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1 Motivation und Kontext 

Im Zuge der Energiewende gewinnt die Nutzung von Flexibilität, über die die Nutzer des Strom-

versorgungssystems verfügen, stark an Bedeutung. Dies gilt zunehmend auch für verbrauchssei-

tige Flexibilität in Form von steuerbaren Verbrauchseinrichtungen (SteuVE) wie Wärmepumpen, 

Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge und Speicher. 

Durch hohe, zeitgleiche Verbrauchsleistungen solcher SteuVE können Engpässe im Niederspan-

nungsnetz (einschließlich Ortsnetzstationen) verursacht werden, die getrieben durch den erwar-

teten Markthochlauf möglicherweise zum Teil nicht rechtzeitig vor ihrem ersten Auftreten durch 

Netzausbau oder -umstrukturierung behoben werden können. Um trotz potenziell temporär zu-

nehmender Engpässe SteuVE weiter anschließen zu können und dabei den sicheren Netzbetrieb 

weiterhin zu gewährleisten, hat die BNetzA mittels der „Festlegung zur Integration von steuer-

baren Verbrauchseinrichtungen und steuerbaren Netzanschlüssen nach § 14a Energiewirt-

schaftsgesetz (EnWG)“ (BK6-22-300) den Netzbetreibern die Möglichkeit gegeben, die Bezugs-

leistung von SteuVE bei Bedarf vorübergehend zu begrenzen. 

Allerdings dürfen Bezugsleistungsreduzierungen im Sinne der Festlegung nur dann veranlasst 

werden, wenn durch eine betriebliche Netzzustandsermittlung1 festgestellt wird, dass ein Eng-

pass unmittelbar bevorsteht oder bereits vorliegt. Ein Eingriff in die Bezugsleistung von SteuVE 

erfordert somit eine kosteneffiziente Systematik zur echtzeitnahen Überwachung des Netzzu-

stands und Identifikation erforderlicher Maßnahmen zur Engpassbehebung. Die hierfür benö-

tigten Prozesse und Rahmenvorgaben sollen möglichst weitgehend bundesweit standardisiert 

werden, um sowohl eine massengeschäftstaugliche Umsetzung als auch größtmögliche Trans-

parenz und Rechtssicherheit für Netznutzer und Netzbetreiber sicherzustellen. 

Vor diesem Hintergrund hat das Forum Netztechnik/Netzbetrieb im VDE (VDE FNN) die Aufgabe 

übernommen, im Rahmen einer Gremienarbeit Empfehlungen zu bestimmten Aspekten der von 

der BNetzA angestrebten Standardisierung zu erarbeiten. Für die Ausarbeitung von Empfehlun-

gen zur Netzzustandsermittlung wurde eine Projektgruppe eingesetzt, die u. a. Vertreter von 

Netzbetreibern und Anbietern von Netzleitsystemen umfasst. 

Die Projektgruppe soll sich konkret mit Vorschlägen zu zwei Anforderungen aus der o. g. Festle-

gung befassen, und zwar 

▪ zum standardisierten Vorgehen für die Durchführung der Netzzustandsermittlung auf Basis 

von Echtzeit-Messwerten in der Niederspannung zur Einhaltung von Mindestanforderungen 

an deren Sensitivität und Spezifität (Tenorziffer 2e) und 

▪ zur Konkretisierung des Begriffs der Netzzustandsermittlung (Ziffer 2.6 der Anlage 1 zum Be-

schluss) und hierbei insbesondere der Frage, in welchem Mindestumfang Netzzustandsda-

ten2 in die Netzzustandsermittlung eingehen sollten, damit diese als dem Stand der Technik 

entsprechend einzustufen ist. 

 

1 Unter Netzzustandsermittlung wird die Ableitung von Belastungswerten (Strom, Spannung) eines Netzbereichs unter Nutzung von 

Messwerten und unter Berücksichtigung von Netzmodellen und -berechnungen oder die direkte Messung der Belastungswerte ver-

standen (s. a. Ziffer 2.6 der Anlage 1 zum Beschluss). Da üblicherweise in Niederspannungsnetzen Messwerte nicht flächendeckend 

verfügbar sind, werden Belastungswerte für nicht gemessene Knoten mittels geeigneter Algorithmen geschätzt. 

2 Unter Netzzustandsdaten werden Spannungs- und Stromwerte und Phasenwinkel sowie daraus errechenbare oder herleitbare 

Werte, die zur Ermittlung des Netzzustandes verarbeitet werden können, verstanden. 
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Die Projektgruppe soll einen praxistauglichen sowie sofort und möglichst kosteneffizient um-

setzbaren Vorschlag für diese Aspekte eines standardisierten Verfahrens zur Durchführung von 

Netzzustandsermittlungen entwickeln. 

Um dieses Ziel zu erreichen, wurde zunächst eine Meta-Analyse durchgeführt, die Publikationen 

zum Thema der Netzzustandsermittlung im Verteilnetz untersucht hat. Das Hauptziel dieser 

Analyse besteht darin, eine systematische und tabellarische Übersicht zu erstellen, die die Ver-

gleichbarkeit der Hauptergebnisse aus verschiedenen Studien ermöglicht. Anschließend wurden 

Szenarien definiert, die auf die Ermittlung zukünftiger Versorgungslagen und die Identifikation 

möglicher Netzengpässe abzielen. Nachfolgend werden die Erkenntnisse der Metastudie und 

Kerneigenschaften der Szenarien vorgestellt. Abschließend wird im weiteren Vorgehen be-

schrieben, wie unter Berücksichtigung der Meta-Analyse sowie der vorgestellten Szenarien der 

Mindestumfang an Netzzustandsdaten für die Netzzustandsermittlung in verschiedenen Sensor-

konstellationen bestimmt werden soll. 

Die Arbeit der Projektgruppe fokussiert auf den Aspekt der Netzzustandsermittlung. Die Netz-

zustandsermittlung ist jedoch nur ein Bestandteil des Prozesses, der erforderlich ist, um poten-

ziellen Bedarf für Steuerbefehle zu erkennen und Eingriffe bei den SteuVE auszulösen (Abbil-

dung 1.1). 

 

Abbildung 1.1 Systemarchitektur zur Umsetzung der netzorientierten Steuerung über iMSys 

Auch wenn nachfolgend der Prozess der Netzzustandsermittlung im Vordergrund der Darstel-

lungen steht, soll an dieser Stelle explizit darauf hingewiesen werden, dass weitere Schritte der 

Digitalisierung der Niederspannungsnetze und deren Betriebsführung, wie z. B. Abbildung der 

Netztopologie und zeitnahe Nachführung von Schaltzustandsänderungen, IT- und Kommunika-

tionsinfrastruktur beim Netzbetreiber und zum Netznutzer usw., erfolgen müssen, um bedarfs-

gerecht Steuerbefehle versenden zu können. Die Netzzustandsermittlung ist hierbei nur einer 

von mehreren miteinander verbundenen Bausteinen der notwendigen Prozesskette. Konkrete 

Aufgaben und Lösungsoptionen zu einzelnen Aspekten der in Abbildung 1.1 skizzierten Syste-

marchitektur werden zum Teil in anderen Arbeitsgruppen des VDE FNN erarbeitet, sodass hier 

auf die Arbeiten dieser Gruppen verwiesen wird. 
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2 Angewandte Vorgehensweise und verwendete Daten 

In diesem Kapitel werden zunächst die Prämissen vorgestellt, unter denen die Auswertungen 

der Netzzustandsermittlung erfolgen. Anschließend wird eine Meta-Analyse der in der Mittel- 

und Niederspannungsebenen eingesetzten Verfahren zur Netzzustandsermittlung durchgeführt 

und gemäß den zuvor genannten Prämissen eingeordnet. Basierend auf der Meta-Analyse und 

der Einordnung werden das in dieser Studie verwendete Verfahren zur Netzzustandsermittlung 

definiert und sowie die betrachteten Szenarien vorgestellt. 

2.1 Prämissen 

Um zu praxisgerechten Empfehlungen für ein standardisiertes Vorgehen für die Durchführung 

der Netzzustandsermittlung zu kommen, werden eine Reihe von Analysen und Untersuchungen 

durchgeführt. Für diese Betrachtungen sind zunächst einige Prämissen und Festlegungen erfor-

derlich, die nachfolgend, nach Themengebieten gegliedert, aufgelistet werden. 

2.1.1 Allgemein 

P1 Fokus der Netzzustandsermittlung im Sinne der Studie liegt auf einer den Anforderungen 

entsprechenden Erkennung von Netzengpässen (siehe P8-P11) und nicht auf der Bestim-

mung eines genauen Netzzustands in Netzsituationen ohne Netzengpass. 

P2 Ein Netzengpass bezieht sich sowohl auf eine thermische Überlastung der Betriebsmittel als 

auch auf eine Spannungsbandverletzung nach DIN EN 50160.  

Im Einzelnen können in einem Niederspannungsnetz grundsätzlich z. B. folgende Netzeng-

pässe auftreten: 

1) Überschreitung der Dauerstrombelastbarkeit (thermischer Grenzstrom unter Be-

rücksichtigung der Minderungsfaktoren) eines Erdkabels bzw. einer Freileitung. 

2) Leistungsüberlastung einer Ortsnetzstation bei Bezug aus der höheren Spannungs-

ebene. 

3) Leistungsüberlastung einer Ortsnetzstation bei Einspeisung in die höhere Span-

nungsebene. 

4) Überspannung: Überschreitung der gemittelten Effektivspannung von 230 V +10 % 

an einem beliebigen Netzknoten und auf jeder Phase. 

5) Unterspannung: Unterschreitung der gemittelten Effektivspannung von  

230 V -10 % an einem beliebigen Netzknoten und auf jeder Phase. 

6) Zweckfremde Auslösung einer Sicherung, z.B. Schmelzung einer NH-Sicherung ge-

mäß deren Zeit-Strom-Kennlinie. Hierbei wird im Kontext eines Netzengpasses ver-

standen, dass der vorliegende Auslösestrom deutlich unterhalb des Kurzschluss-

stroms liegt. 

Die durch § 14a EnWG gegebene Möglichkeit einer Wirkleistungsreduktion an SteuVE kann le-

diglich den oben genannten Netzengpasstypen 1), 2), 5) und 6) entgegenwirken. Netzengpässe 

vom Typ 3) und 4) hingegen sind im Wesentlichen vom Verhalten der im betroffenen Netzbe-

reich vorhandenen Erzeugungsanlagen (EZA) abhängig. Die in diesem Dokument vorgestellten 

Empfehlungen zur Durchführung einer Netzzustandsermittlung bzw. die Bestimmung des Netz-

zustands sind von der konkreten Steuerungsmaßnahme an einer steuerbaren Einrichtung unab-

hängig und könnten, sofern rechtlich möglich, auch die Notwendigkeit einer Steuerungsmaß-

nahme bzgl. EZA (Engpasstyp 3) und 4)) begründen. 
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P3 Die Netzzustandsermittlung erfolgt asymmetrisch (phasenscharfe Betrachtung), wenn nur 

abgangsscharfe Messungen vorhanden sind und die Zuordnung der Phasen zu den Mess-

werten möglich ist. Eine symmetrische Berechnung soll für die am stärksten belastete Phase 

erfolgen. Bei zusätzlichen Messungen im Netz, bei denen eine eindeutige Zuordnung der 

Phasen nicht sichergestellt werden kann, wird der Zustand symmetrisch (aggregierte Be-

trachtung der Phasen) ermittelt. 

Anmerkung: Eine qualitative Betrachtung der Auswirkungen bzgl. der Einschränkung auf eine 

asymmetrische Netzzustandsermittlung ist im Rahmen der Untersuchungen erfolgt. 

