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Executive Summary 

Um ergebnisoffen alle Netzoptimierenden Maßnahmen objektiv miteinander vergleichen 

zu können, wird im Rahmen des Projekts MONA 2030 mit Hilfe des Morphologischen 

Kastens als Vergleichsmethodik eine Maßnahmendatenbank erstellt. Aufbauend auf 

einer tiefgreifenden Analyse werden in diese Maßnahmendatenbank a lle relevanten 

Netzoptimierenden Maßnahmen mit ihren zugehörigen Eigenschaften eingetragen. 

Durch die Gewichtung der einzelnen Kriterien und Kategorien ist es möglich , 

Einsatzreihenfolgen geeigneter Netzoptimierender Maßnahmen  für einzelne Typnetze 

zu identifizieren  (siehe Teilbericht Einsatzreihenfolge ). 

Netzoptimierende Maßnahmen  

Während für die Erneuerung bestehender Netzinfrastruktur insbesondere der 

konventionelle Netzausbau verwendet werden muss, können für den Umbau der Netze, 

insbesondere für die I ntegration neuer Energieerzeugungsanlagen und neuer 

Verbraucher zahlreiche weitere Netzoptimierende Maßnahmen eingesetzt werden.  

Basierend auf einer Literaturrecherche, der Auswertung einer Online -Umfrage unter 

betroffenen Akteuren und einer Expertenbefrag ung wurden 14 relevante 

Netzoptimierende Maßnahmen identifiziert (vergleiche Kapitel  1 und Abbildung  0-1), 

welche im Rahmen dieser Studie genauer analysiert werden . 

 

Abbildung  0-1: Überblick über relevante Netzoptimierende Maßnahmen  



 

Einordnung Netzoptimierender Maßnahmen in den regulatorischen Rahmen  

Die Vielfalt der Maßnahmen macht es notwendig, dass diese in einzelne Gruppen 

eingeteilt werden. Die Studie zeigt, da ss hierfür eine Analyse des rechtlichen und 

regulatorischen Rahmens zur zielgerichteten Bewertung beiträgt (siehe Kapitel 2).  

Die aktuelle Regulierungspraxis erschwert aufgrund der Bevorzugung von 

Sachanlagevermögen den Einsatz von betriebskostenlastigen NoM. Innovativere 

Netzoptimierende Maßnahmen wie Speichersysteme sind häufig durch rechtliche 

Hürden limitiert. Aufgrund vergleichbarer rechtlicher und regulatorischer 

Herausforderungen wurden Netzoptimierende Maßnahmen in die drei Gruppen 

Netzoptimierende Betriebsmittel, Netzoptimierende B etriebsführung und 

Netzorientierte Maßnahmen unterteilt.  

Netzoptimierende Betriebsmittel (z. B. rONT) sind Investitionen in Sachanlagevermögen 

mit geringfügig höheren Betriebskosten gegenüber klassischer Betriebsmittel. 

Netzoptimierende Betriebsmittel wer den regulatorisch Anerkannt und erwirtschaften 

Erlöse aus der regulatorischen Eigenkapitalverzinsung. Die Betriebsführung wird durch 

diese Maßnahmen kaum erschwert.  

Netzoptimierende Betriebsführung beschreibt betriebliche Maßnahmen (wie 

Freileitungsmonitor ing) welche aufgrund eines gesteigerten betrieblichen Aufwandes in 

der Lage sind, die bestehenden Netze zu optimieren. Da die Zuständigkeit für 

Netzorientierte Maßnahmen und Betriebsführung in die Systemverantwortung der 

Netzbetreiber fällt, ist deren Nutz ung prinzipiell bereits heute ð ggf. mit individuellen 

Limitationen ð möglich.  

Die dritte Gruppe ăNetzorientierte MaÇnahmenò umfasst innovative Technologien zur 

Netzentlastung wie thermische Speicher, die Ladesteuerung von Elektrofahrzeugen und 

Demand Side  Management. Diese Maßnahmen sind aufgrund ihres netzexternen 

Primärzweckes (bspw. Wärmebereitstellung und Mobilität) keine klassischen 

Netzbetriebsmittel und damit nicht Teil der Assetbase von Netzbetreibern. Die 

Entflechtung erschwert die Nutzung dieser Maßnahmen zur Netzoptimierung.  

Die Studie zeigt die rechtlichen und regulatorischen Hürden detailliert auf und 

empfiehlt eine regulatorische Gleichstellung von betriebskostenlastigen Maßnahmen 

sowie die Legaldefinition von Energiespeichersystemen. Auch wir d angeregt, langfristig 

Strategien zu entwickeln, dem Netzbetrieb die  Nutzung Netzorientierter Maßnahmen 

zu ermöglichen, ohne die grundliegenden Prämissen der Entflechtung (wie 

Diskriminierungsfreiheit und Transparenz) auszuhöhlen.  

Maßnahmenbewertung mit Hilfe des Morphologischen Kastens  

MONA 2030 zeigt,  dass der Morphologische Kasten eine geeignete Grundlage für einen 

objektiven Maßnahmenvergleich darstellt . Um den vielfältigen Anforderungen an 

Netzoptimierende Maßnahmen gerecht zu werden, können die vier  Kategorien 

Technologie, Wirtschaft, Gesellschaft und Umwelt sowie Sekundärer Mehrwert und 

Beitrag zur Betriebsführung identifiziert werden . 

Jede dieser vier Kategorien des Morphologischen Kastens wird in etwa 60 Kriterien 

weiter untergliedert, so dass all e relevanten Aspekte abgebildet werden können. Jedes 

Kriterium ist dabei entweder konkret quantifizierbar oder qualitativ zuordenbar.  



   

Digitalisierung als Grundlage der Einbindung Netzoptimierender Maßnahmen  

Neben den rechtlichen Aspekten spielt auch die no twendige informations - und 

kommunikationstechnische Infrastruktur eine wichtige Rolle zur Erschließung von NoM  

(siehe Kapitel 4). Diese bietet vor allem für Netzorientierte Maßnahmen die Grundlage 

für die Erschließung von Potenzialen bereits vorhandener Technologie 

(z. B. Hausspeichersysteme), weswegen die Kosten für dieses Maßnahmencluster 

aufgrund des gesetzlich verankerten Smart Meter Rollouts bis  2030 deutlich sinken 

werden.  

Detailbewertung Netzoptimierender Maßnahamen  

Jede Netzoptimierender Maßnahme wird durch jeweilige Experten in einer 

umfangreichen Detailanalyse nach den Kriterien des Morphologischen Kasten bewertet, 

um eine valide Grundlage f ür die Maßnahmenvergleich zu erhalten. Zusätzlich werden 

für jede NoM der Stand der Technik, mögliches Entwicklungspotenzial und die recht -

regulatorischen Rahmenbedingungen erläutert ( Kapitel  5). 

Ökonomische Bewertung von Netzoptimierenden Maßnahmen  

Da Netzoptimierende Maßnahmen strukturell grundsätzlich verschieden sind, wird 

zudem eine  Methodik zur ökonomischen Bewertung von NoM in Kapitel  6 näher 

erläutert. Diese beinhaltet die Gesamtkosten -, die Netzkosten - und Akteursperspektive. 

Ziel ist es die die Kosten und Erlöse nach verschied enen Prämissen neutral sowie aus 

der Sicht beteiligter Stakeholder bewerten zu können.  
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1 Klassifizierungsmethodik: Netzoptimierende 
MaÇnahmen 

Der durch neue Herausforderungen im Bereich der Energieerzeugung und des 

Energieverbrauchs notwendige Netzumbau bewegt sich im Spannungsfeld zwischen 

technischen, wirtschaftlichen, ökologischen , rechtlic hen, regulatorischen  und 

gesellschaftspolitischen Rahmen bedingungen. Die Entscheidung für oder gegen einzelne 

Optionen kann daher nur unter Berücksichtigung  zahlreicher Faktoren erfolgen, deren 

spezifische Ausprägungen oft nur schwer erfassbar sind. In Kap itel  0 wird der Begriff 

der Netzoptimierenden Maßnahmen als übergreifende Klammer um alle verfügbaren 

Optionen zur Netzoptimierung hergeleitet und definiert.  Im Zug e dessen werden auch 

für den anschließenden Vergleich relevante Netzoptimierende Maßnahmen identifiziert.  

Begriffsdefinition : Netzoptimierende Maßnahmen  

Für die Kla ssifizierung und einheitliche Bewertung aller im Rahmen des NOVA -

Prinzips vorgesehenen Möglichkeiten der Netzbetreiber  wird hier der Begriff 

ăNetzoptimierende MaÇnahmeò als Überbegriff über alle verfügbaren Optionen 

eingeführt /FFE -02 16/. Weiterhin wird  das Spannungsf eld, in welchem sich 

Netzoptimierende Maßnahmen bewegen, abgebildet.  

1.1.1 Begriffsdefinition 

 

Die Netzoptimierenden Maßnahmen können  je nach Sichtweise  in unterschiedliche 

Gruppierungen unterteilt werden. Aus der derzeit igen Praxis der Netzbetreiber ergibt 

sich beispielsweise die folgende Unterteilung : 

¶ Technische Betriebsmittel werden vom Netzbetreiber baulich in das bestehende 

Stromnetz integriert. Sie lassen sich weiter in steuerbare Maßnahmen, wie 

beispielsweise regelbare Ortsnetztransformatoren, Blindle istungskompensation  

und Gleichspannungsverteilnetze  sowie nichtsteuerbare Maßnahmen, wie z.B. 

konventioneller Netzausbau und Hochtemperaturleiterseile, untergliedern.  

¶ Betriebliche Maßnahmen beeinflussen die Fahrweise einzeln er Erzeuger und 

Verbraucher, wie beispielsweise Einspeisemanagement, Redispatch, funktionale 

Stromspeicher  (z.B. Batteriespeicher  als Netzasset , DSM in Haushalten , usw.; 

Definition in /FFE -49 14/) oder führen netzseitig zu Neuverschaltung en der 

Netzstruktu ren, Blindleistungsmanagement und Freileitungsmonitoring . 

¶ Netzorientierte Maßnahmen sind alle Maßnahmen, welche heute noch keine 

Netzbetriebsmittel darstellen , aber bereits für andere Zwecke installiert werden . 

Unter Netzoptimierenden Maßnahmen (kurz: NoM) werden alle 

Maßnahmen betrieblicher und technischer Natur zusammengefasst, 

die im Zuge eines Umbaus der Energieversorgung die Situation in den 

Stromnetzen bezüglich relevanter technischer, ökonomischer, 

ökologischer, gesellschaftlicher oder regulatorischer Parameter 

verbessern können. 

Definition 
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Auch wenn Batteriespeichersysteme, Power 2Gas oder Power2Heat bereits von 

verschiedensten Akteuren genutzt werden, ist ein Einsatz zur Netzoptimierung 

heute noch nicht das Hauptaugenmerk  dieser Maßnahmen . 

1.1.2 Systemverantwortung 

Die primäre Aufgabe von Netzbetreibern ist die Erfüllung der Systemverantwortung. 

Die Ziele diesbezüglich sind in § 11 Abs. 1 EnWG  geregelt und verpflichten den 

Betreiber von Energieversorgungsnetzen ein ăsicheres, zuverlässiges und 

leistungsfähiges Energi eversorgungsnetz diskriminierungsfrei zu betreiben ò. Dieses muss 

ebenfalls gewartet, bedarfsgerecht optimiert, verstärkt und ausgebaut werden, soweit es 

wirtschaftlich zumutbar ist.  Für die verwendeten Anlagen sind laut § 49 EnWG  die 

allgemein anerkannten Regeln der Technik zu  berücksichtigen  /ENWG -02 13/.  

Gewährleistung des sicheren und zuverlässigen Netzbetriebes  

Die grundlegenden Rahmenbedingungen für die Planung und den Betrieb der 

elektrischen Versorgungsnetze in Deutschland sind im Energiewirtschafts gesetz 

(EnWG) festgelegt . Als übergeordnetes Ziel  legt das EnWG fest, dass das Energiesystem 

möglichst  ăsicher, preisg¿nstig, verbraucherfreundlich, effizient und umweltvertrªglichò 

sein soll /DENA -06 14/.  

Außerdem sind die Bet reiber von Elekt r izitätsverteil netzen (VNB) g emäß §14 Abs. 1c 

EnWG ăsoweit sie f¿r die Sicherheit und Zuverlªssigkeit der Elektrizitªtsversorgung in 

ihrem Netz verantwortlich sindò verpflichtet , Maßnahmen des ÜNB oder Maßnahmen 

eines verantwortlichen VNB, in dessen Netz si e unmittelbar oder mittelbar technisch 

eingebunden sind, nach dessen Vorgaben und den dadurch begründeten Vorgaben eines 

vorgelagerten VNB durch eigene Maßnahmen zu unterstützen (vgl. /BDEW -10 14/). 

Dazu kommen  verschiedene Systemdienstleistungen , die in d en Verantwortungsbereich 

der Netzbetreibe r gemäß TransmissionCode 2007 und DistributionCode 2007  fallen 

/VDN -03 07/, /VDN -05 07/, /BDEW -10 14/. Als Systemdienstleistungen gelten in der 

Elektrizitätsversorgung jene erforderlichen Leistungen, die Netzbetreib er zusätzlich zur 

Übertragung und Verteilung elektrischer Energie für die Anschlussnutzer einschließlich 

der Betreiber von Erzeugungsanlage n erbringen  müssen. 

1.1.3 Netzoptimierungsbedarf 

Netzoptimierungs - und Netzausbaubedarf besteht dann, wenn der sichere und effiziente 

Betrieb gefährdet ist. Dies tritt vor allem dann ein, wenn die Netzkapazität nicht für die 

Erzeugungs - und Verbrauchskapazitäten ausreicht. /ENWG -01 15/ Anzeichen dafür sind 

Spannungsbandverletzungen  oder thermische Überschreitungen als Hinweis auf 

Stromprobleme. ăNetzbetreiber m¿ssen auf Verlangen der Einspeisewilligen unverz¿glich 

ihre Netze entsprechend dem Stand der Technik optimieren, verstärken und ausbauen, 

um die Abnahme, Übertragung und Verteilung des Stroms aus Erneuerbaren Energien 

oder Grubengas sicherzustellen.ò /EEG-02 14/ 

Für die Einhaltung der Spannungsgrenzwerte und der Betriebsmittelbelastung ist  

sowohl jeder Übertragungs - als auch Verteilungsnetzbetreiber in dem von ihm 

betrieblich geführten Netzabschnitt s zuständig . Alle Maßnah men, welche aus 
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technischer Sicht geeignet sind, entweder Spannungsbandverletzungen oder 

Betriebsmittelüberlastungen zu beheben, gelten als  Netzoptimierende Maßnahmen.  

1.1.4 Weitere Herausforderungen im Netzbetrieb 

Neben der rein technischen Systemverantwortung stehen Netzbetreiber vor weiteren 

Herausforderungen, ökonomischer , regulatorischer, ökologischer und gesellschaftlicher 

Natur.  Bei vielen Projekten zeigte sich in der Vergangenheit eine zunehmende 

Bedeutung dieser Themen.  Daher sollen diese im folgenden Ka pitel kurz eingeführt 

werden.  

Energienetzregulierung  

Neben der Gewährleistung des sicheren Netzbetriebes zählt auch das wirtschaftliche 

Handeln der Netzbetreiber trotz Monopolstellung als Aspekt der Netzoptimierung, 

welches durch die Anreizregulierungsvero rdnung (ARegV) sichergestellt werden soll 

/AREGV -01 15/. Da Netzbetreiber aufgrund ihres natürlichen Monopols  kein 

wirtschaftliches Interesse haben, Kosten zu optimieren und dadurch ihre Kunden zu 

entlasten, wurde 2009 das System der Anreizregulierung durc h das EnWG eingeführt 

und durch die  ARegV präzisiert . Die ARegV bestimmt eine Entkopplung von Erlös - und 

Kostenentwicklung sowie eine verbindliche Erlösobergrenze (Revenue -Cap) für die 

Dauer der Regulierungsperiode von fünf Jahren. Das Erlösniveau für eine n 

Netzbetreiber im ersten Jahr einer Regulierungsperiode orientiert sich an den 

tatsächlichen Kosten dieses Netzbetreibers.  

Gelingt es dem Netzbetreiber, seine Kosten unterhalb der Erlösobergrenze innerhalb der 

Regulierungsperiode zu halten, so erhält er die gewonnen Zwischenerlöse im Sinne einer 

Prämie für besonders kosteneffizientes Wirtschaften.  Dadurch sind alle Netzbetreiber 

angehalten, kostengünstiger zu wirtschaften und zu investieren als vergleichbare 

Netzbetreiber in anderen Regionen /AREGV -01 15/. Ursprünglich wurde die ARegV für 

ein Energiesystem mit weitgehend gleichbleibende n Versorgungsaufgabe n entwickelt, 

indem durch die Regulierungsa nreize zur Effizienzsteigerung und dami t Kostensenkung 

gesetzt werden / DENA -14 12/.  

Netzoptimierende Maßnahmen können durch veränderte Kosten und signifikante  

Einflüsse auf die wirtschaftlich -regulatorische Lage von Netzbetreibern haben . Details 

zur Energienetzregulierung werden in Kapitel 2 näher erläutert.  

Erweitertes Aufgabenspektrum  

Durch den seit dem Jahr 2000 erfolgreich vorangetriebenen Zubau von volati len 

regenerativen Stromerzeugungsanlagen ist eine Erweiterung der Aufgaben  der 

deutschen St romverteilnetzbetreiber zukünftig zu erwarten. Über die Notwendigkeit 

eines Um - und Ausbaus der Stromverteilnetze hinaus, wird die Bereitstellung von 

erweiterten Systemdienstleistungen in betrieblicher und planerischer Koordination mit 

den Übertragungsnetz betreibern zunehmend an Bedeutung gewinnen. Dies wird eine  

sukzessive Neuorganisation des Netzbetriebs erfordern ð insbesondere die Koordination 

von Einspeisern, Verbrauchern, Verteilnetzen und Übertragungsnetzen, als auch eine 

Anpassung der regulatorische n Rahmenbedingungen sowie die Integration zusätzlicher 

Steuerungs - und Monitoringeinrichtungen ./DENA -14 12/  

Zu den künftigen Versorgungsaufgaben der VNB gehören nach /KUE -01 15/: 
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¶ die Erstellung von Last - und Einspeiseprognosen  

¶ die Leistungsreduzierung von  dezentralen Einspeisern im Rahmen des 

Netzsicherheitsmanagements  

¶ die Überwachung der 3%- Spitzenkappung für nachgelagerte Netzbetreiber 

(inkl usive Dokumentation)  

¶ Blindleistungssteuerung für vor - und nachgelagerte Netzbetreiber  

¶ die Aggregation und Aufberei tung von Einspeisedaten der Stadtwerke für die 

Weiterleitung an den ÜNB (Anforderungen im Rahmen des 

Energieinformationsnetzes)  

¶ die Sicherstellung der Anforderungen aus nach gültigen IT -Sicherheitsnormen  

Zudem werden sich auf dem Energiemarkt der Zukunft d urch das Erschließen neuer 

Geschäftsmodelle vielfältige neue Einnahmepotenziale ergeben und somit einen 

natürlichen Wettbewerb begünstigen. Im gegenwärtigen Marktdesign existiert bereits 

eine Vielzahl von Produkten und Instrumenten, die das Marktgeschehen fördern und 

netzoptimierende Funkt ionen anbieten. So können Flexibilitätsdienstleistungen, wie 

beispielsweise Redispatch - und Einspeisem anagement Maßnahmen, Verteilnetz -

betreiber unterstützen  die wachsenden Anforderungen an eine stabile 

Netzbetriebsführung bei steigenden Anteilen regional volatiler Stromerzeugung zu 

erfüllen. Auf den unteren Spannungsebenen können Speicher und andere 

Flexibilitätsoptionen zur Spannungshaltung eingesetzt werden , um überlastete 

Netzabschnitte bei erhöhter Wind - und Solarstromeinspeisung in Spitzenzeiten zu 

entlasten. Dabei ist zu erwarten, je w eniger Instrumente und Produkte dieselben Ziele 

verfolgen, desto geringer fallen tendenziell die Kosten aus. Daher wäre e s zu begrüßen, 

wenn netzoptimierende Maßnahmen zukünftig stärker aufeinander abgestimmt werden, 

um somit Synergien zwischen Vermarktern, VNB und ÜNB besser nutzen zu können 

/BMWI -03 15. 

Gesellschaft und Umwelt  

Neben den regulatorischen und marktgesteuerten  Mechanismen haben sich die 

gesellschaftliche n und ökologischen Rahmenbedingungen in den letzten Jahren als 

eigentliche Grundvoraussetzung für die Realisierung der netzoptimierenden 

Investitionen herausgestellt. Insbesondere die gesellschaftliche Akzeptanz  ist als 

entscheidender Faktor bei der Umsetzung von NoM zu beachten. Auch hier sind die 

Netzbetreiber mit vielfältigen Herausforderungen konfrontiert, die ihren 

Handlungsspielraum vielmehr auf der Planungsebene als im operativen  Geschäft 

einschränken.  Net zoptimierende Maßnahmen können je nach Bedarf deutlich andere 

Auswirkungen auf die Gesellschaft und die Umwelt bewirken als konventionelle 

Maßnahmen.  

Für eine Berücksichtigung aller relevanten Aspekte der Netzoptimierung ist daher eine 

Methodik erforderlic h, nachvollziehbar und vollständig alle Kriterien 

(Wirtschaftlichkeit, Technologie, Umwelt, Akzeptanz, etc.) in einem einheitlichen 

Vergleich zu erfassen und anschließend diese Kriterien wertfrei zu klassifizieren. Auf 

Basis dieser Klassifizierung einer Vi elzahl von Kriterien kann der Vergleich der 

Netzoptimierenden Maßnahmen durchgeführt werden. Als Vergleichsmethodik für das 

Projekt MONA 2030 wird der Morphologische Kasten verwendet, welcher in Kapitel  0 
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genauer beschrieben wird.  Im Nachfolgenden sollen alle relevanten Netzoptimierenden 

Maßnahmen evaluiert werden.  

1.2 Auswahl relevanter Netzoptimierender Maßnahmen 

Eine ganzheitliche Analyse Netzoptimierender Maßnahmen s etzt voraus, dass alle 

relevanten Maßnahmen einbezogen werden. Im Rahmen dieser Studie wurden 14 

relevante Netzoptimierende Maßnahmen durch eine Metastudie, eine Onlineumfrage 

sowie eine Expertenbefragung identifiziert.  

Metastudie  

Eine Metastudie über  19 energiewirtschaftliche Studien zeigt die Vielfalt möglicher 

Optionen  in allen Netzebenen . 14 Studien * führen  eine genaue Betrachtung von 

einzelnen NoM durch. I nsgesamt 22 spezifische Optionen zur Netzoptimierung  konnten 

auf diese Weise identifiziert werden:  konventioneller Netzausbau, 

Einspeisemanagement/Redispatch, regelbare Ortsnetznetztransformatoren, Längsregler, 

Demand Response in der Industrie, Demand Side Management in Haushalten, 

Hybridisierung Strom, Wärme, Gas, Blindleistungsmanagement, Quartierspe icher, 

Hausspeichersysteme, Elektromobilität (gezielte Ladung), Freileitungsmonitoring, 

Gleichspannungsnetze, topologische Schalthandlungen, Hochtemperaturleiterseile, 

Lockerung des Spannungskriteriums, Erhöhung des Planungszeitraums des 

Netzausbaus, Strom -Im- und Export in europäische Nachbarregionen, Flexibilisierung 

der Erzeugungskapazität, genereller Einsatz von IKT, Hybridbauweise der 

Freileitungen und Ausbau von Reservekapazitäten.  

In keiner Studie wurde eine ganzheitliche Bewertung aller Maßnahmen durchgeführt.  

Spezifische Netzoptimierende Maßnahmen konnten aus verschiedenen Gründen für eine  

direkte  weitere Analyse  im Rahmen von MONA 2030 ausgeschlossen werden. So wird 

der Strom -Im- und Export in europäische Nachbarregionen durch die  Szenarien des 

Projekts abgedeckt.  Grund ist, dass der Haupttreiber für eine europäische 

Marktkopplung nicht in der Netzoptimierung an sich, sondern im gemeinsamen Handel 

zu sehen ist.  Der Ei nsatz von IKT im Stromnetz ist integraler Bestandteil einzelner 

NoM wie Demand Sid e Management, Hausspeichersysteme, Quartierspeicher  und 

Einspeisemanagement . Er wird daher nicht als separate Netzoptimierende Maßnahme 

analysiert. Dennoch erfolgt im Rahmen der Studie eine Analyse der IKT für alle 

Netzoptimierenden Maßnahmen.  Hochtemperat urleiterseile, Hybridbauweise der 

Freileitungen und HGÜ werden im Projekt in der NoM ăkonventioneller  Netzausbauò 

zusammengefasst. Eine Lockerung des Spannungskriteriums oder Erhöhung des 

Planungszeitraums kann im Rahmen von MONA 2030 ausgeschlossen werden , da 

bestehende Regularien nicht in diesem Sinn ausgeweitet werden sollen  (Siehe MONA -

Szenarien) . Die Maßnahme Flexibilisierung der Erzeugun gskapazität kann ebenso 

vernachlässigt werden, da dies  keine Optimierung des Stromnetzes dar stellt , sondern in 

die Energieerzeugung ein greift  und daher über die Basisdaten in MONA 2030 

                                                 
 

* /DENA -14 12/, /RWTH -01 12/, /EBR-01 14/, /DLR -02 12/, /ENTSOE -04 14/, /UBA -03 14/, /APG-02 13/, 

/OFGM -01 08/, /EWI -01 13/, /DENA -03 13/, /UBA -05 13/, /IFHS -01 11/, /BMWI -01 14/, /GLGH -01 11/ 
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berücksichtigt  wird . Alle weiteren Aspekte der Erzeugungsflexibilisierung werden im 

Rahmen der Maßnahme Engpassmanagement  betrachtet.  

Um die Relevanz der in der Metas tudi e identifizierten Maßnahmen abschätzen zu 

können und um weitere poten zielle Maßnahmen mitaufnehmen zu können, wurde n 

aufbauend auf der Metastudie  zwei Befragungen durchgeführt . 

Online Umfrage zur Energiezukunft  

Im Zeitraum von März bis Mai 2015 wurden 125 Akteure aus ăWirtschaftò, ăForschungò, 

ăPolitik und Verbandò sowie ăStudenten relevanter Studienrichtungenò im Rahmen 

einer Online Umfrage zur Energiezukunft zur Relevanz der im Rahmen der Metastudie 

identifizierten  NoM befragt. Die Relevanz konnte mit ăgegebenò oder ănicht gegebenò 

beantwortet werden. Das Ergebnis stellt eine sehr unterschiedliche Bewertung der 

einzelnen NoM dar (vergleiche  Abbildung  1-1). 

 

Abbildung  1-1: Relevanz der NoM laut Online -Umfrage  zur Energiezukunft 1 

Die Unterschiede zwischen einzelnen Maßnahmen könnten unter anderem auf die 

Bekanntheit der einzelnen Maßnahmen zurückzuführen sein. Eine Festlegung auf 

relevante Maßnahmen ist daher auf Basis dieser Umfrage nicht möglich. Aus diesem 

Grund wurde zusätzlich eine Expertenbefragung unter Projektpartnern durchgeführt.  

                                                 
 

1
 Das gesteuerte Laden von Elektrofahrzeugen war nicht Bestandteil der Online-Umfrage zur 

Energiezukunft 
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Expertenbefragung  

Im Nachgang einer Vorstellung der Ergebnisse der Metastudie wurde im Rahmen eines 

Treffens des Lenkungskreises ein Fragebogen zu relevanten Netzoptimierenden 

Maßnahmen durch die Projektpartner ausgefüllt. Zusätzlich zu den bereits in der Online 

Umfrage bewerteten MaÇnahmen wurde die MaÇnahme ăTopologische 

Schalthandlungenò hier mitaufgenommen, da die Diskussion  unter den beteiligten 

Netzbetreibern gezeigt hat, dass diese Maßnahme derzeit häufig eingesetzt wird.  

Auswahlmöglichkeiten im Fragebogen waren dabei : ăunwichtig (1) ò, ăeher unwichtig (2) ò, 

ăneutral (3) ò, ăeher wichtig (4) ò und ăwichtig (5) ò. Bei dieser Expertenbefragung muss 

beachtet werden, dass die sich ergebende Rangfolge der Netzoptimierenden Maßnahmen  

lediglich als Indikator für die Bedeutung der  Maßnahmen gesehen werden kann und 

keinen allgemeingültigen Status besitzt. Aufgrund dessen, das sich einzelne Teilnehmer 

und Teilnehmerinnen zu Maßnahmen, die ihr Unternehmen nicht bewerten kann, 

enthalten haben und Maßnahmen je nach Sichtweise (als Übert ragungsnetz - oder 

Verteilnetzbetreiber) unterschiedlich bewertet haben, sind die Ergebnisse teils verzerrt. 

In Abbildung  1-2 ist das Ergebnis der Befragung  abgebildet.  

 

Abbildung  1-2: Relevant einzelner NoM als Ergebnis einer Expertenbefragung unter 

beteiligten P rojektpartnern  

In der Umfrage wurden zusätzlich zu den vorgegebenen Maßnahmen weitere 

Maßnahmen , wie IKT, Smart Grid/ Smart Meter und Preissignale beim Kunden, durch 

die Befragten ge nannt. Diese Maßnahmen wurden sodann mit den bereits vorgegebenen 

Maßnahme n abgeglichen. Nach weiteren Recherchen wurde allerdings beschlossen, 

diese nicht zusätzlich zur näheren Betrachtung in den bestehenden Maßnahmen -Pool 

mitaufzunehmen. Die Gründe hierfür lagen einerseits in der bereits in den weiteren  

0
0,5

1
1,5

2
2,5

3
3,5

4
4,5

5

R
e
le

va
n

z 
d

e
r 

N
o

M
 P

ro
je

kt
p

a
rt

n
e
r

W
ic

h
ti
g
ke

it
 0

-5
 (

5
=

w
ic

h
ti
g
) MONA Projektpartner

©FfE BMWi-30 MONA_eV_00021



8 Klassifizierungsmethodik: Netzoptimierende Maßnahmen 

 

Maßnahmen enthaltenen IKT -Thematik, welche sich in einer Vielzahl der NoM, wie 

Demand Side Management in Haushalten, Demand Response in der Industrie sowie 

Hausspeichersysteme und Elektromobilität zur Netzentlastung, wiederfindet. 

