT,EZFH  Leistungswertannahme für konventionelle Lasten aus der Perspektive 

eines Ortsnetztransformators für Ein- und Zweifamilienhäuser 

𝑃konv,ONT,MFH  Leistungswertannahme für konventionelle Lasten aus der Perspektive 

eines Ortsnetztransformators für Mehrfamilienhäuser 

𝑃konv,UWT,HA  Leistungswertannahme für konventionelle Lasten aus der Perspektive 

eines Umspannwerktransformators für Niederspannungshausan-

schlüsse 

𝑃LL  Ladeleistung 

𝑃LPj  Ladeleistung pro Ladepunkt 

𝑃n  Nennleistung 

𝑃pLP,NS−Abgang,HA  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Niederspannungsabgangs für Hausanschlüsse 

𝑃pLP,NS−Abgang,ZP  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Niederspannungsabgangs für Zählpunkte 

𝑃pLP,HS  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive der 

Hochspannungsebene 

𝑃pLP,ONT,HA  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Ortsnetztransformators für Hausanschlüsse 
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𝑃pLP,ONT,ZP  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Ortsnetztransformators für Zählpunkte 

𝑃pLP,UWT,HA  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Umspannwerktransformators für Niederspannungshausanschlüsse 

𝑃pLP,MS−Abgang,HA  Leistungswertannahme für private Ladepunkte aus der Perspektive ei-

nes Mittelspannungsabgangs für Niederspannungshausanschlüsse 

𝑃Tank  installierte Leistung von Tankstellen 

𝑃WP  Leistung einer elektrischen Wärmepumpe 

𝑃WP,NS  Leistungswertannahme für in der Niederspannungsebene angeschlos-

sene Wärmepumpen 

𝑃WP,MS  Leistungswertannahme für in der Niederspannungsebene angeschlos-

sene Wärmepumpen aus Sicht der Mittelspannungsebene 

𝑃ZH  Leistung eines elektrischen Zusatzheizelements für Wärmepumpen 

𝑃∅  durchschnittliche Ladeleistung auf Basis der jeweiligen Verteilung 

𝑃∑Ladepunkte  installierte Leistung von allen gemeldeten öffentlichen Ladepunkten 

𝑞  Leiterquerschnitt 

𝑄n  Nennwärmeleistung 

𝑄spez  spezifischer Heizleistungsbedarf 

𝑄WG  Heizleistungsbedarf eines Wohngebäudes 

𝑄WW  Heizleistungsbedarf für Warmwasserbereitung 

𝑠  Strecke 

𝑆  Scheinleistung 
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𝑆2021  Scheinleistung im Jahr 2021 

𝑆2050  Scheinleistung im Jahr 2050 

𝑆b  Scheinleistung im Normalbetrieb 

𝑆max  max. Scheinleistung im Betrieb 

𝑆r  Bemessungsscheinleistung 

𝑆Stützjahr   Scheinleistung im Stützjahr 

𝑆∑  Summen-Bemessungsscheinleistung 

𝑇max  max. Temperatur 

𝑈  elektrische Spannung an einem Last- oder Netzknoten 

𝑈c  vereinbarte Versorgungsspannung 

∆𝑈max  max. (langsame) Änderung der Versorgungsspannung 

∆𝑈max,DEA,NS  durch Erzeugungsanlagen und Speicher verursachte max. (langsame) 

Änderung der Versorgungsspannung in der NS-Ebene 

∆𝑈max,DEA,MS  durch Erzeugungsanlagen und Speicher verursachte max. (langsame) 

Änderung der Versorgungsspannung in der MS-Ebene 

𝑈n  Nennspannung 

𝑈soll  Sollspannung 

∆𝑈  (langsame) Änderung der Versorgungsspannung 

𝑣Wind  Windgeschwindigkeit 

𝑊el  elektrischer Energiebedarf 

𝑊th  Abgegebene Wärmemenge 



278 SYMBOLVERZEICHNIS 

 

𝛷Global  Globalstrahlung 



 

 