2.1.2 Netztopologie 

P4 Bei den Untersuchungen werden drei heute verwendete Grundtopologien von Niederspan-

nungsnetzen betrachtet: 

▪ Strahlennetz 

▪ Vermaschtes Netz mit einer Transformatoreinspeisung 

▪ Vermaschtes Netz mit zwei oder mehr Transformatoreinspeisungen 

P5 Bei der Netzzustandsermittlung werden betriebliche Veränderungen der Netztopologie 

durch Schaltmaßnahmen nicht betrachtet. Die Topologieerkennung oder Plausibilisierung 

des Normalschaltzustands, die eine elementare Voraussetzung für eine hinreichend genaue 

Netzzustandsermittlung – insbesondere bei Einbeziehung von Schätzungen – und daraus ab-

geleiteten Steuerhandlungen ist, wird als vorgelagerter Prozess im Rahmen der Betriebsfüh-

rung der Niederspannung vorausgesetzt. 

2.1.3 Messtechnik 

P6 Es werden minütlich Momentanwerte der Netzzustandsdaten von intelligenten Messsyste-

men (iMSys) sowie Transformatormessungen erhoben. Die Netzzustandsermittlung erfolgt 

in den Untersuchungen auf minütlicher Basis. Für die Engpasserkennung werden in den Un-

tersuchungen zwei Verfahren gegenübergestellt, die einmal auf den minütlichen Werten 

basieren und zum anderen auf der Bildung von rollierenden 10-Minuten-Mittelwerten aus 

den Ergebnissen der Netzzustandsermittlung. 

Anmerkung: In der Praxis kann der Datenaufwand reduziert werden, indem Momentanwerte der 

Netzzustandsdaten erst bei Überschreiten von Schwellwerten abgerufen werden. Eine qualitative 

Betrachtung der Auswirkungen ist im Rahmen der Untersuchungen erfolgt. 

P7 Es werden drei Konstellationen der im Netz installierten Sensorik untersucht und jeweils ein 

Ausstattungsgrad von iMSys erarbeitet: 

▪ Gesamtleistungsmessung des Transformators + iMSys 

▪ Abgangsscharfe Messung + iMSys 

▪ Keine Gesamtleistungsmessung des Transformators und keine abgangsscharfe Messung, d.h. 

ausschließlich iMSys 

Anmerkung: Eine qualitative Betrachtung zusätzlicher Sensorik in Kabelverteilerschränken ist im 

Rahmen der Untersuchungen erfolgt. 

Die Abgrenzung der Positionen der Gesamtleistungsmessung des Transformators bzw. abgangs-

scharfe Messungen sind in Abbildung 2.1 verdeutlicht. 
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Abbildung 2.1 Positionierung der Messtechnik bei Gesamtleistungsmessung bzw. abgangs-

scharfer Messung 

2.1.4 Genauigkeit 

P8 Zur Bestimmung des Mindestumfangs an Netzzustandsdaten werden die Genauigkeiten der 

Spannungsermittlung 𝑓𝑈 von 1,5 % und 2 %, inklusive Messungenauigkeiten, untersucht. Im 

Rahmen der Auswertung erfolgt für die Fehler der Knotenspannung eine Betrachtung des 

99-%-Perzentils. 

P9 Die Genauigkeit der Spannungsermittlung 𝑓𝑈 ist die auf die Nennspannung 𝑈𝑛 normierte 

Differenz der ermittelten Spannung 𝑈𝑒𝑠𝑡  und der tatsächlichen Spannung 𝑈𝑟𝑒𝑎𝑙: 

𝒇𝐔 = |
𝑼𝐞𝐬𝐭 −𝑼𝐫𝐞𝐚𝐥

𝑼𝐧
| ∙ 𝟏𝟎𝟎 % (1) 

P10 Zur Bestimmung des Mindestumfangs an Netzzustandsdaten werden die Genauigkeiten der 

Stromermittlung 𝑓𝐼 von 10 %, inklusive Messungenauigkeiten, untersucht. Im Rahmen der 

Auswertung erfolgt für die Fehler der Zweigströme eine Betrachtung des 99-%-Perzentils. 

P11 Die Genauigkeit der Stromermittlung 𝑓𝐼 ist die auf die Dauerstrombelastbarkeit 𝐼𝐷𝑎𝑢𝑒𝑟 nor-

mierte Differenz des ermittelten Stroms 𝐼𝑒𝑠𝑡 und des tatsächlichen Stroms 𝐼𝑟𝑒𝑎𝑙: 

𝒇𝐈 = |
𝑰𝐞𝐬𝐭 − 𝑰𝐫𝐞𝐚𝐥
𝑰𝐃𝐚𝐮𝐞𝐫

| ∙ 𝟏𝟎𝟎 % (2) 

Die Auswertung der Genauigkeit der Stromermittlung begrenzt sich auf kritische Segmente des 

Netzes, die im Rahmen von verschiedenen Szenarien eine hohe Auslastung erfahren. 

2.2 Meta-Analyse Netzzustandsermittlung 

Das Ziel der Netzzustandsermittlung ist die Bestimmung eines Netzzustandes, d.h. der im Netz 

vorliegenden Betriebsgrößen in Form des Vektors der komplexen Spannungen aller Netzknoten 

sowie der komplexen Leistungsflüsse über alle Betriebsmittel für einen Zeitpunkt. Zur Durchfüh-

rung der Netzzustandsermittlung werden sowohl statische Netzparameter als auch dynamische 

Eingangsgrößen benötigt. Die benötigten statischen Netzparameter sind die Netztopologie und 

die Betriebsmitteldaten zur Bestimmung des mathematischen Abbilds des Netzes sowie des 

Leistungsspektrums der Lastknoten im Netzbereich. Als dynamische Eingangsgrößen werden 

Messwerte aus dezentralen Direktmessungen an Transformatorstationen, Kabelverteilerschrän-

ken oder iMSys verwendet. Die Bewertung des ermittelten Netzzustandes erfolgt über globale 
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Zustandsindikatoren der minimal und maximal auftretenden Spannungswerte sowie der vorlie-

genden Betriebsmittelauslastungen, die auf die Dauerstrombelastbarkeit bezogen ermittelt 

werden können. 

2.2.1 Netzzustandsermittlung in der Niederspannung 

In vielen Niederspannungsnetzen wurde bisher keine Messtechnik eingebaut [1]. Dies führt 

dazu, dass die in den höheren Spannungsebenen eingesetzten Verfahren zur Netzzustandser-

mittlung nicht ohne Anpassungen für den Einsatz in der Niederspannung übernommen werden 

können. Aufgrund der geringen Durchdringung mit installierter Messtechnik ist das Netzglei-

chungssystem in der Niederspannung unterbestimmt. 

Abbildung 2.2 veranschaulicht das Optimierungsproblem zwischen der Anzahl an dezentralen 

Direktmessungen 𝑛DD und den einzuhaltenden maximalen Fehlern der Spannung 𝑓U
maxund des 

Stroms 𝑓I
max. Es handelt sich um einen Trade Off zwischen dem einzuhaltenden Fehler und den 

Investitions- und Betriebskosten der zusätzlichen Direktmessungen, der durch Wirtschaftlich-

keitsrestriktionen begrenzt wird. Zudem ist eine Mindestanzahl an Sensorik für die Ermittlung 

eines plausiblen Netzzustands obligatorisch. Zur Bestimmung der optimalen Anzahl an dezent-

ralen Direktmessungen 𝑛DD
opt

 sind initial die geforderten Genauigkeiten der Spannungs- und 

Stromermittlung notwendig, die in den Prämissen P8 und P10 festgehalten sind. 

 

Abbildung 2.2 Optimierungsproblem der erforderlichen Sensorausstattung [2] 

Es existieren verschiedene Verfahren für unterbestimmte Systeme, die in fünf Kategorien unter-

teilt werden können. Zum einen werden analytische Verfahren angewendet, welche z. B. den 

Weighted-Least-Squares-Algorithmus (WLS) in Kombination mit realen Messungen verwenden 

[3–20]. Diese Verfahrensart basiert auf dem in der Hoch- und Höchstspannung in der Regel ver-

wendeten WLS-Algorithmus für überbestimmte Systeme. Aus diesem Grund ist bei der Anwen-

dung auf Niederspannungsnetze die Generierung von Pseudo-Messwerten für nicht gemessene 

Knoten oder Kanten (Leitungsverbindungen zwischen Knoten) erforderlich. 
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Verwendet werden können: 

▪ Knotenspannungen, 

▪ Knotenleistungen (Wirkleistung P und Blindleistung Q), 

▪ Transformatorspannungen, 

▪ Transformatorleistungen (P und Q), 

▪ Transformatorströme, 

▪ Leistungsflüsse (P und Q), 

▪ sowie Kabelströme. 

Basiert die Generierung der Pseudo-Messwerte auf Standardlastprofilen (SLP) wie in [21–30], 

wird das Verfahren als statistisch-analytisch klassifiziert. Rein statistische Verfahren ermitteln 

den Netzzustand auf Basis von SLP ohne die Verwendung von realen Messungen [31]. Ebenso 

kann der Netzzustand mit regel- und erfahrungsbasierten Berechnungen ermittelt werden [2, 

32–37]. Diese Verfahren werden als heuristische Verfahren klassifiziert. Ein weniger verwende-

tes Verfahren ist die Netzzustandsermittlung auf Basis von neuronalen Netzen. Hierbei muss das 

Verfahren zunächst angelernt werden, um eine Vorhersage des aktuellen Netzzustands zu tref-

fen [38–43]. 

Eine häufig verwendete Methode zur Bestimmung von Pseudo-Messwerten für Knotenleistun-

gen ist die sogenannte Lastverteilung. Dabei wird die Gesamtleistung (P und Q) auf alle nicht 

gemessenen Knoten verteilt, wobei die Verteilung gleichmäßig auf alle Knoten oder gewichtet 

mit dem Jahresenergieverbrauch des jeweiligen Knotens erfolgen kann. Die Gesamtleistung ist 

die Summe der am Transformator oder Kabelverteilerschrank gemessenen Leistung und der ge-

schätzten Einspeiseleistung im Netzbereich, wobei in Niederspannungsnetzen üblicherweise PV-

Anlagen die dominierende Erzeugungstechnologie sind oder perspektivisch sein werden. Damit 

die Schätzung der Einspeiseleistung erfolgen kann, muss eine verwertbare Referenzmessung, 

also die Messung der Einspeiseleistung einer im Netzgebiet und möglichst in örtlicher Nähe zum 

betrachteten Netzbereich vorhandenen Photovoltaikanlage (PV-Anlage) oder eine Messung der 

aktuellen solaren Einstrahlung, vorhanden sein. Mithilfe der Referenzmessung sowie der An-

schluss- und Nettonennleistungsdaten aller PV-Anlagen des Netzgebietes können die aktuellen 

Einspeiseleistungen aller für die Netzzustandsermittlung jeweils relevanter PV-Anlagen ermittelt 

werden. Die ungleiche Ausrichtung und Neigung der PV-Anlagen kann bei der Schätzung der 

aktuellen Einspeiseleistung vernachlässigt werden [35]. 

2.2.2 Stand der Technik in der Niederspannung  

Abbildung 2.3 zeigt das Ergebnis der Meta-Analyse mit dem Ziel, den Stand der Technik der Netz-

zustandsermittlung darzustellen. Dafür wurden 43 Veröffentlichungen hinsichtlich der zeitlichen 

Auflösung, der verwendeten Messwerte und des untersuchten Sensorausstattungsgrads einge-

ordnet. Zusätzlich ist die Art des Verfahrens durch die Form der Datenpunkte kategorisiert und 

entsprechend der untersuchten Spannungsebene eingefärbt. 
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Abbildung 2.3 Einordnung und Klassifikation von Netzzustandsbestimmungsverfahren (nach 

[35]) 

Durch die Festlegung BK6-22-300 der BNetzA sind einige Rahmenbedingungen, wie eine zeitli-

che Auflösung der Messwerte von max. 60 s und die Anwendbarkeit des Verfahrens für die Nie-

derspannung, vorgegeben. Gleichzeitig muss die benötigte Ausstattung an Messtechnik praxis-

gerecht und somit wirtschaftlich umsetzbar sein. Wie einleitend bereits festgestellt, bedeutet 

dies, dass die Netzzustandsermittlung auf ein unterbestimmtes System anwendbar sein muss. 