Andererseits  wurden zusätzliche Maßnahmen durch  die Expertinnen und Experten 

genannt, welche bereits Teil der vorhandenen Maßnahmenbetrachtung darstellten (vgl. 

Preissignale beim Kunden).  

Zusammenführung  

In der Zusammenführung der beiden  auf der Metastudie basierenden Umfragen 

(vergleiche Abbildung  1-3) zeigt sich , eine subjektiv sehr unterschiedliche 

Einschätzung der einzelnen Netzoptimierenden Maßnahmen.  Auf Grund dessen, dass 

für jede Maßnahme eine gewisse Zustimmung erreicht wurde, kann für die weiteren 

Analysen im Rahmen der Studie keine Eingrenzung vorgenommen werden.  

 

Abbildung  1-3: Zusammenführung Online -Umfrage ðProjekt partner: Relevanz der 

NoM 

Netzoptimierende Maßnahmen im Projekt MONA 2030  

Die Auswertung der Metastudie, der Umfrage zur Energiezukunft und der 

Expertenbefragung führt  zur Auswahl von  14 Netzoptimierenden Maßnahmen . Diese 

werden auf Grund der unterschiedlichen praktischen Relevanz im Rahmen des Projekts 

MONA 2030 mit unterschiedlich großem Aufwand analysiert und bewertet.   

*Die Angaben für Elektromobilität und Wärme in der Online-Umfrage bezogen sich auf eine allgemeine 
Einschätzung dieser Technologien, die NoM  Topologische Schalthandlungen wurde hier nicht abgefragt. 
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Im folgenden Kapitel  1.3 werden die einzelnen NoM definiert und genaue r beschrieben.  

1.3 Definitionen und Abgrenzung der im Rahmen der Studie 
betrachteten Netzoptimierenden Maßnahmen 

Die Auswertung bestehender Literatur zeigt, dass es keine einheitliche Definition der 

möglichen Netzoptimierenden Maßnahmen gibt. Um Missverständni sse zu vermeiden 

werden daher im Folgenden die dieser Studie zugrunde  liegenden Definitionen 

dargelegt.  Eine ausfü hrliche Analyse der einzelnen NoM erfolgt in Kapitel  5.  

 

Abbildung  1-4:  Definition der NoM ăKonventioneller Netzausbau"  

 

Abbildung  1-5:  Definition der NoM ăFreileitungsmonitoring"  

 

Abbildung  1-6:  Definition der NoM ăEngpassmanagement" 

 

Abbildung  1-7:  Definition der NoM ăDemand Response in der Industrie " 

 

Abbildung  1-8:  Definition der NoM ăHybridisierung Strom, Wärme, Gas ò 
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Abbildung  1-9:  Definition der NoM ăBlindleistungsmanagement"  

 

Abbildung  1-10:  Definition der NoM ăLängsregler"  

 

Abbildung  1-11: Definition der NoM ăRegelbarer Ortsnetztransformator"  

 

Abbildung  1-12:  Definition der NoM ăTopologische Schalthandlungen"  

 

Abbildung  1-13:  Definition der NoM ăQuartierspeicher zur Netzentlastung"  

 

Abbildung  1-14:  Definition der NoM ăHausspeicher zur Netzentlastung"  
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Abbildung  1-15:  Definition der NoM ăLadesteuerung von Elektrof ahrzeugen" 

 

Abbildung  1-16:  Definition der NoM ăGleichspannungsverteilnetzeò 

 

Abbildung  1-17: Definition der NoM ăDemand Side Management in Haushaltenò 

Die nachfolgenden Abbildung  1-18 bis Abbildung  1-20 zeigen die möglichen 

Einsatzorte der Netzoptimierenden Maßnahmen im Stromnetz, wobei diese differenziert 

im Übertragungsnetz  und im Verteilnetz ( Hoch, Mittel - und Niederspannung) einsetzbar 

sind.  

Abbildung  1-18 stellt das Übertragungsnetz anhand spezifischer Erzeuger und 

Verbraucher dar, wobei Netzoptimierende Maßnahmen an möglichen Einsatzstandorten  

zu finden sind.  
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Abbildung  1-18: Hoch- und Höchstspannungsebene mit NoM und sonstigen Elementen  

In Abbildung  1-19 wird vereinfacht dargestellt, welche NoM im Mittelspannungsnetz 

eingesetzt werden können. Abbildung  1-20 stellt drei exemplarische Ortsnetze samt 

möglicher Netzoptimierender Maßnahmen dar. In den Graphiken wird ersichtlich, 

welche Vielzahl an Komponenten im Stromnetz der Zukunft berücksichtig t werden 

müssen und wie unterschiedlich und kompl ex einzelne Netze und Netzebenen zu 

analysieren und zu bewerten sind.  
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Abbildung  1-19:  Mittelspannungsebene mit NoM und sonstigen Elementen  
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Abbildung  1-20:  Niederspannungsebene mit NoM und sonstigen Elementen  

Im Rahmen von MONA 2030 soll so die Bewertung der beschriebenen 

Netzoptimierenden Maßnahmen stattfinden. Dabei soll in einem finalen Arbeitsschritt 

eine ăEinsatzreihenfolgeò generiert werden , die anhand einer Simulation zur Bewertung 

der Rückwirkungen zwischen den einzelnen Maßnahmen gegenseitige 

Beeinträchtigungen, Synergieeffekte  und einen zusätzlichen Mehrwert der Kombination 

einzelner NoM auf zeigt . 
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2 Regulatorischer Rahmen Netzoptimierender 
MaÇnahmen 

2.1 Einleitung regulatorischer Rahmen 

Für das Ertüchtigen der deutschen Stromnetzinfrastruktur sind nicht nur technische 

Potenziale der Netzoptimierenden Maßnahmen ausschlaggebend, sondern vor allem 

auch der rechtliche Rahmen. Dieser kann massive Auswirkungen auf den Einsatz der 

NoM haben. Im nachfolgenden Kapitel soll daher in einer allgemeinen Übersicht des 

deutschen Energierechts aufgezeigt werden, welche grundlegenden rechtlichen 

Konstrukte existieren und welche Auswirkungen diese auf die in MO NA 2030 

diskutierten Maßnahmen haben. Zu diesem Zweck soll an dieser Stelle ein kurzer 

historischer Abriss erfolgen, der die wichtigsten Meilensteine der deutschen 

Energiewirtschaft in einen Kontext zum heutigen Energierecht setzt und 

Zusammenhänge aufzeig t.  

2.2 Grundlagen Energierecht 

In diesem Kapitel wird die Entwicklung des Energierechts v.a. in Form der 

Liberalisierung und Entflechtung abgerissen und schematisch dargestellt.  

2.2.1 Energierecht vor der Liberalisierung 

Mit dem Beginn der Elektrifizierung in Deutschland ab dem Jahr 1885 /STEG -01 08/ 

wurde auch das Energierecht sukzessive entwickelt. Zu Beginn wurde lediglich um 

existierende Kraftwerke herum Netzinfrastruktur verbaut. Später wurden diese Netze 

nach und nach miteinander verbunden. Die grundlegen den rechtlichen Prämissen 

änderten sich hingegen in über 100 Jahren bis 1996 nur marginal. Diese waren:  

1. Bilaterale Gebietsabsprachen (Demarkationsverträge) durch die 

Energieversorgungsunternehmen zum Ausschluss von Konkurrenz  

2. Anschluss von Privatkunden nac hrangig, Anschluss von Schlüsselkunden 

prioritär (öffentliche Gebäude und Industrie)  

3. Erzeugung, Vertrieb und Netze innerhalb eines EVU integriert  

4. Faktischer Ausschluss von Wettbewerb; keine Transparenz  

5. Wachsende Marktdominanz großer, vertikal integrierter und zunehmend 

international agierender Energieversorgungsunternehmen (ab 1960 -1970) 

6. Kaum staatliche Aufsicht oder Regulierung zur Bekämpfung von 

Marktmissbrauch (keine Diskriminierungsfreiheit) /STEG -01 08/, /BOET -01 14/ 

Die wichtigsten energiewirtschaftli ch relevanten Ereignisse und Meilensteine bis zur 

Jahrtausendwende sind Abbildung  2-1 zu entnehmen.  
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Abbildung  2-1:  Energiewirtschaft bis zur Liberalisierung  

2.2.2 Der Liberalisierungsprozess 

Da die deutsche Energiewirtschaft aufgrund der Privatisierung staatlichen Eigentums 

nach der Weltwirtschaftskrise (1929), dem Wirtschaftswunder (1950-1960), 

zunehmender internationaler Aktivitäten, der damit verbundenen Aggregation von 

Kapital und nuklearen Förderprogrammen (ab 1960) zugunsten großer EVU, 

vornehmlich aus den ăgroÇen Vierò bestand, wurde von der EU erkannt, dass diese 

volkswirtscha ftlich suboptimale Monopolstruktur durch politische Vorgaben beendet 

werden musste. Auch war es Ziel, Transparenz und Diskriminierungsfreiheit zu 

schaffen. 

Im Jahr 1996 wurde Deutschland daher  durch eine EU -Binnenmarktrichtlinie die 

Liberalisierung des Mar ktes vorgeschrieben. Dies e beinhaltete die Abschaffung der 

Gebietsmonopole, mehr Wettbewerb sowie erste Entflechtungsansätze in Form eines 

Die St romnetzinfrastruktur ist ein klassisches Beispiel für ein 

natürliches Monopol . Da bei Bau - und Instandhaltung hohe 

Fixkosten, beim Stromtransport hingegen jedoch nahezu keine 

Kosten entstehen, ist es volkswirtschaftlich nicht sinnvoll, mehrere 

parallele Netze zu betreiben. /BOET 01 14/  

Ein natürliches Monopol liegt dann vor, wenn die Nachfrage durch 

ein einziges Unternehmen zu geringeren Kosten befriedigt werden 

kann, als von mehreren.  

Aufgrund fehlender Konkurrenz kann der Monopolist seine 

Erlösflüsse du rch beliebige Preissetzung frei wählen. Er ist nicht 

gezwungen, kostenoptimal zu wirtschaften, da es keine 

Mechanismen oder Anreize gibt, die Grenzkosten zu senken. Im 

Gegensatz zu einem freien Markt haben die Kunden in einem 

monopolistischen Markt keine W ahl, sich einen Anbieter mit 

geringeren Preisen zu suchen. /KHN 01 06/  

Exkurs  
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buchhalterischen Unbundlings und einer verwaltungstechnischen Unabhängigkeit von 

Erzeugung und Verteilung. /STEG-01 08/ 

Grund für diese Maßnahmen war die Erkenntnis, dass vorhandene Strukturen und 

Marktmechanismen zu ineffizient und teuer waren. Deshalb wurde angeregt, ădie 

Energiewirtschaft für die freien Kräfte von Angebot und Nachfrage und für 

Konkurrenzunternehmen zu  ºffnen.ò /EUEW -01 15/ 

Ohne Entflechtung von Verteilung und Vertrieb vermischen sich zwangsläufig die 

Interessen, wodurch ein neutraler Netzbetrieb nicht möglich erscheint. Ferner besteht 

das Problem der Quersubventionierung. Durch einen Sondervorteil des Vertriebs durch 

die Zugehörigkeit zum Netz können diese den Strom zu geringeren Preisen anbieten und 

die Konkurrenz ausstechen. /EUEW -01 15/ 

Da darüber hinaus nicht alle Teile der Wertschöpfungskette durch das natürliche 

Monopol gekennzeichnet sind, wurde eine Liberalisierung und Marktöffnung v. a. für die 

Erzeugung und den Vertrieb beschlossen, auch sollte neuen Akteuren der Markt geöffnet 

werden. /BNETZA -17 15/ Abbildung  2-2 zeigt den Liberalisierungsprozess der 

deutschen Energiewirtschaft.  

 

Abbildung  2-2:  Der Liberalisierungsprozess in Deutschland  

Die Liberalisierung wurde schließlich im Jahr 1998 durch eine EnWG -Novelle i n 

deutsches Recht überführt. Dabei wurden Netzbetreiber entflochten, indem sie 

buchhalterisch, informatorisch, gesellschaftsrechtlich, operationell und 

eigentumsrechtlich von anderen Teilen der Wertschöpfungskette unabhängig sein 

mussten. Diese Ausprägung der Entflechtung ist bis heute gültig.  

1. Buchhalterische Entflechtung: getrennte Finanz - und Buchungskonten (für alle 

Netzbetreiber gültig)  
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2. Informatorische Entflechtung: Verhinderung eines Austauschs von Informationen 

zur Erlangung von Sondervorteilen (für a lle Netzbetreiber gültig)  

3. Gesellschaftsrechtliche Entflechtung: Netzbetreiber müssen  

(unternehmensintern) als eigene Rechtsperson ausgestaltet sein (de -minimis -

Klausel 2) 

4. Operationelle Entflechtung: kein Einfluss des vertikalen Energieversorgers auf 

das Geschäft des Netzbetriebs (de -minimis -Klausel)  

5. Eigentumsrechtliche Entflechtung: der Netzbetreiber muss auch das Eigentum 

am Netz besitzen. Ausnahme: Netzbetrieb wird durch unabhängigen Dritten 

gewährleistet. Diese Regel gilt nur für Übertragungsnetze . /EUEW -01 15/ 

Diese Entflechungsgrundsätze sind Prämissen, die als Grundlage für zukünftige 

Entwicklungen in der Energiewirtschaft genutzt werden können. Die Entflechtung wird 

auch weiterhin ð unabhängig von vielen anderen Entwicklungen ð Bestand haben. Dies 

liegt unter anderem daran, dass es die Entflechtung ermöglichte, den Netzbetrieb zu 

regulieren, da dieser nun unabhängig war. Zu diesem Zwecke wurde 2009 die 

Anreizregulierung eingeführt. Da die einzige Möglichkeit Erlöse zu erwirtschaften für 

Netzbetreibe r seit der Entflechtung in der Erhebung von Netzentgelten liegt, wird sich 

das nachfolgende Kapitel mit diesem Thema beschäftigen.  

2.3 Grundlagen der Anreizregulierung 

Das Ziel der Anreizregulierung ist es, die Endkundenpreise in Form der Netzentgelte zu 

verri ngern, in dem die Netzbetreiber durch künstlichen Wettbewerb zu kostenoptimalem 

Handeln angereizt werden. Dies geschieht, indem die Netzbetreiber ihre Ausgaben bei 

der zuständigen Regulierungsbehörde (Bundesnetzagentur oder 

Landesregulierungsbehörden) einr eichen (Kostenallokation), die Kosten regulatorisch 

geprüft werden (regulatorische Kostenprüfung) und die dem Netz zuzuordnenden Kosten 

mit anderen Netzbetreibern verglichen werden (Effizienzvergleich). Auf Basis dieses 

Prozesses wird jedem einzelnen Netzb etreiber für die folgende fünfjährige 

Regulierungsperiode von fünf Jahren ein Budget zugeteilt. Dieses Budget 

(Erlösobergrenze) verringert sich jedoch kontinuierlich in Abhängig der individuellen 

Kosteneffizienz, um Einsparungen zu erzielen. Je ineffizient er ein Netzbetreiber im 

Vergleich zu den anderen 883 deutschen Netzbetreibern ist, desto stärker verringert sich 

das Budget von Jahr zu Jahr. Das Budget wird schließlich auf die zu erwartenden 

Abnahmemengen (kWh) umgerechnet und den Endkunden als Arbeitspr eis (û/kWh) oder 

in Form eines Leistungspreises bei GroÇverbrauchern (û/kW) berechnet. 

                                                 
 

2
 De-minimis-Klausel: Netzbetreiber mit weniger als 100.000 angeschlossenen Kunden sind von dieser Regel 

nicht betroffen. /EUEW-01 15/ Ein Zwang zur Entflechtung scheint bei kleinen Netzbetreibern nicht im Verhältnis 

zu den ggf. entstehenden Schäden zu stehen. 



Regulatorischer Rahmen Netzoptimierender Maßnahmen 19 

   

 

Abbildung  2-3:  Ablauf der Anreizregulierung  

Diese Prozesse sollen im Folgenden detailliert beschrieben werden. Weiterführende 

Informationen sind dem EnWG, der Anreizregulierungsverordnung (ARegV) und der 

Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) zu entnehmen.  

2.3.1 Kostenallokation 

Als Basis der Regulierung dient eine Kostenallokation. Dafür wird im Basisjahr ð auch 

Fotojahr  genannt ð dem vorletzten Kalenderjahr vor Beginn der Regulierungsperiode 3, 

durch den Netzbetreiber eine Sammlung und Aufschlüsselung seiner im Netzbetrieb 

entstandenen Kosten getätigt. /AREGV -01 15/  

Dies beinhaltet sowohl die CAPEX 4 (z. B. Anlagevermögen , Umlaufvermögen, 

Kapitalstrukturen 5, Verzinsungen und Steuern) als auch die OPEX (z.  B. Personal -, 

Instandhaltungs - und Materialkosten). Diese Zahlen sind klassisch kaufmännische 

Kosten aus der Gewinn - und Verlustrechnung (aufwandsgleiche Kosten) sowie de r 

Bilanz (Abschreibungen und Verzinsung) des letzten abgeschlossenen Geschäftsjahres. 

Sie bilden die regulatorische Kostenbasis und werden an die zuständige 

Regulierungsbehörde übergeben. /BMWI -07 15/ 

2.3.2 Regulatorische Kostenprüfung 

Die vom Netzbetreiber allo kierten Kosten werden im nächsten Schritt von de r 

Regulierungsbehörde geprüft. Diese Prüfung erfolgt unter den in § 4 StromNEV 

festgelegten Prämissen:  

ăBilanzielle und kalkulatorische Kosten des Netzbetriebs sind nur insoweit anzusetzen, 

als sie den Kosten eines effizienten und strukturell vergleichbaren Netzbetreibers 

entsprechen.ò /BMWI -07 15/  

                                                 
 

3
 Eine Regulierungsperiode (RP) in Deutschland geht über 5 Jahre. Zum heutigen Zeitpunkt befinden wir uns in 

der zweiten Regulierungsperiode (2014 bis 2019). 

4
 Die Kapitalkosten machen bei Verteilnetzbetreibern ca. 21-25 % der Gesamtkosten aus. /BNETZA-17 15/ 

5
 Kapitalstruktur: Beschreibt den Anteil des Eigen- (EK) und Fremdkapitals (FK). Dabei ist ein gesetzliches 

Maximum von 40 % für Eigenkapital festgeschrieben. /BMWI-07 15/ 
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Auch werden nur Kosten anerkannt, die nach geltender Rechtssprechung 

Netzbetriebsmitteln zugeordnet werden kºnnen. ăUm die Belieferung mit Elektrizität 

durch jeden  Anbieter zu ermöglichen, müssen grundsätzlich alle Anlagen, die einer 

Versorgung der Letztverbraucher dienen, dem Netzbegriff unterfallen ò (BGH in EnVR 

10/13, Rn 35) /BGH -01 14/. 

Kosten , die diesen Prämissen nicht entsprechen, werden demzufolge von der 

Regulie rungsbehörde nicht anerkannt.  

In einem nächsten Schritt werden die anerkannten Kosten des Netzbetreibers in 

verschiedene Kostenpositionen unterteilt. Dies wird im nächsten Kapitel im Detail 

erläutert.  

Exkurs: Anschaffungs -/Herstellungs - und Installati onskosten  

Die Zuordnung von Kosten zu CAPEX und OPEX ist in der Praxis nicht trivial. Während 

in der klassischen Betriebswirtschaftslehre Anschaffungs - und Herstellungskosten 

zunächst nur bilanzielle Kosten sind, welche gemeinsam mit dem physischen 

Anlagev ermögen abgeschrieben werden, ist dies im regulatorischen Umfeld nicht 

pauschalisierbar und sehr stark von der Art der Investition abhängig. In der Regel wird 

jedoch in Ersatz -, Erweiterungs - und Umstrukturierungsinvestitionen unterschieden. 

/BNETZA -17 15/ 

Ersatzinvestitionen dienen dem Austausch vorhandener und abg eschriebener 

Netzbetriebsmittel, bei gleichbleibender Kapazität.  

ăEine Erweiterungsinvestition liegt (é) vor, wenn mit der MaÇnahme das Netz 

vergrößert wird ð sei es durch Erhöhung der Leitungslä nge, sei es durch Steigerung der 

¦bertragungskapazitªt.ò  /BNETZA-17 15/ Erweiterungsinvestitionen wurden in der 

1. und 2. Regulierungsperiode (im Verteilnetz) über den Erweiterungsfaktor abgedeckt.  

ăUnter UmstrukturierungsmaÇnahmen sollen hingegen alle Maßnahmen zu verstehen 

sein, mit denen technische Parameter geändert werden, die für den Netzbetrieb 

erheblich sind.ò Umstrukturierungs- und Erweiterungsinvestitionen wurden im 

Übertragungsnetz in der 1. und 2. Regulierungsperiode über die Investitionsmaßna hmen 

abgedeckt.  

Prinzipiell können Neuinvestitionen von NoM jede der vorgestellten Investitionsarten 

sein ð eine Abgrenzung ist in der Regel nur sehr schwer realisierbar, denn es wird nur 

selten ănach vielen Jahrzehnten eine Anlage eins zu eins ersetzt.ò /BNETZA-17 15/  

Welche Kosten regulatorisch anerkannt und verzinst werden ist demnach eine 

fallspezifische  Entscheidung der Wirtschaftsprüfer bzw. der zuständigen 

Regulierungsbehörde. Zudem ist die Eigenkapitalverzinsung nach §7 StromNEV nur auf 

ăbetriebsnotwendiges Eigenkapitalò mºglich. Die Definition der Betriebsnotwendigkeit 

muss durch den Netzbetreiber fü r jede Position einzeln dargelegt werden . /BMWI -07 15/ 

Aufgrund dieser regulatorischen Einzelfallregelung wird in dieser Studie vereinfachend 

und zur besseren Vergleichbarkeit angenommen, dass bei Investitionen in NoM 

grundsätzlich alle mit der Investition  verbundenen Investitionskosten (Sachwert der 

Maßnahme inklusive Anschaffungs -, Herstellungs - und Installationskosten) als CAPEX 

für Abschreibung und Verzinsung herangezogen werden können.  
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2.3.2.1 Regulatorische Kostenseparation 

Bei der regulatorischen Kostenseparation wird zwischen n icht beeinflussbare 

Kostenanteile und beeinflussbare Kostenanteile n unterschieden . Letztere können durch 

den einzelnen Netzbetreiber optimiert und daher Einsparpotenziale erreicht werden.  

Auf erstere hat der Netzbetreiber keinen direkten Einfluss ð kann sie also nicht aktiv 

reduzieren.  

2.3.2.2 Nicht beeinflussbare Kostenanteile 

Diese Kostenanteile setzen sich aus den dauerhaft und vorübergehend nicht 

beeinflussbaren Kostenanteilen zusammen und können durch den  Netzbetreiber nicht 

beeinflusst, optimiert oder reduziert werden.  

Die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kostenanteile (auch dnbKA oder KA dnb) beinhalten 

nach § 11 ARegV u. a. gesetzliche Abnahme - und Vergütungspflichten, 

Konzessionsabgaben, Betriebssteuern , erforderliche Inanspruchnahme von 

vorgelagerten Netzebenen, Nachrüstung von Wechselrichtern und EE -Anlagen nach 

Systemstabilitätsverordnung, genehmigten Investitionsmaßnahmen (Hoch - und 

Höchstspannungsebene), Mehrkosten für Erdkabel, Investitionszuschläg e sowie Kosten 

für Forschung und Entwicklung. /AREGV -01 15/ 

In den vorübergehend nicht beeinflussbaren Kostenanteilen (vnbKA oder KA vnb) wird 

den ănicht zurechenbaren strukturellen Unterschieden der Versorgungsgebieteò Rechnung 

getragen. /AREGV -01 15/ 

2.3.2.3 Beeinflussbare und volatile Kostenanteile 

Als beeinflussbare Kostenanteile (bKA oder KA b) gelten alle verbleibenden 

Kostenanteile, welche nicht den dnbKA oder vnbKA zugeordnet werden können. Diese 

Kosten sind aufgrund ihres beeinflussbaren Charakters das Haupt augenmerk der 

Anreizregulierung, da sie als einzige Kosten aktiv optimiert 6 werden können.  

Eine letzte Kostenposition stellen die volatilen Kostenanteile (vKA oder KA v) dar. In 

ihnen werden alle Kosten für die Beschaffung von Treibenergie und Verlustenergi e 

zusammengefasst. Da diese Position stark schwankt, muss sie ebenso gesondert 

behandelt werden. /AREGV -01 15/ 

2.3.3 Effizienzvergleich 

ăDie Effizienzvorgaben f¿r eine Regulierungsperiode werden durch Bestimmung 

unternehmensindividueller oder gruppenspezifischer  Effizienzziele auf Grundlage eines 

Effizienzvergleichs unter Berücksichtigung insbesondere der bestehenden Effizienz des 

jeweiligen Netzbetriebs, objektiver struktureller Unterschiede, der inflationsbereinigten 

Produktivitätsentwicklung, der Versorgungsqu alität und auf diese bezogener 

Qualitªtsvorgaben (é) bestimmt.ò /ENWG -01 15/ 

                                                 
 

6
 Stromverteilnetzbetreiber haben zum heutigen Zeitpunkt einen überwiegenden Anteil bKA. 

Optimierungspotenziale sind daher auch noch längerfristig vorhanden. /BNETZA-17 15/ 
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In dieser und anderen Prämissen in § 21a EnWG wird zugrunde gelegt, dass für 

Netzbetreiber zwei verschiedene Effizienzparameter ermittelt werden: Eine allgemeine 

Effizienzvorgabe für die gesamte Branche (genereller sektoraler Produktionsfaktor) und 

eine individuelle Effizienzvorgabe für jeden einzelnen Netzbetreiber.  

Im heutigen System der deutschen Anreizregulierung werden für den individuellen 

Effizienzparameter zwei standardisie rte Verfahren verwendet, um systematische Fehler 

zu Ungunsten der Netzbetreiber zu vermindern. Die DEA  (Dateneinhüllungsanalyse 

bzw. Data Envelopment Analysis) ist eine nicht -parametrische Methode, welche 

Aufwandspositionen (Input) über Leistungen (Output)  stellt. / AGR-01 07/ 

Bei der SFA  (Stochastic Frontier Analysis) handelt es sich um eine parametrische 

Methode, welche a priori einen funktionalen Zusammenhang zwischen In - und Output 

unterstellt. ăAuf Basis der Abweichungen zwischen den tatsªchlichen und den 

regressionsanalytisch geschätzten Kosten werden im Anschluss die Ineffizienzen der 

Netzbetreiber ermittelt.ò /AGR-01 07/ 

Beide Methoden verwenden dieselben Vergleichsparameter wie Kosten pro 

Anschlusspunkte, versorgter Fläche, Leitungslänge, Jahresarbeit, Jahreshöchstlast usw. 

(abhängig von der betrachteten Netzebene).  

Aus den einzeln ermittelten Werten für alle teilnehmend en Netzbetreiber wird eine 

Effizienzgrenze ermittelt (effizienteste Unternehmen = Frontier -Unternehmen) und der 

relative Stand jedes Netzbetreibers bezüglich dieser Grenze ermittelt. Der relative Stand 

ergibt schließlich die ermittelte Ineffizienz /FALL -01 13/. Der Effizienzwert liegt 

zwischen 60 % und 100  %, wobei 60 % als Minimum durch die ARegV vorgegeben ist. 

Aus beiden Methoden und allen ermittelten einzelnen Effizienzwerten wird schließlich 

der Beste für das individuell bewertete Unternehmen ausgewähl t (ăbest-of-fourò). 

/AGR-01 07/ 

Der Abbau dieser Ineffizienzen erfolgt durch einen Verteilfaktor über die gesamte 

Regulierungsperiode (RP). /AREGV -01 15/  

2.3.4 Genereller sektoraler Produktionsfortschritt 

Diese allgemeine Effizienzvorgabe für die gesamte Branch e soll Abweichungen vom 

gesamtwirtschaftlichen Produktionsfortschritt (PF) ausgleichen. Er ist für alle 

Netzbetreiber identisch, betrug in der 1.  RP 1,25 % und in der 2.  RP 1,5 %; nahm also 

um 0,25 Prozentpunkte zu. /AREGV -01 15/  

Dieser Faktor reduziert d ie EOG jährlich unter der Annahme technisch bedingter 

Produktivitätssteigerungen der Netzbetreiber. Zur besseren Verdeutlichung errechnete 

die BNetzA, dass eine Veränderung dieses Faktors in einer Regulierungsperiode um 

0,5 % eine Auswirkung im Bereich von  750-800 Mio. û auf die Gesamterlºse der 

Netzbetreiber bedeutet. /BNETZA -17 15/ 

2.3.5 Qualitätselement (Qualitätsregulierung) 

Um die Qualität der Energieversorgung über die Regulierung abbilden  und verbessern  

zu können , wurde zusätzlich zum Effizienzvergleich ei n Qualitätselement (Q) eingeführt. 

Dieses bildet die Netzzuverlässigkeit ab und verhindert, dass Netzbetreiber Kosten 

sparen, indem sie erforderliche Investitionen nicht mehr tätigen und somit die 
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Versorgungssicherheit und -qualität gefährden. Grundlage bi lden u. a. Kennzahlen zur 

Unterbrechungsdauer (SAIDI), -häufigkeit (SAIFI) und Menge der nicht gelieferten 

Energie. /HILL -01 14/ 

Netzbetreiber mit gut er Versorgungsqualität erhalten Boni  von max. 2  % auf die 

Erlösobergrenze, Netzbetreiber mit schlechter Ve rsorgungsqualität Mali  von max. 2  %. 

Die Summe aus Boni und Mali gleicht sich aus, sodass kein Geld das System verlässt.  

/BNETZA -12 14/ 

2.3.6 Erlösobergrenze 

Anhand der ermittelten Kosten sowie der Ineffizienzen wird in Folge die 

Erlösobergrenze für jeden Netzbe treiber individuell festgelegt. Dafür werden die 

beschriebenen Faktoren in die Regulierungsformel in Tabelle 2-1 eingefügt.  

Tabelle 2-1:  Erlösobergrenze nach / BMWI -17 16/  

Ὁὕ ὑὃ ȟ ὑὃ ȟ ρ ὠ ὑzὃȟ
ὄ

Ὕ
ᶻ
ὠὖὍ

ὠὖὍ
ὖὊ ὑὑὃ ὗ ὠὑ ὠὑ Ὓ 

EOt Erlösobergrenze aus Netzentgelten, die im Jahr t der jeweiligen 

Regulierungsperiode nach Maßgabe des §4 Anwendung findet.  