Begriffsbestimmungen und Definitionen 

(n-1)-Sicherheit „Der Grundsatz der (n-1)-Sicherheit in der Netzplanung besagt, dass in 

einem Netz bei prognostizierten maximalen Übertragungs- und Ver-

sorgungsaufgaben die Netzsicherheit auch dann gewährleistet bleibt, 

wenn eine Komponente, etwa ein Transformator oder ein Stromkreis, 

ausfällt oder abgeschaltet wird.“, Netzentwicklungsplan Strom 

Elektromobilität „Elektromobilität im Sinne der Bundesregierung umfasst all jene Fahr-

zeuge, die von einem Elektromotor angetrieben werden und ihre Ener-

gie überwiegend aus dem Stromnetz beziehen, also extern aufladbar 

sind. Dazu gehören rein elektrisch betriebene Fahrzeuge (BEV), eine 

Kombination von E-Motor und kleinem Verbrennungsmotor (Range 

Extender, REEV) und am Stromnetz aufladbare Hybridfahrzeuge 

(PHEV).“ Erneuerbar mobil 

Gegenstation benachbartes Umspannwerk 

Hausanschluss „Verbindung des öffentlichen Verteilnetzes mit der Kundenanlage, die 

an dem Netzanschlusspunkt beginnt und mit der Hausanschlusssiche-

rung endet, es sei denn, dass eine abweichende Vereinbarung getroffen 

wird“, VDE-AR-N 4100:2019-04 

Hochspannung „Spannung, deren Nenn-Effektivwert 36 kV < Un ≤ 150 kV ist“, 

DIN EN 50160:2020-11 

Hochspannungsnetz „Drehstromnetz mit einer Nennspannung ≥ 60 kV bis < 150 kV und mit 

einer Nennfrequenz von 50 Hz“, VDE-AR-N 4120:2018-11 

Innerstädtisch Siedlungsstruktur mit sehr enger (Wohn-)Bebauung ohne Platz für neue 

Gebäude und ohne Vorhandensein von Grün- oder Bauflächen. Zumeist 

Mehrfamilienhäuser und Kleingewerbe nahe der Innenstadt. 

Kundenanlage „Gesamtheit aller elektrischen Betriebsmittel hinter der Übergabestelle 

mit Ausnahme der Messeinrichtung zur Versorgung der Anschlussneh-

mer und der Anschlussnutzer“, VDE-AR-N 4100:2019-04 
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Kundenstation MS/NS-Umspannstation zur Versorgung einer nachgelagerten Kunden-

anlage mit Anschluss am Mittelspannungsnetz 

Ladeeinrichtung für 

Elektrofahrzeuge 

„Einrichtung nach DIN EN 61851 (VDE 0122) (alle Teile) oder nach 

DIN EN 61980 (VDE 0122-10) (alle Teile) mit der ein Energieaus-

tausch eines Elektrofahrzeugs zwischen einem Niederspannungs-

netz/einer Elektroinstallation und einer Stromquelle oder einer Last her-

gestellt werden kann“, VDE-AR-N 4100:2019-04 

Langsame Span-

nungsänderung 

„Erhöhung oder Abnahme der Spannung, üblicherweise aufgrund von 

Änderungen der Gesamtlast in einem Netz bzw. der Gesamteinspeisung 

in ein Netz“, VDE-AR-N 4110:2018-11 

Last Elektrisches Betriebsmittel wie z. B. Ladeinfrastruktur für Elektromo-

bilität, elektrische Wärmepumpen oder konventionelle Haushalte als 

Letztverbraucher 

Lastmanagement „Steuerung von Geräten (elektrische Verbrauchsmittel, Erzeugungsan-

lagen, Speicher und Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge) nach Vor-

gabe des Netzbetreibers zur Sicherstellung des Netzbetriebes“, VDE-

AR-N 4100:2019-04 

Leistungsbedarf „Maximal in einer Kundenanlage gleichzeitig benötigte elektrische 

Leistung“, VDE-AR-N 4100:2019-04 

Lastentwick-

lung/Lastzuwachs 

Lastabnahme 

Zeitliche Änderung des elektrischen Leistungsbedarfs von elektrischen 

Betriebsmitteln bzw. Letztverbrauchern 

Letztverbraucher „Natürliche oder juristische Personen, die Energie für den eigenen Ver-

brauch kaufen; auch der Strombezug der Ladepunkte für Elektromobile 

steht dem Letztverbrauch im Sinne dieses Gesetzes und den auf Grund 

dieses Gesetzes erlassenen Verordnungen gleich“, EnWG 

Mittelspannungsnetz „Drehstromnetz der allgemeinen Versorgung mit Nennspannungen 

> 1 kV bis < 60 kV“, VDE-AR-N 4110:2018-11 
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Netzbetreiber „Gesellschaft, die für den Betrieb, die Wartung und, wenn notwendig, 