Dadurch ergibt sich der in Abbildung 2.3 durch Linien gekennzeichnete Bereich, welcher Verfah-

ren für die Niederspannungsebene (grüne und blaue Datenpunkte) enthält, die diese Bedingun-

gen erfüllen. Dabei handelt es sich hauptsächlich um heuristische und analytische Verfahren, 

wobei für die analytischen Verfahren in der Regel der WLS-Algorithmus verwendet wurde. 

Im Kontext der Netzzustandsermittlung taucht im Branchen-Diskurs häufig der Begriff „Be-

obachtbarkeit“ auf. Hierbei geht es zumeist um den Sensorausstattungsgrad, der erforderlich 

ist, um Zustandsgrößen wie Leistung, Spannung und Strom eines Niederspannungsnetzes „gut 

genug“ erfassen zu können. Der Begriff ist nicht formal definiert bzw. durch ein mathematisches 

Kriterium nachprüfbar. Insbesondere handelt es sich hierbei nicht um die Definition der Be-

obachtbarkeit im regelungstechnischen Sinn (siehe z. B. [44]). 

2.3 Betrachtete Szenarien 

2.3.1 Netztopologie und Netzdaten 

Das Ziel der Untersuchungen ist die Bestimmung des benötigten Umfangs an Netzzustandsdaten 

für das zuverlässige Erkennen von Netzengpässen durch eine Netzzustandsermittlung. Daher 

liegt der Fokus darauf, in den zu untersuchenden Szenarien sowohl Netzsituationen mit als auch 

ohne Grenzwertverletzungen zu erzeugen, um einerseits sicherzustellen, dass vorliegende 

Grenzwertverletzungen hinreichend sicher erkannt werden, und andererseits weitgehend aus-

zuschließen, dass Netzsituationen ohne Grenzwertverletzungen fälschlicherweise als engpass-

behaftet identifiziert werden. Im Rahmen der Untersuchungen werden drei Topologieformen 

von Niederspannungsnetzen untersucht (siehe P4). Hierbei wird sowohl auf die synthetischen 
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SimBench-Netze [45] als auch auf eine Auswahl an realen Niederspannungsnetzen für jede 

Netztopologie zurückgegriffen. 

2.3.2 Ausbauszenarien für Lasten und Einspeiser 

Neben Netztopologie und Betriebsmitteldaten muss für jedes Netz eine zukünftige Versorgungs-

aufgabe abgebildet werden. Im Rahmen der Untersuchungen wird für diese Versorgungsauf-

gabe eine progressive Entwicklung von neuen Lasten und Einspeisern für das Jahr 2028 unter-

sucht, um die Übergangsregel zur Umsetzung von § 14a EnWG zu berücksichtigen und für jedes 

Szenario eine auswertbare Anzahl an Netzengpässen nach P2 zu erhalten. Für die synthetischen 

SimBench-Netze wird die im Datensatz hinterlegte Netznutzung für das Jahr 2034 verwendet, 

welche angesichts der politisch beschlossenen Erhöhung der Ausbauziele von Erneuerbaren 

Energien, Elektromobilität und Wärmepumpen eine gute Abbildung der für das Jahr 2028 er-

warteten Versorgungsaufgabe darstellt. Für die Entwicklung von neuen Lasten und Einspeisern 

in den realen Niederspannungsnetzen wird ein Szenario erstellt, welches von aktuellen Studien 

zum Hochlauf der Elektromobilität, Wärmepumpen und PV-Anlagen abgeleitet ist [46, 47]. Im 

zweiten Schritt werden die progressiven deutschlandweiten Szenarien durch eine Regionalisie-

rung mittels Top-Down-Ansatz bis auf Straßenzugebene einzelner Gemeinden verteilt [46, 47]. 

2.3.3 Zeitreihengenerierung 

Zur Gewährleistung von Prämisse P6 werden für jedes Szenario Jahreszeitreihen von Lasten und 

Einspeisern mit einer minütlichen Auflösung generiert. Für Haushaltslasten wird ein Datensatz 

der HTW-Berlin in minütlicher Auflösung genutzt [48]. Für Gewerbelasten und landwirtschaftli-

che Lastprofildaten wird ein Datensatz von anonymisierten Profilen mit registrierender Leis-

tungsmessung (RLM) verwendet, der im Rahmen des SimBench-Projektes veröffentlicht wurde 

[45]. Zur Erstellung von Leistungsprofilen von Wärmepumpen werden das in [49] beschriebene 

digitale Wärmepumpenmodell sowie Wetterdaten aus dem Jahr 2018 des Deutschen Wetter-

dienstes für eine Stadt in Nordrhein-Westfalen verwendet. Zur Erstellung von Fahr- und Lade-

profilen von Elektrofahrzeugen wird das in [50] beschriebene Tool verwendet, welches Fahrpro-

file anhand von Eingabevariablen wie Datum, Anzahl an Ladepunkten, Details zu Ladeleistungs-

charakteristiken, Standort sowie Standzeiten der Elektrofahrzeuge auf der Grundlage des Batte-

rieladezustands (SoC) zur Ankunftszeit auf der Basis eines probabilistischen Mobilitätsverhaltens 

erstellt. Zur Erstellung von Einspeiseleistungen von PV-Anlagen werden ein physikalisches Mo-

dell und Globalstrahlungsdaten aus dem Jahr 2018 des Deutschen Wetterdienstes für eine Stadt 

in Nordrhein-Westfalen verwendet. 

2.4 Verteilung der Messtechnik 

Wie in Prämisse P7 definiert, werden im Rahmen dieser Studie drei Konstellationen der im Netz-

bereich installierten Sensorik untersucht, wobei eine qualitative Betrachtung einer vierten Kons-

tellation mit zusätzlicher Sensorik in Kabelverteilerschränken erfolgt. Für die Untersuchung der 

erforderlichen Messtechnikdurchdringung müssen die iMSys für jede Messkonstellation schritt-

weise im Netz verteilt bzw. in ihrer Anzahl erhöht werden. Die Verteilung kann auf verschiedene 

Arten durchgeführt werden: 

▪ Verteilung nach Jahresenergieverbrauch 

▪ Verteilung nach maximal zulässiger Anschlussleistung 

▪ Verteilung nach geografischen Aspekten 

▪ Zufallsverteilung 
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Letztverbraucher mit neuen SteuVE (Inbetriebnahme seit 01.01.2024), Erzeugungsanlagen von 

mehr als 7 kW oder einem Jahresenergieverbrauch von mehr als 6.000 kWh3 sind nach § 14a 

EnWG bzw. § 29 Messstellenbetriebsgesetz verpflichtet, iMSys einbauen zu lassen. Zudem kön-

nen Letztverbraucher, die keine der genannten Bedingungen erfüllen, einen freiwilligen Einbau 

von iMSys an ihrem Netzanschluss beantragen [51, 52]. Um neben dem verpflichtenden Einbau 

von iMSys auch den freiwilligen Einbau zu berücksichtigen, wird die Verteilung der iMSys nach 

den Pflichteinbaufällen mit einer zusätzlichen Zufallsverteilung als Verteilungsschlüssel für die 

Untersuchung verwendet. 

  

Abbildung 2.4 Verfahren der schrittweisen Erhöhung der Durchdringung von iMSys, veran-

schaulicht anhand eines Beispielnetzes 

In Abbildung 2.4 ist das Vorgehen zur Erhöhung der Messtechnikdurchdringung anhand eines 

Beispielnetztes dargestellt. Da in diesem Netz an sechs von insgesamt 12 Anschlusspunkten Er-

zeugungsanlagen von mehr als 7 kW oder eine Last mit einem Jahresenergieverbrauch von mehr 

als 6.000 kWh angeschlossen sind, werden die iMSys bis zu einer Messtechnikdurchdring von 

50 % durch den Verteilungsschlüssel der angeschlossenen Nennleistung und des Jahresenergie-

verbrauchs verteilt. Ab einer Messtechnikdurchdringung von 50 % werden die iMSys dann durch 

eine Zufallsverteilung an die Anschlusspunkte verteilt. Je nach Szenario der Lasten und Erzeu-

gungsanlagen kann der Umschaltpunkt zwischen den Verteilungsarten variieren. 

2.5 Grundsätzliche Vorgehensweise 

Im Rahmen der Erarbeitung der Empfehlungen wird für die Netzzustandsermittlung ein analyti-

sches Verfahren mit heuristischer Berechnung von Pseudo-Messwerten untersucht, um den 

Stand der Technik abzubilden. Zur Ermittlung des Netzzustandes wird der WLS-Algorithmus ver-

wendet. Die zur Berechnung benötigten Pseudo-Messwerte werden durch eine Verteilung der 

Gesamtleistung im Netzbereich auf alle nicht gemessenen Knoten erzeugt. Wenn keine Leis-

tungsmessung am Transformator vorhanden ist, werden die Knotenleistungen jedes Knotens 

 

3 Zum Zeitpunkt der Durchführung der Studie liegt der entsprechende Jahresenergieverbrauch nach § 29 des Messstellenbetriebs-

gesetzes, welches zuletzt durch Artikel 7 des Gesetzes vom 8. Mai 2024 (BGBl. 2024 I Nr. 151) geändert worden ist, bei 6.000 kWh. 

ZufallsverteilungVerteilung nach Nennleistung/Jahresenergieverbrauch
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mithilfe von Haushaltsprofilen, des Jahresenergieverbrauchs und der Referenzmessung ge-

schätzt. 

 

Abbildung 2.5 Schematischer Ablauf zur Bestimmung des Sensorausstattungsgrades 

Abbildung 2.5 zeigt das Vorgehen zur Bestimmung der Sensorausstattungsgrade. Die aktuellen 

Netzzustände ergeben sich aus Leistungsflussberechnungen der mit Jahreszeitreihen hinterleg-

ten Netzmodelle. Auf Basis dessen werden Messwerte und Pseudo-Messwerte als Eingangsgrö-

ßen der Netzzustandsermittlung erstellt. Der sich daraus ergebende ermittelte Netzzustand wird 

mit dem aktuellen Netzzustand verglichen und ein Fehler errechnet. Werden die in den Prämis-

sen P8 und P10 festgelegten Genauigkeiten eingehalten, ist der Sensorausstattungsgrad für das 

Szenario bestimmt. Ist dies nicht der Fall, werden die Anzahl an iMSys entsprechend dem aus-

gewählten Verteilungsschlüssel schrittweise erhöht und die Auswertung der Netzzustandser-

mittlung für das angepasste Szenario wiederholt. Abschließend werden die Ergebnisse aller Sze-

narien zu Ausstattungsgraden für die drei untersuchten Konstellationen (siehe P6) an installier-

ter Sensorik zusammengefasst. 
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3 Ausstattungsgrad Messtechnik 

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse zur Genauigkeit der Netzzustandsermittlung mit ver-

schiedenen Messkonstellationen sowie eine Analyse der auftretenden Sensitivität und Spezifität 

hinsichtlich der Strom- und Spannungsermittlung vorgestellt. Anschließend werden die Ergeb-

nisse der qualitativen Untersuchungen vorgestellt. 

3.1 Genauigkeitsanalyse 

Das Ziel der Genauigkeitsanalyse ist die Bestimmung des Sensorausstattungsgrades zur Errei-

chung einer Genauigkeit der Netzzustandsermittlung von 𝑓I = 10 % und 𝑓U = 2 % bzw. 𝑓U =

1,5 %. Die Berechnung der Genauigkeit der Strom- und Spannungsermittlung ist in den Prämis-

sen P9 und P11 definiert und in den Formeln (1) und (2) festgehalten. Zur Bestimmung des un-

tersuchten Sensorausstattungsgrades eines Szenarios wird nach Formel (3) das Verhältnis zwi-

schen der Anzahl an für die Netzzustandsermittlung betrachteten Netzanschlusspunkten von 

iMSys 𝑛iMSys,NZE und der Anzahl an möglichen Netzanschlusspunkten für iMSys 𝑛iMSys,total ge-

bildet. 