KA dnb,t  Dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenanteil nach §11 Absatz 2, der für das 

Jahr t der jeweiligen Regulierungsperiode unter Berücksichtigung der 

Änderungen nach §4 Absatz 3 Satz 1 Nummer 2 Anwendung findet.  

KA vnb,t  Vorübergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil nach § 11 Absatz 3, der für 

das Jahr t der jeweiligen Regulierungsperiode anzuwenden ist.  

V t Verteilungsfaktor für den Abbau der Ineffizienzen, der im Jahr t der jeweiligen 

Regulierungsperiode nach Maßgabe des §16 Anwendung findet  

KA b,t  Beeinflussbarer Kostenanteil nach § 11 Absatz 4, der für das Jahr t der 

jeweiligen Regulier ungsperiode Anwendung findet.  

B0 Bonus nach § 12a im Basisjahr.  

T Dauer der jeweiligen Regulierungsperiode in Jahren.  

VPI t Verbraucherpreisgesamtindex, der nach Maßgabe des §8 Satz 2 für das Jahr t 

der jeweiligen Regulierungsperiode Anwendung findet.  

VPI 0 Durch das Statistische Bundesamt veröffentlichter 

Verbraucherpreisgesamtindex für das Basisjahr.  

PFt Genereller sektoraler Produktivitätsfaktor nach Maßgabe des § 9, der die 

Veränderungen des generellen sektoralen Produktivitätsfaktors für das Jahr t  

der jeweiligen Regulierungsperiode im Verhältnis zum ersten Jahr der 

Regulierungsperiode wiedergibt. In Analogie zu dem Term VPIt /VPI0 ist PFt 

dabei durch Multiplikation der einzelnen Jahreswerte einer 

Regulierungsperiode zu bilden.  

KKA t Kapitalkostenau fschlag nach § 10a, der für das Jahr t der jeweiligen 

Regulierungsperiode Anwendung findet.  

Qt Zu- und Abschlage auf die Erlösobergrenze nach Maßgabe des §19 im Jahr t 

der jeweiligen Regulierungsperiode.  

VK t Volatiler Kostenanteil, der nach §11 Absatz 5 im Jahr t der jeweiligen 

Regulierungsperiode Anwendung findet.  

VK 0 Volatiler Kostenanteil nach §11 Absatz 5 im Basisjahr.  

St Summe der Zu - und Abschläge auf die Erlösobergre nze nach § 5 Absatz 3.  
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Diese Erlösformel ist der Kern der Regulierung und schreibt für den einzelnen 

Netzbetreiber den Erlöspfad über die fünfjährige Regulierungsperiode vor. Der 

Erlöspfad ist die einzige Möglichkeit für Netzbetreiber, Umsätze zu generieren. 

Vereinfacht bedeutet  das: Liegen die Kosten in der Regulierungsperiode unterhalb des 

Erlöspfades, dürfen  Zwischenerlöse eingestrichen werden  (= positiver Anreiz). Nicht nur 

die Kosten  sind gedeckt , sondern es wird auch ein Gewinn erwirtschaftet . Übersteigen 

die Kosten jedoch diese Grenze, entstehen  Verluste .  

Zwischenerlöse sind der Anreiz, effizienter zu sein als vorgegeben /STEG-01 08/. Da die 

Kosten im Fotojahr die Basis für die nächste Regulierungsperiode darstellen, wird daher 

operativ versucht, der EOG so nahe wie möglic h zu kommen, um die Kostenbasis für die 

folgende RP optimal zu gestalten  (Basisjahreffekt) .  

2.3.7 Kapitalkostenabgleich 

Da der dargestellte Prozess von Kostenallokation bis zur Gewährung der 

Erlösobergrenze nur einmal für jede Regulierungsperiode geschieht und damit 

Neuinvestitionen mit bis zu 7 Jahren Verzögerung und mit deutlichem Wertverlust 

durch die kalkulatorische Abschreibung in dieses Budget eingingen, wurde von der 

Bundesregierung festgelegt, diese Praxis zu überarbeiten. Daher wird in der 

3. Regulierun gsperiode (2019 bis 2023) der sog. Kapitalkostenabgleich eingeführt 7. 

Dieser evaluiert jährlich die Änderung der Kapitalkosten und nimmt diese Veränderung 

direkt in die EOG auf. Investitionen werden demnach bereits im nächsten Jahr 

regulatorisch abgeschrie ben, verzinst und generieren für die Netzbetreiber 

Erlösrückflüsse. Bestandteile des Kapitalkostenabgleichs sind kalkulatorische 

Abschreibungen, kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung, kalkulatorische 

Gewerbesteuer und Fremdkapitalzinsen. /BMWI -17 16/ 

2.3.8 Effizienzbonus 

Um den Effizienzbonus zu berechnen, wird eine Supereffizienzanalyse durchgeführt. 

ăDer Supereffizienzwert eines Netzbetreibers entspricht der Differenz aus den 

individuellen Effizienzwerten aus der Supereffizienzanalyse abzüglich der individuell en 

Effizienzwerte (é)ò /BMWI -17 16/ Dabei wird Netzbetreibern für die Folgeperiode ein 

Supereffizienzwert von maximal 5% gewährt. Dies soll sehr effiziente Netzbetreiber 

belohnen, betrifft jedoch nicht alle.  

Die Effizienz kann darüber hinaus nicht nur dur ch innovative Maßnahmen gesteigert 

werden. Auch durch die Optimierung von Geschäftsabläufen, günstigerer Beschaffung 

klassischer Betriebsmittel oder die Nutzung alternativer Einbautechniken ermöglichen 

Effizienzgewinne. Der Effizienzbonus ist demnach nur e in schwacher Anreiz zur 

Investition in intelligente Betriebsmittel und ðStrategien.  

                                                 
 

7
 Dafür wird der u. a. der Erweiterungsfaktor abgeschafft 
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2.4 Netzpreisbildung 

Die Netzpreise berechnen sich nach StromNEV über die Verteilung der Erlösobergrenze 

auf die Abnahme des Stromes durch die angeschlossenen Netznutzer. Dabei  ist die 

Distanz des Verbrauchers zum Einspeisepunkt irrelevant, die Anschlussnetzebene, die 

vorhandene Messvorrichtung und die jeweilige Benutzungsstundenzahl spielen jedoch 

bei der Berechnung der Netzentgelte eine Rolle.  

Das Netznutzungsentgelt (NNE) bes teht hierbei aus einem Jahresleistungs - und einem 

Arbeitspreis. Für Kunden der Niederspannungsebene ohne Leistungsmessung (SLP 8-

Kunden) wird hingegen in der Regel  ein Grundpreis und ein Arbeitspreis erhoben, 

jedoch kein Leistungspreis.  

Eine detailliertere Vorstellung der Berechnungsmethodik der Netzpreisbildung soll in 

dieser Studie nicht erfolgen. Festzuhalten ist jedoch, dass die Kosten der Netzbetreiber ð 

soweit von der Regulierungsbehörde geprüft, genehmigt und in die EOG einbezogen ð 

auf die Netzkunden umgelegt werden. Wird ein bestehendes Netz ausgebaut oder in 

Erneuerung und Ersatz investiert, bedeutet dies einen Kostenanstieg für die 

Netznutzer.  

An dieser Stelle ist es wichtig aufzuzeigen, dass Erzeugungseinheiten 

netznutzungsent geltbefreit sind. Die Verursacher des vielerorts im Verteilnetz 

notwendigen Ausbaus sind daher nicht an den Kosten beteiligt. /HILL -01 14/ 

Da die tatsächlich erzielten Erlöse eines Netzbetreibers ð aufgrund der tatsächlichen 

Mengenentwicklung ð von den zul ässigen Erlösen abweichen können, wird die Differenz 

nach § 5 ARegV auf ein vom Regulator verwaltetes Regulierungskonto gebucht und auch 

verzinst (wie Fremdkapital ohne Wagniszuschlag). Der Ausgleich des 

Regulierungskontos erfolgt über gleichmäßige Zu - oder Abschläge in der folgenden 

Regulierungsperiode. Damit sind Netzbetreiber vollständig von unternehmerischen 

Risiken durch Absatzrückgänge befreit , aber auch Mehrerlöse durch Absatzsteigerungen 

sind nicht möglich. /HILL -01 14/ 

Über - bzw. unterschreiten  die tatsächlich erwirtschafteten Erlöse die Vorgaben durch 

die EOG um mehr als 5  % pro Kalenderjahr, muss die EOG angepasst werden. 

/AREGV -01 15/ Auf diese Weise wird sichergestellt, dass die Erlösobergrenzen 

eingehalten werden.  Ein schematischer Ablauf der E OG-Bildung ist Abbildung  2-4 zu 

entnehmen.  

                                                 
 

8
 Für diese Kunden wird ein Standardlastprofil angenommen, da sie nicht über einen Zähler zur 

Leistungsmessung wie RLM-Kunden verfügen (= registrierte Leistungsmessung) 
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Abbildung  2-4:  Schematischer Ablauf des Regelverfahrens 

2.5 Vereinfachtes Verfahren 

Für kleine Netzbetreiber ist das aufwändige Verfahren der Anreizregulierung 

vereinfacht. Eine Teilnahme an diesem vereinfachten Verfahren (vV) kann bei weniger 

als 30.000 Kunden beantragt werden. /AREGV -01 15/ 

Statt der regulatorischen Kostenseparation und der aufwändigen Ermittlung eines 

individuellen Effizienzwertes wird im vV ein pauschaler Effizienzwert für alle 

Teilnehmer ăals gewichteter durchschnittlicher Wert aller (é) f¿r die vorausgegangene 

Regulierungsperio de ermittelten (é) und bereinigten Effizienzwerte (gemittelter 

Effizienzwert) gebildet.ò /AREGV -01 15/ Auch werden die dnbKA pauschal mit 45  % der 

Gesamtkosten angenommen. Eine Teilnahme an der Qualitätsregulierung ist im 

vereinfachten Verfahren nicht vorg esehen. /HILL -01 14/ 

Durch das vereinfachte Verfahren können Effizienznachteile (z.  B. fehlende 

Skaleneffekte) kleiner Netzbetreiber ausgeglichen werden. /HILL -01 14/ In der Praxis 

orientieren sich jedoch manche Netzbetreiber hin zum Standard -Verfahren, da  aufgrund 

besserer Effizienzwerte optimalere Erlösmöglichkeiten bestehen können. Individuelle 

Betrachtungen sind an dieser Stelle notwendig.  
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Für die 2.RP haben sich im Jahr 2013 700 Netzbetreiber für das vereinfachte Verfahren 

angemeldet. In Anbetracht der  Anzahl von insgesamt 884 Netzbetreibern (incl. ÜNB) in  

Deutschland sind demzufolge 180  Verteilnetzbetreiber (=20  %) im Standardverfahren. 

/BNETZA -12 14/ 

2.6 Investitionsanreize und ïHemmnisse 

Im Folgenden sollen tabellarisch alle Investitionsanreize für Netzb etreiber aus der 

Anreizregulierung aufgeschlüsselt werden.  

Tabelle 2-2:   Investitionsanreize  

Kriterium  Beschreibung  Auswirkungen  

Sicherer und 

zuverlässiger 

Netzbetrieb  

Versorgungssicherheit ist oberste 

Prämisse. Anfällige (weil alte) 

Netzbetriebsmittel sollten 

getauscht werden.  

Gewährt Bonus oder Malus 

auf EOG  

Je besser die 

Versorgungssicherheit, desto 

mehr Budget  Qualitätselement  Bewertet SAIDI und SAIFI  

Zwischenerlöse Netzbetreiber hat geringere Kosten 

als in der EOG zugestanden  

Über die Differenz darf frei 

verfügt werden  

(z. B. als Gewinn)  

Kapitalrendite  Eingesetztes Anlagenkapital 

(CAPEX) wird regulatorisch (fix) 

verzinst. In der 2. RP mit 9,05  %. 

Anlagevermögen generiert 

Erlösrückflüsse  

Kapitalkosten -

abgleich 

Investition ist Anlagenkapital und 

wird bereits im Folgejahr in die 

EOG aufgenommen. (Keine 

Sockeleffekte durch 

kalkulatorische Abschreibung)  

Erlösrückflüsse der CAPEX 

bereits im Folgejahr  

Kostenseparation  Anerkennung einer Investit ion als 

dnbKA  

Nicht von Effizienzvorgaben 

betroffen  

Effizienzwert  Kosteneinsparungen haben 

direkten (positiven) Einfluss auf 

den Effizienzwert  

Geringerer Erlösrückgang in 

der Folgeperiode 

(Verteilfaktor)  

Effizienzbonus  Aufschlag auf die EOG für sehr 

effiziente Netzbetreiber  

Anreiz für effizientes 

Wirtschaften  

Investitions -

zuschlag 

Investitionszuschlag bis zu 1  % der 

Kapitalkosten pro Kalenderjahr  

Mehr Budget für Investitionen  

Konzessions-

vergaben 

Investitionsvorgaben oder  

-Versprechen in Konzessions -

vergaben (i.d.R. alle 20 Jahre)  

Verbindliche 

Investitionszusagen (ex ante)  

Bonität  Die individuelle Bonität bestimmt 

die Gesamtfinanzierungskosten  

Je besser die Bonität, desto 

größer die 

Investitionsbereitschaft  
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Regulierungs -

regime  

Transparenz im 

Regulierungssystem  

Langfristige Investitionen nur 

mit langfristigen Sicherheiten 

möglich  

 

Die folgende Tabelle zeigt tabellarisch Hemmnisse in der ARegV.  

Tabelle 2-3:   Investitionshemmnisse  

Kriterium  Beschreibung  Auswirkungen  

Mehrerlösabschöpfung  Kosteneinsparungen im Basisjahr 

werden abgeschöpft  

Basisjahreffekt 9 

Regulatorische 

Kostenprüfung  

Kosten werden nicht in der 

Regulierung anerkannt  

Risiko bei innovativen 

Investitionen. 

Konservative 

Investitionen werden 

bevorzugt  

Regulatorische 

Verzinsung  

Kein Risikoaufschlag für innovative 

Investitionen  

Betriebskosten  Betriebskosten werden nicht verzinst 

und generieren daher keine Erlöse  

Anlagevermögen wird 

betriebskostenlastigen 

Investitionen 

vorgezogen 
Kapitalkostenabgleich  Betriebskosten werden nicht 

berücksichtigt  

Kapitalrendite  Zinssatz ist zu gering, sodass 

Investitionen nicht lohnend sind  

Geringe 

Erlösrückflüsse; keine 

Risikoabdeckung  

 

Zwischenfazit : Investitionsanreize in der Anreizregulierung  

Die Novellierung der Anreizregulierung hat in der Branche eine weitreichende Debatte 

ausgelöst und zeigt, die großen Herausforderungen, vor welchen Netzbetreiber und 

Politik stehen. Zwar wurden einerseits durch die Einführung des Kapitalkostenabgleichs 

die Sockeleffekte durch den regulatorischen Zeitverzug abgeschafft und damit 

Investitionen in Sachanlagevermögen interessanter gemacht, andererseits die 

regulatorische Verzinsung deutlich von 9,05  % (2.RP.) auf 6,91 % (3.RP.) reduziert und 

damit die Erlösrück flüsse entscheidend verringert. /BNETZA -17 16/ Wie stark die 

Auswirkungen auf die Branche ausfallen werden ist heute nicht abschätzbar ð die 

Budgets für die nächste Regulierungsperiode werden aber deutlich geringer ausfallen als 

erwartet. Kritiker bemängel n, dass aufgrund der verringerten Verzinsung die 

Modernisierung der Netze ins Stocken geraten wird und befürchten, dass die 

Infrastruktur vernachlässigt werden könnte.  

Betriebskosten (OPEX) waren bereits im System der 1. und 2. Regulierungsperiode 

schlechter gestellt und boten Netzbetreibern keine Margen. Zwar wurde mit dem 

Effizienzbonus (Supereffizienzanalyse) ein Mittel eingeführt, Netzbetreiber für 

                                                 
 

9
 Dabei werden Investitionen ï soweit möglich ï in das Basisjahr verschoben, um Mehrerlöse so gering wie 

möglich zu halten 
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kostenoptimales Handeln zu entlohnen, da dies jedoch nur jene betrifft, die bereits einen 

sehr guten Effiz ienzwert haben, ist kein Anreiz für die gesamte Branche gegeben. Des 

Weiteren können Effizienzgewinne auch über Kosteneinsparungen bei Investitionen in 

Sachanlagevermögen erreicht werden, weswegen kein Anreiz für die Investition in 

Netzoptimierende Maßnahm en besteht. Die Grundlegende Prämisse ist demzufolge:  

ăJe hºher die Betriebskosten einer Investition im Vergleich zu den Kapitalkosten, desto 

weniger interessant ist die MaÇnahme f¿r Netzbetreiber aus regulatorischer Sichtò 

Aufgrund dieser Tatsache ist es notwendig, die Netzoptimierenden Maßnahmen auf 

Basis zweier Kriterien zu bewerten.  

1. Betriebskostenanteil an den Gesamtkosten  

2. Entflechtungsrechtliche Zuordnung der Maßnahme ð nur Maßnahmen die in der 

regulatorischen Kostenprüfung als Netzbetriebsmittel anges etzt werden können, 

sind (heute) für Netzbetreiber zur Netzoptimierung nutzbar.  

Das folgende Kapitel bewertet die NoM auf Basis dieser beiden Kriterien.  

  



30 Regulatorischer Rahmen Netzoptimierender Maßnahmen 

 

2.7 Bewertung der Netzoptimierenden Maßnahmen 

Aus der Kriterienbeschreibung zur Bewertung der NoM aus de m vorhergehen den 

Kapitel ergeht Tabelle 2-4. 

Tabelle 2-4:   Kriterienmatrix  

 Entflechtungshürden  Entflechtungskonform  

Großteils Anlagenkapi t al   

Netzorientierte 

Maßnahmen 10 

Netzoptimierende 

Betriebsmittel  

Großteils Betriebskosten  Netzoptimierende 

Betriebsführung  

 

2.7.1 Kriterienbeschreibung 

Im Folgenden werden die einzelnen Kategorien mit ihren Eigenschaften stichpunktartig 

beschrieben: 

Tabelle 2-5:   Kurzbeschreibung der Bewertungscluster  

Cluster  Beschreibung  

Netzoptimierende 

Betriebsmittel  

¶ Netzbetriebsmittel  

¶ Zuständigkeit: Netzbetreiber  

¶ Teilweis e Sachanlagevermögen  

¶ Keine Entflechtungshürden  

Netzoptimierende 

Betriebsführung  

¶ Betriebliche Maßnahmen  

¶ Zuständigkeit: Netzbetreiber  

¶ Vor allem Betriebskosten  

¶ Keine Entflechtungshürden  

Netzorientierte 

Maßnahmen  

¶ Keine Netzbetriebsmittel  

¶ Primärzweck nicht Netzentlastung  

¶ Verbraucher, Erzeuger oder Speicher  

¶ Sachherrschaft netzextern; weitere Stakeholder beteiligt  

¶ Entflechtungshürden  

 

                                                 
 

10
 Da die Entflechtungshürden es erschweren, gewisse Maßnahmen den Netzbetreibern zugänglich zu machen 

und es nicht abzusehen ist, inwiefern diese in Zukunft netzdienlich eingesetzt werden können, wurden die 

Kategorien ĂNetzorientierte Betriebsmittelñ und ĂNetzorientierte Betriebsf¿hrungñ zu ĂNetzorientierte MaÇnahmenñ 

zusammengeführt. 
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Netzoptimierende Betriebsmittel  und Betriebsführung  

Die Mehrzahl der durch Erneuerbare Energien verursachten 

Qualitätsbeeinträ chtigungen im Stromnetz treten  im Bereich der Spannungshaltung in 

der Niederspannungsebene  auf. /BMWI -07 15/ Das Spannungsband wird in DIN EN 

50160 geregelt und sieht eine maximale Abweichung von 10 % in 95  % der 10-Minuten -

Mittelwerte jedes Wochenintervalls vor. Die verbleibenden 5  % müssen jedoch innerhalb 

der Grenzen von +10  % und -15 % liegen. /DIN -01 00/ 

Außerdem heißt es: ăIn entlegenen Regionen mit langen Leitungen können Spannungen 

außerhalb dieses Bereiches von Un +10 % und ĭ15 % auftreten. Die Kunden sollten 

hiervon informiert werden.ò /DIN -01 00/ 

Nach § 13 EnWG liegt die Spannungshaltung in der Systemverantwortung der 

zuständigen Übertragungs - bzw. Verteilnetzbetreiber.  /ENWG -01 15/ Der Bau und der 

Betrieb von Netzoptimierenden Betriebsmitteln  und die Nutzung von 

Netzoptimierenden Betriebsführungskonzepten  obliegt demzufolge de n jeweilig 

zuständigen Netzbetreiber n (VNB/ÜNB). Diese Aufgaben haben unabhängig von 

anderen Teilen der Wertschöpfungskette zu  erfolgen (Entflechtung).  

Netzorientierte Maßnahmen  

Netzorientierte Maßnahmen umfassen alle Netzoptimierenden Maßnahmen , deren 

Primärzweck in Bereichen außerhalb des Netzes in der energiewirtschaftlichen 

Wertschöpfungskette liegt , jedoch in ihrer Nutzung d em Netz dienlich sein können. 

Durch die Entflechtung von Erzeugung, Vertrieb und Netzen existieren kaum noch 

Verknüpfungen zwischen diesen Teilen der Wertschöpfungskette, um sich gegenseitig zu 

unterstützen. Auf Übertragungsnetzebene gibt es zwar Regelleis tung, auf 

Verteilnetzebene fehlen jedoch netzseitige Möglichkeiten, die Erzeuger, Verbraucher und 

Speicher ð sei es freiwillig oder unfreiwillig ð zur Netzdienlichkeit zu bewegen. Die 

große Herausforderung sind einerseits die Eigentumsverhältnisse und die 

Sachherrschaft in netzexterner Hand, andererseits die Schwierigkeiten, aus Netzsicht 

auf die vorh andenen Potenziale zuzugreifen.  
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2.7.2 Maßnahmeneinordnung 

Im Folgenden sind die beschriebenen Maßnahmen tabellarisch den verschiedenen 

Clustern zugeordnet. Eine detaillierte technische und regulatorische Beschreibung der 

Maßnahmen ist den Teilmaßnahmenberichten zu entnehmen.  

Tabelle 2-6:   Maßnahmeneinordnung und Kurzbeschreibung  

 Maßnahme  Beschreibung  Primärzweck  

N
e

tz
o

p
ti
m

ie
re

n
d

e
 

B
e

tr
ie

b
s
m

it
te

l
 

Konventioneller 

Netzausbau  

Neubau von Kabeln, Freileitungen und 

Ortsnetzstationen; 

Parallelverkabelung  

Kapazitäts -

erweiterung  

Längsregler  Regelt die Spannung in einem 

Netzstrang  

Kapazitäts -

erweiterung  

Regelbare 

Ortsnetz -

transformatoren  

Ersetzt die klassische Ortsnetzstation 

(MS/NS)  und r egelt die Spannung 

adaptiv in einem Netzgebiet  

Kapazitäts -

erweiterung  

N
e

tz
o

p
ti
m

ie
re

n
d

e
 

B
e

tr
ie

b
s
fü

h
ru

n
g

 

Engpass-

management  

Anpassung der Einspeiseleistung  von 

EE-Anlagen bei Netzü berlastung  

Verringerung 

der 

Netzbelastung  

Redispatch  Anpassung  konventioneller 

Kraftwerksfahrpläne  zur 

Verhinderung von Netzüberlastung  

Verringerung 

der 

Netzbelastung  

Freileitungs -

monitoring  

Belastung von Freileitungen auf Basis 

tatsächlicher Witterungsbedingungen  

Kapazitäts -

erweiterung  

Blindleistungs -

management  

Nutzung bestehender 

umrichtergebundener Einheiten für 

Blindleistung  

Kapazitäts -

erweiterung  

Topologische 

Schalthandlungen  

Gezielte Neuverschaltung von 

Netzsträngen  

Kapazitäts -

erweiterung  

N
e

tz
o

ri
e

n
ti
e
rt

e
 

M
a
ß

n
a
h

m
e

n
 

Hybridisierung 

Strom/Wärme  

Anpassung des Verbrauchs an die 

Erzeugung zur 

Spannungsbandregulierung; 

Verschiebung von Lasten; Erhöhung 

von Eigenverbrauch; Verringerung der 

Netzbelastung  

Wärmebereit -

stellung  

Demand-Side-

Management  

Grundbedürfnis 

& Komfort  

Ladesteuerung von 

Elektrofahrzeugen  

Mobilität  

Haus -

speichersysteme 

Eigenverbrauch  

Quartier -

speichersysteme 

Regelleistung, 

Eigenverbrauch  
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2.8 Zwischenfazit regulatorischer Rahmen 

Die Einordnung in drei Bewertungscluster zeigt unterschiedliche Herausforderungen in 

Energierecht und Regulierung. Während Netzoptimierende Betriebsmittel und 

Betriebsführung für Netzbetreiber rechtlich unproblematisch sind, können 

Netzorientiere Maßnahmen  zum heutigen Zeitpunkt aufgrund entflechtungsrechtlicher 

Vorgaben nicht von Netzbetreibern genutzt werden. Diese sind aufgrund ihres 

Primärzwecks außerhalb des Netzes (z.B. für Wärme, Handel und Mobilität), keine 

klassischen Netzbetriebsmittel und können sich daher nicht im Netzasset befinden. Es 

ist daher notwendig in Zukunft Mechanismen zu entwickeln Netzbetreibern Zugriff zu 

diesen Maßnahmen zu gewähren. Auch für die ökonomische Bewertung in MONA 2030 

entstehen aus diesem Grund gewisse Herausforderungen . So können die 

Investitionskosten wie bei anderen Maßnahmen nicht einfach verrechnet werden, 

sondern es müssen sog. Opportunitätskosten angenommen werden, um eine realistische 

Nutzung dieser Flexibilitätsoptionen abbilden zu können.   

Auch im Bereich der A nreizregulierung sind die Voraussetzungen für innovative 

Investitionen nicht optimal. So gibt es Verzerrungen durch die gesicherte Verzinsung 

auf eingesetztes Kapital, da langfristige Investitionen Margen für die Netzbetreiber 

offerieren . Netzoptimierende Maßnahmen mit einem großen Anteil von Betriebskosten 

sind demnach tendenziell schlechter gestellt, da sie nur kurzfristig Erlöse durch 

Effizienzgewinne und daraus resultierende Zwischenerlöse generieren  können  (Averch -

Johnson-Effekt) . Langfristig werden Be triebskoste n (OPEX) jedoch nicht verzinst und 

sind damit benachteiligt. Es entsteht daher die Situation, dass die volkswirtschaftlich 

und technisch kostenoptimale Lösung aus regulatorisch -wirtschaftlicher Sicht bei einem 

hohen Anteil an Betriebskosten nich t die besten Renditepotenziale beinhaltet und 

dadurch Interessenskonflikte entstehen können.  

Es ist folglich in Zukunft sowohl im Bereich Entflechtung als auch in der Regulierung 

Änderungspotenzial vorhanden, damit alle Netzoptimierenden Maßnahmen über die  

gleichen wirtschaftlichen Voraussetzungen verfügen und vor allem das technische 

Potenzial für Investitionsentscheidungen herangezogen wird.  
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3 Der Morphologische Kasten 

Als Grundlage für den ganzheitlichen Vergleich der oben identifizierten 

Netzoptimier enden Maßnahmen kann der Morphologische Kasten verwendet werden. 

Im Folgenden wird das prinzipielle Vorgehen bei der Erstellung des Morphologischen 

Kastens vorgestellt. Darauf aufbauend erfolgen die Identifikation von für den 

Netzausbau relevanten Kategori en, sowie die Untergliederung in passende Kriterien.  

3.1 Die Methodik als Grundlage für ganzheitlichen Vergleich 

Der Morphologische Kasten geht auf den Astrophysiker Fritz Zwicky zurück und 

beschreibt eine heuristische Methode zur Zerlegung einer konkreten Fragestellung in 

abgegrenzte Teilaspekte. Diese Teilaspekte gliedern sich in übergeordnete Kategorien 

und unterg eordnete Kriterien. Mithilfe dieser Methode lassen sich eine große Anzahl 

möglicher Bewertungskriterien der NoM objektiv abbilden. Das Ergebnis bildet eine 

Matrix, welche alle möglichen Ausprägungen der Kriterien darstellt. Die Methodik des 

Morphologischen  Kastens zeichnet sich durch Nachvollziehbarkeit, Reproduzierbarkeit 

und Erweiterbarkeit zu einem späteren Zeitpunkt aus. /FFE -39 15/ 

Sechsstufiger Prozess  für die Bewertung der Netzoptimierenden Maßnahmen  

Für die Bewertung der Netzoptimierenden Maßnahmen im Morphologischen Kasten 

wurde ein sechsstufiger Prozess entworfen, um eine objektive Bewertung und einen 

zielgerichteten Vergleich durchführen zu können.  

 (1)  Definition und Verallgemeinerung der Problemstellung  

Im ersten Schritt wird die Problemstellung  definiert und verallgemeinert. So soll eine 

klare Formulierung und Abgrenzung der Fragestellung dabei helfen, den notwendigen 

Aufwand für die Bewertung der verfügbaren Optionen zu reduzieren.  Die 

Verallgemeinerung soll eine ganzheitliche, systemübergreife nde Bewertung von 

Netzoptimierenden Maßnahmen und eine nachhaltige Netzplanung ermöglichen . Das 

explizite Ziel in MONA 2030 ist dabei, der Vergleich  von sowohl technoökonomischen, 

als auch sozio-ökologischen Aspekten der einzelnen NoM . Darüber hinaus wird davon 

ausgegangen, dass einige der NoM keine reinen Netzbetriebsmittel darstellen, sondern 

stellenweise andere Primärzwecke erfüllen können. Dieses Potenzial und die weiteren 

Auswirkungen auf das Energiesystem w erden in MONA 2030 als sekundärer Mehrwert 

definiert und intensiv diskutiert.  

(2)  Festlegung relevanter Kategorien  

Basierend auf der Problemstellung werden die Kategorien ăTechnologieò, ăWirtschaftò, 

ăGesellschaft und Umweltò sowie ăSekundªrer Mehrwert und Beitrag zur 

Betriebsf¿hrungò definiert, um die vielfältigen Auswirkungen der NoM im 

systemübergreifenden Vergleich abzubilden :  

¶ Die Kategorie ăTechnologieò umfasst alle Kriterien der einzelnen Maßnahmen, 

welche physikalische Parameter und technische Eigenschaften  beschreiben, z.B. 

Einsatzort und Wir kungsgrad.  