für die Weiterentwicklung des Versorgungsnetzes in einer bestimmten 

Region und zur Sicherstellung der längerfristigen Fähigkeit des Netzes, 

sich dem jeweiligen Leistungsbedarf für die Versorgung mit elektri-

scher Energie anzupassen, verantwortlich ist“, DIN EN 50160:2020-11 

Niederspannung „Spannung, deren Nenn-Effektivwert Un ≤ 1 kV ist“, 

DIN EN 50160:2020-11 

Niederspannungsnetz „Drehstromnetz der Netzbetreiber zur allgemeinen Versorgung mit ei-

ner Nennspannung ≤ 1 kV“, VDE-AR-N 4100:2019-04 

Normale Betriebsbe-

dingungen 

„Betriebszustand in einem Elektrizitätsversorgungsnetz, bei dem die 

Last- und Stromnachfrage gedeckt, Netz-Schalthandlungen durchge-

führt und Fehler durch automatische Schutzsysteme behoben werden, 

wenn keine außergewöhnlichen Umstände vorliegen [...]“, 

DIN EN 50160:2020-11 

Ortsnetzstation MS/NS-Umspannstation zur Versorgung eines nachgelagerten Nieder-

spannungsnetzes 

Planungsvari-

ante/Variante 

z. B. der Einsatz eines regelbaren Ortsnetztransformators in einem Nie-

derspannungsnetz zur Behebung von Grenzwertverletzungen für das 

progressive Szenario im Jahr 2040 mit 3,0-kW-Wärmepumpen 

Schlechtpunkt Netzknoten, von dem bekannt ist, dass er aufgrund der zugrundeliegen-

den Netztopologie nicht ideale Spannungsverhältnisse oder nicht ideale 

Auslastungswerte aufweist 

Schleppzeigerwert gemessene Höchstlast in einem Ableseintervall 

Spannungsband Zulässige Änderungen der Versorgungsspannung von ± 10 % von Un 

Spannungsqualität „Merkmale der elektrischen Spannung an einem bestimmten Punkt ei-

nes elektrischen Netzes, ausgedrückt durch eine Anzahl von techni-

schen Referenzwerten“, DIN EN 50160:2020-11 
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Städtisch Siedlungsstruktur mit enger Wohnbebauung ohne Platz für Neubauten 

und mit Vorhandensein von Grün- oder Bauflächen. Zumeist Mehrfa-

milienhäuser mit einem geringen Anteil von Kleingewerbe. 

Stammstrecke Leitung von einem HS/MS-Umspannwerk bis zur ersten Ortsnetz- oder 

Kundenstation bzw. Leitung von einer Ortsnetzstation bis zum ersten 

Letztverbraucher 

Steuerbare Ver-

brauchseinrichtung 

„Elektrische Verbrauchseinrichtung, die vom Anschlussnutzer als steu-

erbar oder abschaltbar bzw. als Flexibilität angeboten wird“, VDE-AR-

N 4110:2018-11 

Umspannwerk Umspannstation, in der eine oder mehrere Spannungsebenen wie z. B. 

von 380 kV auf 110 kV oder von 110 kV auf 10 kV transformiert wer-

den 

Verteilnetz „Netz der allgemeinen Versorgung für elektrische Energie in den Span-

nungsebenen Nieder- und/oder Mittelspannung und/oder Hochspan-

nung“, VDE-AR-N 4110:2018-11 

Vorstädtisch Siedlungsstruktur mit Wohnbebauung und Vorhandensein von Grünflä-

chen. Zumeist Ein- und Zweifamilienhäuser mit einem (geringen) An-

teil von Mehrfamilienhäusern 

Zählpunkt Messeinrichtung zur Erfassung von Messwerten für Kundenanlagen 

Zielnetz Geplantes Netz mit einer für die Zukunft festgelegten Versorgungsauf-

gabe 



 

 

NEUE ENERGIE AUS WUPPERTAL 

Schriftenreihe des Lehrstuhls für Elektrische Energieversorgungstechnik der Bergischen 

Universität Wuppertal (Herausgeber: Univ.-Prof. Dr.-Ing. Markus Zdrallek) 

 

Band 1 

Neusel-Lange, Nils: 

Dezentrale Zustandsüberwachung für intelligente Niederspannungsnetze 

1. Auflage 2013, ISBN 978-3-8442-7401-1 

Band 2 

Stötzel, Marcus: 

Strategische Ressourcendimensionierung von Netzleitstellen in Verteilnetzen 

1. Auflage 2014, ISBN 978-3-8442-7826-2 

Band 3 

Zdrallek, Markus (Hrsg.): 