𝐒𝐞𝐧𝐬𝐨𝐫𝐚𝐮𝐬𝐬𝐭𝐚𝐭𝐭𝐮𝐧𝐠𝐬𝐠𝐫𝐚𝐝 =
𝒏𝐢𝐌𝐒𝐲𝐬,𝐍𝐙𝐄

𝒏𝐢𝐌𝐒𝐲𝐬,𝐭𝐨𝐭𝐚𝐥
∙ 𝟏𝟎𝟎 % (3) 

Im Rahmen der Auswertung erfolgt gemäß den Prämissen P8 und P10 für die Fehler der Knoten-

spannung sowie der Zweigströme eine Betrachtung des 99.-%-Perzentils. Da § 14a EnWG auf 

das Ziel der netzorientierten Steuerung von SteuVE im Falle eines gefährdeten Netzzustandes 

abstellt, muss die Netzzustandsermittlung besonders zu diesen Zeitpunkten eine hohe Genauig-

keit gewährleisten. Daher werden in dieser Untersuchung 1 % der Zeitpunkte betrachtet, die die 

höchsten Auslastungen in der Jahressimulation aufweisen. Das entsprechende Vorgehen ist in 

Abbildung 3.1 exemplarisch dargestellt und wird nachfolgend beschrieben. 

 

Abbildung 3.1 Verlauf der Genauigkeit der Strom- und Spannungsermittlung in Hochlastzeit-

punkten über den Sensorausstattungsgrad (oben), Häufigkeitsverteilung der 

Fehler der Strom- und Spannungsermittlung für eine Sensorausstattung von 

25 % in Hochlastzeitpunkten und in allen Zeitschritten (unten) 
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Im oberen Teil von Abbildung 3.1 ist der Verlauf der Genauigkeit der Strom- und Spannungser-

mittlung in Hochlastzeitpunkten in Abhängigkeit vom Sensorausstattungsgrad dargestellt. Jeder 

Punkt in den zwei Grafiken entspricht dabei dem Ergebnis des 99.%-Perzentils der Hochlastzeit-

schritte einer Jahressimulation für einen Sensorausstattungsgrad. Im unteren Teil von Abbil-

dung 3.1 ist die Häufigkeitsverteilung der Strom- und Spannungsermittlung für eine Sensoraus-

stattung von 25 % in Hochlastzeitpunkten (grün) und in allen Zeitschritten (lila) dargestellt. Es ist 

zu erkennen, dass die Beschränkung auf die Hochlastzeitpunkte einen höheren Wert der Genau-

igkeit der Strom- und Spannungsermittlung zur Folge hat. Durch dieses Vorgehen ist gewährleis-

tet, dass die vorgegebenen Genauigkeiten der Strom- und Spannungsermittlung gemäß den Prä-

missen P8 und P10 auch in Hochlastzeitpunkten eingehalten werden. 

Die Genauigkeitsanalyse wird für drei Konstellationen der im Netz installierten Sensorik unter-

sucht und jeweils ein Ausstattungsgrad von iMSys erarbeitet. Anschließend wird ein Vergleich 

mit Genauigkeitsanalysen aus der Literatur angestellt. 

3.1.1 Abgangsscharfe Messung am Transformator mit zusätzlichen Messwer-

ten von iMSys 

In Abbildung 3.2 sind die Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für eine abgangsscharfe Messung 

am Transformator mit zusätzlichen Messwerten von iMSys für alle drei betrachteten Netztopo-

logien dargestellt. Beim Verlauf der Genauigkeit der Stromermittlung ist für fast alle Netze ein 

Trend zu einem Wert von 0 % zu verzeichnen, wohingegen sich die Verläufe der Genauigkeit der 

Spannungsermittlung bei Erhöhung des Sensorausstattungsgrades einem Wert von 0,5 % annä-

hern. Die Verläufe der Stromermittlungsgenauigkeit bei Strahlennetzen (grün) weisen hohe Ab-

weichungen der erreichten Genauigkeit bei geringen iMSys-Sensorausstattungsgraden auf, wel-

che in den Charakteristika der analysierten Strahlennetzmodellen begründet sind.   
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Abbildung 3.2 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für Strahlennetze (oben), einfach- (mitte) 

und mehrfachgespeiste Maschennetze (unten) bei einer abgangsscharfen Mes-

sung am Transformator und zusätzlichen Messwerten von iMSys 

Bei den Strahlennetzen wurden bei der Stromermittlung drei Gruppen mit ähnlichem Verhalten 

besonders analysiert: 

• Gruppe 1: Synthetische Netze - SimBench 

• Gruppe 2: Reale Netze - Basis 

• Gruppe 3: Reale Netze - Ausreißer 

Zur besseren Einordnung der Gruppen wurde eine Gegenüberstellung der Hausanschlüsse pro 

Leitungslänge, Zählpunkte pro Hausanschluss, Kabelverjüngungen sowie dem Verhältnis zwi-

schen der minimalen 𝐼Dauer,min und der maximalen Dauerstrombelastbarkeit 𝐼Dauer,max der Be-

triebsmittel erstellt. In Tabelle 3.1 ist die Einordnung der Strahlennetz-Gruppen mit der dazuge-

hörigen Klassifizierung aus Abbildung 3.3 dargestellt. Die Anzahl der analysierten Netze einer 

Kategorie sind jeweils in Klammern in Abbildung 3.3 angegeben.  

Netz-ID 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 

Hausanschlüsse pro NS-Leitungslänge 2 4 4 4 4 4 4 1 1 3 4 3 2 2 3 2 

Zählpunkte pro Hausanschluss 1 1 1 1 1 1 1 3 2 1 1 2 1 2 1 1 

Synthetisches Netz X X X X X X           

Kabelverjüngung       X X X X X X X X X X 

Verhältnis 𝐼Dauer,min zu 𝐼Dauer,max 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 0.54 0.51 0.66 0.66 0.67 0.67 0.53 0.86 0.51 0.53 

Strahlennetz-Gruppe                 

Tabelle 3.1  Einordnung der Strahlennetze 

Zwischen den synthetischen Strahlennetzen (Netz-ID 1-6) und den realen Strahlennetzen (Netz-

ID 7-16) sind klare Unterschiede zu erkennen. Während die synthetischen Netze keine 
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Kabelverjüngung und eine sehr ähnliche Hausanschlusskonfiguration aufweisen, gibt es bei den 

realen Netzen verschiedene Ausprägungen der Hausanschlusskonfiguration sowie Kabelverjün-

gungen im Netz. Zwischen den Strahlennetz-Gruppen 2 und 3 ist keine direkte Abgrenzung der 

untersuchten Parameter festzustellen.  

 

 

Abbildung 3.3 Klassifizierung der Netze 

Die Netze der Strahlennetz-Gruppe 3 zeichnen sich durch einen durchmischten Kabelbestand, 

eine hohe Auslastung durch das progressive Ausbauszenario, das Vorhandensein von Minder-

querschnitten sowie eine hohe Auslastung von Einzelanschlüssen an Kabelverteilerschränken 

(KVS) durch Ladestationen aus. In diesen Fällen stellt das Dimmen gemäß § 14a EnWG keine 

langfristige Option dar, sondern das Netz muss zwangsweise ausgebaut werden. Die syntheti-

schen Netze in Strahlennetz-Gruppe 1 zeichnen sich hingegen durch hohe Kabelquerschnitte, 

eine geringe Auslastung trotz Ausbauszenario und der Abwesenheit von Kabelverjüngungen aus. 

Hinsichtlich des zukünftig zu erwartenden Netzausbaus werden vermehrt Netze zwischen 

Gruppe 1 und 2 einzuordnen sein. Daher konzentriert sich die Bestimmung der Ausstattungs-

grade der Strahlennetze auf die Betrachtung der Strahlennetz-Gruppen 1 und 2, in denen selten 

auftretende Netzengpässe durch eine temporäre Bezugsleistungsreduktion gemäß § 14a EnWG 

behoben werden können. Hierbei wird jeweils die Gruppe mit den schlechteren Genauigkeits-

werten herangezogen. 

Zur Bestimmung der benötigten Sensorausstattungsgrade werden zunächst Regressionskurven 

über die Verläufe der Genauigkeiten der Strom- und Spannungsermittlung in Abhängigkeit vom 

jeweiligen Sensorausstattungsgrad gebildet. Bei den Strahlennetzen erfolgt die Bildung der Re-

gressionskurven für jede Strahlennetze-Gruppe einzeln. Anschließend wird der Schnittpunkt der 

Regressionskurve mit den vorgegebenen Genauigkeiten aus den Prämissen P8 und P10 gebildet. 

Da die Spannungsermittlung bei fast allen Ergebnissen bereits mit einem Sensorausstattungs-

grad von 0 % unter dem Zielwert von 𝑓𝑈 von 2 % liegen, konzentriert sich die weitere Ausarbei-

tung auf den Zielwert von 𝑓𝑈 von 1,5 %. In Abbildung 3.4 sind die Ergebnisse der benötigten 

Sensorausstattung bei einer abgangsscharfen Messung am Transformator und zusätzlichen 

Messwerten von iMSys dargestellt. In den Ergebnissen der Stromermittlung der Strahlennetze 

stellen sich mit 0 %, 14 % und 61 % drei deutlich unterschiedliche Sensorausstattungsgrade für 

die einzelnen Strahlennetz-Gruppen heraus. Bei der Spannungsermittlung ist die Genauigkeits-

anforderung für Strahlen- und Maschennetze bereits mit einem Sensorausstattungsgrad von 
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0 % erreicht. Der Sensorausstattungsgrad für die Stromermittlung liegt bei einfachgespeisten 

Maschennetzen bei 4 % und bei mehrfachgespeisten Maschennetzen bei 0 %. 

 

Abbildung 3.4 Ergebnisse der Genauigkeitsanalysen für Strahlennetze (oben), einfachgespeiste 

Maschennetze (mitte) und mehrfachgespeiste Maschennetze (unten) bei einer 

abgangsscharfen Messung am Transformator und zusätzlichen Messwerten von 

iMSys 

3.1.2 Gesamtleistungsmessung des Transformators mit zusätzlichen Messwer-

ten von iMSys 

In Abbildung 3.5 sind die Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse der Netzzustandsermittlung für 

eine Gesamtleistungsmessung des Transformators mit zusätzlichen Messwerten von iMSys für 

alle drei betrachteten Netztopologien dargestellt. Bei der Stromermittlung der Strahlennetze 

stellt sich für die Strahlennetz-Gruppe 2 mit 32 % ein deutlich höherer Wert als bei der abgangs-

scharfen Messung am Transformator heraus. In den Ergebnissen der Spannungsermittlung ist 

die Genauigkeitsanforderung mit Ausnahme der Strahlennetz-Gruppe 3 bei allen Strahlen- und 

Maschennetzen bereits mit einem Sensorausstattungsgrad von 0 % erreicht. Bei der Stromer-

mittlung der einfachgespeisten Maschennetze liegt der Sensorausstattungsgrad bei 6 %, wäh-

rend dieser bei mehrfachgespeisten Maschennetzen bei 0 % liegt. 
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Abbildung 3.5 Ergebnisse der Genauigkeitsanalysen für Strahlennetze (oben), einfachgespeiste 

Maschennetze (mitte) und mehrfachgespeiste Maschennetze (unten) bei einer 

Gesamtleistungsmessung des Transformators und zusätzlichen Messwerten von 

iMSys 

3.1.3 Keine Messungen am Transformator, ausschließlich Verwendung der 

Messwerte von iMSys 

In Abbildung 3.6 sind die Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse der Netzzustandsermittlung ohne 

Messungen am Transformator und ausschließlich basierend auf Messwerten von iMSys für alle 

drei betrachteten Netztopologien dargestellt. Bei der Stromermittlung der Strahlennetze ergibt 

sich für die Strahlennetz-Gruppe 2 mit 61 % ein deutlich höherer Sensorausstattungsgrad als bei 

der Transformatorabgangsmessung sowie der Gesamtleistungsmessung am Transformator. Für 

die Gruppe 1 ergibt sich mit der Regressionskurve ein Sensorausstattungsgrad von 72 %, welcher 

höher als bei der Gruppe 2 ist. In den Ergebnissen der Spannungsermittlung ist die Genauigkeits-

anforderung, mit Ausnahme von Strahlennetz-Gruppe 3, für alle Strahlen- und Maschennetze 

bereits mit einem Sensorausstattungsgrad von 0 % erreicht. Bei der Stromermittlung der ein-

fachgespeisten Maschennetze beträgt der Sensorausstattungsgrad 36 %, während dieser bei 

mehrfachgespeisten Maschennetzen bei 12 % liegt. 