Der Morphologische Kasten 35 

   

¶ Die Kategorie ăWirtschaft ò fasst  alle Kriterien der einzelnen Maßnahmen  

zusammen, welche die betriebswirtschaftlichen Parameter, das wirtschaftliche 

Umfeld und die regulatorischen Rahmenbedingungen bestimmen, wie 

beispielsweise Investitionen un d Lebensdauer.  

¶ Die Kategorie ăGesellschaft und Umwelt ò enthält  alle Kriterien der einzelnen 

Maßnahmen, welche die Akzeptanz in der Bevölkerung und die umgebende 

Umwelt betreffen.  Hierzu zählen z.B. Geräuschemissionen, Landschaftseingriff 

und Flächenverbra uch.  

¶ Die Kategorie ăSekundärer Mehrwert und Beitrag zur Betriebsführung ò fasst alle 

technischen Aspekte zusammen, die zusätzlich zur primären Netzoptimierung 

durch den Einsatz von NoM auftreten. Diese umfassen sowohl den positiven als 

auch negativen Mehrwert. Im Unterschied zur klassischen Versorgungsaufgabe 

beinhaltet dies Systemdienstleistung, den Beitrag zur Systemsicherheit sowie 

weitere Aspekte wie eine strukturelle Änderung der Netzinfrastruktur und ggf. 

einen zusätzlichen, indirekten Mehrwert.  

(3)  Identifikation von und Untergliederung in relevante Kriterien  

Die so definierten Kategorien werden anschließend durch eine Vielzahl untergeordneter 

Kriterien genauer beschrieben . Diese Kriterien ergeben sich aus einer breiten  

Literaturrecherche , welche um Expertenbefragung ergänzt wurde . Dieses Vorgehen 

ermöglicht es  die Kategorie n möglichst vollständig zu erfasst und alle relevanten 

Kriterien zu integriert , um eine ganzheitliche Bewertung zu ermöglichen . 

(4)  Festlegung und Eingrenzung der Ausprägungen der Kriterien  

Jedes Kriterium, das in Schritt (3) festgelegt wurde,  kann verschiedenen Ausprägungen 

aufweisen: Manche Kriterien können klar quantifiziert werden (z.B. Kosten oder der 

Flächenbedarf) und ermöglichen so auf einfache Art und Weise den Vergleic h der NoM. 

Den nicht quantifizierbaren Kriterien werden mögliche Ausprägungen zugewiesen. 

Diese Ausprägunge n können diskret sein (z.B. Standort einer NoM) oder prinzipiell 

kontinuierlich (z.B. Skalierbarkeit einer NoM) . 

Für die Anwendung des Morphologische n Kasten zum Maßnahmenvergleich sind klar 

unterscheidbare Ausprägungen notwendig. Daher werden in einem nächsten Schritt für 

die kontinuierlichen Ausprägungen verschiedene Stufen definiert (z.B. Regelbarkeit: 

hoch ð mittel ð niedrig), um so diskrete Ausprä gungen zu erhalten.  Für die weitere 

Verwendung in einer Nutzwertanalyse kann diese n Ausprägungen ein konkreter 

Punktwert zugewiesen werden . 

(5)  Detailanalyse aller NoM - Ausfüllen des Morphologischen Kastens für jede  

NoM  

Nach Schritt (4) enthält der Morpho logische Kasten alle für einen ganzheitlichen 

Vergleich Netzoptimierender Maßnahmen notwendigen Kriterien. Darüber hinaus kann 

jedes Kriterium durch eine klar festgelegte Ausprägung oder Quantifizierung 

beschrieben werden.  

Durch Datenblätter, Erfahrungswerte, Expertenmeinungen, Berechnungen, Umfragen 

etc. wird der Morphologische Kasten im 5. Schritt für alle ausgewählten NoM ausgefüllt. 
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Ziel ist dabei eine möglichst objektive und vollständige Einordnung aller Kriterien.  Für 

jede NoM entsteht so ein ausgefüllter Morphologischer Kasten  

Der Vergleich der Morphologischen Kästen der NoM ermöglicht auf verschiedene Art 

und Weise eine Gegenüberstellung der untersuchten NoM. So k önnen zum einen für 

jedes Kriterium isoliert die Unter schiede der einzelnen NoM analysiert werden.  Zum 

anderen kann durch eine  Aggregation von Kriterien eine übergeordnete Bewertung der 

NoM stattfinden. Beispiele hierfür sind folgende Analysen:  

¶ Zusammenfassung der wirtschaftlichen Parameter in annuitätische K osten  

¶ Bewertung der Flexibilit ät  

¶ Bewertung der technischen Eignung  

¶ Bestimmung des Sekundärer Mehrwert  

¶ Bewertung der Umweltauswirkung  

¶ Bewertung der Gesellschaftliche n Akzeptanz  

 

Diese ¿bergreifenden Analysen werden im Teilbericht ăEinsatzreihenfolgeò erläutert.  

Für eine Berücksichtigung aller Kriterien in einem ganzheitlichen Vergleich kann die 

Nutzwertanalyse angewandt werden. Hierfür müssen die Kriterien zusätzlich gewichtet 

werden. Der Aufbau des Morphologischen Kasten als Maßnahmendatenbank erlaubt  

eine individuelle Definition dieser Gewichtungen.  

3.2 Kategorien und Kriterien für die Bewertung der Netzoptimierenden 
Maßnahmen 

Im Rahmen des Projekts MONA 2030  werden alle Kriterien, welche für die 

Beschreibung von NoM  relevant sind  in vier Kategorien zusa mmengefasst . Im 

Folgenden werden alle Kriterien sowie deren mögliche Ausprägungen beschrieben. 

Beispiele verdeutlichen die Anwendung der Kriterien für einzelne Anwendungen.  Zudem 

wird beschrieben, welcher Nutzen die Ausweisung des jeweiligen Kriteriums mit  sich 

bringt.  

3.2.1 Kriterien der Kategorie ĂTechnologieñ 

In der Kategorie ăTechnologieò konnten 22 Kriterien  identifiziert werden, welche die 

technischen Eigenschaften der NoM  beschreiben. 

3.2.1.1 Standort und Dimensionierung 

Die Netzebene  definiert die Spannungseb ene, in welcher die einzelnen NoM  eingesetzt 

werden können. Aus der klassischen Struktur der Stromnetze ergeben sich die 

Ausprªgungen ăNiederspannungò, ăMittelspannungò, ăHochspannungò und 

ăHºchstspannungò. Das Kriterium ăNetzebeneò bietet als sogenanntes Muss -Kriterium 

somit die Möglichkeit schon frühzeitig die Anzahl an zur Verfügung stehenden 

Maßnahmen auf den spezifischen Anwendungsfall einzugrenzen. Dadurch werden  die 

Anzahl der verfügbaren Optionen sowie die Komplexität reduziert.  

Der Einsatzort  beschreibt den Standort, an welchem die entsprechende 

Netzoptimierende Maßnahme im Stromnetz integriert wird. Es ergeben sich folgende 

mögliche Ausprägungen : ăUmspannwerk ò, ăOrtsnetzstationò, ăNetzstrangò, 
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ăVerteilerkastenò, ăLeitungsabschnittò und ăNetzanschlusspunktò. Ein Netzstrang 

bezeichnet den Ausläufer eines Netzes vom letzten Verzweigungspunkt bis zum letzten 

Netzanschlusspunkt. Unter einem Leitungsabschnitt wird  nach dieser Definition ein 

Teil eines elektrischen Leiters zwischen zwei Verknüpfungspunkten (z. B. 

Verteilerkästen in der Niederspannung)  verstanden . Bei lokal auftretenden 

Netzengpässen können mit Hilfe dieses Kriteriums lokal wirkende Maßnahmen 

identifiziert werden. Es wird damit eingegrenzt, wo die Maßnahme implementiert wird.   

Die Möglichkeit zum  Mehrfacheinsatz  im Netzgebiet gibt  an, ob eine bestimmte  

Maßnahme öfter in einem Netzgebiet ein setzbar ist . Während ein Ortsnetztransformator 

in einem Niederspannungsnetz ohne einen gravierenden Eingriff in die Netzstruktur 

beispielsweise nur einmal eingesetzt werden kann, können innerhalb des 

entsprechenden Netzgebiets mehrere Elektrofahrzeuge gesteuert geladen werden. 

Insgesamt ergeben sich die Ausprªgungen ăneinò, ăja, in diskreten Abstufungenò und ăja, 

kontinuierlichò. Dadurch kann der Anwender seine Freiräume bei der Skalierung besser 

abschätzen.  

Die Skalierbarkeit  der Maßnahme  bestimmt, welche Ausbaugrößen der Maßnahme 

verfügbar sind. Regelbare Ortsnetztransformtoren sind beispielsweise häufig in fünf  

typischen Größen v erfügbar, die installierte Leistung von Hausspeichersystemen in 

einem Netzgebiet ist dagegen nahezu beliebig skalierbar. Die mögliche Bandbreite , in 

welcher die NoM dimensioniert werden kann,  wird in kVA bzw. kW angegeben.  

3.2.1.2 Flexibilität der NoM 

Mit dem Kri terium der Regelbarkeit  wird beschrieben, inwieweit eine 

Netzoptimierende Maßnahme im Betrieb flexibel bzw. regelbar auf verschiedene 

Netzbelastungssituationen reagieren kann. Dabei wird zwischen den Ausprägungen 

ădynamischer Einsatz möglich - hohe Regelbarkeitò, ădynamischer Einsatz möglich  - 

mittlere Regelbarkeitò, ădynamischer Einsatz möglich - niedrige Regelbarkeitò und 

ăstarrer Einsatz ò unterschieden. 

Das Kriterium Nachgelagerte Verluste durch Flexibilisierung  gibt Auskunft über 

das Maß an Verlusten di e indirekt durch die optimierende Maßnahme verursacht 

werden. Dies sind beispielsweise reduzierte Leitungsverluste bei einer Anhebung des 

Spannungsniveaus oder bei einer Reduktion der übertragenen Energie.  Durch eine 

Reduktion der nachgelagerten Verluste k önnen Netzbetreiber die Kosten für ihre 

Verlustenergiebeschaffung reduzieren.  Unterschieden wird in ăstarke Erhºhung der 

Verlusteò, ăgeringf¿gige Erhºhung der Verlusteò, ăkeine  nderung der Verlustbilanzò, 

ăVerringerung der Verluste im Netzgebietò und ănicht quantifizierbarò.  

Der Leistungsgradient  beschreibt, wie schnell eine Maßnahme auf veränderte 

Netzsituationen reagieren kann. Ein hoher Leistungsgradient ermöglicht es 

Spannungsabweichungen schnell auszugleichen und die Spannungsqualität damit zu 

erhöhen. Er wird in Prozent  pro Stunde angegeben. Zusätzlich erfolgt eine Einordnung 

in die qualitativen Ausprägungen  ăniedrig ò, ămittel ò, ăhochò und ăsehr hochò. Dauerhafte 

Maßnahmen weisen keinen Gradienten auf (Auspräg ung ăkein Gradientò). 

Mit der Regelgenauigkeit wird angegeben , wie der Spannungswert am Ort der NoM 

auf einen gewünschten Wert geregelt werden kann . Charakterisiert wird die Maßnahme  
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mit  den Genauigkeitsklassen ăniedrigò, ămittelò und ăhochò. Die Genauigke itsklassen 

können sich dabei an der DIN EN 60051  orientieren , in der die Genauigkeit von 

Messgeräten klassifiziert wird  /DIN -02 99/. In MONA 2030 kann beispielsweise  einer 

NoM eine ăhoheò Regelgenauigkeit zugeordnet werden , wenn der reale Spannungswert , 

der sich durch den Einsatz der NoM ergibt,  weniger als 2,5  % vom gewünschten Istwert 

abweicht. Bei einer Abweichung zwischen 2,5  % und 10 % wird die Regelgenauigkeit als 

ămittelò bezeichnet. Bei mehr als 10 % Abweichung ist die Regelgenauigkeit ăgeringò. Bei 

vielen NoM wird die Spannung nur indirekt beeinflusst, hierbei wird die Ausprägung 

ăRegelgenauigkeit nicht quantifizierbarò gewªhlt.  

Die  Ansprechzeit  zeigt  auf , wie lange es dauert, um mit einer NoM eine Veränderung 

im entsprechenden Netzgebiet vorzunehmen . Je nach Regelalgorithmus können hier 

erhebliche Unterschiede zwischen einzelnen Maßnahmen auftreten. Dabei wird in 

ăschnellò, ămittelò, ălangsamò und ăsofort/dauerhaft (da prªventive MaÇnahme)ò 

unterschieden. Zusätzlich erfolgt eine Angabe in Millisekunden.  Mit diesem Kriterium 

können später zum einen Aussagen zur möglichen Spannungsqualität und zum anderen 

zu nachgelagerten Effekten getroffen werden.  

Das Kriterium  Abrufbarkeit  gibt an, wie hoch  die Einsatzdauer sowie die anschließend 

notwendig e Rekuperationszeit der NoM sind . Während Komponenten  wie regelbare 

Ortsnetztransformatoren beispielsweise dauerhaft eingesetzt werden können, muss bei 

Funktionalen Energiespeichern beachtet werden, dass diese in der Regel nur so lange 

eingesetzt werden kö nnen, bis sie vollständig be - bzw. entladen sind. Neben der Angabe 

in Sekunden  werden die NoM in die Ausprägungen  ădauerhaftò, ăWochenbereichò, 

ăTagesbereichò, ăStundenbereichò, ăMinutenbereichò und ăSekundenbereichò einsortiert .  

Die Zeitliche Verfügbarke it  beschreibt, zu welchen Zeiten die NoM angesprochen 

werden kann. Das Kriterium gliedert sich in die Ausprªgungen ăimmer verf¿gbarò, 

ăabhängig von Tageszeit ò, ăabhängig von Wochentag ò und ăabhängig von Jahreszeit ò. Die 

Zeitliche Verfügbarkeit  wird, sofern  verfügbar, als Lastgang dargestellt.  

3.2.1.3 Robustheit im Betrieb 

Ob und wie lange eine NoM über ihrem Nennpunkt belastet werden kann, gibt die 

Überlastfähigkeit  an. Der Nutzen zeigt sich in Netzgebieten, in welchen durch 

einzelne Verbraucher nur sehr sporadisch hohe Leistungen auftreten, das Netz aber 

nicht auf diese hohen Leistungen ausgelegt werden muss. Die Möglichkei ten der 

Ausprªgung sind ăNeinò bzw. ăJaò. Ergänz t wird diese  durch  quantita tive Angabe der 

zulässigen Dauer der Überlastung , sofern möglich . 

Die Anfälligkeit von NoM gegenüber Natureinflüssen und technischen bzw. 

menschlichen Versagens wird mit hilfe  des Kriterium s Störungsanfälligkeit  bewertet.  

Gerade in höheren Spannungsebenen , in denen ein Fehler große Auswirkungen hat, 

wird beispielsweise durch Anwendung des sogenannten (n-1)-Kriteriums die 

Störanfälligkeit reduziert. Die Ausprägungen im Morphologischen Kasten sind ăkeine 

Stºranfªlligkeitò, ăniedrig ò, ămittel ò und ăhochò. 

Der Aufwand für Störungsbeseitigung  wird in Stunden angegeben. Hier wird darauf 

eingegangen, wie viel Zeit die Fehleranalyse und die Störungsbeseitigung beansprucht, 

beziehungsweise ob der Betrieb des umgebenden Netzes beeinflusst wer den könnte. Für 
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das Kriterium sind zusätzlich die Ausprªgungen ăkeine Stºrungen zu erwartenò, 

ăgeringer Aufwandò und ăhoher Aufwandò definiert.  

Das Kriterium  Auswirkung auf die Kurzschlussleistung beschreibt den Effekte der 

NoM auf die verfügbare Kurzschlussleistung im Netzgebiet. Unterteilt werden die 

Ausprªgungen in ăVerringerung der verf¿gbaren Kurzschlussleistungò, ăkeine 

 nderungò und ăErhºhung der verf¿gbaren Kurzschlussleistungò. Die Bewertung basiert 

auf dem Vergleich zwischen einem System mit und ohne der jeweiligen NoM, wobei 

teilweise zwischen lokalen und überregionalen Aspekten zu unterscheiden ist.  

Die Kurzschlussleistung  lässt sich aus de m Produkt der Nennspannung  und des 

Kurzschlussst romes im Fehlerfall bestimmen. Da im Kurzschlussfall die Spannung 

sofort einbricht, ist die Kurzschlussleistung eine fiktive Größe und stellt dabei ein Maß 

für die Leistungsfähigkeit des Energiesystems dar. Das Vorhalten von ausreichender 

Kurzschlussleistu ng ist notwendig, damit im Fehlerfall (Kurzschluss) die 

entsprechenden Schutzger äte ansprechen und somit der  Spannungseinbruch lokal 

begrenzt wird . Die Kurzschlussleistung darf jedoch nicht unzulässig hoch sein, da 

ansonsten die Betriebsmittel beschädigt w erden und die Schutzschalter die zu hohen 

Kurzschlussströme nicht sicher trennen können. Maßgebend ist z udem die Vermaschung 

des Netzes, da eine niedrige  Netzimpedanz die Kurzschlussleistung erhöht.   

Erzeugungsanalgen, welche über einen Umrichter an das Sy stem angeschlossen sind, 

können mit der Höhe ihres Nennstromes zur Kurzschlussleistung beitragen. 

Insbesondere bei PV - und Windkraftanalgen hat diese Leistungsbereitstellung eine hohe 

tageszeitliche sowie witterungsbedingte Abhängigkeit. Die dena -Studie 

Systemdienstleistung en empfiehlt zudem, dass über Umrichter gekoppelte Anlagen 

Kurzschlussleistung auch ohne Wirkleistungseinspeisung bereitstellen sollen . 

/DENA -02 14/ 

Konventionelle Kraftwerke, welche über einen Synchrongenerator an das Netz 

angeschlossen sind, können kurzzeitig bis zum 8 -fachen ihres Nennstromes an 

Kurzschlussstrom bereitstellen. Die Subsituierung von konventionellen Kraftwerken hat 

tendenzielle ein e Abnahme der Kurzschlussleistung zur Folge, welche durch den 

Vermehrten Netzausbau (Erhöhun g des Vermaschungsgrades) teilweise kompensiert 

wird. /EEN -02 15/ 

3.2.1.4 Beitrag zur Netzstabilisierung 

Das Kriterium Spannungshaltung  hilft  bei der Einordnung der NoM in B ezug auf die 

Einhaltung des  gesetzlichen Rahmen s. Neben einer quantitativen Angabe in p.u. des 

ausregelbaren Spannungsbandes , erfolgt eine Einordnung  der Stellen im Netzgebiet, in 

denen die NoM Einfluss auf die Spannungshaltung hat,  in  ălokalò, ăin einzelnen 

Netzstrªngenò und ăim gesamten Netzgebietò. Ein rONT kann beispielsweise +/ - 0,1 p.u. 

ausregeln und hat Auswirkungen auf das gesamte nachgelagerte Netzgebiet. Ein 

Längsregler weist dasselbe Spannungsband auf, regelt aber nur einen einzelnen 

Netzstrang.  

Der Einfluss auf  den Blindleistung shaushalt des Netzgebiets  identifiziert, 

inwieweit die Maßnahme  stabilisierend auf den Blindleistungshausha lt eines 

Netzgebietes einwirken kann. Indirekt kann der Netzbetreiber, wenn er Einfluss auf die 
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Blindleistungsbereitstellung hat, die Spannung im jeweiligen Netzgebiet anpass en und 

Übertragungsverluste reduzieren. Perspektivisch könnten Verteilnetzbetreiber in 

Zukunft auch Blindleistung für das Übertragungsnetz bereitstellen. Die Einheit des 

Kriteriums wird in kVA angegeben. Zusätzlich erfolgt eine Einordnung in die 

Ausprägung en ăja, nach Bedarf einstellbar, ăNoM wirkt nach Bedarf induktiv oder 

kapazitiv ò, ăja, vorgegebene Kennlinie ò, ăja, fester cos Phi ò, ănicht beeinflussbar, 

abhängig von Belastung ò und ăkein Einfluss auf den Blindleistungshaushalt ò. 

Neben der Spannungshaltun g stellen mögliche Betriebsmittelüberlastungen  die 

häufigste Ursache für eine  Verstärkung  bzw. einen Ausbau des Stromnetzes dar. Die 

thermische Grenzleistung definiert dabei die maximal zulässige Leistung, mit der ein 

Betriebsmittel belastet werden darf, b evor es zu irreversiblen Schäden an Isolatoren etc. 

kommt. Das Kriterium Einhaltung thermischer Limits und der maximalen 

Stromtragfähigkeit  beschreibt , inwieweit eine  NoM die maximale Stromtragfähigkeit 

und dadurch die zulässige n thermischen Limits beeinfl usst. Als Ausprägungen kommen 

dabei ăveringerte Stromtragfªhigkeitò, ăkeine  nderungò und ăerhºhte 

Stromtragfªhigkeitò in Betracht. Die Differenz einer Änderung der maximalen 

Stromtragfähigkeit oder der thermischen Grenzleistung wird je nach Anwendung sfall  in 

Ampere oder kVA angegeben . 

Mit dem Kriterium  Zusätzliche n  Leistungsaufnahmekapazität wird  angegeben, in 

wie weit durch den Einsatz der NoM im Netzgebiet zusätzliche Leistung, z.B. aus 

Erneuerbaren Energien integriert werden kann.  Eine genaue Quantifizierung ist ohne 

Simulationen meist nicht möglich . Daher wird das Kriterium im Berichtsteil  

Einsatzreihenfolge  beschrieben.  

3.2.1.5 Wirkungsgrad 

Der Wirkungsgrad  der NoM  gibt an, wie hoch die Verluste typischerweise beim 

Einsatz der Maßnahme s ind. Maßnahmen mit hohem Wirkungsgrad können dazu 

beitragen die Verlustenergie in einzelnen Netzgebieten zu reduzieren. Einen sehr hohen 

Wirkungsgrad kann beispielsweise die verlustfreie Verschiebung von Ladezeitpunkten 

von Elektrofahrzeugen erreichen. Der  Wirkungsgrad wird in Prozent und in den 

qualitativen Ausprªgungen ăNiedrig ò, ăMittel ò, ăHochò und ăkeine direkten  Verluste , 

Wirkungsgrad 1 ò angegeben. 

3.2.1.6 Technische Reife 

Das Technology Readiness Level  ist ein Kriterium, welches seinen Ursprung in der 

Raumfa hrt hat, seit einigen Jahren jedoch auch verstärkt im Umfeld von 

Energieanwendungsprojekten eingesetzt wird. Es beschreibt, inwieweit eine Maßnahme 

sich noch in der Entwicklung befindet oder bereits als Standardbetriebsmittel eingesetzt 

werden kann. Dadurc h kann zum einen abgeschätzt werden, wann die Maßnahme 

verfügbar sein wird, und zum anderen, wie viel Entwicklungsarbeit hier noch investiert 

werden muss. Es wird dabei zwischen den TRL  1 bis 4: ăVersuchsaufbau im Labor ò, dem 

TRL  5: ăVersuchsaufbau in Einsatzumgebung ò, dem TRL  6: ăPrototyp in 

Einsatzumgebung ò, dem TRL  7: ăPrototyp im Einsatz ò, dem TRL  8: ăQualifizier tes 

System mit Nachweis der Funktionstüchtigkeit im Einsatzbereich ò und dem TRL  9: 

ăQualifizier tes System mit Nachweis des erfolgreichen Ei nsatzesò unterschieden ( vgl.  

ISO 16290:2013). 
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3.2.1.7 IKT-Bedarf einer NoM 

Das Kriterium IKT -Bedarf einer N oM  gibt an, ob und in welcher Ausprägung 

Informations - und Kommunikationstechnologie (IKT) erforderlich ist. Mit IKT sind teils 

deutliche Mehraufwendungen ve rbunden. Zusätzlich steigt die Störanfälligkeit an. 

Unterteilt wird im Rahmen des Projekts MONA 2030 in ăkein IKT-Bedarfò, 

ăUnidirektionale Kommun ikation: Informationsabruf /Steuersignalò und ăBidirektionale 

Kommunikationò. Dies wird im Kapitel  4 ăIKT -Anwendungen in der Energiewirtschaft ò 

genauer erläutert.  

3.2.2 Kriterien der Kategorie ĂWirtschaftñ 

In der Kategorie ăWirtschaftò konnten zwölf  Kriterien identifiziert werden, welche die 

Wirtschaftlichkeit der NoM  für alle Akteure bes chreiben.  Wirtschaftliche 

Bewertungskriterien hängen dabei in hohem Maße von den geltenden regulatorischen 

Rahmenbedingungen ab und werden daher hier in einer Kategorie zusammengefasst.  

3.2.2.1 Ökonomische Kennwerte 

Die Investitionen  beschreiben die Kosten, die mi t der Erst - und möglichen 

Ersatzanschaffung der Maßnahme verbunden sin d (z.B. Anschaffungskosten, 

Baukosten, IKT etc. ). Wenn möglich, werden  diese Kosten aufgeschlüsselt nach 

Komponenten dargestellt. Unter dem Überbegriff Investitionen  werden zur besseren 

Vergleichbarkeit Planungs -, Genehmigungs -, Personal - und Baukosten summiert.  Die 

Beträge werden in den Einheiten û/kVA, û/mNetzlänge  oder û/St¿ck mit dem Zeithorizont 

2015 und 2030  angegeben. Sofern eine NoM nur einen Zusatz einer existierenden 

Komponente des Energiesystem darstellt, z.B. eine bestehende Wallbox  mit  einer 

Ladesteuerung für ein  Elektrofahrzeug  ergänzt wird , werden unter Investitionen nur die 

inkrementellen Kosten angegeben, d.h.  in obigem Beispiel nur die Kosten für die 

Regelkomponente und nicht  für die gesamte Wallbox bzw. da s Elektrofahrzeug. F ür eine 

weitere Analyse ist die Berechnung der annuitätische Kosten zweckmäßig . 

Fixe Betriebskosten  beschreiben jene f ixen Ausgaben, die mit dem Betrieb der No M 

verbunden sind, jedoch unabhängig vom tatsächlichen Einsatz anfallen (z.B. Wartung, 

Instandhaltung, IKT etc.) . Die Kosten werden in den Einheiten û/kVA, û/a oder % der 

Investitionen  für die Jahre 2015 und 2030 angegeben.  

Die Variab le n  Betriebskosten  stellen die veränder lichen  Ausgaben dar , die mit dem 

Betrie b der NoM verbunden sind und direkt mit deren Einsatz korrelieren 

(ausgenommen Verluste) . Diese Kosten werden z.B. mit hilfe der  Einheiten û/h oder 

û/kWh für die Jahre 2015 und 20 30 beschrieben. 

Die Lebensdauer beschreibt d ie Zeit  in Jahren , in der die Hauptkomponenten der 

Maßnahme  genutzt werden können . Die erwartete Lebensdauer w ird für das Jahr 2015 

und das Jahr 2030 angegeben. Das Ausweisen  dieses Kriteriums dient u.a. der  zeitliche n 

Planbarkeit  und somit der  Abschätzung und zeitgerechten Durchführung von 

Instandhaltungs - oder Erneuerungsmaßnahmen durch die zuständigen Akteure.  

3.2.2.2 Rechtlich-Regulatorische Grundlagen 

Das Kriterium Akteur  beschreibt die Instanz, die für die jewe ilige NoM primär 

zuständig ist. In den meisten Fällen trägt der Akteur die Kosten für den Einsatz einer 



42 Der Morphologische Kasten 

 

NoM. Möglich sind hier  ăErzeugerò, ăNetzbetreiber ò, ăAggregatorò, ăLetztverbraucher ò 

und ăVertrieb/Energieversorger ò.  

Das Kriterium Einnahmepoten zial f ür Akteur  beschreibt poten zielle 

Einnahmequellen, die sich durch den Einsatz der jeweiligen NoM  für den Akteur 

ergeben kºnnen. Die Ausprªgungen des Kriteriums gliedern sich in ăjaò und ăneinò, 

wobei das tatsächliche Einnahmepotenzial in AP Einsatzreihenfol ge detailliert 

betrachtet wird . Der zusätzliche  finanzielle Anreiz für den Akteur  kann z.B. durch  

zusätzliche Erlöse oder Einsparung von Kosten  gegeben sein.  

Die Kostenwälzung  identifiziert, ob der ă¦NBò, ăVNBò, ăLetztverbraucherò oder der 

ăAnlagenbetreiber ò für die entstehenden Kosten der NoM  aufkommen muss. Mit Hilfe 

dieses Kriterium können die zu erwartenden Kosten für die einzelnen Akteure 

abgeschätzt werden.  

Die regulatorische Abschreibungsdauer  zeigt die in der StromNEV (Anlage 1) 

vorgegebene Abschreibungsdauer eines Netzbetriebsmittels auf. Dieses Kriterium 

existiert nur für Netzoptimierende Betriebsmittel.  

Die Regulatorische Praktikabilität  stellt die Umsetzbarkeit der Maßnahme in Bezug 

auf den rechtlichen Rahmen dar. Es werden die Aus prägungen ăNoM derzeit nicht 

zulässig, keine Änderung zu erwarten ò, ăNoM derzeit nicht zulässig, Änderung der 

Regularien wahrscheinlich ò, ăetabliert, den noch regulatorischer Anpassungsbedarf 

vorhandenò und ăbereits etabliertò festgelegt. Dabei werden die a ktuellen Regularien 

und mögliche Änderungen bis zum Jahr 2030 verglichen. Ein Vorteil entsteht durch die 

Abschätzbarkeit zukünftiger rechtlicher und regulatorischer Entwicklung en. Die 

Einteilung in die hier genannten Kriterien gibt dabei nur einen ersten Ü berblick über 

die regulatorische Rahmenbedingungen für den Einsatz einer NoM. Zusätzlich zur 

Beurteilung im Morphologischen Kasten werden für jede NoM gesondert die wichtigsten 

Regularien erläutert.   

Das Kriterium Einordnung der NoM  dient der Clusterung in  ăNetzoptimierende 

Betriebsmittelò, ăNetzoptimierende Betriebsf¿hrungò und ăNetzorientierte 

MaÇnahmenò. Wªhrend sich die ersten Beiden durch die Art ihrer Investition 

(Betriebsmittel sind v.  a. CAPEX; Betriebsführung v.  a. OPEX) unterscheiden, sind 

ăNetzorientierte MaÇnahmenò keine klassischen Netzbetriebsmittel und kºnnen daher 

lediglich neben ihres eigentlichen Primärzwecks (z.  B. Regelleistung) zur Netzentlastung 

eingesetzt werden. Eine detaillierte Beschreibung dieser Cluster findet sich i n 

Kapitel  2. 