Tagungsband zum 2. Wuppertaler Energie-Forum 

1. Auflage 2014 

Band 4 

Oerter, Christian: 

Autarke, koordinierte Spannungs- und Leistungsregelung in Niederspannungsnetzen 

1. Auflage 2014, ISBN 978-3-7375-1758-4 

Band 5 

Athamna, Issam: 

Zuverlässigkeitsberechnung von Offshore-Windparks 

1. Auflage 2015, ISBN 978-3-7375-5678-1 

Band 6 

Thies, Hans Henning: 

Ein übergreifendes Modell zur Optimierung von Netz und Netzbetrieb 

1. Auflage 2015, ISBN 978-3-7375-7465-5 

Band 7 

Zdrallek, Markus (Hrsg.): 

Tagungsband zum 3. Wuppertaler Energie-Forum 

1. Auflage 2016, http://elpub.bib.uni-wuppertal.de/servlets/DocumentServlet?id=5521 
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Band 8 

Harnisch, S.; Steffens, P.; Thies, H.; Monscheidt, J.; Münch, L.; Böse, C; Gemsjäger, B. Zdral-

lek, M. (Hrsg.): 

Planungs- und Betriebsgrundsätze für ländliche Verteilnetze – Leitfaden zur Ausrichtung der 

Netze an ihren zukünftigen Anforderungen 

1. Auflage 2016, http://elpub.bib.uni-wuppertal.de/servlets/DocumentServlet?id=5890 

Band 9 

Pawlowski, Erik: 

Realitätsgerechte Zustandsbewertung gasisolierter Hochspannungsschaltanlagen 

1. Auflage 2016, ISBN 9783741819834 

Band 10 

Zdrallek, Markus (Hrsg.): 

Tagungsband BUW Seminar "Smart Grids" - Aufbau und Betrieb von intelligenten Verteilnet-

zen 

1. Auflage 2016 

Band 11 

Beerboom, Dominik: 

Objektive Zustandsbewertung von Mittelspannungsnetzen als Grundlage der Asset-Optimierung 

1. Auflage 2017, ISBN 978-3-7418-9539-5 

Band 12 

Tabke, Thorsten: 

Entwicklung und Anwendung eines typunabhängigen, minimalinvasiven Zustandsbewertungs-

verfahrens für SF6-Hochspannungsschaltanlagen 

1. Auflage 2017, ISBN 9783745002409 

Band 13 

Uhlig, Roman: 

Nutzung der Ladeflexibilität zur optimalen Systemintegration der Elektromobilität 

1. Auflage 2017, ISBN 9783745059595 

Band 14 

Zdrallek, Markus (Hrsg.): 

Tagungsband zum 4. Wuppertaler Energie-Forum 

1. Auflage 2018, http://elpub.bib.uni-wuppertal.de/servlets/DocumentServlet?id=7650 
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Band 15 

Zdrallek, Markus (Hrsg.): 

Lehrstuhl für Elektrische Energieversorgungstechnik – Portrait 

1. Auflage 2018 

Band 16 

Steffens, Philipp: 

Innovative Planungsgrundsätze für ländliche Mittelspannungsnetze 

1. Auflage 2018, ISBN 978-3-7450-9538-8 

Band 17 

Johae, Christopher: 

Realitätsgerechte Zustandsbewertung von Mittelspannungsanlagen durch Einsatz geeigneter 

Messverfahren 

1. Auflage 2018, ISBN 978-3746743813 

Band 18 

Meese, Jan: 

Dynamische Stromtarife zur Erschließung von Flexibilität in Industrieunternehmen 

1. Auflage 2018, ISBN 978-3746775586 

Band 19 

Dorsemagen, Felix: 

Zustandsidentifikation von Mittelspannungsnetzen für eine übergreifende Automatisierung der 

Mittel- und Niederspannungsebene 

1. Auflage 2018, ISBN 978-3746774886 

Band 20 

Harnisch, Sebastian: 

Planung von ländlichen Niederspannungsnetzen mit innovativen Lösungsoptionen 

1. Auflage 2019, ISBN 978-3-7485-2122-8 

Band 21 

Nebel, Arjuna: 

Auswirkung einer übergeordneten Steuerung dezentraler elektrischer Anlagen auf die Höhe des 

konventionellen positiven Redispatcheinsatzes in Deutschland 

1. Auflage 2019, ISBN 978-3-7485-1948-5 

Band 22 

Kornrumpf, Tobias: 

Bewertung von Flexibilitätsoptionen in Mittelspannungsnetzen 
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