 

 

Ausstattungsgrad Messtechnik 

18 CONSENTEC / BERGISCHE UNIVERSITÄT WUPPERTAL 

 

Abbildung 3.6 Ergebnisse der Genauigkeitsanalysen für Strahlennetze (oben), einfachgespeiste 

Maschennetze (mitte) und mehrfachgespeiste Maschennetze (unten) ohne Mes-

sung am Transformator, ausschließlich basierend auf Messwerten von iMSys 

3.1.4 Vergleich mit Genauigkeitsanalysen aus der Literatur  

Die Ergebnisse der zuvor vorgestellten Genauigkeitsanalyse werden in diesem Abschnitt mit 

Analysen aus der Literatur verglichen. In [19, 53] wurden vergleichbare Auswertungen zur Aus-

stattung von Niederspannungsnetzen mit Messtechnik für eine netzorientierte Steuerung 

durchgeführt. In Tabelle 3.2 sind die getroffenen Annahmen und Prämissen aus der vorliegen-

den Studie sowie aus der Literatur aufgelistet, wobei Unterschiede in Rot hervorgehoben sind. 

Im Unterschied zu dieser Studie beschränkt sich die Auswertung in der Literatur auf synthetische 

Strahlennetze, beinhaltet statt minütlichen Werten 15-Minuten Werte und verwendet zur Aus-

wertung der Genauigkeit alle Zeitschritt sowie das 95.-%-Perzentil für die Stromermittlung. 

In Abbildung 3.7 sind die Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für Strahlennetze bei einer ab-

gangsscharfen Messung am Transformator, bei einer Gesamtleistungsmessung des Transforma-

tors und ohne Messung am Transformator dargestellt. In Pink sind die Vergleichswerte aus der 

Literatur [19, 53] eingezeichnet. Bei der Stromermittlung bei abgangsscharfer Messung und bei 

Gesamtleistungsmessung treten für synthetische Netze ähnliche Ergebnisse auf. Auch bei der 

Spannungsermittlung mit einem Sensorausstattungsgrad von 0 % treten bei allen drei Messkon-

figurationen ähnliche Ergebnisse auf. Signifikante Unterschiede sind jedoch bei der Stromermitt-

lung ohne Transformatormessung zu erkennen, welche auf die Konzentration auf die Starklast-

fälle zurückzuführen sind und zu deutlich höheren Ausstattungsgrade in der hier vorgestellten 

Analyse führen. Auch bei der Spannungsermittlung sind mit Hinzunahme von Spannungsmes-

sungen Unterschiede zu erkennen, die auf eine abweichende Überlagerung der realen Netzzu-

standsdaten mit stochastischen Messfehlern zurückzuführen sind. 
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 VDE FNN [19, 53] 

Art der Niederspannungsnetze Synthetisch, real Synthetisch 

Art der Netztopologie 
Strahlennetze, Maschen-

netze 
Strahlennetze 

Zeitlicher Horizont Ein Jahr Ein Jahr 

Zeitliche Auflösung 1 Minute 15 Minuten 

   

Sensorausstattungsgrad (SAG) 𝑆𝐴𝐺 =
𝑛iMSys,NZE

𝑛iMSys,total
∙ 100 % 𝑆𝐴𝐺 =

𝑛iMSys,NZE

𝑛iMSys,total
∙ 100 % 

Genauigkeitsberechnung 

Strom 
𝑓𝐼 = |

𝐼𝑒𝑠𝑡 − 𝐼𝑟𝑒𝑎𝑙
𝐼𝐷𝑎𝑢𝑒𝑟

| ∙ 100 % 𝑓𝐼 = |
𝐼𝑒𝑠𝑡 − 𝐼𝑟𝑒𝑎𝑙
𝐼𝐷𝑎𝑢𝑒𝑟

| ∙ 100 % 

Genauigkeitsberechnung 

Spannung 
𝑓𝑈 = |

𝑈𝑒𝑠𝑡 − 𝑈𝑟𝑒𝑎𝑙

𝑈𝑛
| ∙ 100 % 𝑓𝑈 = |

𝑈𝑒𝑠𝑡 − 𝑈𝑟𝑒𝑎𝑙

𝑈𝑛
| ∙ 100 % 

   

Anzahl Zeitschritte 1 % Starklastfälle Alle Zeitpunkte 

Anzahl Fehler Strom 99.%-Perzentil 95.%-Perzentil 

Anzahl Fehler Spannung 99.%-Perzentil 99.%-Perzentil 

Tabelle 3.2 Vergleich der definierten Prämissen der vorliegenden Studie und der Literatur 

 

 

Abbildung 3.7 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für Strahlennetze bei einer abgangsscharfen 

Messung am Transformator (oben), bei einer Gesamtleistungsmessung des 

Transformators (mitte) und ohne Messung am Transformator, ausschließlich ba-

sierend auf Messwerten von iMSys (unten) sowie den Vergleichswerten aus der 

Literatur in pink 
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3.2 Sensitivität und Spezifität 

Zusätzlich zur Untersuchung der Genauigkeit wird eine Auswertung der Detektion von Netzeng-

pässen hinsichtlich der Sensitivität (SEN) und Spezifität (SPE) der Netzzustandsermittlung durch-

geführt. Dabei sind SEN und SPE statistische Maße für die Durchführung eines binären Klassifi-

kationstests und nach Formeln (4) und (5) wie folgt definiert. 

𝐒𝐏𝐄 =
𝐑𝐢𝐜𝐡𝐭𝐢𝐠 𝐧𝐞𝐠𝐚𝐭𝐢𝐯𝐞 𝐄𝐫𝐠𝐞𝐛𝐧𝐢𝐬𝐬𝐞

𝐑𝐢𝐜𝐡𝐭𝐢𝐠 𝐧𝐞𝐠𝐚𝐭𝐢𝐯𝐞 𝐄𝐫𝐠𝐞𝐛𝐧𝐢𝐬𝐬𝐞 + 𝐅𝐚𝐥𝐬𝐜𝐡 𝐩𝐨𝐬𝐢𝐭𝐢𝐯𝐞 𝐄𝐫𝐠𝐞𝐛𝐧𝐢𝐬𝐬𝐞
 (4) 

SEN =
Richtig positive Ergebnisse

Richtig positive Ergebnisse + Falsch negative Ergebnisse
 (5) 

Negatives Ergebnis: Zustand wird als kein Engpass klassifiziert  

Positives Ergebnis: Zustand wird als Engpass klassifiziert  

Im Kontext der Netzzustandsermittlung gibt die SEN den Anteil der korrekt als Engpass klassifi-

zierten Zustände an allen Engpass-Zuständen an, also welcher Anteil der Engpässe auch als Eng-

pass erkannt werden. Die SPE hingegen stellt den Anteil der korrekt als Nicht-Engpass klassifi-

zierten Zustände an allen Nicht-Engpass-Zuständen dar. Eine optimale Netzzustandsermittlung 

zur Erkennung von Engpässen erzielt somit für beide Kenngrößen den Wert 1 bzw. 100 %. 

Abbildung 3.8 zeigt den schematischen Ablauf der Untersuchung zur SEN und SPE bei der Netz-

zustandsermittlung. Als tatsächlicher Netzzustand wird das Ergebnis der Lastflussberechnung 

angenommen, auf dem die Generierung von Messwerten für die Netzzustandsermittlung ba-

siert. Die Netzzustandsermittlung ermittelt einen Netzzustand, für den eine Klassifizierung nach 

Engpässen minutenscharf sowie nach der Bildung eines rollierenden 10-Minuten-Mittelwertes 

erfolgt. Ebenso wird der tatsächliche Netzzustand hinsichtlich Grenzwertverletzungen klassifi-

ziert und bei der Bestimmung von SEN und SPE berücksichtigt. Dabei wird zwischen der Betrach-

tung von minütlichen Momentanwerten und der Hinzunahme eines rollierenden 10-Minuten-

Mittelwertes unterschieden. 

 

Abbildung 3.8 Schematischer Ablauf zur Bestimmung der SEN und SPE 

Bei der Untersuchung werden drei Engpasstypen unterschieden. Der erste Engpasstyp sind 

Transformatorengpässe, wobei ein Engpass auftritt, wenn die maximal zulässige Scheinleistung 

des Transformators überschritten wird. Unter Kabelengpässen werden Überschreitungen der 

maximalen Dauerstrombelastbarkeit des jeweiligen Kabels verstanden. Zuletzt erfolgt eine Be-

trachtung der Spannungsengpässe, also einem Über- bzw. Unterschreiten der Spannung von 

110 % bzw. 90 % der Nennspannung. 

Netzzustandsermittlung

Aktueller Netzzustand

Geschätzter Netzzustand

Klassifizierung 

Netzengpass

Klassifizierung 

Netzengpass

Bestimmung von 

Sensitivität und Spezifität

Bildung des rollierenden 

10-Minuten-Mittelwertes 
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In den Auswertungen der SEN und SPE der Engpasserkennung haben sich für jede Art von 

Netzengpässen typische Verläufe mit steigendem Sensorausstattungsgrad gezeigt. Im Folgen-

den wird eine repräsentative Auswahl vorgestellt. 

3.2.1 Transformatorengpässe 

In Abbildung 3.9 ist der Verlauf der SEN und SPE der Transformatorengpasserkennung in Abhän-

gigkeit vom Sensorausstattungsgrad für das Strahlennetz „1-9“ und von den drei Messkonstel-

lationen dargestellt. Wie zu erwarten, ist sowohl die SEN als auch die SPE für Transformator-

engpässe bei den Messkonstellationen Gesamtleistungsmessung und abgangsscharfe Messung 

am Transformator unabhängig vom Sensorausstattungsgrad bei 1. Dies liegt daran, dass die Leis-

tung des Transformators mit einer geringen Messungenauigkeit von 1 % gemessen wird und 

eine Klassifizierung entsprechend erfolgreich ausfällt. 

Basiert die Netzzustandsermittlung ausschließlich auf iMSys- und Pseudomesswerten, entste-

hen wenige fehlerhafte Klassifizierungen der Nicht-Engpässe (SPE < 1). In der Praxis bedeutet 

dies, dass es zu einer geringfügig erhöhten Anzahl an Regelungseingriffen bei SteuVE kommen 

kann. Aufgrund der Mittelung fällt die SEN bei der Betrachtung des rollierenden 10-Minuten-

Mittelwerts geringer aus. Selbst bei hohen Sensorausstattungsgraden (> 50 %) liegt die SEN un-

ter 0,6, d.h. über 40 % der Engpässe werden nicht als Engpass klassifiziert. Durch eine Mittelung 

der Ergebnisse können maximal 30 % der Engpässe mit einem Sensorausstattungsgrad von ca. 

70 % korrekt klassifiziert werden. Dadurch wird deutlich, dass es in diesem Netz mit dem be-

trachteten Szenario mehrfach zu kurzzeitigen Transformatorengpässen bzw. Lastspitzen 

kommt, welche durch die Mittelwertbildung herausgefiltert werden. 

 

Abbildung 3.9 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analysen der Erkennung von Transformatorengpäs-

sen des Netzes „1-9“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines 

rollierenden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Ein weiterer Verlauf der SEN und SPE für das Netz „1-13“ ist in Abbildung 3.10 gezeigt. Die Ver-

läufe sind für die Messkonstellationen abgangsscharfe Messung und Gesamtleistungsmessung 

am Transformator identisch zu Abbildung 3.9 und zeigen sich bei allen untersuchten Netzen. Die 

Netzzustandsermittlung ohne Messung der Netzzustandsdaten am Transformator erreicht in 

diesem Fall eine SPE von ca. 1, sodass es nicht zu einer signifikanten Anzahl fehlerhafter Klassi-

fizierungen der Nicht-Engpass-Zustände kommt. In wenigen Netzen kommt es zu einem annä-

hernd konstanten Verlauf der SEN von 0 bei Sensorausstattungsgraden < 50 %. In diesen Fällen 
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werden die Knotenleistungen der nicht gemessenen Knoten mithilfe von Standardlastprofilen 

(SLPs) zu niedrig geschätzt, wodurch die Auslastung am Transformator ebenfalls zu niedrig er-

mittelt wird. Mit steigendem Sensorausstattungsgrad und somit weniger Knotenleistungen, die 

geschätzt werden müssen, steigt die SEN der Engpassklassifizierung an. 