3.2.2.3 Einsatzpotenzial 

Das Durchdringungs poten zial quantifiziert das gesamte verfügbare Potenzial für den 

Einsatz der NoM . Zusätzlich oder stellvertretend werden mögliche Potenzialgrenzen 

angegeben. Das Kriterium beinhaltet die Ausprªgungen ăEinsatz nur in wenigen 

Einzelfällen möglichò, ăbegrenztes Potenzialò und ăflªchendeckendes Potenzialò. Das 

Einsatzpotenzial wird in Anzahl oder % der Gesamtheit aller Netze angegeben.  Durch 

dieses Kriterium kan n abgeschätzt werden, welches Poten zial eine NoM aufweist und 

mit welcher Wahrscheinlichkeit die NoM ein Standard -Betriebsmittel zur 
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Netzoptimierung in den Stromnetzen der Zukunft wird oder auf Einzelfälle beschränkt 

bleibt.  

Das Kriterium Regionale Verfügb arkeit  identifiziert mögliche Einsatzregionen, 

sofern die Maßnahme regional unterschiedlich einsetzbar ist. Dargestellt wird die 

regionale Verfügbarkeit z.B. mithilfe einer Karte. Es werden die Ausprªgungen ăkeine 

regionalen Unterschiedeò und ăregionale Unterschiedeò definiert. 

3.2.3 Kriterien der Kategorie ĂSekundªrer Mehrwert und Beitrag zur 
Betriebsf¿hrungñ 

In der Kategorie ăSekundªrer Mehrwert und Beitrag zur Betriebsf¿hrungò konnten 

neun Kriterien identifiziert werden, welche den Mehrwert im System und alle 

Dienstleistungen zur Aufrechterhaltung des sicheren Netzbetriebs  beschreiben. 

3.2.3.1 Einfluss auf den Netzbetrieb 

Mit dem Kriterium Auswirkung auf die Betriebsführung  werden alle Effekte  

zusammengefasst, die die Maßnahme au f die Netzsteuerung hat . Die qualitative 

Einordnung erfolgt in den Ausprägungen  ăerschwert Betriebsf¿hrungò, ăkeine 

Verªnderungò und ăerleichtert  Betriebsf¿hrungò.  

Das Kriterium  Bereitstell ung  von Betriebsreserven  ermittelt die Auswirkungen, die 

die NoM auf Reserven im Netzbetrie b hat. Das Kriterium beschreibt, wie die NoM und 

damit die Netzplanung mögliche Sicherheitsreserven im Netzbetrieb beeinflusst und 

bewertet eine mögliche Erhöhung des Risikos für Störungen im Netz. Die Einteilung der 

Ausprªgungen gliedert sich in ăVerringerung der Betriebsreservenò, ăkeine  nderungò 

und ăErhºhung der Betriebsreservenò.  

3.2.3.2 Robustheit/Resilienz gegenüber Störfaktoren 

Die  Robustheit/Resilienz gegenüber Störfaktoren  beschreibt, ob der Einsatz der 

NoM auch bei gravierenden, strukturellen Änderunge n in der Zukunft noch sinnvoll ist 

oder ob die Gefahr besteht, dass die Maßnahme obsolet wird. Die Ausprägung en glieder n 

sich in ăgeringò, ămittelò und ăhochò. Relevante Störfaktoren werden im Rahmen der 

Maßnahmenanalyse beschrieben  und basieren auf den An alysen im Rahmen des 

Szenario-Prozesses (siehe Teilbericht Szenario -Analyse) . Das Kriterium quantifiziert 

damit auch die Nachhaltigkeit der Netzplanung mit der entsprechenden Maßnahme, da 

hier eine Einschätzung gegeben wird, inwieweit die Maßnahmen auch be i struktureller  

Änderung ihre Funktionalität beibehält.  

3.2.3.3 Beitrag zu Systemdienstleistungen 

Die Frequenzhaltung  zeigt auf, inwiefern die Frequenz im Versorgungsgebiet durch 

eine NoM im gesetzlichen Rahmen gehalten werden kann. Unterschieden wird die 

Ausprägu ng in ăkein oder nur marginaler Einfluss auf die Frequenzò, ăgeringer Einflussò 

und ăhoher Einflussò. Dieses Kriterium spielt derzeit auf der Verteilnetzebene eine 

untergeordnete Rolle und kommt verstärkt im Übertragungsnetz zum Tragen.  Die 

Bereitstellung von Regelleistung  beschreibt, inwieweit Regelleistung  durch den 

Einsatz der Maßnahme  bereitgestellt werden  kann. Insbesondere Funktionale 

Energiespeicher wie Quartierspeicher und Elektrofahrzeuge könnten in Zukunft neben 
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der lokalen Netzoptimierung solche Dienstleistungen am übergreifenden Energiemarkt 

anbieten. Das Kriterium wird nach Möglichkeit quantitativ in MW angegeben und wird  

zusätzlich  in die Ausprªgungen ăBereitstellung von Momentanreserveò, ăBereitstellung 

von Primªrregelleistungò, ăBereitstellung von Sekundªrregelleistungò, ăBereitstellung 

von Minutenreserveò und ăkeine Bereitstellung von Regelleistungò gegliedert.  

Gegebenenfalls ist für eine Bereitstellung von Regelleistung das Pooling mehrerer NoM 

erforderlich. Dies wird anschließend bei der Ei nzelbewertung der Maßnahmen 

beschrieben. 

Das Kriterium Beitrag zu m Versorgungswiederaufbau  veranschaulicht, ob die 

Netzoptimierende Maßnahme die Fähigkeit besitzt, die Schwarzstartfähigkeit des 

Systems zu erhöhen. Insbesondere große Speicher und Erzeuger k önnten in Zukunft auf 

dieses Kriterium optimiert sein. Das Kriterium wird mit den Ausprªgungen ăja, die 

Netzoptimierende Maßnahme ist Schwarzstartfähig ò, ăja, die Netzoptimierende 

Maßnahme kann Versorgungswiederaufbau  unterstützen ò und ăkein Einflussò 

beschrieben.  

3.2.3.4 Struktureller Einfluss der NoM 

Die Erhöhung der Autarkie eines Netzgebietes  geht auf die Frage ein, ob die 

Maßnahme die Autarkie eines Netzgebietes erhöhen kann. Insbesondere für die lokale 

Akzeptanz kann dieser Faktor eine Rolle spielen. Zusätzli ch können in einem System, in 

dem die Energie am selben Ort verbraucht wird an dem sie erzeugt wird , die 

Übertragungsverluste reduziert werden. Das Kriterium wird in % des gesamten 

Energiebedarfs angegeben, und besitzt  die Ausprägungen  ăkeine Verªnderungò, ăgeringe 

Erhºhung der Autarkieò und ăstarke Erhºhung der Autarkieò. 

Die Fähigkeit einer NoM, die Spannungsebenen in höherem Maß funktional zu trennen 

und damit im Fehlerfall eine Inselnetzbildung zu unterstützen, wird mit dem Kriterium 

Beitrag zur funktio nalen Trennung der Spannungsebenen  identifiziert. Die 

Eigenschaft erhöht damit die Systemsicherheit. Die Ausprägungen hierfür können in 

ăjaò und ăneinò unterteilt werden. 

3.2.3.5 Zusätzlicher Mehrwert der NoM 

Das Kriterium zusätzlicher Mehrwert der NoM  identifiziert den Zusatznutzen für 

den Netzbetreiber ð neben der Netzentlastung ð durch den Einsatz der Maßnahme. 

Hierbei sind beispielsweise ăzusªtzliche Messwerteò oder ăverbesserte Kenntnis des 

Netzzustandesò mºglich. Weitere Ausprägungen werden bei der  

Einzelmaßnahmenbeschreibung genauer ausgeführt.  Das Kriterium ist damit als reine 

Auflistung wichtiger, nicht im Morphologischen Kasten erfasster Eigenschaften zu 

sehen. 

3.2.4 Kriterien der Kategorie ĂGesellschaft und Umweltñ 

Aktuelle politische und gesellschaftliche Diskussionen zeigen, dass 

Infrastrukturmaßnahmen meist einen Eingriff in das Lebensumfeld der Bevölkerung 

und in die Umwelt darstellen. In der Kategorie ăGesellschaft und Umweltò wurden 

daher quantifizierbare Krite rien identifiziert, mit denen sozio -ökologische Aspekte der 

verschiedenen NoM beschrieben und bewertet werden können. Im Folgenden werden 
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zuerst die gesellschaftlichen Faktoren beschrieben, mit denen eine NoM klassifiziert 

werden kann.  

3.2.4.1 Umweltauswirkungen 

Eines der Ziele von MONA 2030 ist eine verstärkte Einbeziehung ökologischer Faktoren 

in die Maßnahmenbewertung und in die Bestimmung der Einsatzreihenfolge. Eine 

Evaluierung der Auswirkungen von Netzausbau auf die Schutzgüter Flora, Fauna, 

Boden und Wasser wird in der Übertragungsnetzebene standardmäßig in der 

Strategischen Umweltprüfung begleitend zum Netzentwicklungsplan durchgeführt und 

im Umweltbericht veröffentlicht / BNETZA -22 13/. In Verteilnetzstudien werden die 

ökologischen Faktoren meist nur periphe r betrachtet und fließen oft nicht in die 

Maßnahmenbewertung ein. In MONA 2030 wird daher eine Bewertung der 

Auswirkungen einer NoM auf die verschiedenen Schutzgüter vorgenommen, welche im 

Folgenden erläutert wird.  

3.2.4.1.1 Klimawirkung 

In vielen Fällen führt der E insatz einer Maßnahme zu einer gesteigerten Fähigkeit, 

Einspeisung aus Erneuerbaren Energien zu integrieren. In weiterer Konsequenz können 

damit NoM Einfluss auf die CO 2-Bilanz des Versorgungsgebiet es haben, was mit 

diesem Kriterium bewertet werden soll. E ine genaue quantitative Angabe über eine 

Veränderung der CO 2-Emissionen im umgebenden Versorgungsgebiet ist in den meisten 

Fällen nur nach Netzsimulationen möglich und wird daher im Arbeitspaket 

Einsatzreihenfolge vorgenommen. Im Morphologischen Kasten wer den die NoM daher 

für eine erste qualitativ e Abschätzung  in die Ausprªgungen ăkeine Aussage mºglichò, 

ăkeine  nderungò, ăVerringerung der CO2-Emissionenò und ăErhºhung der CO2-

Emissionenò eingeteilt. 

Darüber hinaus spielen für die Klimawirkung auch die ind irekten CO 2-Emissionen 

einer NoM durch Energie - und Wärmeverluste  eine Rolle. Diese können in erster 

Näherung über das  in der Kategorie ăTechnologieò ermittelte Kriterium Wirkungsgrad  

angegeben werden , welches in den Netzsi mulationen  quantifiziert wird . Das Kriterium 

wird daher im Morphologischen Kasten nicht mehr explizit ausgewiesen.  

3.2.4.1.2 Auswirkungen auf Mensch und menschliche Gesundheit 

Die Elektromagnetische Verträglichkeit für das Umfeld  (kurz: EMV)  einer 

Maßnahme wird sowohl quantitativ mit der Angabe  von Werten für die elektrische 

Feldstªrke in kV/m und f¿r die magnetische Feldstªrke in ȋT angegeben. Hierbei spielt 

die Wahl des Abstands, in dem die Strahlenbelastung gemessen wird, eine große Rolle. 

Für einen objektiven Vergleich wird hier für alle NoM  die unmittelbare, relevante 

Umgebung verwendet. Diese kann je nach NoM voneinander abweichen: für 

Freileitungen wird beispielsweise der Wert unter dem Leiterseil mit dem größten 

Durchhang verwendet, bei einer Elektrofahrzeug -Wallbox ist die direkte Umgebu ng 

relevant, da der Nutzer die Wallbox bedienen kann und damit der direkten EMV -

Belastung auch in geringen Abständen exponiert ist. Eingesetzte Anlagen wie z.B. 

Wechselrichter müssen u.a. die Vorgaben aus DIN  EN  62109 erfüllen. Für 

Niederfrequenzanlagen ge lten nach der 26. Verordnung zur Durchführung des Bundes -

Immissionsschutzgesetzes folgende Grenzwerte (vgl.  Tabelle  3-1): 
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Tabelle  3-1:  Zulässige Effektivwerte für das elektrische und magnetische Feld für 

Niederfrequenzanlagen /BREG -01 96/  

Frequenz Elektrische Feldstärke Magnetische Flussdichte 

50 Hz 5 kV/m 100 ɛT 

16 2/3 Hz 10 kV/m 300 ɛT 

 

Basierend auf den quantitativen Werten für elektrische und magnetische Feldstärke 

wird zur Klassifizierung der NoM eine qualitative Einordnung in die Ausprägungen  

vorgenommen: ăkeine EM -Strahlung nachweisbar ò, ăAuftreten von Wechselfeldern in 

unmittelbarer Umgebung ò oder ăAuftreten von statische n Feldern in unmittelbarer 

Umgebungò 

Das Kriterium  Geräuschemissionen  gibt an, wie hoch der durch eine NoM erzeugte 

Schalldruckpegel in unmittelbarer Umgebung ist und wird in Dezibel angegeben. 

Relevant sind hierbei nur Frequenzen zwischen 1 und 2  kHz, da diese dem menschlichen 

Hºrempfinden entsprechen. Die ăSechste Allgemeine Verwaltungsvorschrift zum 

Bundes-Immissionsschutzgesetzò f¿hrt hierzu abhªngig von der 

Immissionsortcharakterisik verschiedene Richtwerte auf /BMU -01 98/. Tabelle  3-2 fasst 

diese zusammen: 

Tabelle  3-2:  Immissionsrichtwerte für zulässigen Schalldruc kpegel /BMU -01 98/  

Immissionsort Zulässiger Schalldruckpegel tagsüber Zulässiger Schalldruckpegel nachts 

Industriegebiet 70 db(A) 70 db(A) 

Gewerbegebiet 65 db(A) 50 db(A) 

Reine Wohngebiete 50 db(A) 35 db(A) 

Einzelne Geräuschspitzen Kurzzeitig + 30 db(A) zulässig Kurzzeitig + 20 db(A) zulässig 

Innerhalb von Gebäuden 35 db(A) 25 db(A) 

Seltene Ereignisse 70 db(A) 55 db(A) 

 

Neben der quantitativen Angabe des Schalldruckpegels beeinflusst die 

Geräuschcharakteristik das Hörempfinden beim Menschen. Die Geräuschcharakteristik 

bewertet dabei die Tonhaltigkeit, die Impulshaltigkeit und die Periodizität eines 

Geräusches. Im Morphologischen Kasten werden die Geräuschemissionen in 

unmittelbarer Umgebung der NoM qualitativ in folgende Ausprägungen  unterteilt:  

¶ Geräuschentwicklung witterungs - und /oder  belastungsabhängig  

¶ Konstante Geräuschentwicklung  durch einzelne Komponente n 

¶ Keine oder sehr geringe Geräuschentwicklung  

In Kombination mit dem quantitativ angegebenen Schalldruckpegel kann so eine 

Aussage getroffen werden, inwieweit die Geräuschemissionen der NoM als störend 

empfunden wird.  

Neben der elektromagnetische Strahlung und den Geräuschemissionen muss für die 

Auswirkungen auf Mensch und menschliche Gesundheit die  Schadstoffbelastung der 

Luft  betrachtet werde n. Diese sind bei NoM überwiegend in der  Bauphase relevant, da 
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keine NoM in der  Betriebsphase  Schadstoffe emittiert. Die Belastung tritt dabei durch 

die Aufwirbelung von Feinstaub, z.B. durch den Bodenaushub oder Bau-

/Transportfahrzeuge auf. Für den Morphologischen Kasten können daher folgenden 

Ausprägungen angegeben werden:  

¶ Großflächiger Bodenaushub durch Baufahrzeuge und Bauprozesse mit 

Aufwirbelung von Feinstaub  

¶ Punktueller Bodenaushub durch Baufahrzeuge und Bauprozesse mit 

Aufwirbelung von Feinsta ub 

¶ Schadstoffemissionen nur durch Transport der Komponenten  

¶ Keine Schadstoffbelastung  

3.2.4.1.3 Raumwirkung 

Eine  qualitative Abschätzung  des Flächenbedarfs  einer NoM kann über ein 

Betrachtung der Komponenten der NoM erfolgen. Da mit dem Einsatz einer NoM eine 

mögliche Zerschneidung wertvoller Kulturlandschaften  oder eine Beeinträchtigung der 

Landschaftsästhetik verbunden sein kann, wird hiermit ein entscheidender 

Akzeptanzfaktor abgedeckt, der folgende Ausprägungen aufweisen kann:  

¶ Hoher Flächenbedarf  -  Großtechnisch e Maßnahme 

¶ Mittlerer Flächenbedarf  - Speichertechnik mit mittlerem Flächenbedarf  

¶ Geringer Flächenbedarf  - Verteilnetzbetriebsmittel mit geringem Flächenbedarf  

¶ Kein zusätzlicher Flächenbedarf  - NoM benötigt ausschließend IKT -Komponenten 

oder ist eine Maßnah me der Betriebsführung  

Bei den meisten NoM kann zusätzlich der Flächenbedarf  der Komponenten  in m² 

angegeben werden. Das Kriterium erlaubt darüber hinaus eine Einschätzung des 

Landschaftseingriffs  durch die NoM . Diese werden jedoch nur bei Maßnahmen mit 

hohem Flächenbedarf genauer ausgeführt.  

3.2.4.1.4 Ökologische Auswirkungen 

Analog zu den Kriterien der Raumwirkung sind bei einer Eingrenzung des 

Untersuchungsraum s auf die Bau - und Betriebsphase einer NoM ökologische 

Auswirkungen überwiegend  bei NoM mit hohem Fläch enbedarf zu erwarten.  

Die Auswirkungen auf Boden und Grundwasser können mit den Kriterien 

Verunreinigung von Boden/Grundwasser  und Veränderung von Boden/Grundwasser  

beschrieben werden. Die potenzielle Verunreinigung von Boden/Grundwasser  

klassifiziert  die NoM nach der Verwendung gefährdender Stoffe in der Bau-

/Betriebsphase . Im Morphologischen Kasten wird dabei angegeben, ob eine 

Verunrein igung möglich ist. In den Detai lanalysen werden zusätzlich die potenziell 

gefährdenden Stoffe genannt . 

Die  Veränderung von Boden/Grundwasser erläuter t die Effekte von Bodenaushub,  

Fundamentlegung und der  Bauvorgänge für die Errichtung/Installation einer NoM . 

Darüber hinaus ist durch eine Verdichtung des Bodens auch ein Einfluss auf den 

Wasserhaushalt  (Oberflächenabfluss un d Grundwasser) möglich. Für die NoM sind 

folgenden Ausprägungen möglich:  

¶ Großflächige, dauerhafte Bodenveränderun g durch Komponenten der NoM  
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¶ Punktuelle, dauerhafte Bodenveränderung durch Komponenten der NoM  mit 

großflächiger, temporärer Bodenveränderung  (z.B. durch Transportwege in der 

Bauphase) 

¶ Punktuelle, dauerhafte Bodenveränderung  durch Komponenten der NoM  

¶ Keine Veränderung  von Boden/Grundwasser  

Das Kriterium Auswirkung auf die Flora/Fauna  und Habitate  bewertet die Folgen 

des Baus und des Betriebs einer NoM auf Tiere und Pflanzen in  der direkten Umgebung . 

Dabei können sowohl temporäre Beschädigung en an Pflanzen,  die Verletzung/Tötung 

und eine Scheuwirkung bei  Tieren in der Bauphase auftreten. Dadurch kann es zu 

einem zeitweiligen Funktionsverlust von Habitaten kommen.  Durch die großflächige 

Entfernung von Vegetation und eine mögliche Bodenversiegelung, aber au ch durch den 

Schneisenschlag kann die Fun ktionalität von Lebensräume  dauerhaft beeinträchtigt 

werden. Stoßprozesse und andere Erschütterungen, z. B. bei der Fundamentlegung oder 

Pfahlgründung, können Auswirkungen auf die Tierwelt haben. Bei großen Bauwerken 

kann zudem ein  Gefährdungspotenzial für Vögel festgestellt werden . Für die 

Einordnung  der NoM  im Morphologischen Kasten können daher folgende Au sprägungen 

identifiziert werden:  

¶ Große Auswirkungen auf Vegetation und Habitate  in Freilandflächen  ð NoM  ist 

eine großtechnische Maßnahme  

¶ Geringfügige Auswirkungen auf Vegetation und Habitate  in Freilandflächen   ð

 Einsatz der NoM  in Standard -Bauwerk in bereits erschlossenen Umgebungen  

¶ Keine Auswirkungen auf Vegetation und Habitate  ð NoM mit geringem 

Flächenbedarf, ausschließlich IKT -Komponenten oder Betriebsführung  

3.2.4.2 Gesellschaftliche Faktoren  

Für eine Bewertung der gesellschaftlichen Akzeptanz einer NoM muss der sog. 

Akzeptanzbildungprozess bet rachtet werden. Eine detaillierte Beschreibung der 

theoretischen Grundlagen der Akzeptanzforschung und des Vorgehens zur Identifikation 

der Akzeptanzfakt oren wird im MONA Arbeitspaket Einsatzreihenfolge  (separater 

Berichtsteil)  vorgenommen. An dieser Stelle sollen daher nur die Kriterien genannt 

werden, welche für jede NoM erhoben werden, um an spätere Stelle eine Aussage über 

die Akzeptanz einer NoM treff en zu können.  

Die Kriterien lassen sich nach /HED -01 15/ in Anlehnung an /LUC -01 95/ grundsätzlich 

in drei Teilaspekte  einordnen : 

¶ Das Akzeptanzobjekt: Hierbei handelt es sich um den gegenstandsbezogenen  

Bezugspunkt, d.h. die NoM, deren Akzeptanz bewertet werden soll  

¶ Das Akzeptanzsubjekt: Die NoM wird nun vom Akzeptanzsubjekt, je nach 

Unersuchungsrahmen  z.B. durch die Bevölkerung, wahrgenommen und bewertet. 

Die Bewertung kann anschließend zu einer Entscheidung bzgl. einer Einstellung 

oder Handlung im Hinblick auf die NoM führen.  

¶ Der Akzeptanzkontext: Der Bewertungsprozess des Objekts durch das Subjekt 

weist starke Wechselwirkungen mit den Rahmenbedingungen auf, dem sog. 

Akzeptanzkontext.  Abbildung  3-1 veranschaulicht diesen Prozess.  
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Abbildung  3-1: Schaubild des Akzeptanzprozesses /HED -01 15/  

Diese drei Teilaspekte müssen für die weitere n Untersuch ungen in quantifizierbare 

Kriterien operationalisiert werden.  

3.2.4.2.1 Akzeptanzobjekt 

Hier spielen hauptsächlich externe Effekte (z.B. Umweltauswirkungen), die Kosten, der 

Sekundäre Mehrwert und die Raumwirksamkeit einer NoM eine Rolle. Diese wurde 

bereits in ande ren Kategorien behandelt und fließen in die Bewertung des 

Akzeptanzobjekts mit ein.  

Zusätzlich muss das technische Risiko einer NoM  untersucht werden. Das 

technische Risiko  bewertet die Risiken und nicht -intendierten Folgen durch die 

Nutzung einer Technologie /TTP -02 05/. Mit der Integration einer NoM kann generell ein 

potenzielles technisches Risiko  verbunden  sein. Dieses wird im Allgemeinen durch  die 

Eintrittswahrscheinlic hkeit und dem Schadensmaß quantifiziert / SISS-01 02/. Das 

technische Risiko bezeichnet einen "Störfall"/Unfall in der Komponente . Ein bloßer 

Verlust der n etzoptimierenden Funktionalität  wird im Kriterium Störanfälligkeit  

mitbetrachtet.  Für eine Analyse des  technischen Risikos muss daher bewertet werden, 

welche Komponenten der NoM ein Schadenspotenzial aufweisen. Hierzu zählen auch 

indirekte Risiken durch die eigentlichen Anlagen, auch wenn sie bereits gebaut ist. So 

definiert sich das technische Risiko von betrieblichen Maßnahmen durch mögliche 

Störfällen der Anlage, die geregelt wird. Eine genaue Beschreibung der technischen 

Risiken der NoM befindet sich in den Detailanalysen der NoM.  

Zur Bewertung des technischen Risikos kann auf die zentralen Kriterien de r klassischen 

Risikobewertung zurückgegriffen werden: das Schadensausmaß als Summe negativ 

bewerteter Konsequenzen und die Eintrittswahrscheinlichkeit des Schadens, die relative 

Häufigkeit des Ereignisses im Zeitablauf. Im Rahmen der klassischen Risikobewe rtung 

wird durch Multiplikation dieser Kriterien der Erwartungswert des Schadens ermittelt, 

der einen Vergleich der Risiken der einzelnen Maßnahmen in einem einheitlichen 
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Maßstab zulässt. /UBA -04 12/ Die Wahrnehmung von technischen Risiken in der 

Bevölkeru ng und die Einschätzung von Chancen und Risiken ist jedoch mit immensem 

Nichtwissen verbunden, wodurch die Einschätzung deutlich von Expertenmeinungen 

abweichen kann. /KIT -02 14/ Daher erscheint aus der Perspektive der gesellschaftlichen 

Akzeptanz besonder s die Erfassung der wahrgenommenen Risiken der NoM relevant. 

Durch die geringe Bekanntheit einzelner Maßnahmen ist eine Bewertung durch eine 

Umfrage daher nicht sinnvoll. Daher wird für die Analyse der 

Eintrittswahrscheinlichkeit  und Schadensmaß eines technischen Risikos auf eine 

inhaltliche Analyse der wahrgenommenen Risiken zurückgegriffen.  Die Bewertung des 

technischen Risikos erfolgt anhand der Kategorien:  

¶ Sehr gering  -  geringe Eintrittswahrs cheinlichkeit und geringes Schadensmaß 

¶ Gering  - gering e Eint rittswahrscheinlichkeit und mittlerer Schaden , z.B. 

kleinräumiger Austritt  heißer Flüssigkeit  

¶ Mittel  - gering e Eintrittswahrscheinlichkeit und  großer Schaden, z.B. durch 

möglichen Brand  

¶ Hoch -  mittlere  Eintrittswahrscheinlich und großer Schaden, z.B. durch mögliche 

Explosion  

3.2.4.2.2 Akzeptanzsubjekt 

Strukturveränderung  

In dem Kriterium  Strukturveränderung  werden  die NoM  nach ihrem 

Veränderungsgrad auf die jeweilige Infrastruktur des umgebenen Energiesystems 

bewertet. Die Maßnahmenbewertung im Morphologischen K asten orientiert sich dabei 

an dem NOVA -Prinzip (vgl. /NEP -02 14/), mit dem sich verschiedene technische 

Optionen nach dem Hiera rchieprinzip Netzoptimierung vor Netzverstärkung vor 

Netzausbau qualitativ einordnen lassen.  

 

Abbildung 3-2: NOVA -Prinzip nach /NEP -02 14/  

Zu den NoM, die zu einer ăOptimierung von bestehenden Anlagenò beitragen, zªhlen z.B. 

Topologische Schalthandlungen und Freileitungsmonitoring. Derartige Maßnahmen, die 
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eine Netzoptimierung zur Folge haben, werden Planungsmöglichkeiten zur 

ăNetzverstªrkung/Ergªnzungò ¿bergeordnet. Am Fundament der Bewertungspyramide 

findet sich der ăNeubauò von Leitungen und Schaltanlagen, der im NEP nur dann 

vorgeschlagen werden darf, wenn zuvor alle anderen  Optionen geprüft wurden. So soll 

beispielsweise in der Praxis im Rahmen der Netzoptimierung das 

Freileitungsmonitoring anstatt einer Netzverstärkung bzw. im Rahmen der 

Netzverstärkung eine Spannungserhöhung von 220  kV auf 380  kV anstelle eines 

Neubaus ber ücksichtigt werden.  

Vorerfahrung  

Das Kriterium Vorerfahrung  bezeichnet den Erfahrungs - und Kenntnisstand mit einer 

Technologie in der Bevölkerung. Die Vorerfahrung mit einer Technologie wird in 

Abhängigkeit der Bekanntheit und Neuheit einer Maßnahme stark variieren. Zudem 

beeinflussen Faktoren wie die Technikaffinität der Bevölkerung sowie das Involvement 

der Technologien das Ausmaß der Vorerfahrung.  

Für eine möglichst objektive Bewertung wird vereinfachend auf eine Analyse des 

Produktlebenszyklus zurückgeg riffen. Der Produktlebenszyklus beschreibt die Phasen, 

die ein Produkt nach der Einführung auf dem Markt durchläuft. Dazu werden die 

Phasen Einf¿hrungò, ăWachstumò, ăReifeò, ăSªttigungò und ăAbschwungò verwendet, die 

mit charakteristischen Herausforderunge n verbunden sind, die jedes Produkt 

durchläuft. /SPR -03 14/: 

¶ NoM noch nicht etabliert, daher keine Vorerfahrung  in der Bevölkerung  

¶ geringe Vorerfahrung  - NoM in der Einführungsphase  

¶ mittlere Vorerfahrung  - NoM in der Wachstumsphase  

¶ hohe Vorerfahrung  - NoM in der Reifephase  

¶ sehr hohe Vorerfahrung  - NoM in der Sättigungs - oder Abschwung phase 

Eine Indikation für dieses Kriterium bietet das technologische Kriterium Technology 

Readiness Level . Als methodisches Instrument dient eine Inhaltsanalyse von 

Marktstudie n zu den einzelnen Technologien. Anhand der Einordnung einer Technologie 

in die einzelnen Phasen des Lebenszyklus lässt sich damit die Wahrscheinlichkeit für 

die Vorerfahrung in der Bevölkerung bestimmen.  

Gesellschaftliche Solidarität  

Das Kriterium Gesell schaftliche Solidarität  bewertet die Verteilung der Lasten und 

Nutzen, die durch die Realisierung einer Maßnahme entstehen. Aus s oziologischer 

Perspektive bezeichnet Solidarität  ein Prinzip, das gegen die Vereinzelung des 

Individuums gerichtet ist und die Zusammengehörigkeit der Gesellschaft betont.  Die 

gesellschaftliche Solidarität ist damit ein sozialer Grundwert, der als Bindeglied 

zwischen den Menschen fungiert. Die weitreichenden Auswirkungen der Transformation 

des bisherigen Energiesystems sind in hoh em Maß mit unterschiedlichen Lasten und 

Nutzen für die verschiedenen gesellschaftlichen Gruppen und Teilregionen 

Deutschlands wie auch für die nachfolgenden Generationen verbunden. /TUG -03 12/ 

Durch die Realisierung  einer NoM treten Kosten und weitere exte rne Effekte auf, die 

potenziell eine Ungleichheit in der Betroffenheit aufweisen.  
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Anhand diesen Faktors soll eine Einschätzung vorgenommen werden, inwiefern die NoM 

diese Verteilungsungerechtigkeiten weiter verstärken oder ob sie diesen entgegenwirken 

könn en. Ein Beispiel hierfür ist die Tatsache, dass eine Steigerung des Strompreises, 

z.B. durch steigende Netzentgelte, einkommenschwache Schichten stärker belastet als 

Normalverdiener.  

Da die Quantifizierbarkeit dieses Faktors nur mit hoher Komplexität und Zeitaufwand 

der Analyse durchzuführen ist, wird eine qualitativ -verbale Einordnung der durch die 

NoM besonders betroffenen Stakeholder vorgenommen und in den Detailanalysen grob 

beschrieben. Die Fragestellung zur Bewertung des Kriteriums wird daher auf fol gende 

Frage reduziert: ăWie ªndert sich die Belastung f¿r gesellschaftlich Schwªchere durch 

den Einsatz einer NoM?ò 

Das Kriterium Wahrgenommene soziale Erwünschtheit erweitert die Fragestellung 

nun von den Auswirkungen auf sozial Schwächere auf die grundsä tzliche 

gesellschaftliche Befürwortung einer NoM. Dabei spielt für den 

Akzeptanzbildungsprozess nicht unbedingt die volkswirtschaftliche -optimierte 

Sichtweise eine Rolle, sondern eher Eindruck der Bevölkerung über die Erwünschtheit 

einer Maßnahme. Diese können jedoch nicht im Rahmen einer Inhaltsanalyse im 

Morphologischen Kasten erhoben werden, da sie stark vom Betrachter abhängen. Daher 

wurde hierfür eine Stakeholderumfrage durchgeführt . Das genaue Vorgehen wird im AP 

Einsatzreihenfolge erläutert.  

Darübe r hinaus sind für die Analyse des Akzeptanzsubjekts die  Kriterien 

Assoziationen  gegenüber der NoM , Wahrgenommener Beitrag der NoM zur 

Energiewende  und  Stakeholdervertrauen  notwendig, um das Stimmungsbild zu 

diesen Kriterien zu erfassen. Die Ergebnisse find en sich in der finalen 

Akzeptanzbewertung im  Berichtsteil Einsatzreihenfolge . 

3.2.4.2.3 Akzeptanzkontext 

Beteiligung  der Bevölkerung bei Entscheidungsprozessen  

Anhand des Kriteriums Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  wird eine qualitative 

Einschätzung der Bürgerbe teiligung bei der Projektplanung und -umsetzung 

vorgenommen. Die Notwendigkeit der Beteiligung der Öffentlichkeit variiert in 

Abhängigkeit verschiedener technikbedingter Faktoren. Dadurch ist die Beteiligung 

nicht bei allen Maßnahmen erforderlich und nicht  jedes Partizipationsverfahren ist für 

jede Maßnahme gleichermaßen geeignet. Daher muss zunächst die Relevanz dieses 

Kriteriums für das jeweils zu betrachtende Kriterium identifiziert werden, bevor in 

einem zweiten Schritt die Beurteilung bestehender Parti zipationsverfahren für die 

jeweilige Maßnahme erfolgen kann. /TTP -01 13/  

Als methodisches Instrument wird hierfür eine Inhaltsanalyse mit anschließender 

Einordnung in folgende Kategorien verwendet:  

¶ sehr hohe Sinnhaftigkei t -  sehr viele Betroffene  

¶ hohe Sinnhaftigkei t - Akteure auf Quartierebene  direkt  betroffen  

¶ mittlere Sinnhaftigkeit  - Anlagen besitzer/Endkunde direkt betroffen  

¶ keine Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  - keine Relevan z, da keine direkte 

Betroffenheit der Bevölkerung  
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Das Kriterium Transp arenz des Verfahren s erfasst die Transparenz und Fairness 

des Einführungsprozesses einer NoM . Dabei wird das Ausmaß bewertet, inwieweit die 

Öffentlichkeit die Entscheidung zur Realisierung und Umsetzung eines Projekts 

nachvollziehen kann. Bei adäquater Ver wendung von Informations - und 

Kommunikationskanälen kann die Notwendigkeit der Realisierung der jeweils zu 

betrachtenden Maßnahme vermittelt werden . Dazu erfolgt zunächst mittels 

Inhaltsanalyse die  Erörterung der Notwendigkeit und  der Ausgestaltung des jeweiligen 

Verfahrens der Einführung einer Maßnahme.  Im Falle einer Notwendigkeit wird i n 

einem zweiten Schritt die Transparenz des jew eiligen Entscheidungsprozesses bewerte t . 

Die Einordnung erfolgt qualitativ -verbal in die  folgenden Kategorien : 

¶ sehr gerin g bei bilateralen Verträgen ohne Einsicht  

¶ eher gering bei der grundsätzlichen Verfügbarkeit von Daten, aber hoher 

Einstiegshürde, z.B. aufgrund der Komplexität  

¶ unentschieden bei starker Einzelfallabhängigkeit ohne normierte Verfahren  

¶ eher hoch bei der Verw endung von einsehbaren Standardverträgen  

¶ irrelevant  bei geringer Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  

Das Kriterium Handlungsspielraum  erfasst das Ausmaß der Souveränität der 

Bevölkerung bei der Umsetzung einer Maßnahme. Ein fremdbestimmter Eingriff in die  

eigene Lebenswelt wird als Bedrohung der Werte und Autonomie wahrgenommen. 

/FES-01 13/ Anhand des Kriteriums soll der Handlungsspielraum bei der Übernahme 

einer Technologie qualitativ einge schätzt  werden. Dazu wird in einem ersten Schritt das 

Allokationsv erfahren einer Maßnahme analysiert. NoM  können über den Markt  und  

durch betriebliche Entscheidungen , d.h. durch Anreize freiwillig umgesetzt werden  oder 

durch politische Vorgaben init i iert  werden. Aus Nutzersicht entscheidend ist die 

Möglichkeit zur Mitbes timmung der Umsetzung einer NoM . Entscheidend ist jedoch die 

zusätzliche Betrachtung der Betroffenheit und Sichtbarkeit der Maßnahmen. So sind 

Maßnahmen, deren Passförmigkeit mit den bisherigen gesellschaftlichen Strukturen 

übereinstimmt, trotz fehlender E ingriffsmöglichkeiten der Bürger als positiv zu 

bewerten. Als problematisch ist jedoch die Umsetzung von Maßnahmen zu betrachten, 

die keine Integration in bisherige gesellschaftliche Systemstrukturen erlaubt.  

Anhand dieses zweistufigen Verfahrens ist die q ualitativ -verbale Einordnung der NoM 

in die folgenden Kategorien möglich:  

¶ sehr gering - Keine Souveränität der Bevölkerung bei der Umsetzung  

¶ gering  - obligatorische Umsetzung von Vorgaben mit beschränktem 

Handlungsspielraum  

¶ mittel  - mittlerer Handlungsspie lraum, da Beteiligung an Konsultationsprozessen 

möglich  

¶ hoch - hohe Souveränität, da freiwillige Umsetzung der NoM, z.B. durch Anreize  

¶ nicht notwendig  - geringe Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  

Mediale Berichterstattung  

Die Zunahme der Komplexität der  einzelnen Technologien und die Undurchschaubarkeit 

weitreichend vernetzter Ursache -Wirkungs -Zusammenhänge übersteigen die 

Möglichkeiten der Beobachtungen und Erfahrungswelt der Bevölkerung. Die Medien 

stellen daher inzwischen eine der wichtigsten Informat ionsquellen dar. Für die 
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Meinungsbildung über die einzelnen Maßnahmen ist eine neutrale und transparente 

Information über die jeweilige Technologie und ihre Bedeutung für den Ausbau der 

Stromnetze und diesem übergeordnet auch für die Umsetzung der Energiew ende sowie 

den mit einer Technologie gewonnenen Erfahrungen erforderlich. /WI -04 08/  

Um einen Einblick zu bekommen, inwieweit die allgemeine Bevölkerung Zugang zu 

Informationen über die untersuchten NoM hat, wurde eine Untersuchung zur medialen 

Berichters tattung durchgeführt. Dabei war das wesentliche Ziel herauszufinden, ob 

mediale Berichterstattung außerhalb von Fachmagazinen stattfindet, und falls ja,  

1) welche Art Zeitschrift überwiegend dazu Stellung nimmt,  

2) ob das Feedback tendenziell positiv oder negativ ist,  

3) und wie die Zukunftschancen der Technologie zur Netz optimierung  in den 

Medien eingeschätzt werden.  

Die Suche fand ausschließlich über G oogle News statt. Zur Auswertung wurde deutsche 

Literatur herangezogen, die von der breiten Masse regelmä ßig gelesen wird. Das 

bedeutet Fachzeitschriften, wie z. B. PV Magazin , Solarify  oder Erneuerbare Energien , 

wurden nicht berücksichtigt. Zusätzlich wurden Artikel, die von Komponentenhersteller 

der NoM stammten, nicht miteinbezogen. Des Weiteren wurden insbesondere bei den 

NoM, die nicht vorwiegend mit Netzentlastung in Verbindung gebracht werden mehrere 

Begrif fe zur Suche herangezogen. So wurden die NoM in Einzelfällen durch 

Begrifflichkeiten wie Netzentlastung , Netzoptimierung  und Netzstabilisierung  ergänzt. 

Für die Bewertung wurden die ersten 50 relevanten Ergebnisse der Recherche 

verwendet. Dadurch  konnten b estimmte Muster abgeleitet werden , die eine erste 

Einschätzung  über die mediale Berichterstattung in folgende Ausprägungen geben:  

¶ Bericht erstattung  negativ  

¶ Berichterstattung neutral oder nahezu keine Berichterstattung  

¶ Berichterstattung  positiv  
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4 IKT-Anwendungen in der Energiewirtschaft 

In diesem Abschnitt erfolgt die Einordnung der im Projekt MONA 2030 definierten 

Netzoptimierenden Maßnahmen (NoM) hinsichtlich des jeweiligen Bedarfes an 

Informations - und Kommunikationstechnologie (IKT). Der IKT -Bedar f ist ein Kriterium 

der Kategorie ăTechnologieò des Morphologischen Kastens. Es wird zwischen den 

Ausprªgungen ăkein IKT-Bedarfò, ăreiner Informationsabruf an wenigen Stellenò, 

ăDatenerfassung an vielen Stellenò, ăDatenerfassung und Steuerung an wenigen Stellenò 

und ăDatenerfassung und Steuerung an vielen Stellenò differenziert.  

Ziel  dieses Abschnitts  ist es, zunächst die Anwendung von IKT in der Energiewirtschaft 

zu erläutern und den zeitlichen, von der Gesetzgebung vorgegebenen Rahmen des 

Rollouts von mo dernen Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen 

darzustellen. Dieser liegt im Fokus der folgenden Betrachtung, wobei die Synergie 

zwischen dem geplanten Rollout und der IKT -Anbindung von NoM zu analysieren ist.  

Die nachfolgenden Untersuchungen ne hmen die IKT -Analyse, welche im Projekt ăMerit 

Order der Energiespeicherung im Jahr 2030ò an der Forschungsstelle f¿r 

Energiewirtschaft durchgeführt wurde auf und erweitern diese. /FFE -04 16/, /FFE -05 16/ 

4.1 Hintergrund zum Einsatz von Informations- und 
Kommunikationstechnologie 

Unter  den Begriff  IKT fallen  technische Geräte und Einrichtungen, welche 

Informationen digital umsetzen, verarbeiten, speichern und übertragen können.  Aus der 

Definition  lässt sich bereits ableiten , dass IKT ein sehr breites Feld von G eräten und 

Anwendungen umfasst. Für die Kommunikation und den Datenaustausch stehen dabei 

verschiedene Übertragungsmöglichkeiten, wie  z.B. Kupferdrähte, Glasfasern oder auch 

drahtlose Technologien , zur Verfügung . Diese sind Bestandteil e der IKT -Infrastrukt ur, 

die neben Hardware - auch Software -Komponenten beinhaltet. Zur klassischen 

Hardware zählen  neben den Kommunikationsmodulen  auch Prozessoren und 

Datennetze, wohingegen Web-Server und Betriebssystem e dem Softwarebereich 

zuzuordnen sind. /SPVG -01 05/, /BMZ -01 13/ 

Der Einsatz von IKT erfuhr in den letzten Jahrzehnten branchenübergreifend einen 

rasanten Anstieg. D er Durchdringung sgrad hat mittlerweile einen Punkt erreicht , an 

welchem die IKT in der Industrie als wesentlicher Treiber für Innovationen gesehen 

wird. Aktuell ist  in der Wirtschaft  die sogenannte ăIndustrie 4.0 ò ein wichtiges 

Entwicklungs feld. ăMit intelligenteren Monitoring - und Entscheidungsprozessen sollen 

Unternehmen und ganze Wertschöpfungsnetzwerke in nahezu Echtzeit gesteuert und 

optimiert we rden kºnnen.ò /BMBF-02 15/ So basieren in Deutschland mehr als die 

Hälfte der Industrieproduktion und mehr als  80 Prozent der Exporte auf dem Einsatz 

bzw. der Verwen dung von IKT . Darüber hinaus ist davon auszugehen, dass 

Innovationen in diesen Branchen in nahezu allen Fällen von IKT getrieben werden. 

/BMBF -01 07/ Aber auch im privaten Bereich ist das ăInternet der Dinge ò ein wichtiger 

Entwicklungstrend, der die Menschen durch Vernetzung aller Lebensbereiche  

beeinflusst . 
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Neben der Industrie ist auch die Ener giewirtschaft von der Dynamik im Bereich der IKT 

betroffen, wobei der Einsatz keine grundsätzliche Neuerung darstellt. Im Gebiet der 

Übertragungsnetze sowie der Stromerzeugung in zentralen , konventionellen 

Kraftwerksblöcken ist die Anwendung von IKT  bereits seit Jahren etabliert. Der 

Durchdrin gungsgrad von  IKT  nimmt  hin gegen zu den niedrigeren Spannungsebenen 

und dezentralen Erzeugern kontinuierlich ab , wodurch die Einbindung von dezentralen 

Netzelementen in  ein übergeordnetes Informationssystem aktu ell eher den 

Ausnahmefall dar stellt . /VDE  06-15/ Durch die derzeitige Transformation des 

Energiesystems gewinnt der Aufbau einer IKT -Infrastruktur bis hin zum 

Letztverbraucher und eine informatorische Vernetzung des Gesamtsystems stetig an 

Bedeutung. Diese  Entwicklung basiert nicht zuletzt auf den Forschungsbestreben zur 

Umsetzung von Smart Grids und Smart Markets.  

4.2 Abgrenzung Smart Grid, Smart Market und konventionelles Netz 

Der Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik (VDE) definiert den 

Begriff Smart Grid wie folgt: ăSmart Grid (intelligentes Energieversorgungssystem) 

umfasst die Vernetzung und Steuerung von intelligenten Erzeugern, Speichern, 

Verbrauchern und Netzbetriebsmitteln in Energieübertragungs - und -verteilnetzen mit 

Hilfe von In formations - und Kommunikationstechnologie.ò /VDE-08 10/ Diese Definition 

erweist sich dahingehend als problematisch,  dass unter dem Begriff Smart Grid sowohl 

Netzaspekte als auch Marktaspekte gleichermaßen zusammengefasst werden. Dies ist 

insbesondere vor dem Hintergrund eines regulierten und entflochtenen Energiemarktes 

als kritisch zu betrachten. Um diese Problematik zu umgehen und ein strukturierteres 

Verständnis für die Begrifflichkeit zu schaffen, veröffentlichte die Bundesnetzagentur 

(BNetzA) ein Eckp unktpapier zum Thema ăSmart Gridò und ăSmart Marketò. 

/BNETZA -17 11/ 

Gemäß BNetzA ist  eine klare Trennung für netz - und marktbezogene Themen bereits in 

den Begrifflichkeiten zu schaffen. Themen, die sich mit Netzkapazitäten (kW) 

beschäftigen, sind dem Netz bereich zuzuordnen, wohingegen Themen, die 

Energiemengen (kWh) behandeln, dem Markt zuzuordnen sind. Mögliche 

Überschneidungsthemen wie z.B. die Beschaffung von Regelenergie oder der Ausgleich 

von Netzverlusten müssen darauf aufbauend einer genaueren Betra chtung unterzogen 

werden. Darüber hinaus versucht die BNetzA Verständnis für die Verwendung des 

Ausdruckes ăsmartò in Bezug auf das Energiesystem zu schaffen. Daf¿r wurden die 

Begriffe ăkonventionelles Netzò, ăSmart Gridò und ăSmart Marketò definiert und 

voneinander abgegrenzt. /BNETZA -17 11/ 

Konventionelles Netz  

Das konventionelle Netz umfasst sämtliche elektrotechnische n Komponenten, die für 

eine elektrische Verbindung zwischen Erzeuger und Verbraucher notwendig sind. Es sei 

darauf hingewiesen, dass in de r Realität der Aufbau und Betrieb von 

Stromversorgungsnetzen nicht nur auf passiven elektrotechnischen Komponenten 

basieren kann. Jedoch kann aber festgehalten werden, dass bei dem Ausdruck 

ăkonventionelles Netzò der Schwerpunkt auf den physischen Infrastrukturen liegt. 

/BNETZA -17 11/ 
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Smart Grid  

Ein Smart Grid liegt dann vor, wenn ein konventionelles Netz um Kommunikations -, 

Mess-, Steuer -, Regel- und Automatisierungstechnik sowie IT -Komponenten ergänzt 

wird. Aus dieser Definition lässt sich folgern, dass d ie Übertragungsnetzebene bereits 

heute als ăsmartò zu bezeichnen ist. Einer der Vorteile eines Smart Grids stellt die 

optimierte Auslastung der konventionellen Netzinfrastruktur dar. Dies basiert v.a. 

darauf, dass mehrere Parameter, die bisher in einem kon ventionellen Netz fixiert waren, 

veränderbar sind. So können etwa abhängig von den Seiltemperaturen 

Übertragungskapazitäten erhöht (siehe auch Netzoptimierende Maßnahme 

ăFreileitungsmanagementò) oder Flussrichtungen gemäß der Einspeisesituation über 

einzelne Leitungsabschnitte hinweg angepasst werden. Smart Grids zielen somit u.a. 

darauf ab, vorhandene Netzkapazitäten intelligent zu steuern. Dies deckt sich mit dem 

Bestreben von Netzbetreibern, welche die Bereitstellung, Maximierung und 

Optimierung von Netz kapazitäten verfolgen. In Bezug auf die Integration von 

regenerativer, dezentraler Stromerzeugung folgt, dass ein Smart Grid die Bereitstellung 

der Netzkapazitäten  ð abhängig von den Faktoren Zeit und Menge  ð regelt. 

Perspektivisch bietet dies die Grundlag e, dezentralen Anlagen die Teilnahme am 

Energiemarkt zu ermöglichen, ohne dabei die Versorgungssicherheit zu gefährden. 

/BNETZA -17 11/ 

Smart Market  

Ein Smart Market baut als eigenständiger Bereich auf einem wie oben definierten Smart 

Grid auf. Die verfügba ren Netzkapazitäten beeinflussen das Angebot im Smart Market, 

da die handelbare Energiemenge durch die Netzkapazitäten bestimmt wird. Innerhalb 

eines Smart Markets werden Energiemengen ð oder damit verknüpfte Dienstleistungen 

ð zwischen unterschiedlichen M arktakteuren gehandelt. Als Akteur können dabei 

klassische Marktteilnehmer , wie Erzeuger und Verbraucher, aber auch sich gerade 

entwickelnde Rollen , wie die des Prosumenten auftreten. Die Abgrenzung zum Smart 

Grid besteht darin, dass zwischen diesen Akteur en keine netzabhängigen Kapazitäten, 

sondern Energiemengen gehandelt werden. Hieraus folgt, dass sämtliche Akteure, die 

Energiemengen liefern oder beziehen sowie Akteure, die Energiemengen und -flüsse 

durch Effizienzdienstleistungen anpassen , als potenziel le Teilnehmer innerhalb eines 

Smart Markets zu sehen sind. /BNETZA -17 11/ 

Aus der Definition von Smart Grid und Smart Market  gemäß BNetzA  lässt sich 

festhalten, dass dies e zwei verschiedene Bereiche mit gemeinsamen Schnittstellen 

darstellen. Beide tragen d urch eine verbesserte Auslastung zur Optimierung 

konventioneller Netze bei. Ermöglicht wird dies v.a. durch die Anwendung von 

verschiedenen IKT -Komponenten. /BNETZA -17 11/, /BNETZA -17 12/  
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4.3 Definitionen und funktionale Gliederung der IKT in einem Smart Grid 

Die IKT eines Smart Grids besteht im Wesentlichen aus den drei Hauptkomponenten 

Datenerfassung, Datenübertragung und Datenverarbeitung.  

Datenerfassung  

Die Datenerfassung stellt den ersten Schritt innerhalb eines intelligenten Messs ystems 

dar und wird  durch ein e Messeinrichtung,  ein Kommunikationsgate way sowie einem 

Sicherheitsmodul  umgesetzt . Je nach Gerätekonzept können Messgerät und Gateway  

u.a. die folgenden Funktionen unterstützen: Messung, Datenspeicherung, 

Kommunikation, Fernabrechnung  und Fernschaltung. Die se können entweder in einem  

einzelnen  Gerät integriert oder durch zwei miteinander verbundene Geräte 

implementiert sein . Der zweite Fall wird auch  als Gateway -Konzept bezeichnet.  An ein  

einzelnes Gateway können unter Voraussetzung de r räumlichen Nähe , z. B. in einem 

Mehrparteienhaus,  mehrere moderne Messeinrichtungen  angeschlossen werden.  

 

Zur Messung verfügt ein mME  über ein elektronisches Messwerk. Dies stellt den 

Unterschied von bis dato in Haushalten eingesetzten  konventionellen  Zählern (Ferraris -

Zähler)  dar , welche über ein elektro -mechanisches oder mechanisches Zählwerk 

verfügen. Der Vorteil von elektronischen Messwerken gegenüber herkömmlichen liegt 

vor allem in der Anzahl der messbaren Werte. So können je nach Gerätetyp die 

folgenden Parameter je Phase  erfasst  bzw. aus den Werten gebildet  werden: Energie, 

Wirkle istung, Blindleist ung, Spannung, Frequenz  und tatsächliche Nutzungszeit 

(Tarifzeit HT/NT) . /ECOFYS-01 09/, /PTB-01 11/, /BREG-01 15/ 

Die Fernauslesung der modernen Messeinrichtungen erfolgt über eine Kommunikations -

schnittstelle, welche mit dem Gateway verbunden ist. Diese Verbindung stellt das Local 

Metrological Network (LMN) dar. Über das LMN kann zudem die  Datenübertragung zu 

weiteren modernen Messeinrichtungen im Sinne eines Multi Sparten Meterings  dienen. 

Die Kommunikation zwischen mME und den berechtigten Dritten (z.B.  

Messdienstleister, Energieversorger) kann entweder als Automatic Meter Reading 

(AMR ) unidirektional oder im Sinne einer Advanced Metering Infrastructur ( AMI ) 

bidirektional  erfolgen. Aufgrund der IKT -Erschließung von Netzoptimierenden 

Maßnahmen erfolgt im Folgenden die Betrachtung jeweils als AMI. /ECOFYS -01 09/, 

/PTB-01 11/  

Zusätzlich zum Fernauslesen von Verbrauchsdaten ist es bei einer bidirektionalen 

Kommunikation möglich, dass spezielle Lasten  (Elektrische Speicherheizung , 

Ein intelligentes Messsystem  (iMSys) besteht aus einem oder 

mehreren modernen Messeinrichtungen (mME), welche die 

verschiedenen Werte am Netzanschlusspunkt digital aufnehmen 

sowie einem Smart Meter Gateway inkl. Sicherheitsmodul 

(SMGW), welches für die Kommunikation mit externen 

Teilnehmern zuständig ist. Eine Steuerbox ist definitionsgemäß 

in einem iMSys nicht enthalten.  

 

Definition  
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Wärmepumpen etc.) oder Erzeu ger (PV-Anlagen, KWK -Anlagen)  gesteuert werden  und 

damit  mindestens  dieselbe Funktion  wie die Rundsteuer technik  erfüllen. Voraussetzung 

dafür ist die Erweiterung  des iMSys  um eine Steuerbox als  zusätzliche Baugruppe. 

Zudem muss das Gerät über eine Schnitts telle zur Weitverkehrskommunikation 

verfügen, um eine vom Netzanschluss unabhängige Steuerung  durch ein externes Signal  

zu ermöglichen. /ECOFYS -01 09/, /PTB-01 11/  

Beschränkt sich die An forderung des Verbrauchers auf eine reine zeitabhängige 

Visualisierung und Speicherung  von Messdaten, sind Konzepte für mME  ausreichend , 

welche lediglich  die Funktionen Messen  und Kommunikation über eine  

Kundenschnittstelle unterstützen.  

Datenübertragung  

Neben der Datenerfassung stellt die Datenübertragung den  zweiten Teil der IKT -

Infrastruktur dar. Hier ist im Allgemeinen die Übertragungstechnologie vom Smart 

Meter Gateway (SMGW) zum Datenverarbeitungssystem des externen Teilnehmers zu 

verstehen. Dabei folgt dies dem Prinzip der ăsternfºrmigen Kommunikationò, wodurch 

unter Vorbehalt der Zugriffsberechtigung die Daten vom SMGW sternförmig an die 

jeweiligen Berechtigten übermittelt werden. Für diese Übertragung wird als Überbegriff 

das Wide Area Network (WAN) eingeführt. Es können  verschiedene drahtgebundene 

oder drahtlose Technologien zum Einsatz kommen , wobei auch die Kombination aus 

verschiedenen Technologien möglich ist . So kann beispielsweise die Datenübertragung 

¿ber groÇe Distanzen mit Funktechnologie erfolgen, wohingegen die sogenannte ăletzte 

Meileò (von der Ortsnetzstation bis zum Hausanschluss) drahtgebunden implementiert 

wird.  Bei der Kommunikationstopologie können zwei verschie dene Formen zum Einsatz 

kommen:  Direktverbindungen (Point -to-Point) und Mehrpunktverbindungen (Point -to-

Multipoint).  

Bei Direk tverbindungen werden die Daten des Zählers  über das Gateway direkt an das 

Datenverarbeitungssystem  von berechtigten Dritten  übertragen. Funkbasierte 

Technologien nutzen  hierfür  vorrangig das Mobilfunknetz zur Datenübertragung 

(GSM/GPRS), wohingegen  drahtge bundene Technologien (DSL, Glasfaserkabel, 

Breitband über TV -Kabel) die Daten über einen Router direkt an das 

Datenverarbeitungssystem  übertragen . Der Router kann dabei entweder im 

Verantwortungsbereich des Kunden (Kunden -IP-Anschluss) liegen oder e s handelt sich 

um einen Haus -IP -Anschluss, über den Daten unterschiedlicher Wohnungen und 

Sparten an Datenverarbeitungssystem e der Zuständigen  übertragen werden können. 

/ECOFYS-01 09/, /EY-01 13/ 

Bei Mehrpunktverbindungen werden  im Gegensatz zu Point -to-Point  die Daten der 

Zähler über das Gateway nicht direkt an das Datenverarbeitungssystem übertragen, 

sondern indirekt über einen zwischengeschalteten Datenkonzentrator. D ieser dient der 

Speicherung und Konzentration der Daten, bevor diese vorrangig  über IP -basierte  

Kommunika tions technologien an das nachgelagerte Datenverarbeitungssystem 

übertr agen werden. Die Datenübertragung an den Datenkonzentrator kann entweder 

drahtlos oder drahtgebunden erfolgen. Im ersten Fall werden die Daten über Nahfunk 

übertragen,  wohingegen im zweiten Fall das Stromnetz  als Übertragungsmedium  

(Power-Line -Communication)  dient . /ECOFYS-01 09/, /EY-01 13/ 
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Die Implementierung  von Smart Grids erfordert den Einsatz geeigneter 

Datenübertragungstechnologie n. Hierbei  stellen verbraucher seitige  NoM im Gegensatz 

zu netzseitigen  NoM unterschiedliche Anforderungen  an die IKT . Zuverlässigkeit und 

Echtzeitverhalten ist in Bezug auf n etzseitige  Maßnahmen  mit hoher  Priorität 

einzustufen . Bei NoM, die überwiegend auf  Verbraucherdaten  basieren,  sind  die 

Gebietsabdeckung und Informationssicherheit wichtige Faktoren.  Eine  Auswahl  der 

möglichen  Übertragungstechnologien  ist  in  Tabelle  4-1 aufgeführt . /VDE -06 15/, 

/ESK-01 11/ 

Tabelle  4-1: Gegenüberstellung möglicher  Übertragungstechnologien nach 

/IEEE -06 11/ , / VDE -06 15/  

Technologie Vorteile  Nachteile 

PLC (Power Line 
Communication) 

¶ Unabhängig von Betreiber 

¶ Hohe Erreichbarkeit 
¶ Hoher technischer Aufwand 

450 MHz 

CDMA oder LTE 
¶ Unabhängig von Betreiber 

¶ Hohe Verfügbarkeit 

¶ Begrenzte Bandbreite 

¶ Ausbau notwendig 

¶ Eventuelle Lizenzkosten 

LTE ,UMTS,GSM 

(Mobilfunk) 

¶ Hohe Datenraten 

¶ Bis 2030 flächendeckendes 
Netz wahrscheinlich vorhanden 

¶ Betreiberabhängig 

¶ Oft wechselnde Technologien 

DSL ¶ Hohe Datenraten 

¶ Konstante Verbindung 

¶ Erschließung ländlicher Gebiete 

¶ Betreiberabhängig 

WLAN ¶ Unabhängig 

¶ Konstante Verbindung 
¶ Sehr geringe Reichweite 

Glasfaser ¶ Konstante Verbindung 

¶ Hohe Datenraten 

¶ Verbreitung der Infrastruktur 
bisher nur in Städten 

Rundsteuer- und 

Fernwirktechnik 

¶ Einfache Technik 

¶ PLC- oder Funk-Technologie 
möglich 

¶ Beschränkt (nur unidirektional 
bei Rundsteuertechnik) 

¶ Kleine Bandbreite 

 

Die Verwendung der 450 MHz -Frequenz als Übertragungstechnologie für Smart Grid 

Anwendungen ist zurzeit Gegenstand der Diskussion. In Deutschland wurde das 

450 MHz Frequenzband im C -Netz für den analogen Mobilfunk eingesetzt. Nach dessen 

Stilllegung wurde ein Teil für den Bet riebs- oder Bündelfunk vergeben. Seit 2009 steht 

das Frequenzband als drahtloser Netzzugang zur Verfügung, wodurch ein dienst - und 

technologieneutraler Einsatz möglich ist.  /BNETZA -28 13/ 

Das 450 MHz Band weist im Vergleich zu anderen Mobilfunkbändern eine geringe 

Frequenz auf, woraus sich eine große Wellenlänge ergibt. Hierdurch ergeben sich 

folgende Vorteile:  
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¶ Aufgrund der niedrigen Frequenz weisen die Wellen neben der großen Länge auch 

einen hohen Ausbreitungsradius auf, sodass weniger Basisstationen als im 

normalen Mobilfunk (GSM, UMTS, LTE) notwendig sind. Global System for Mobile 

Communications ( GSM) wird auf den Frequenzen 900  MHz und 1,8  GHz, 

Universal Mobile Telecommunications  Servi ce (UMTS) auf 1,9  GHz und 2,1  GHz 

eingesetzt. Long Term Evolution (LTE) war in Deutschland ursprünglich für 

800 MHz, 1,8  GHz, 2 GHz und 2,6  GHz vorgesehen. Im Nachhinein wurde 

zusätzlich das 700  MHz Band für LTE versteigert. Folglich ist die 450  MHz 

Frequenz deutlich kleiner als die alternativen Bänder.  