 

Abbildung 3.10 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analysen der Erkennung von Transformatorengpäs-

sen des Netzes „1-13“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines 

rollierenden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Die Ergebnisse zeigen, dass eine zuverlässige Erkennung von Transformatorengpässen mit einer 

Netzzustandsermittlung ohne Transformatormessung nur mit hohen Ausstattungsgraden mög-

lich ist. Für die Messkonstellationen mit einer Messung am Transformator sind die ermittelten 

Sensorausstattungsgrade zum Erreichen der in den Prämissen festgelegten Genauigkeiten 

(s. Abschnitt 3.1) ausreichend, um alle Transformatorengpässe in den betrachteten Szenarien 

korrekt zu klassifizieren. In allen drei Messkonstellationen kommt es zu einer vernachlässigba-

ren Anzahl an falsch klassifizierten Nicht-Engpässen (SPE > 0,99, meist 1). 

3.2.2 Kabelengpässe 

In den Untersuchungen zeigt sich, dass es in allen Netzen mit allen drei Messkonstellationen zu 

einer vernachlässigbar geringen Anzahl an fehlerhaften Klassifizierungen der Nicht-Engpässe bei 

Kabeln kommt (SPE > 0,99). Für die SEN zeigen sich drei unterschiedliche Verläufe, welche im 

Weiteren erläutert werden. 

In Abbildung 3.11 ist der Verlauf der SEN für das Strahlennetz „1-7“ dargestellt. Im Gegensatz 

zur Erkennung von Transformatorengpässen reichen geringe Sensorausstattungsgrade bei den 

Messkonstellationen abgangsscharfe Messung und Gesamtleistungsmessung des Transforma-

tors nicht aus, um alle Kabelengpässe zu erkennen. Die SEN erreicht bei der minütlichen Be-

trachtung und mit einer Gesamtleistungsmessung am Transformator den Wert 1 bei einem Sen-

sorausstattungsgrad von ca. 20 % (26 % bei einer Mittelung). Mit einer abgangsscharfen Mes-

sung am Transformator genügt ein Sensorausstattungsgrad von ca. 15 % (20 % bei einer Mitte-

lung) zur Erkennung aller Kabelengpässe. Ohne Messung der Netzzustandsdaten am Transfor-

mator kann trotz einem Sensorausstattungsgrad von 50 % nur ca. die Hälfte aller Kabelengpässe 

erkannt werden. Bei der Betrachtung eines rollierenden 10-Minuten-Mittelwerts bleiben mehr 

als 80 % aller Kabelengpässe unerkannt. Sprünge im Verlauf der SEN sind auf den gewählten 

Verteilungsschlüssel der iMSys zurückzuführen (s. Abschnitt 2.4). Dieser hat zur Folge, dass die 
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ersten iMSys nicht zwingend an den kritischen Stellen, an denen Netzengpässe auftreten, ge-

setzt werden, wodurch es zu einem geringen Anstieg der SEN kommen kann. An den Sprungstel-

len werden die iMSys an den kritischen Stellen bzw. in dem Strang gesetzt, in denen die Ka-

belengpässe auftreten, wodurch die SEN sprunghaft steigt. Dieses Verhalten zeigt sich ebenfalls 

bei der Gesamtleistungsmessung des Transformators in Abbildung 3.12. Zudem können in dem 

Strahlennetz „1-16“ ohne abgangsscharfe Messung des Transformators und einem Sensoraus-

stattungsgrad von weniger als 10 % keine Kabelengpässe korrekt klassifiziert werden. Dies liegt 

daran, dass die Stränge des Netzes in den Engpasssituationen stark unterschiedlich ausgelastet 

sind und die Pseudomesswerte ohne abgangsscharfe Messung in einzelnen Strängen deutlich 

abweichen. Sobald iMSys im betroffenen Strang oder genug iMSys in anderen Strängen platziert 

werden, steigt die SEN sprunghaft auf etwas mehr als 80 %. Dies lässt sich im Fall einer abgangs-

scharfen Messung am Transformator nicht beobachten, da aufgrund der gemessenen Abgangs-

leistung eine Schätzung der Pseudomesswerte deutlich verbessert wird. 

 

Abbildung 3.11 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analysen der Erkennung von Kabelengpässen des 

Netzes „1-7“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rollieren-

den 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 
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Abbildung 3.12 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analysen der Erkennung von Kabelengpässen des 

Netzes „1-16“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rollie-

renden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Wie bei der Untersuchung der Transformatorengpässe (Abschnitt 3.2.1), sinkt im Allgemeinen 

die SEN durch die Mittelung, da kurzzeitige Engpässe herausgefiltert werden. Im mehrfachge-

speisten Maschennetz „3-4“ führt dies dazu, dass die SEN unabhängig von der Messkonstellation 

und dem Sensorausstattungsgrad nicht mehr als 0,90 erreicht. Bei den nicht erkannten 10 % der 

Kabelengpässe handelt es sich um kurzzeitige Überschreitungen (< 4 Minuten) der Dauerstrom-

belastbarkeit in Zeiträumen, in denen der Strom zwischen 95 % und 105 % der zulässigen Dau-

erstrombelastbarkeit liegt. In den Maschennetzen zeigt sich, dass bei einer Messung der Netz-

zustandsdaten an den Transformatoren keine zusätzliche iMSys notwendig ist, um eine SEN von 

> 0,99 zu erreichen. Dies deckt sich mit dem Verlauf der Genauigkeit in Abhängigkeit vom Sen-

sorausstattungsgrad (Abschnitt 3.1). Anders als bei den Strahlennetzen reicht bei den Maschen-

netzen ein Sensorausstattungsgrad von ca. 25 % aus, um in den betrachteten Szenarien die meis-

ten auftretenden Kabelengpässe (SEN > 0,99) zu detektieren. 
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Abbildung 3.13 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analysen der Erkennung von Kabelengpässen des 

Netzes „3-4“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rollieren-

den 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Die Ergebnisse zeigen, dass eine zuverlässige Erkennung von Kabelengpässen mittels Netzzu-

standsermittlung ohne Messungen am Transformator in Strahlennetzen nicht möglich ist. Dies 

ist in den untersuchten Maschennetzen mit einem Sensorausstattungsgrad von ca. 25 % auch 

ohne Messung am Transformator jedoch möglich. Für die Messkonstellationen mit einer Mes-

sung am Transformator sind die ermittelten Sensorausstattungsgrade zum Erreichen der in den 

Prämissen festgelegten Genauigkeiten (s. Abschnitt 3.1) ausreichend, um alle Kabelengpässe in 

den betrachteten Szenarien korrekt zu klassifizieren. In allen drei Messkonstellationen kommt 

es zu einer vernachlässigbaren Anzahl an falsch klassifizierten Nicht-Engpässen (SPE > 0,99, 

meist 1). 

3.2.3 Spannungsengpässe 

In den Untersuchungen zu den Spannungsengpässen zeigt sich, dass die SPE in einigen Netzen 

bei einem Wert von > 0,99 startet und mit steigendem Sensorausstattungsrad abnimmt. Dies 

liegt an der Messungenauigkeit der iMSys von 2 %, die als Standardabweichung der Messwerte 

für den WLS-Algorithmus angenommen wird. Die SPE sinkt bei einer vorhandenen Transforma-

tormessung ohne Mittelung der Ergebnisse auf minimal 0,95 bzw. auf minimal 0,90, wenn die 

Netzzustandsermittlung rein auf Basis von iMSys-Daten und SLPs durchgeführt wird. Dieses Ver-

halten ist im Rahmen von § 14a EnWG vernachlässigbar, da dieses Verfahren in der Niederspan-

nung für geringe Sensorausstattungsgrade vorgesehen ist. Zudem haben sich verschiedene Ver-

läufe der SEN in den Netzen ergeben. 

Abbildung 3.14 zeigt den typischen Verlauf der SEN bei der Erkennung von Spannungsengpässen 

in Strahlennetzen. Mit der abgangsscharfen Messung am Transformator können bereits mit ei-

nem Sensorausstattungsgrad von weniger als 10 % die meisten Spannungsengpässe detektiert 

werden (SEN > 0,99). Bei Gesamtleistungsmessung am Transformator werden für eine zuverläs-

sige Engpasserkennung Sensorausstattungsgrade von bis zu 25 % benötigt. Basiert die Netzzu-

standsermittlung nur auf iMSys-Daten und SLPs, muss ein hoher Sensorausstattungsgrad von 

> 50 % vorhanden sein. 
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Abbildung 3.14 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analyse der Erkennung von Spannungsengpässen 

des Netzes „1-9“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rol-

lierenden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

In Abbildung 3.15 ist ein untypischer (nicht repräsentativer) Verlauf der SEN bei Strahlennetzen 

dargestellt. Beispielhaft kam es im Netz „1-16“ dazu, dass eine Messung am Transformator für 

die zuverlässige Erkennung der Spannungsengpässe ausreicht. In diesem Netz reicht ein Senso-

rausstattungsgrad von ca. 13 %, um die Spannungsengpässe mittels Netzzustandsermittlung auf 

Basis von SLPs und iMSys-Daten zuverlässig zu erkennen. 

 

Abbildung 3.15 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analyse der Erkennung von Spannungsengpässen 

des Netzes „2-2“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rol-

lierenden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Bei den Maschennetzen zeigt sich, wie bei der Genauigkeitsanalyse aus Abschnitt 3.1, dass für 

die Ermittlung der Spannungen und die Detektion von Spannungsengpässen eine Messung am 

Transformator ohne zusätzliche iMSys-Daten ausreichend ist (vgl. Abbildung 3.16). Ohne Trans-

formatormessung werden allerdings Sensorausstattungsgrade von bis zu 20 % für die Engpas-

serkennung benötigt. 
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Abbildung 3.16 Ergebnisse der SEN- und SPE-Analyse der Erkennung von Spannungsengpässen 

des Netzes „1-16“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rol-

lierenden 10-Minuten-Mittelwertes (unten) 

Die Ergebnisse zeigen, dass eine zuverlässige Erkennung von Spannungsengpässen mittels Netz-

zustandsermittlung ohne Transformatormessung in Strahlennetzen nur mit einem sehr hohen 

Sensorausstattungsgrad (> 50 %) möglich ist. Dies ist in den untersuchten Maschennetzen je-

doch mit einem Sensorausstattungsgrad von ca. 20 % auch ohne Messung am Transformator 

möglich. Für die Messkonstellationen mit einer Messung am Transformator sind die ermittelten 

Sensorausstattungsgrade zum Erreichen der in den Prämissen festgelegten Genauigkeiten 

(s. Abschnitt 3.1) ausreichend, um alle Spannungsengpässe in den betrachteten Szenarien kor-

rekt zu klassifizieren. In einzelnen Netzen können auch deutlich geringere Sensorausstattungs-

grade ausreichend sein. 

3.3 Qualitative Untersuchungen 

Neben den quantitativen Analysen zum Ausstattungsgrad sind auch qualitative Untersuchungen 

durchgeführt worden. Dazu gehört die Analyse der Auswirkungen einer symmetrischen Netzzu-

standsermittlung im Vergleich zu einer asymmetrischen Berechnung in ausgewählten Netzen. 

Zudem wird die Möglichkeit evaluiert, durch den Einsatz zusätzlicher Messtechnik in Kabelver-

teilerschränken (KVS) die Anzahl der benötigten iMSys zu verringern. Abschließend wird ein An-

satz zur Datenreduktion vorgestellt und untersucht, bei dem durch Schwellwerte an den iMSys 

sowie am Transformator in der ONS die zu übertragenden Datenmengen reduziert werden. 

3.3.1 Einschränkung auf eine asymmetrische Netzzustandsermittlung 

Die bisherigen Auswertungen fokussieren sich auf eine symmetrische Netzzustandsermittlung, 

wobei die in der Praxis vorkommenden asymmetrischen Belastung der Phasen vernachlässigt 

wird. Dies ist insbesondere darin begründet, dass die Datengrundlage der meisten Netzbetreiber 

keine korrekte Phasenzuordnung der Phasen in der ONS und an jedem Hausanschluss bzw. 

iMSys ermöglicht. Infolgedessen entstehen unumgänglich größere Fehler bei der Ermittlung des 

Netzzustandes. Ziel dieser qualitativen Untersuchung ist die Abschätzung des zusätzlichen Feh-

lers der symmetrischen Netzzustandsermittlung im Vergleich zu einer asymmetrischen Berech-

nung. Dazu wird die Netzzustandsermittlung für die drei Phasen einzeln nach demselben Ver-

fahren, wie in Abschnitt 3.1 beschrieben, durchgeführt. Die Ergebnisse werden mit den 
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Lastflussergebnissen der symmetrischen Betrachtung und denen der einzelnen Phasen der 

asymmetrischen Betrachtung verglichen. Aufgrund der phasenscharfen synthetischen Zeitrei-

hen ist eine Zuordnung der Phasen in dieser Untersuchung fehlerfrei möglich. Zu erwähnen ist, 

dass für Gewerbe ausschließlich symmetrische Zeitreihen zur Verfügung stehen, weshalb für die 

Lastflussberechnung ein Drittel der Leistung für jede Phase angenommen wird. 

 

Abbildung 3.17 Ergebnisse der symmetrischen (grün, lila, blau) und asymmetrischen (rot) Ge-

nauigkeitsanalyse in drei realen Niederspannungsnetzen mit abgangsscharfer 

Transformatormessung 

Abbildung 3.17 zeigt die Fehler der Netzzustandsermittlung von Strom und Spannung, bezogen 

auf die symmetrischen und asymmetrischen Berechnungen in drei realen Niederspannungsnet-

zen mit abgangsscharfer Transformatormessung. Die Ergebnisse mit Gesamtleistungsmessung 

am Transformator sowie der Netzzustandsermittlung ausschließlich basierend auf iMSys sind im 

Anhang im Abschnitt A.3.1 zu finden. Die roten Datenpunkte geben den Fehler des ermittelten 

Netzzustands bezogen auf die asymmetrischen Ergebnisse an, wobei in der Abbildung immer 

der größte Fehler, der bei den drei Phasen aufgetreten ist, dargestellt ist. Zu sehen ist, dass der 

Unterschied der Genauigkeit bei geringen iMSys-Ausstattungsgraden vernachlässigbar klein ist. 

Aufgrund der ungleichen Belastung weichen die Referenzwerte der symmetrischen und asym-

metrischen Lastflussberechnung voneinander ab. Da jedoch bei der Netzzustandsermittlung die 

symmetrischen Werte als Messungen verwendet werden, steigt die Abweichung der Fehler, je 

genauer der symmetrische Wert ermittelt wird. Auffällig ist, dass die Fehler beider Betrachtun-

gen bei dem betrachteten mehrfachgespeisten Maschennetz unabhängig von der Messtechnik-

ausstattung nur eine geringe Differenz aufweisen. Dies ist darin begründet, dass im Netz ein 

hoher Anteil an Gewerbebetrieben angeschlossen ist, wofür ausschließlich symmetrische Zeit-

reihen verwendet wurden. Somit ist ein Großteil der im Netz angeschlossenen Verbraucher sym-

metrisch, weshalb der Unterschied zwischen dem symmetrischen und asymmetrischen Wert 
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klein ist. Da für das Erreichen der in den Prämissen P8 und P10 festgelegten Genauigkeiten eine 

Messung der Netzzustandsdaten am Transformator in Kombination mit iMSys Ausstattungs-

grade von 30 % oder weniger ausreichen, ist die Annahme einer symmetrischen Belastung für 

die Netzzustandsermittlung technisch hinreichend. 

3.3.2 Einfluss zusätzlicher Sensorik in Kabelverteilerschränken 

Um den Einfluss von zusätzlicher Messtechnik in KVS auf die Genauigkeit der Netzzustandser-

mittlung zu untersuchen, wurde eine qualitative Untersuchung für vier realen Strahlennetze 

durchgeführt. Die Genauigkeit wird in Abhängigkeit des iMSys-Sensorausstattungsgrad, wie in 

Abschnitt 3.1 beschrieben, bestimmt. Bei allen Auswertungen ist neben der Messtechnik im KVS 

und den iMSys eine Gesamtleistungsmessung am Transformator vorhanden. Sind mehrere KVS 

in einem betrachteten Netz vorhanden, erfolgt eine separate Untersuchung für jeden KVS sowie 

eine gemeinsame Betrachtung mit Messtechnik in allen vorhanden KVS. 

Es wird davon ausgegangen, dass in einem mit Messtechnik ausgestatteten KVS die Spannung 

an der Sammelschiene sowie die Stromflüsse in allen angeschlossenen Kabeln gemessen wer-

den, welche als zusätzliche Messwerte für die Netzzustandsermittlung verwendet werden. Zu-

dem kann aus der Spannung und dem Stromfluss der Leistungsfluss berechnet werden. Dies er-

möglicht eine Einteilung des Strahlennetzes in mindestens zwei Netzbereiche (ein Netzbereich 

pro KVS-Abgang und ein Netzbereich als der Rest des Netzes), wodurch eine genauere Abschät-

zung der Pseudomesswerte durch die Verteilung der gemessenen bzw. berechneten Leistung 

möglich ist. Für jeden Abgang des KVS wird der jeweilige berechnete Leistungsfluss auf alle Kno-

ten in diesem Abgang verteilt. Für den restlichen Netzbereich wird die am KVS von der am Trans-

formator gemessenen Leistung abgezogen, um die bekannte Leistung an den Abgängen des KVS 

von der Verteilung der Transformatorleistung auf alle Knoten des restlichen Netzgebiets auszu-

schließen und somit die Lastverteilung zu verbessern. Die Vorgehensweise bei der gleichzeitigen 

Betrachtung mehrerer gemessener KVS erfolgt analog. 

Die Ergebnisse der Untersuchung sind in Abbildung 3.18 bis Abbildung 3.21 dargestellt. Der Ein-

fluss einer KVS-Messung auf das 99.%-Perzentil der Genauigkeit der Netzzustandsermittlung ist 

insbesondere davon abhängig, ob der KVS im selben Strang wie die Kabel und Knoten sind, bei 

denen der Fehler am größten ist. An den Ergebnissen lässt sich erkennen, welche KVS in einem 

Strang mit schwer zu bestimmenden Werten von Kabeln und Knoten liegen. In den vier betrach-

teten Netzen kann durch die KVS-Messung der iMSys-Ausstattungsgrad um bis zu 20 %-Punkte 

reduziert werden. Jedoch führen viele der KVS zu einer vernachlässigbar kleinen Verbesserung 

des 99.%-Perzentil der Genauigkeit. Generell verbessert die KVS-Messung die Genauigkeit in 

dem Strang, in dem auch der KVS installiert ist. Eine Einzelbetrachtung seitens des Netzbetrei-

bers, ob durch die KVS-Messung weniger iMSys benötigt werden, ist vor dem Einbau der Mess-

technik durchzuführen. 
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Abbildung 3.18 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für das Netz „1-8“ mit Gesamtleistungsmes-

sung des Transformators und zusätzlicher Sensorik in KVS 

 

Abbildung 3.19 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für das Netz „1-10“ mit Gesamtleistungs-

messung des Transformators und zusätzlicher Sensorik in KVS 

 

Abbildung 3.20 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für das Netz „1-11“ mit Gesamtleistungs-

messung des Transformators und zusätzlicher Sensorik in KVS 

 

Abbildung 3.21 Ergebnisse der Genauigkeitsanalyse für das Netz „1-16“ mit Gesamtleistungs-

messung des Transformators und zusätzlicher Sensorik in KVS 
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3.3.3 Optionen zur Datenreduktion 

Für eine Netzzustandsermittlung auf Basis von minütlichen Messwerten fällt eine signifikante 

Datenmenge an, wodurch hohe Kosten für die Datenübertragung entstehen können. Zur Redu-

zierung der Datenmenge bieten die TAF 10 iMSys die Möglichkeit, Schwellwerte zu definieren, 

sodass die Datenübertragung erst bei Über- oder Unterschreiten der definierten Grenzen be-

ginnt. Zusätzlich ist ein Triggern des Bestellprozesses für iMSys-Daten durch Erreichen eines 

Schwellwertes der Transformatorauslastung denkbar. Die konkrete Umsetzung einer Ad-hoc An-

frage von TAF 10 Messwerten wird Bestandteil eines von VDE FNN und Bundesverband der Ener-

gie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW) gemeinsam initiierten Branchenpiloten zu Ad-hoc-Para-

meteränderungen sein.   

Diese qualitative Untersuchung zielt darauf ab, zwei Varianten der Datenreduktion hinsichtlich 

der erreichbaren SEN, SPE und der reduzierten Datenmenge im Vergleich zu einer Basis-Variante 

zu untersuchen. Die Auswertung beschränkt sich auf vier der realen Niederspannungsnetze mit 

einer Gesamtleistungsmessung am Transformator. Die Netzzustandsermittlung erfolgt hierbei 

für ein Jahr in minütlicher Auflösung und nicht nur für die Hochlastzeitschritte. Dabei wird von 

einem iMSys-Sensorausstattungsgrad von 15 % ausgegangen. Bei der Basis-Variante werden in 

jedem Zeitschritt alle iMSys-Daten für die Netzzustandsermittlung verwendet. Variante 1 be-

rücksichtigt ausschließlich einen Leistungs-Schwellwert am Ortsnetztransformator. Zusätzlich 

zum Schwellwert am Transformator werden bei der Variante 2 Schwellwerte an den verbauten 

iMSys betrachtet. Beide Schwellwert-Typen werden für diese Untersuchung auf die Hälfte des 

maximal bzw. minimal zulässigen Grenzwert gesetzt. Das bedeutet, dass alle iMSys-Daten ab 

einer Transformatorauslastung von 50 % der maximal zulässigen Scheinleistung sowie einer vom 

iMSys gemessenen Spannung kleiner als 0,95 p.u. bzw. größer als 1,05 p.u. bestellt werden. Ist 

kein Schwellwert erreicht, werden ausschließlich Werte der Gesamtleistungsmessung am Trans-

formator für die Netzzustandsermittlung verwendet. 