¶ Eine weitere Eigenschaft kleiner Frequenzen und der damit verbundenen großen 

Wellenlängen ist die gute Gebäudedurchdringung. Diese niederfrequenten Wellen 

erreichen ohne Probleme Kellerräume, in welchen eve ntuell Kommunikations -

Gateways implementiert sind. /CDG -01 13/, /VDE -06 15/ 

Um diese Vorteile auszunutzen und Daten über die 450  MHz übertragen zu können, 

sind geeignete Mobilfunktechnologien zu verwenden. Code Division Multiple Access 

(CDMA450) oder Long Term Evolution (LTE450) werden in diesem Zu sammenhang als 

mögliche Varianten  diskutiert. In Zusammenhang mit LTE ist zu nennen , dass dies 

lediglich  auf Datenübertragung basiert , wodurch hohe  Übertr agungsraten zu erreichen 

sind. Im Gegensatz hierzu erfolgt bei CDMA für UMTS die Übertragung von Sprache 

und Daten in getrennten Kanälen. Das 450  MHz Frequenzband kann nun mit CDMA 

(CDMA450) oder LTE (LTE450) betrieben werden . CDMA2000 ist eine Variante von 

CDMA und wurde unter anderem für die 450  MHz Frequenz ent wickelt. In den USA, 

China und Indien ist CDMA2000 eine verbreitete Technologie, da eine hohe Sicherheit 

durch Verschlüsselung und zufällige Codierung erfolgt.  LTE hingegen stellt eine relativ 

neue und innovative Technologie dar , deren Entwicklung stark fo rciert wird. Die 

Kombination aus LTE und 450  MHz Band ist Teil aktueller Untersuchungen in 

Feldtests.  /OVUM -01 14/, /VDE -06 15/, /CDG-01 13/  

Alternativ zur 450  MHz Frequenz ist die Verwendung des kommerziellen Mobilfunks 

(LTE, UMTS oder GSM) als Übertragungstechnologie für Smart Grid Anwendungen 

denkbar.  Der Ausbau d es neuen Mobilfunkstandards  (LTE)  begann mit der 

Versteigerung von Frequenzbändern durch die Bundesnetzagentur im Jahr  2010. Diese 

war an die Bedingung geknüpft, dass ländliche Regione n in Deutschland zuerst mit dem 

LTE -Standard abgedeckt werden müssen , da der Standard dort  als DSL -Ersatz dienen 

sollte. Diese Bedingung führt heute zu ei ner annährend  flächendeckenden  Verfügbarkeit 

des LTE -Mobilfunknetz es, wodurch sich die Anwendung  als Ü bertragungstechnologie 

für die WAN -Kommunikation  in einem Smart Grid anbietet.  /STUB -01 13/ /VDE -06 15/ 

Die Abhängigkeit von Mobilfunkanbietern, sich stetig verändernde Übertragungs -

technologien sowie die temporäre Vergabe von Lizenzen sind in Bezug auf ei ne 

langfristig ausgelegt Planung und Definition von IKT -Standards für die Smart Grid 

Anwendung nicht förderlich. In einem Positionspa pier nennt  der VDE daher die 

Datenübertr agung mit 450  MHz Frequenzband in Zusammenhang mit der LTE 

Technologie als die zuku nftsfähigste drahtlose Übertragungstechnologie  in einem  Smart 

Grid Umfeld, da dies u.a. einen sicheren Zugang zu den Kellerräumen der Gebäude, eine 

große Reichweite sowie eine hohe Verfügbarkeit in den anderen EU -Ländern vereint. 

/VDE -06 15/ 
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Datenverarbeitungssystem  

Um die übertragenen Daten verarbeiten zu können , sind für iMSys zusätzliche  IT -

Systeme nötig. Di ese sind bei den Akteuren des Energiemarktes z.B. Netzbetreiber n, 

Messstellenbetreiber n oder Lieferant en zu implementier en. Der Aufbau  erfordert eine 

Anpassung bzw. eine Erweiterung bereits bestehender IT -Systeme, um die Daten 

entsprechend verarbeiten zu können. Die im Rahmen von iMsys  neu zu bewältigen den 

Aufgaben lassen sich in drei voneinander getrennte Ber eiche unterteilen: Empfang  und 

Aufbereitung , Verwaltung und Organisation sowie Speicherung und Auswertung der 

Daten. Darüber hinaus sind  bereits vorhandene Backend -Systeme anzupassen, um das 

gestiegene Datenvolumen verarbeiten zu können (vgl.  Abbildung  4-1). Dies betrifft 

nicht nur Software -Komponenten wie z.B. Customer -Relationship -Management (CRM) 

Systeme, sondern auch die Hardware -Komponenten. So müssen Speichermedien 

dahingehend  angepasst werden, dass sie in der Lage sind, d ie neuen Datenvolum ina  zu 

erfassen und gleichzeitig die Anforderungen an Datenschutz und ðsicherheit erfüllen 

können. /EY -01 13/, /ECOFYS-01 09/ 

 

 

Abbildung  4-1: Übersicht zu den anzupassenden IT -Systemen zur Umsetzung von

   iMSys , eigene Darstellung nach/EY -01 13/  

Die in der Literatur und bei den Herstellern von IT -Systemen zu findenden 

Bezeichnungen für die IT -Systeme zur Unterstützung von iMSys  sind nicht e inheitlich 

gewählt. Vielmehr werden für die gleichen Funktionen unterschiedliche Begriffe 

verwendet. Eine sehr detaillierte Darstellung der einzelnen Komponenten und 

Funktionen von  IT -Systemen für mME  ist in der Studie ăKosten-Nutzen -Analyse für 

einen flächendeckenden Einsatz intelligenter Zªhlerò von Ernst & Young gegeben und 

wurde darum als Grundlage für die nachfolgende Beschreibung  gewählt.  /EY-01 13/ 

Die drei Aufgaben, welche von neu zu implementierenden IT -Systemen erf üllt werden 

müssen, können mit  Head End -, Meter Management - und Meter Data Management 

Systemen umgesetzt werden  (siehe Abbildung  4-2). 
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Abbildung  4-2: Bestandteile der neu einzu führenden IT -Systeme für die 

intelligenten Messsysteme, nach /EY -01 13/  

Head End Systeme (HES)  stellen die Schnittstelle zwischen den Akteuren des 

Energiemarktes und der im Feld befindlichen Syst emkomponenten der Smart Meter 

Infrastruktur dar. Das HES empfängt die Messdaten der einzelnen Zähler oder 

Gateways, bereitet diese auf und leitet sie an die nachgelagerten IT -Systeme weiter. Die 

Datenaufbereitung schließt eine Plausibilisierung mit ein. Da s HES leitet Daten nicht 

nur in eine Richtung weiter, sondern ist  auch in der Lage Daten wie z.B. Tarifanreize an 

den mME  bzw. das Gateway des Kunden zu kommunizieren. /EY -01 13/ 

Meter Management Systeme (MMS)  dienen der Verwaltung und Organisation der bei  

den Endkunden eingesetzten mME . Sie stellen Daten zum Zustand der Zähler und der 

Datenlieferung bereit und verwalten die Daten entsprechend. Sie sind in der Lage , 

Störungen und Fehlerursachen zu identifizieren und können Signale zur 

Störungsbehebung zentr al koordiniert aussenden. Im Rahmen des Einbaus werden 

MMS auch zur Konfiguration der Endgeräte , z.B. zur Ersteinstellung der Zählervariante 

oder der Anschlussart herangezogen . Zudem können  während des Betriebs mögliche 

Konfigurationsanpassungen zentral ge steuert werden. Des Weiteren verarbeiten und 

speichern MMS für Wartungszwecke relevante Informationen wie Einbauzeitpunkt und 

Eichdauer. /EY -01 13/ 

Meter Data Management (MDM)  Systeme stellen die Zentrale  von iMSys  dar und 

können als Weiterentwicklung bere its vorhandener Energiedaten Management (EDM) 

Systeme oder Zählerfernauslesesysteme gesehen werden. Die Aufgaben, die von MDM -

Systemen erfüllt werden , umfassen die Validierung, Verarbeitung, Speicherung und 

langfristige Bereitstellung der Messdaten. Durch die Unterstützung von Monitoring - 

und Reporting funktionen stellen MDM -Systeme auch die Grundlage f ür 

Verbrauchsprognosen und ðanalysen dar. /EY -01 13/ 
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4.4 Intelligente Messsysteme zur Digitalisierung der Energiewirtschaft 

Die massive Veränderung der Energieerz eugungsstruktur in Deutschland resultiert u.a. 

in einem Anpassungsbedarf der Mess -, Kommunikations - und Datenverarbeitungs -

technologien. Ein zentrales Element ist dabei die Erfassung des Netzzustands an 

möglichst vielen Stellen, um beispielsweise Engpässe zu erkennen und diesen 

entgegenzuwirken. Als Echtzeit -Messwerte können exemplarisch die Erzeugung, der 

Verbrauch und die lokale Netzspannung genannt werden.  

In Europa ist der Rollout in den skandinavischen Ländern sowie in Italien am weitesten 

vorangeschr itten. Neben der politischen Motivation ist die Unterbindung von 

Stromdiebstahl als Treiber für die flächendeckende Einführung von mME zu sehen.  Die 

Erfahrungen, die in den Nachbarstaaten durch die Einführung von modernen 

Messeinrichtungen erlangt wurden, können den geplanten Rollout in Deutschland  

unterstützen.  /HART -01 10/ 
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4.4.1 Gesetzlicher Rahmen und aktueller Zeitplan des Rollouts 

Der flächendeckende Einsatz von iMSys ist politisch gewollt und wird daher 

dementsprechend forciert. Die Bundesregierung verfolgt im Rahmen des Rollouts 

grundsätzlich zwei Ziele: ăDie vielseitige Einsetzbarkeit zur Maximierung des 

gesamtwirtschaftlichen Nutzen  einerseits, und andererseits die Gewährleistung von 

Datenschutz und Datensicherheit.ò /BRG-01 15/ Die Verbraucher entwickeln sich in 

Zukunft von passiven Teilnehmern hin zu sogenannten ăProsumenten ò, die aktiv das 

Stromversorgungssystem mitgestalten. Die hierfür notwendige IKT -Infrastruktur wird 

durch den Rollout von modernen Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen 

bereitgestellt. /BRG -01 15/ 

In Abbildung  4-3 sind politische Entscheidungen, die den Rollout von intelligenten 

Messsystemen geprägt haben, zusammengefasst. Initiiert wurde die Einführung von 

iMSys auf europäischer Ebene durch das EU -Binnenmarktpaket Energie 2009/72/EG . 

Darin sind gru ndsätzlich alle Mitgliedsstaaten aufgerufen, intelligente Messsysteme zur 

Steigerung der Energieffizienz unter der Prämisse der wirtschaftlichen Vertretbarkeit 

einzuführen. Um dies zu prüfen, hat die Bundesregierung eine Kosten/Nutzen -Analyse 

in Auftrag ge geben. Eine der zentralen Erkenntnisse dieser Analyse ist, dass ein 

flächendeckender Rollout in Deutschland nur unter der Vermeidung unverhältnismäßig 

hoher Kosten durchzusetzen ist. /BSI -01 15/, /EY-01 13/ 

 

Abbildung  4-3: Zeitliche Entwicklung des Rollouts in Deutschland nach 

/SWM -01 16/, /BRG -01 15/, /BMWI -14 15/, /BSI -01 15/  

Parallel zu der Kosten/Nutzen -Analyse erarbeitete das  Bundesamt für Sicherheit in der 

Informationstechnik (BSI) S chutzprofile (BSI -CC-PP-0073, BSI -CC-PP-0077) und die 

Technische Richtlinie TR -03109-X. Die Schutzprofile, welche u.a. die sicherheits -

technischen Anforderungen an die Komponenten definieren, die Technische Richtlinie 

zur Definition der funktionalen Anford erungen sowie die Kosten/Nutzen -Analyse fließen 

EU-Binnenmarktpaket Energie 2009/72/EG
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in den Gesetzentwurf zur Digitalisierung der Energiewende durch die Bundesregierung 

ein (vgl. Abbildung  4-4). /BSI -01 15/ 

 

Abbildung  4-4: Einfluss auf den  Gesetzesentwurfs zur Digitalisierung der 

Energiewende nach /BRG -01 15/  

Trotz der EU -Verordnung von 2009 hat die Bundesregierung vom verpflichtenden  

flächendeckenden  Einbau intelligenter Systeme  für alle  Teilnehmer  abgesehen und 

einen Gesetzentwurf vorge legt, welcher  die Wirtschaftlichkeit  und Zumutbarkeit von 

Investitionen vor allem für Endkunden  durch Preisobergrenzen sichern soll.  Dabei gilt 

die Zi elvorgabe, dass das Einsparpotenzial für den Verbraucher die zusätzlichen Kosten 

durch den Einbau von iMSys größtenteils kompensiert. Mit dem Start im Jahr 2017 soll 

der Rollout bis 2032 abgeschlossen sein. Die in diesem Projekt zu analysierenden 

Netzoptim ierenden Maßnahmen werden in Hinblick auf das Jahr 2030 betrachtet. Hier 

sollte der geplante Rollout annähernd abgeschlossen sein.  

In Abbildung  4-5 ist  der zeitliche Plan für den Einbau von mME bzw. Messsystemen 

für verschiedene Verbraucher - und Erzeugergruppen dargelegt. Das Bundesministerium 

für Wirtschaft und Energie (BMWi) hatte zunächst das Verordnungspaket ăIntelligente 

Netzeò vorgelegt, worauf auf bauend die Bundesregierung im Gesetzesentwurf zur 

ăDigitalisierung der Energiewende ò den Rollout -Plan  veröffentlicht hat. Neben der 

zeitlichen Einteilung des Akteurs spezifischen Rollouts enthält die Darstellung die 

zugehörigen Preisobergrenzen pro Jahr. / SWM-01 16/, /BMWI -14 15/, /BRG-01 15/ 

Die Prämissen für die Umrüstung der Messstellen sind nach / BRG-01 15/ die ătechnische 

Mºglichkeitò sowie die ăwirtschaftliche Vertretbarkeitò. Der wirtschaftliche Aspekt wird 

dabei von der Preisobergrenze für die jeweilige Messstelle abgedeckt, wohingegen die 

technische Möglichkeit beim Vorhandsein von drei Anbieter von intelligenten 

Messsystemen erfüllt ist.  
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Abbildung  4-5: Geplanter Rollout von intelligenten Mes ssystemen nach 

/BRG -01 15/, /BMWI -14 15/, / BRG-01 16/  

Alle Neubauten und Gebäude nach größeren Renovierungsmaßnahmen (gemäß 

Richtlinie 2010/31/EU) für die kein iMSys ( nach Abbildung  4-5) vorgesehen ist, sind 

unter Berücksichtigung der wirtschaftlichen Vertretbarkeit mit einem mME 

auszustatten. Dadurch wird gewährleistet, dass eine nachträgliche Erweiterung mit 

einem Smart Me ter Gateway zu einem iMSys möglich ist. Diese Regelung tritt ebenso ab 

dem Jahr 2017 in Kraft und ist bis 2032 gültig. Der in der Abbildung aufgeführte 

Flexibilitätsmechanismus wird in §14a Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) wie folgt 

definiert: ăBetreiber von Elektrizitätsverteilernetzen haben denjenigen Lieferanten und 

Letztverbrauchern im Bereich der Niederspannung, mit denen sie Netznutzungsverträge 

abgeschlossen haben, ein reduziertes Netzentgelt zu berechnen, wenn ihnen im Gegenzug 

die Steuerung von voll ständig unterbrechbaren Verbrauchseinrichtungen, die über einen 

separaten Zählpunkt verfügen, zum Zweck der Netzentlastung gestattet wird. Als 

unterbrechbare Verbrauchseinrichtung im Sinne von Satz 1 gelten auch Elektromobile. 

Die Steuerung muss für die in  Satz 1 genannten Letztverbraucher und Lieferanten 

zumutbar sein und kann direkt durch den Netzbetreiber oder indirekt durch Dritte auf 
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GeheiÇ des Netzbetreibers erfolgenò. /BMJV -01 09/ Vollständig unterbrechbare 

Verbrauchseinrichtungen sind folglich minde stens mit einem iMSys für den 

netzdienlichen Einsatz auszustatten.  

 

Die Speicherung und Übertragung von Messdaten aus Haushalten, aber auch aus der 

Industrie, wirft das Thema Datenschutz bzw. Datensicherheit auf. Messwerte aus 

Privathaushalten dürfen nicht an Unberechtigte gelangen, da sensible 

Abrechnungsdaten manipuliert oder Rückschlüsse auf das Verhalten der betroffenen 

Personen gezogen werden können. Die Gewährleistung von Datenschutzstandards ist 

ein wichtiger Aspekt für d ie gesellschaftliche Akzeptanz des Rollouts.  

Anforderungen an den Datenschutz  

In Bezug auf die Anforderungen zu Datenschutz und -sicherheit wird innerhalb des 

EnWG auf zwei Dokumente verwiesen: Das Schutzprofil für die Kommunikations -

einheit eines iMSys fü r Stoff - und Energiemengen des Bundesamtes für Sicherheit sowie 

die Technische Richtlinie TR -03109 für Messsysteme, deren Erarbeitung ebenfalls dem 

BSI obliegt. Innerhalb von §  21e EnWG wird darauf verwiesen, dass nur solche 

Messsysteme verwendet werden dü rfen, die den eichrechtlichen Vorschriften 

entsprechen und den Anforderungen von Schutzprofilen hinsichtlich der Gewährleistung 

des Datenschutzes, der Datensicherheit und der Interoperabilität genügen. Der Einbau 

von Messsystemen setzt gemäß § 21e Abs. 4 EnWG voraus, dass die Einhaltung der 

Anforderungen gemäß Schutzprofil in einem Zertifizierungsverfahren festgestellt wurde. 

Der Verweis auf die Technische Richtlinie erfolgt in §  21i EnWG.  

Schutzprofile dienen dazu, Bedrohungen für den sicheren Betrieb aufz uzeigen und 

darauf aufbauend Mindestanforderungen für den sicheren Betrieb festzulegen. In Bezug 

auf das Kommunikationsgateway von iMSys fokussiert sich das Schutzprofil auf die 

Mindestanforderungen an die Kommunikationsschnittstellen. Diese sicherheits -

technischen Anforderungen sind von jedem Gateway zu erfüllen. Die Technische 

Richtlinie ergänzt das Schutzprofil, indem die getroffenen Sicherheitsanforderungen 

näher festgelegt und funktionale Vorgaben für die Gewährleistung der Interoperabilität 

der einzel nen Komponenten eines Messsystems vorgegeben werden. /BSI -01 15/ 

  

Die Anzahl der Zählpunkte in Deutschland wird vorraussichtlich 

von derzeit 46,9 Millionen  auf 49,9 Millionen  in 2030 

ansteigen. Gemäß den Szenarien in der Kosten -Nutzen-Analyse 

sind bis 203 0 ca. 13,5 Millionen iMSys zu implementieren. Dies 

entspricht einer Rolloutquote von 27,1  %. In der dena -Smart -

Meter-Studie erfolgt eine Anpassung der Szenarien, wodurch bis 

2030 eine Rolloutquote von 100  % durch die Implementierung 

von 15,0 Millionen iMSy s und 34,9 Millionen mME 

vorgeschlagen wird. /DENA -07 14/  

 

 

Weiterführendes  

Wissen  
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4.4.2 Implementierung intelligenter Messsysteme im Haushalt 

Die zeitlich gestaffelte Einführung von iMSys soll für die im vorherigen Abschnitt 

genannten Verbraucher - und Erzeugergruppen nach aktu ellem Stand  bis 2032 

abgeschlossen sein. Die praktische Implementierung eines iMSys und die Aufgaben von 

Smart Meter Gateway (SMGW), Gateway Administrator (GW Admin) und der Steuerbox 

werden im Folgenden näher ausgeführt.  

 

Abbildung  4-6: Einbindung eines  iMSys in einem Smart Grid  

Die schematische Übersicht in Abbildung  4-6 zeigt eine Aufstellung der Komponenten 

und Akteure eines iMSys im Haushalt. Modernen Messeinrichtungen für Strom, Gas 

und Wasser sind über eine Kommunikationsverbindung (LMN) mit dem Smart Meter 

Gateway verbunden. Die durch den mME aufgenommenen Daten können somit bspw. 

durch den Me ssstellenbetreiber fernausgelesen werden, wodurch die Fernabrechnung 

erfolgen kann. Zudem sind Werte über die lokale Spannung und Leistung abrufbar. Für 

die Implementierung des LMN sind verschiedene Standards vorhanden: Mögliche lokale 

Kommunikationsarten zwischen mME und SMGW über das LMN sind neben Bus -

Systemen (z.B. KNX, M -Bus, Mod -Bus etc.) oder optischer Übertragung (Infrarot, 

Lichtimpulse etc.) auch kabellose Technologien (Wireless M -Bus). Neben der LMN -

Schnittstelle verfügt das SMGW zusätzlich noch ü ber eine Schnittstelle für das Home 

Area Network (HAN). Dies ist zum einen für den Letztverbraucher zur Visualisierung 

des Lastprofiles geeignet. Weiterhin ermöglicht die HAN -Schnittstelle einem Service 

Techniker den Zugang zum SMGW zur Entstörung und Prob lembehebung. Zudem sind 

Controllable -Local-Systems (CLS) wie beispielsweise Komponenten die im Demand -Side-

Management integriert sind, über eine Steuerbox im HAN integriert. Neben dem LMN 

und HAN stellt das Wide -Area-Network (WAN) die dritte Schnittstelle des SMGW dar. 
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Das WAN stellt die sternförmige Verbindung zwischen berechtigten Stellen und dem 

SMGW her, wobei der Gateway Administrator für die Erteilung der Datenberechtigung 

zuständig ist. Gemäß §  49 Abs. 2 des Gesetz zur Digitalisierung der Energiewirt schaft 

ist der Messstellenbetreiber, Netzbetreiber, Bilanzkoordinator, 

Blianzkreisverantwortliche, Direktvermarktungsunternehmer nach EEG, 

Energielieferanten sowie Dritte mit Zustimmung des Anschlussnutzers für den Umgang 

mit den personenbezogenen Daten be rechtigt.  

Smart Meter Gateway  

Das SMGW stellt die zentrale Kommunikationseinheit dar, welche die unterschiedlichen 

Netzwerke miteinander verknüpft. Wichtig dabei ist die physische und logische 

Trennung der Kommunikationsnetze, um die Sicherheitsanforderungen zu 

gewährleisten. /BSI -01 15/ 

Zwei Schutzprofile des BSI beschreiben die grundsätzlichen Anforderungen an das 

SMGW: Im BSI -CC-PP-0073 sind mögliche Bedrohungen und daraus resultierende 

verpflichtende Sicherheitsmaßnahmen enthalten.  Für jede der drei Schnittstellen (HAN, 

WAN und LMN) sind die sicherheitstechnischen Anforderungen beschrieben. Des 

Weiteren ist die Bedrohungslage entweder durch lokale Angreifer oder durch Angreifer 

über eines der Kommunikationsnetze dargelegt. Grundsätz lich ist ein einheitlicher 

Sicherheitsstandard für alle SMGWs sowie eine flexible Upgrade -Möglichkeit zu 

empfehlen. Das Schutzprofil BSI -CC-PP-0077 definiert im Weiteren ein Sicherheits -

modul, welches einen Verschlüsselungs -Standard verlangt und dabei Teil  des Smart 

Meter Gateways ist. /BSI -03 14/, /BSI -01 15/ 

Neben den Schutzprofilen beschreibt die Technische Richtlinie TR -03109-1 die 

funktionalen Anforderungen an das SMGW. Insbesondere sind technische Vorgaben für 

das LMN, WAN und HAN enthalten. /BSI -01 15/ 

Gateway Administrator  

In Abbildung  4-6 ist der Gateway Administrator als Bindeglied zwischen dem SMGW 

und den Zuständigen bzw. externen Marktteilneh mern dargestellt. Zu den Aufgaben des 

Administrators gehören Inbetriebnahme, Betrieb, Wartung und Konfiguration des 

Smart Meter Gateways. Diese Tätigkeiten lassen sich grundsätzlich in fünf 

Anwendungsfälle untergliedern. Diese sind in Tabelle  4-2 zusammen mit den 

zugehörigen Aufgaben des Gateway Administrators aufgeführt. Als Gateway 

Administrator kommen neben dem Messstellenbetreiber auch externe Diens tleister in 

Frage. Für kleine Netz - bzw. Messstellenbetreiber ist die Aufgabe der Gateway 

Administration unter Umständen auf Grund mangelnder Kapazität aus wirtschaftlicher 

Sicht schwierig zu gestalten. So gehen Branchenexperten erst ab 150.000 bis 

300.000 iMSys von einer wirtschaftlichen Darstellbarkeit in Bezug auf die Smart Meter 

Gateway Administration aus. /BWK -03 16/, /BSI -02 14/ 
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Tabelle  4-2: Aufgaben des Smart Meter Gateway Administrator nach / BSI -02 14/  

Kategorie Aufgaben 

Dienste 

Å Zeitsynchronisation 

Å Empfangen und Ausliefern von Messwerten 

Å Empfang von SMGW Alarmierungen und 
Benachrichtigungen 

Å Kommunikation zwischen externen Marktteilnehmern und 
CLS 

Å Firmware-Download 

Administration & Konfiguration 

Å Aktualisierung der Firmware des SMGW 

Å Einfügen, Löschen oder Lesen von Profilen 

Å Schlüssel-/Zertifikationsmanagement 

Å Wake-Up Paket 

Å Verwaltung des Verbraucher Log 

Monitoring 

Å Auswerten von SMGW-Nachrichten (Status-, Fehler- und 
Alarmmeldungen) 

Å Lesen und Speichern des SMGW-Log 

Å Selbsttest des SMGW anstoßen 

Å Führen des SMGW Admin-Logs 

Unterstützung der 

Messwertverarbeitung 

Å Weiterleitung von Messwerten (tarifierte Messwerte, 
Zählerstandsgänge, Netzzustandsdaten, Ist-
Einspeiseleistung) 

Å Abruf von Messwerten im Bedarfsfall 

Å Tarifstufenwechsel 

Fehlerbehandlung Å Führung des Admin-Logs 

 

Steuerbox  

Optional kann das iMSys um eine Steuerbox erweitert werden. Diese empfängt und 

verarbeitet Signale von externen Teilnehmern über das WAN, SMGW und HAN und 

steuert damit die  CLS. Zu diesen können Verbraucher (Haushaltsgeräte, E -Fahrzeuge, 

Wärmepumpen, etc.) sowie Erzeuger (KWK -Anlagen, PV -Anlagen etc.) zugeordnet 

werden. Die Implementierung von Steuerboxen ist nicht im Rollout -Plan aus 

Abschnitt  4.4.1 enthalten, weshalb die Entscheidung einer Erweiterung des iMSys 

individuell zu treffen ist. Es erscheint jedoch als empfehlenswert, Steuerboxen bei 

entsprechenden Verbrauchs - bzw. Erzeugergruppen parallel zu dem iMSys zu 

integrieren, wodurch der potenzielle Nutzen der implementierten IKT -Infrastruktur 

gesteigert werden kann. Vor allem in Hinblick auf die Einbindung von 

Netzoptimierenden Maßnahmen resultiert aus der Integration einer Steuer box ein 

erhöhter Anwendungsbereich auf Erzeuger - und Verbraucherseite. Das Forum 

Netztechnik/Netzbetrieb (FNN) des VDE entwickelt derzeit Lastenhefte, die den Aufbau 

und Funktionen einer Steuerbox beschreiben, um eine Standardisierung für Hersteller 

zu err eichen. /VDE -02 16/ Aktuell liegt allerdings der Fokus mehr auf der Gestaltung 

des iMSys und dessen Komponenten, wodurch in Bezug auf die Anforderungen an eine 

Steuerbox wenig veröffentlichte Vorgaben existieren. /DENA -07 14/ 
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4.5 IKT-Bedarf von Netzoptimierenden Maßnahmen  

Der IKT -Bedarf der einzelnen Netzoptimierenden Maßnahmen wird im Projekt 

MONA  2030 als ein Kriterium in der Kategorie ăTechnologieò des Morphologischen 

Kastens analysiert. Abbildung  4-7 ordnet die NoM in die drei Kategorien ăKein IKT-

Bedarfò, ăReiner Informationsabruf / Steuersignalò und ăKommunikationò ein. Eine 

explizite Beschreibung des jeweiligen IKT -Bedarfs ist in den einzelnen Kapiteln der 

Netzoptimierenden Maßnahmen enthalten.  

 

Abbildung  4-7: Einordnung der NoM hinsichtlich deren IKT -Bedarf sowie 

Anbindung an den  geplanten Rollout von iMSys  

Neben der Ausprägung des IKT -Bedarfs erfolgt eine Einteilung der NoM hinsichtlich 

deren Potenzial, den geplanten Rollout von mME bzw. Messsystemen als IKT -Grundlage 

zu nutzen. Es ist vorab festzustellen, dass eine Vielzahl der NoM mit IKT -Bedarf die 

durch den beschriebenen Rollout neu geschaffene IKT -Infrastruktur nutzen können, 

woraus sich Syne rgieeffekte generieren.   
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4.5.1 Rollout intelligenter Messsysteme als Basis für die IKT-Anbindung 

Auf Basis von Abbildung  4-7 können die folgenden Netzoptimierenden Maßn ahmen 

vollständig oder zumindest teilweise auf der IKT -Infrastruktur des iMSys aufbauen. Es 

besteht jedoch bei einigen NoM die Notwendigkeit, das vorhandene System um 

zusätzliche Komponenten wie Steuerbox oder weitere mME für die Abrechnung zu 

erweitern.  