In den Untersuchungen zeigt sich, dass die SEN und SPE in beiden Datenreduktions-Varianten 

sowie in der Basis-Variante identisch sind. Dies bedeutet, dass in den Untersuchungen keine 

Netzengpässe bei geringen Transformatorauslastungen (< 50 %) auftreten. Die Datenreduktion 

wird als prozentualer Anteil der Zeitschritte angegeben, in denen die iMSys-Daten nicht ange-

fordert werden, bezogen auf die Gesamtanzahl aller Zeitschritte. Beide Datenreduktions-Vari-

anten erreichen in allen Netzen jeweils dieselbe Datenreduktion, welche in Abbildung 3.22 dar-

gestellt ist. Daraus lässt sich schließen, dass es in den untersuchten Szenarien nicht zu einem 

Erreichen der Spannungs-Schwellwerte an den iMSys-Knoten kommt, bevor der Leistungs-

Schwellwert am Transformator erreicht wird. Dies liegt zum einen daran, dass bei einer niedri-

gen Transformatorauslastung der Spannungsabfall entlang der Stränge geringer ausfällt und 

zum anderen daran, dass die iMSys aufgrund des Verteilungsschlüssels nicht zwingend an den 

sensitivsten Knoten gesetzt werden. Im Strahlennetz wäre dies das Strangende. In den unter-

suchten Netzen konnten Datenreduktionen zwischen 42,0 % und 98,4 % erreicht werden. Die 

Höhe der Datenreduktion ist im Wesentlichen davon abhängig, wie stark das Leitungen und die 

Transformatoren ausgelastet sind und welche Schwellwerte seitens des Netzbetreibers festlegt 

werden. Allgemein ist die Verwendung von Schwellwerten ein sinnvolles Vorgehen, um die gro-

ßen Datenmengen bei der Übertragung zu reduzieren und somit Kosten zu sparen. Zudem kann 

dies die technischen Anforderungen an die Datenübertragung senken. Die Netzbetreiber haben 

die Möglichkeit, die Schwellwerte auf ihre Netze angepasst zu wählen, abhängig von der Position 

der iMSys, der Netzauslastung und der Dimensionierung des/der Transformator/en. 
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Abbildung 3.22 Erreichte Datenreduktion mittels Schwellwerte 
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4 Standardisiertes Vorgehen der Netzzustandsermittlung 

In diesem Kapitel werden die Erkenntnisse der Meta-Analyse aus Abschnitt 2.2 mit den Ergeb-

nissen der Genauigkeits- sowie Sensitivitäts- und Spezifitätsanalyse aus Kapitel 3 in ein standar-

disiertes Vorgehen der Netzzustandsermittlung zusammengefasst. Dabei besteht das Ziel nicht 

in der Vorgabe eines spezifischen Verfahrens zur Durchführung der Netzzustandsermittlung, 

sondern in der Beschreibung der Mindestanforderung zur Erkennung von Netzengpässen auf 

Basis von Messwerten in Niederspannungsnetzen. 

4.1 Einordnung in die Systemarchitektur zum Steuern über iMSys 

In Abbildung 1.1 ist die Systemarchitektur zur Umsetzung der netzorientierten Steuerung über 

iMSys aufgezeigt. Die Netzzustandsermittlung liegt in der Verantwortung des Verteilnetzbetrei-

bers zur Gewährleistung eines sicheren Netzbetriebs. Dabei können durch den Tarifanwen-

dungsfall TAF 10 Messwerte zum Netzzustand vom Smart Meter Gateway (SMGW) bestellt und 

in der Netzzustandsermittlung verwendet werden. Wird in der Netzzustandsermittlung ein Netz-

engpass nach Prämisse P2 festgestellt, kann die Netzführung über den Steuerbox-Administrator 

einen Ad-hoc-Steuerbefehl an SMGWs des Netzbereichs senden, in dem der Netzengpass auf-

getreten ist. 

Zur Durchführung der Netzzustandsermittlung und der Ermittlung des Netzzustandes werden 

sowohl statische als auch dynamische Netzparameter benötigt (vgl. Abbildung 4.1). Während 

statische Netzparameter einmalig bzw. nur bei Änderungen wie dem Tausch eines Betriebsmit-

tels eingepflegt werden müssen, werden zyklisch variierende, dynamische Netzparameter für 

jeden Zeitpunkt benötigt. Als Mindestanforderung werden neben der für die ausgewählte Mess-

strategie benötigten Anzahl an Messwerten alle Schalterzustände sowie die Messung einer Re-

ferenzanlage für Photovoltaikanlagen benötigt. Zusätzliche Informationen über besondere Last- 

oder Einspeisesituationen im Netz sollten zur Verbesserung der Netzzustandsermittlung immer 

berücksichtigt werden. 

  

Abbildung 4.1 Eingangs- und Ausgangsgrößen der Netzzustandsermittlung (nach [2]) 

In Abschnitt 2.2 wurden bereits die möglichen Verfahren zur Durchführung der Netzzustandser-

mittlung vorgestellt und in die Anwendung § 14a EnWG eingeordnet. In Abschnitt 3.2 wurde 

festgestellt, dass das Einhalten der Genauigkeiten aus Prämissen P8 und P10 eine zuverlässige 

Erkennung von Netzengpässen gewährleistet. Solange die Netzzustandsermittlung die Genauig-

keiten einhält, können somit auch andere Verfahren als der in dieser Studie verwendete WLS-

Algorithmus verwendet werden. 

4.2 Empfehlung 

Für den Nachweis der Erforderlichkeit einer Steuermaßnahme nach § 14a sind zwei grundsätz-

liche Optionen möglich. Zur zuverlässigen Detektion aller Netzengpässe in einem Niederspan-

nungs-Netzbereich mit minimalem Aufwand wird Option 1a empfohlen. 

Netzzustandsermittlung

Statische Netzparameter:

Netztopologie

Betriebsmitteldaten

Thermischer Grenzstrom

Leistungsspektrum der LastknotenDynamische Netzparameter:

Messwerte

Schalterzustände

PV-Referenzmessung Ermittelter Netzzustand:

Spannungswerte aller Knoten

Leistungsflüsse aller Kanten
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Option 1: Ermittlung eines Engpasses an einem beliebigen Betriebsmittel/ Knoten innerhalb 

eines Netzbereichs durch Berechnungsverfahren auf Basis von Messwerten 

▪ Nach § 14a soll eine hinreichend genaue Netzzustandsermittlung durchgeführt und bei ei-

nem dadurch erkannten Netzengpass geregelt werden. 

▪ Eine Netzzustandsermittlung erfordert die beschriebene Datengrundlage (Netzmodelle, 

Schaltzustände, etc., s. Abschnitt 4.1). 

▪ Eine Netzzustandsermittlung kann mit verschiedenen Verfahren und Algorithmen durchge-

führt werden (s. Abschnitt 2.2). 

▪ Zur Gewährleistung der Erkennung von Engpässen werden zwei Varianten empfohlen. 

Option 1a: Allgemeiner Nachweis der Genauigkeit eines Berechnungsverfahrens (Sensoraus-

stattungsgrade VDE FNN) 

▪ Tabelle 4.1 zeigt die empfohlenen Ausstattungsgrade von iMSys für verschiedene Grundto-

pologien und Messstrategien. Die Ausstattungsgrade geben den prozentualen Anteil der An-

schlussknoten im gesamten Niederspannungsnetz an, deren iMSys-Daten tatsächlich erho-

ben werden, im Verhältnis zu den Anschlussknoten, die dafür grundsätzlich geeignet sind. 

▪ Die in der Tabelle 4.1 ermittelten Ausstattungsgrade ergeben sich aus dem Schnittpunkt der 

roten Kurven (s. Abbildung 3.4 bis Abbildung 3.6) mit der angenommenen Genauigkeits-

grenze von 10 % aus den Prämissen. Die sich daraus ergebenden Werte wurden aufgrund der 

unterschiedlichen Anzahl an Netzen bei den Strahlennetzen abgerundet und bei den Ma-

schennetzen aufgerundet. Bei den Strahlennetzen wurde immer die Worst-Case-Gruppe der 

Gruppen 1 und 2 (s. Abschnitt 3.1.1) betrachtet. Eine Ausnahme sind die mehrfach gespeis-

ten Maschennetze ohne Messung in der ONS. Hier wurde sich aufgrund der großen Abwei-

chung zur Genauigkeitsgrenze von 10 % des Netzes 3-4 an diesem Netz anstelle der roten 

Kurve orientiert. 

▪ Die Ermittlung der Ausstattungsgrade unterliegt der Annahme, dass alle erhobenen Mess-

werte zu jedem Zeitpunkt bestellbar sind und es zu keinen Kommunikationsausfällen kommt. 

▪ Bei Einhaltung der in Tabelle 4.1 dargestellten Ausstattungsgrade ist eine hinreichend genaue 

Netzzustandsermittlung (Strom- und Spannungsermittlung, s. Abschnitt 2.1) und das Erken-

nen von Netzengpässen gewährleistet. 
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 Strahlennetze 

Maschennetze 

gespeist von 1 Trans-

formator 

Maschennetze 

gespeist von min.  

2 Transformatoren 

Abgangsscharfe 

Messung von NS-Ab-

gängen am Orts-

netztransformator 

zusätzlich zu iMSys 

15 % 5 % 0 % 

Ausschließlich Ge-

samtleistungsmes-

sung am Orts-

netztransformator 

zusätzlich zu iMSys 

30 % 10 % 0 % 

Keine zusätzliche 

Messung am Orts-

netztransformator 

70 % 40 % 25 % 

Tabelle 4.1 Ausstattungsgrade von iMSys zur Gewährleistung einer hinreichend genauen 

Netzzustandsermittlung und Netzengpasserkennung differenziert nach Mess-

strategie und Grundtopologien 

▪ Im Einzelfall kann bei Messung der NS-Abgänge des Transformators oder der Gesamtleis-

tungsmessung des Transformators ein deutlich niedrigerer Sensorausstattungsgrad ausrei-

chend sein. 

▪ Eine Netzzustandsermittlung allein auf Basis von iMSys (ohne Messung in der ONS) ist nach 

Tabelle 4.1 nur mit hohen Ausstattungsgraden möglich. 

▪ Die bestimmten Ausstattungsgrade erreichen eine hinreichende Sensitivität und Spezifität 

(s. Abschnitt 3.2). 

Option 1b: Individueller Nachweis der Genauigkeit eines Berechnungsverfahrens 

▪ Mit den vorgegebenen Genauigkeiten für die Netzzustandsermittlung (Strom- und Span-

nungsermittlung, s. Abschnitt 2.1) ist eine zuverlässige Erkennung der Engpässe gewährleis-

tet. 

▪ Die Einhaltung der in den Prämissen vorgegebenen Genauigkeiten für die Netzzustandser-

mittlung (Strom- und Spannungsermittlung, s. Abschnitt 2.1) wird für das jeweilige Netz und 

Verfahren zur Netzzustandsermittlung individuell durch den Hersteller oder den Netzbetrei-

ber nachgewiesen. 

Option 2: Ermittlung eines Engpasses an einem einzelnen Betriebsmittel durch direkte Mes-

sungen 

▪ Netzengpässe zur Durchführung von Steuerungsmaßnahmen nach § 14a können auch durch 

direkte Messung nachgewiesen werden (s. Abschnitt 3.2.1). 

▪ Direkte Messungen von Netzengpässen am Transformator, in Kabelverteilerschränken oder 

durch iMSys begründen ebenfalls eine Steuerungsmaßnahme nach § 14a. 

▪ Damit ist aber keinesfalls sichergestellt, dass alle Netzengpässe in einem Niederspannungs-
Netzbereich erkannt werden. 
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Anhang 

A Anhang 

A.1 Genauigkeitsanalyse 

 

Abbildung A.1 Abgrenzung der Strahlennetz-Gruppen und Einordnung in der Relevanz für § 14a 

EnWG 

A.2 Sensitivität und Spezifität 

 

Abbildung A.1 Ergebnisse der SEN und SPE der Erkennung von Spannungsengpässen des Netzes 

„3-4“ ohne Mittelwertbildung (oben) und mit Betrachtung eines rollierenden 10-

Minuten-Mittelwertes (unten) 

• Hohe Kabelquerschnitte • Durchmischter Kabelbestand

• Geringe Auslastung trotz 
Ausbauszenario

• Hohe Auslastung durch 
progressives Ausbauszenario

• Keine Kabelverjüngung • Minderquerschnitte

• Hohe Auslastung von 
Einzelanschlüssen an KVS 
durch Ladestationen

SimBench Ausreißer

➢ Dimmen nach  14a EnWG 

aufgrund eines guten 

Netzbestands nicht benötigt

➢ Dimmen nach  14a EnWG 

ist keine langfristige Option;

Netz muss ausgebaut 

werden

 14a EnWG relevant 
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A.3 Qualitative Untersuchungen 

A.3.1 Einschränkung auf eine asymmetrische Netzzustandsermittlung 

 

Abbildung A.1 Ergebnisse der symmetrischen (grün, lila, blau) und asymmetrischen (rot) Be-

rechnung in drei realen Niederspannungsnetzen mit Gesamtleistungsmessung 

des Transformators 



41 CONSENTEC / BERGISCHE UNIVERSITÄT WUPPERTAL 

  

 

Anhang 

 

Bild 4.2 Ergebnisse der symmetrischen (grün, lila, blau) und asymmetrischen (rot) Be-

rechnung in drei realen Niederspannungsnetzen mit ausschließlich Messungen 

von iMSys 

 