Demand Side Management (DSM) in Haushalten  

Um DSM in Haushalten als NoM einsetzen zu können, ist eine bidirektionale IKT -

Anbindung der CLS erforderlich. Hierfür stehen u.a. Kühlgeräte, Trockner, Wasch - oder 

Spülmaschinen zur Verfügung. Die Betrachtung von e lektrischen Heizungen findet 

dabei in der Netzoptimierenden MaÇnahme ăHybridisierung Strom, Wªrme und Gasò im 

Bereich Power2Heat statt.  

Für die Umsetzung von DSM ist an den entsprechenden Anlagen die Temperatur in den 

Kühlgeräten, der Beladungszustand von Waschmaschine und Trockner etc. zu ermitteln 

und dem Zuständigen als Bereitschaftssignal für den Einsatz von DSM zu übermitteln. 

Die hierfür notwendige Kommunikation kann über das SMGW erfolgen, insbesondere 

über das HAN zum SMGW und anschließend über das WAN zum externen Akteur. Als 

potenzieller Akteur kommt hierfür ein Aggregator, ein EVU oder ein externer 

Dienstleister in Frage. Dieser speichert und verarbeitet die Daten und entwickelt mit 

diesen eine Regelung für die optimale Netzauslastung, wobei markt getriebene Anreize 

für den Einsatz von DSM zur Netzoptimierung nicht berücksichtigt werden. 

Steuerbefehle an die CLS werden ebenso über das SMGW und mit Hilfe einer Steuerbox 

im Haushalt verarbeitet, wobei für die Abrechnung ein zusätzlicher mME notwendig 

sein könnte.  

Demand Response in der Industrie  

Demand Response in der Industrie wird zurzeit vom Übertragungsnetzbetreiber zur 

Frequenzhaltung durch Bereitstellung von Regelleistung eingesetzt. Ein 

Industriebetrieb stellt hierbei einem externen Vermarkter T eile seiner Anlagen z.B. zur 

Aluminium -Elektrolyse,  Lüftung,  Druckluft, Beleuchtung oder  Kraft -Wärme -Kopplung 

zur Verfügung, um sie als teil eines größeren Pools im Regelleistungsmarkt anzubieten. 

Die hierfür notwendige bidirektionale Kommunikation wird de rzeit in der Regel durch 

eine Kommunikationsbox realisiert. Über diese wird neben der aktuellen Last der 

Industrieanlagen auch ein Freigabe -Signal an den Vermarkter gesendet. Auf Basis des 

übermittelten Steuerbefehles des Vermarkters sowie der letztendlich en Freigabe durch 

das Unternehmen erfolgt die Regelung der Industrieanlage. Die Übertragung der Daten 

und Befehle zwischen Industriebetrieb und Vermarkter wird unter anderem durch das 

Mobilfunknetz oder den Internetanschluss des Unternehmens umgesetzt. /FF E-05 16/ 

Nach § 31 des ăEntwurfs des Gesetzes zur Digitalisierung der Energiewendeò der 

Bundesregierung werden alle Verbraucher über 100  MWh pro Jahr innerhalb von 

16 Jahren mit einem iMSys ausgestattet. /BRG -01 15/ In diese Verbrauchskategorie 

lassen sich viele Industriebetriebe einordnen. Ob sich die bestehende IKT für die 

Umsetzung von Demand Response in der Industrie durch das neu zu implementierende 

iMSys für die Erschließung als NoM als überflüssig erweist, wird sich erst im Laufe der 

ersten Rolloutma ßnahmen und praktischen Erfahrungen ergeben.  
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Elektrofahrzeuge zur Netzstabilisierung  

Bei dem Einsatz von Elektrofahrzeugen als Netzoptimierende Maßnahme ist zu 

unterscheiden, ob es sich um private oder öffentliche Ladepunkte handelt. Für beide 

Varianten ist eine bidirektionale Kommunikation erforderlich. An p rivate n Ladepunkten 

angeschlossene Elektrof ahr zeuge sind zukünftig  zur Spannungshaltung und  

Blindleistungsbereitstellung  einsetzbar . Das geschieht durch gezieltes  Verschieben von 

Ladevorgängen der Ele ktrofahrzeuge . Im Ausblick auf 2030 können private Ladepunkte  

auf die IKT -Infrastruktur des Rollouts für iMSys  aufbauen.  Das gesteuerte Laden durch 

einen berechtigten Dritten, z.B. des Netzbetreibers , ist über das SMGW und einer 

Steuerbox möglich.  Zudem erscheint es als wahrscheinlich, dass für die Abrechnung 

noch ein zusätzlicher mME eingesetzt werden muss.  Neben der Ansteuerung durch 

einen externen Teilnehmer ist es weiterhin denkbar, dass die Ladestation die aktuelle 

Spannung am Hausanschluss über den mM E erfasst  und entsprechend des lokalen 

Spannungsverlaufes den Ladevorgang des  Elektrofahrzeugs anpasst.  In die sem Fall ist 

ein IKT -Ausbau zu einem externen Dritten  nicht notwendig.  

Neben den privaten Ladepunkten ist das Einbinden von öffentlichen Ladesäule n zur 

Netzoptimierung möglich. Dies wird bereits in einigen Demonstrationsprojekten wie 

ăePlanBò erprobt. Die im Projekt betrachteten Ladesªulen stehen dem Netzbetreiber als 

vollständig unterbrechbare Verbrauchseinrichtung zur Leistungsbegrenzung zur 

Verfü gung. Bei einem Engpass sendet der Netzbetreiber somit einen Abschaltbefehl an 

den Ladesäulen -Operator, der diesen in seine Regelstrategie direkt integriert. Die 

Übertragungstechnologie ist in diesem projektspezifischen Fall der Tetra -Funk, um eine 

sichere Übertragung zu gewährleisten. Die Datenverbindung zwischen dem Ladesäulen -

Operator und der Säule wird über Mobilfunk (GPRS) realisiert. / FFE -10 16/ 

Exkurs: Status Quo der Ladesteuerung von Elektrofahrzeugen  

In ersten System -Lösungen, wie zum Beispiel dem "Digital Charging Service" von BMW 

(In Serie ab 3/2017) wird die Kommunikation von einem  OEM -Backend über DSL zu 

kunden seitigen Router und von dort zur Wallbox an der Ladestelle eingesetzt. 

Fahrzeugseitige Informationen können über die vorhandene GSM -Anbin dung der 

Fahrzeuge an das OEM -Backend übertragen werden. Somit ist eine umfassende Lade -

Fahrplanoptimierung für den Kunden bereits heute möglich. Mit Einführung der 

bidirektionalen Ladekommunikation gemäß ISO/IEC 15118 werden sich die 

Optimierungsmöglichke iten weiter verbessern lassen.  

Über die bereits erwähnte GSM -Anbindung von Elektrofahrzeugen kann bereits heute 

eine einfach strukturierte Ladesteuerung ausgehend vom OEM -Backend  zu minimalen 

Kosten vorgenommen werden. Dieses Verfahren wurde im 18 -Monatig en Pilotbetrieb des 

Projektes  "Charge Forward" (BMW, Pacific Gas & Electric) im Großraum San Francisco, 

USA, erfolgreich erprobt.  

Die Verwendung einer Steuerbox zur Ermöglichung eines gesteuerten Ladens von 

Elektrofahrzeugen ist nicht grundsätzlich erford erlich: über das SMGW übermittelte 

Steuerungssignale können direkt von einer vernetzten Wallbox umgesetzt (bei Basis -

Ladekommunikation nach IEC 61851) oder nach ISO/IEC 15118 künftig an das 

Elektrofahrzeug geleitet werden.  
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Nur beim Laden ohne Wallbox an ei ner Haushaltssteckdose oder einem 

Drehstromsteckdose und Elektrofahrzeugen mit inkompatiblen oder gänzlich fehlenden 

Kommunikationsmöglichkeiten erscheint eine Steuerbox notwendig.  

Gemäß §48 GDEW sind Elektrofahrzeuge noch von den Vorschriften des Gesetzes  bis 

zum 31.12.2020 befreit, somit sind die aufgezeigten Lösungen noch bis zu diesem Datum 

bei netzdienlichen Ladesteuerungen zulässig.  

Hybridisierung Strom, Wärme, Gas  

Die N etzoptimierende Maßnahme  ăHybridisierung Strom, Wärme, Gas ò ist 

grundsätzlich in d ie zwei Unterkatego rien ăPower2Heatò (Kopplung zwischen Strom- 

und Wärmesektor)  und ăPower2Gasò (Kopplung zwischen Strom- und Gassektor)  

einteil bar.  

Power2Heat als Teil der NoM ăHybridisierung Strom, Wärme, Gas ò  

In die Kategorie Power2Heat (P2H) lassen sich u.a. Wärmepumpen und Heizstäbe für 

Warmwasserspeicher, elektrische Speicherheizung en sowie Elektrodenkessel 

zusammenfassen. Die systematische Unterscheidung erfolgt hinsichtlich des Einsatzes 

in privater Umgebu ng mit kleiner Leistungsklasse und Großanlagen. Anwendungen mit 

großer Leistung zur Dampferzeugung oder Einspeisung in das Fernwärmenetz sind 

häufig in eine Kraftwerksumgebung (Leitwarte) eingebunden, wodurch eine 

bidirektionale Kommunikation bereits vorha nden ist. Im Gegensatz zu großtechnischen 

P2H-Anlagen sind elektrische Heizsysteme im Haushalt überwiegend (auf freiwilliger 

Basis) als unterbrechbare  Verbrauchseinrichtung nach §  14a EnGW  ausgeführt, um die 

Voraussetzung für den Bezug eines niedrigeren St romtarifes zu schaffen. Die hierfür 

notwendige IKT -Anbindung erfolgt meist über einen Rundsteuerempfänger, welcher 

eine unidirektionale Kommunikation zur Verfügung stellt. Im  Ausblick auf 2030 ist für 

die Hybridisierung von Strom und Wärme der geplante Rol lout von iMSys zu 

berücksichtigen, da hierdurch eine bidirektionale Kommunikationsinfrastruktur 

bereitgestellt wird. Der bisher eingesetzte Rundsteuerempfänger kann durch das iMSys 

in Kombination mit einer Steuerbox ersetzt werden.  

Power2Gas als Teil der N oM ăHybridisierung Strom, Wärme, Gas ò 

Für die Kopplung des Strom - und Gassektors kann die Netzoptimierende Maßnahme 

Power2Gas (P2G) als Teil der Hybridisierung Strom, Wärme, Gas eingesetzt werden. 

Für die Erschließung der P2G -Anlage als NoM entsteht kein z usätzlicher IKT -Aufwand, 

da die Anlagen in der Regel bereits in eine Leitwarte für die entsprechende Netzführung 

integriert sind. Neben der Datenübertragung von Ist - und Sollwerten bzgl. der 

Leistungsaufnahme sind verschiede Kontrollwerte gemäß Bundesimmis sionsschutz -

verordnung dem Zuständigen zu übermitteln. Einige der in Deutschland existierenden 

Pilotprojekte bieten Power2Gas -Anlagen am Sekundärregelleistungsmarkt an, wodurch 

die Anlagen die entsprechenden bidirektionalen IKT -Anforderungen zu erfüllen ha ben. 

Blindleistungsmanagement  

Im Rahmen des Projektes MONA 2030 fokussiert sich die Netzoptimierende Maßnahme 

Blindleistungsmanagement auf Umrichter gekoppelte Anlagen. Somit erfolgt neben 

entsprechenden Erzeugungsanlagen (Photovoltaik etc.) auch eine Betr achtung der NoM 

Hausspeicher, Quartierspeicher, Elektrofahrzeuge und bestimmten Wärmeerzeugern. 

Im Hinblick auf den jeweiligen IKT -Bedarf sind in Abhängigkeit der Ausführung des 
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Blindleistungsmanagements verschiedene Ausprägungen denkbar, welche im Folgend en 

exemplarisch für die Anbindung einer Photovoltaik -Anlage in der Verteilnetzebene 

aufgeführt sind. Es besteht die Möglichkeit, dass Wechselrichter mit einem konstanten 

Leistungsfaktor die Energie ins Netz einspeisen. Dieser wir durch die vorhandenen 

regulatorischen Rahmenbedingungen begrenzt, wobei der Netzbetreiber den exakten 

Wert innerhalb der Vorgaben aufgrund der lokalen Gegebenheit definiert. Dies hat 

jedoch den Nachteil, dass Blindleistung ohne Berücksichtigung der lokalen 

Netzsituation eingespeist  wird. Bei einem konstanten Leistungsfaktor ist keine 

zusätzliche IKT notwendig, wohingegen bei der Vorgabe des Leistungsfaktors (Sollwert) 

durch den Netzbetreiber zumindest ein unidirektionales Steuersignal erforderlich ist . 

Für die Übermittlung des Sollw ertes kann der Rollout von iMSys verwendet werden, 

falls der Umrichter über die erforderliche Kommunikationsschnittstelle verfügt.  Als 

weitere  Variante ist Blindleistungsmanagement  auf Basis der Messung der lokalen 

Netzspannung (bspw. gemessen durch eine m ME) möglich, wofür wiederum auf den 

Rollout von iMSys zurückgegriffen werden kann.  

Hausspeichersysteme  

In Kombination mit einer PV -Anlage  bieten  derzeitige Hausspeichersysteme  i.d.R. eine 

integrierte IKT -Infrastruktur an, die  bspw. das Übermitteln von Lade vorgängen über 

den Internet -Anschluss  zur  Visualisierung an den Hersteller  umfasst. Für den Einsatz 

des Hausspeichers als NoM existieren unterschiedliche Szenarien, in deren 

Abhängigkeit der notwendige Kommunikationsaufwand variiert. Die Anwendung des 

Batteriespeichers zur Spitzenkappung der PV -Erzeugungsleistung kann z.B. durch  

entsprechende Steuerung am Wechselrichter oder im Hausspeichersystem erfolgen, 

wodurch kein zusätzlicher Mehraufwand für IKT entsteht. Erfolgt die Übermittlung 

einer Wetterprognose, auf Basis deren ein Ladeprogramm ermittelt wird, besteht 

hingegen unidire ktionaler IKT -Bedarf. Neben der Berücksichtigung von Wetterdaten 

besteht ebenso unidirektionaler IKT -Bedarf, falls die aktuelle Netzspannung in die 

Ladesteuerung des Hausspeichersystems integriert wird. Für die Ermittlung und 

Übertragung der Spannung am Ne tzanschlusspunkt ist wiederum der geplante Rollout 

von mME bzw. Messsystemen nutzbar. Das Anbieten von Regelleistung durch 

Hausspeichersysteme erfolgt durch den Zusammenschluss mehrerer kleiner Anlagen zu 

einem Pool. Bei der Teilnahme am Sekundärregelleist ungsmarkt ist neben der 

Übertragung von Steuersignalen sowie des aktuellen Ladezustandes des Speichers ein 

zusätzlicher mME für die Abrechnung notwendig. Für das Anbieten von Primär -

regelleistung ist die Erfassung der Netzfrequenz erforderlich, welche bei entsprechender 

Ausführung vom mME gemessen werden kann. Die bidirektionale Kommunikation 

zwischen externen Marktteilnehmern und Hausspeichersystemen kann über den Rollout 

von iMSys sowie der umgebenden IKT erfolgen.  
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4.5.2 Alternative IKT-Anbindung 

Die in diesem Abschnitt beschriebenen Netzoptimierenden Maßnahmen weisen keinen 

IKT -Bedarf auf bzw. können für die IKT -Anbindung den Rollout von modernen 

Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen nicht direkt verwenden.  

Freileitungsmonitoring  

Für die Umsetzung eines Freileitungsmonitorings ist die Bestimmung bzw. Abschätzung 

der mittleren Seiltemperatur notwendig. Diese kann sowohl durch direkte Methoden an 

der Trasse oder über indirekte Methoden auf Basis von Wetterdaten geschehen. 

Dementsprechend unterscheidet  sich der Aufwand der Datenerfassung (direkte 

Methode: Datenerfassung pro Mast oder mit Temperatursensoren alle 200 ð 500 m, 

indirekte Methode: Wetterstationen in der Nähe der Trasse oder Umspannwerken).  Die 

erfassten Werte sind dem Netzbetreiber für die B estimmung der aktuellen 

Übertragungsleistung zu übermitteln, woraus sich ein unidirektionaler IKT -Bedarf 

ergibt. Aufgrund der zeitlichen Sensibilität ist eine zuverlässige 

Kommunikationstechnologie mit geringer Störanfälligkeit essenziell, wodurch sich der  

Einsatz von Richtfunk (standortgebundener Sender und Empfänger) oder 

Glasfaserkommunikation anbietet. Die Aggregation der Messwerte kann dabei entweder 

entlang einer Sensorkette bis zu einem Dateneinleitungspunkt erfolgen, welcher der 

Netzleittechnik per Funk die gesa mmelten Messwerte überträgt und  für die Berechnung 

zur Verfügung stellt. Eine andere Möglichkeit ist die direkte Übertragung zur Leitstelle. 

Die Leittechnik -Kommunikation ist im Regelfall bereits eine IKT -Infrastruktur in Form 

von Glasfaserkab el oder PLC ausgebaut. /BIE -01 12/, /IIT -01 12/, /IVAM -01 15/, 

/RWTH -01 10/ 

Engpassmanagement  

Der Einsatz von Einspeisemanagement als NoM wird für die Regelung von EEG -

Erzeugungsanlagen und KWK -Anlagen verwendet. Die Umsetzung unterscheidet dabei 

verschiedene Leistungsklassen der Erzeugungsanlagen, wobei PV -Anlagen mit einer 

installierten Leistung von weniger als 30  kW entweder die maximale Einspeiseleistung 

automatisch auf 70  % der installierten Leistung beschränken oder eine technische 

Einrichtung zur fer ngesteuerten Reduzierung der Einspeiseleistung implementieren. Bei 

Anlagen mit einer Leistung von mehr als 30 kW entfällt diese Wahlmöglichkeit und es 

ist stets eine ansteuerbare Anlage zur Einspeisereduzierung vorzusehen. Ab 100  kW 

installierter Leistung ist zudem eine Einrichtung für den Abruf der Ist -Einspeisung von 

EEG- und KWK -Anlagen zu berücksichtigen. Somit ist die Ausprägung des IKT -

Bedarfes von der Leistungsklasse der Erzeugungsanlage abhängig. Bei Anlagen mit 

externer Kommunikationsmöglichkeit wi rd heute häufig die Rundsteuertechnik 

eingesetzt. Zukünftig sind Erzeugungsanlagen ab einer Größe von 7  kW mit einem 

intelligenten Messsystem auszustatten , (vgl. Abbildung  4-3) wodurch die Möglichkeit 

besteht, die Kommunikation über den Rollout von iMSys inkl. Steuerbox anstatt 

Rundsteuertechnik umzusetzen.  /EEG-02 14/ /BSW-04 14/ 

Für die Implementierung von Redispatch -Maßnahmen ist eine bidirektionale 

Kommunikationsstruktur bereits vorhanden. Dadurch ist im Rahmen des Einsatzes zur 

Netzoptimierung kein zusätzlicher IKT -Bedarf festzustellen. Für die Kommunikation 
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können aktuell nebe n dem Austausch per E -Mail und Telefon auch alternative 

fernwirktechnische Mittel eingesetzt werden. / KIST -01 15/ 

Regelbare Ortsnetztransformatoren und Längsregler  

In Bezug auf den IKT -Bedarf können regelbare Ortsnetztransformatoren  (rONT ) und 

Längsregler  (LR) gemeinsam betrachtet werden.  Beide Netzoptimierenden Maßnahmen 

regeln die Spannung, wobei der Längsregler einen einzelnen Netzstrang und der rONT 

hingegen alle angeschlossenen Niederspannungsstränge beeinflusst. Es sind 

verschiedene Ausführungen von r ONT und Längsregler möglich, welche sich u.a. im 

jeweiligen IKT -Bedarf unterscheiden. Wird die Spannung am rONT bzw. LR erfasst, an 

ein Leitsystem für die Berechnung übertragen und als angepasstes Steuersignal zurück 

gesendet, ist ein bidirektionaler Kommu nikationsbedarf notwendig. Erfolgt die 

Aufnahme und Bearbeitung von Spannungsdaten aus einem Netzabschnitt direkt durch 

die im rONT bzw. LR integrierte Steuerung, ist für die Implementierung lediglich ein 

unidirektionaler Informationsfluss notwendig. Kein IKT -Bedarf entsteht in der 

Ausführung, welche die Messung und Verarbeitung der Spannung direkt an der Anlage 

umsetzt. Hierdurch erfolgt eine autarke Regelung, ohne dass ein externer Zugriff des 

Netzbetreibers nötig ist. Dieser Variante wird in / EBR-01 14/ mit einer Häufigkeit von 

95 % beziffert, wodurch hier diese Ausführung als repräsentative 

Implementierungsvariante angesehen wird. Für die mögliche Miteinbeziehung von 

weiteren Spannungswerten aus dem Netzgebiet sind künftig die im Rahmen der 

Ausbreitung v on modernen Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen 

aggregierten Werte zu berücksichtigen. / EBR-01 14/  

Quartierspeicher  

Im Vergleich zu Hausspeichersystemen weisen Quartierspeicher eine höhere 

Speicherkapazität auf und sind an einem eigenen Netz anschlusspunkt in einem 

Quartier (meist Niederspannungsnetz) angeschlossen. Die möglichen Anwendungs -

szenarien ähneln dabei denen der Hausspeichersysteme, wobei wiederum der IKT -

Bedarf in Abhängigkeit der Einsatzstrategie variiert. Die Eigenverbrauchs -erhöhung 

eines Quartieres resultiert in einem unidirektionalen Kommunikationsbedarf, da 

lediglich die aktuelle Erzeugung, die Auslastung des Ortsnetztransformators bzw. eine 

Prognose von Erzeugung und Verbrauch an die Steuerung des Quartierspeichers zu 

senden ist. Ein Einsatz für weitere Vermarktungsoptionen (Multi -Use-Konzepte) 

erfordert aufgrund der Anforderungen eine bidirektionale Kommunikation. Im Falle des 

Einsatzes zur Spannungshaltung ist je nach Anzahl der erfassten Spannungswerte eine 

zusätzliche Erfa ssung der Spannung im Netzgebiet erforderlich. Dies ist insbesondere 

der Fall, falls im Netzgebiet mehrere Spannungswerte von einem externen berechtigten 

Dritten aggregiert, analysiert und als Steuersignal an den Quartierspeicher gesendet 

werden. Ist die i m Quartierspeicher integrierte Steuerung für die Aufnahme und 

Bearbeitung der übermittelten Werte zuständig, kann eine unidirektionale 

Kommunikation ausreichen.  

4.6 Kostenbetrachtung 

Die Betrachtung der anfallenden Kosten, welche im Zuge der IKT -Anbindung von 

Netzoptimierenden Maßnahmen notwendig sind, basieren auf dem geplanten Rollout 
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von modernen Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen (vgl. Abschnitt 4.4). 

Die darin enthaltenen Kostenbestandteile können ebenso für die NoM verwendet 

werden, die nicht oder nur teilweise auf den geplanten Rollout zurückgreifen können, 

jedoch ähnliche I KT -Komponenten verwenden. Aus dem hohen Durchdringungs - und 

Entwicklungsgrad im Bereich der Digitalisierung resultiert eine starke Dynamik in 

Bezug auf die zu erwartenden Kosten der IKT -Anbindung. Weiterhin sind die 

spezifischen Systemkosten sehr stark von  der Anzahl von modernen Messeinrichtungen 

je Smart Meter Gateway (im Folgenden eine mME pro SMGW) bzw. der Anzahl von 

Zählpunkten je Unternehmen abhängig. Eine detaillierte Kostenaufstellung für jede 

NoM erfolgt am Ende des jeweiligen Kapitels, in dem der  NoM entsprechend dem IKT -

Bedarf ein Aufwand an Investitions - und Betriebskosten zugeordnet wird.  

Für den in Abschnitt  4.4 dargestellten Rolloutplan von modernen Me sseinrichtungen 

bzw. intelligenten Messsystemen basiert die folgende Kostenaufstellung im 

Wesentlichen auf der ăKosten-Nutzen -Analyse für einen flächendeckenden Einsatz 

intelligenter Zªhlerò von Ernst & Young sowie der dena-Studie ăEinf¿hrung von Smart 

Meter in Deutschlandò. Die Angaben f¿r das Betrachtungsjahr 2030 erfolgen dabei unter 

der Prämisse, dass der Smart -Meter -Rollout für die potenziellen Standorte zur 

Netzoptimierung abgeschlossen und an den entsprechenden Stellen ein iMSys 

implementiert ist. /DENA - 07 14/, /EY-01 13/ 

Kostenbestandteile  

Die Kosten für den Einsatz eines Smart Meter Systems können analog zu der funktio -

nalen Gliederung der IKT in einem Smart Grid (vgl. Abschnitt 0) klassifiziert werden. In 

Abbildung  4-8 sind ausgewählte Investitions - und Betriebskosten für die Daten -

erfassung, -übertragung und -verarbeitung in einem Smart Meter System dargestellt.  

 

Abbildung  4-8: Kostenbestandteile eines Smart Meter Sys tems, eigene Darstellung 

nach / DENA - 07 14/, /EY -01 13/  

Kosten für die Datenerfassung   

Als Investitionskosten (vgl. Tabelle  4-5) treten bei der Datener fassung die Geräte, 

deren Einbau sowie damit verbundene Projekt - und IT -Kosten auf. Für die 

Implementierung eines iMSys sind zumindest der Einsatz eines mME sowie eines Smart 
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Meter Gateways erforderlich. Die vorliegende Analyse berücksichtigt den Einbau de s 

mME und SMGW in einem Arbeitsvorgang, wodurch u.a. die Anfahrtskosten des 

Installateurs reduziert werden. Für die Visualisierung der Daten steht neben der 

Anzeige auf einem Endgerät des Kunden (bspw. Tablet, Smartphone, PC etc.) auch ein 

zusätzlich zu in tegrierendes Display im Haushalt zur Verfügung. Je nach Ausführung 

entstehen erhebliche Kostenunterschiede für die notwendigen Geräte bzw. deren 

Einbau. Indirekte Kosten, die mit der Investition in Zähler  und Gateways verbunden 

sind, umfassen die Projekt ierungs kosten. Hierbei handelt es sich um Kosten, die dem 

Netzbetreiber bzw. Messstellenbetreiber z.B. für die Schulung seiner Mitarbeiter  

(Einbau der Geräte etc.)  anfallen. /EY -01 13/, /DENA - 07 14/ 

Neben den Investitionskosten treten für die Datenerfassung in einem Smart Meter 

System jährliche Betriebskosten (vgl.  Tabelle  4-5) auf. Darin enthalten ist als variabler 

Bestandteil der Energieverbrauch der elektronischen Kom ponenten wie iZ, Smart Meter 

Gateway und je nach Ausführung die haushaltsinterne Datenvisualisierung. Neben den 

variablen Betriebskosten sind als fixe Posten die Kosten für die Eichung, Ablesung und 

Instandhaltung vorzusehen. Die jährlichen Ausgaben für di e IT -Systeme werden in 

/EY-01 13/ als Pauschalwert in Abhängigkeit der Investitionskosten berücksichtigt, 

wohingegen in /DENA - 07 14/ eine Aufschlüsselung auf die einzelnen Komponenten 

erfolgt.  

Tabelle  4-3: Investitions - und Betriebskosten  für die Datenerfassung  eines Smart 

Meter Systems, /EY -01 13/, /DENA - 07 14/  

Kostenbestandteil Spannweite  Kostenart 

Moderen Messeinrichtung 50 ï 80 ú 

Investitionskosten 

Smart Meter Gateway 80 ï 190 ú 

Haushaltsinterne Visualisierung 23,8 ï 40 ú 

Einbau moderne Messeinrichtung 30 ï 100 ú 

Einbau Smart Meter Gateway 20 ï 90 ú 

Einbau haushaltsinterne Visualisierung 15 ï 105 ú 

Projektierungskosten 1,2 ï 6,6 ú 

Energieverbrauch intelligenter Zähler und 
Smart Meter Gateway (durchschnittlicher 

Day-Ahead-Preis: 0,032 ú/kWh) 
2,8 ï 5,5 ú/a 

Betriebskosten Fernablesung moderne Messeinrichtung 0,05 ú/a 

Eichung 2 ú/a 

Wartung und Instandhaltung 2,0 ï 4,6 ú/a 

Kosten für die Datenübertragung  

Neben der Datenerfassung ergeben sich für die Datenübertragung  im Rahmen eines 

Smart Meter Systems  ebenfalls Aufwendungen im Bereich der Investitionen und des 

Betriebes. Die möglichen Übertragungstechnologien können nicht nur im Rahmen eines 

Smart Meter Sy stems, sondern auch für die alternative IKT -Anbindung (vgl. 

Abschnitt  4.5.2) angewendet werden. Daher enthält Tabelle  4-4 eine detaillierte 

Kostenaufschlüsselung der möglichen Technologien, welche im weiteren Verlauf in 

einem Posten und Pauschalwert zusammengefasst wird.  
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Tabelle  4-4: Aufwendungen  für verschiedene Datenübertragungstechnologien, 

/EY -01 13/, /CAP -01 10/ ,/FFE -04 16/, /FFE -05 16/  

Kostenbestandteil Ausführung Spannweite Kostenart 

Investition für 
Kommunikationsmodule 

DSL Kommunikationsmodul 14 ï 28 ú/Modul 

Investitionskosten 

PLC Kommunikationsmodul 14 ï 28 ú/Modul 

Glasfaser 
Kommunikationsmodul 

40 ï 60 ú/Modul 

GPRS Kommunikationsmodul 20 ï 50 ú/Modul 

Sonstige drahtlose 
Kommunikationsmodule (z.B. 

Nahfunk) 
70 ï 90 ú/Modul 

Anpassung/Erweiterung 
hausinterner 

Kommunikationsinfrastruktur 

DSL 5 ú/Modul 

PLC 5 ú/Modul 

Glasfaser/Koaxial 50 ú/Modul 

GPRS 26 ú/Modul 

Sonstige drahtlose Verbindung 
(z.B. Nahfunk) 

- 

Installation des 
Kommunikationsmoduls 

DSL Kommunikationsmodul 5 ï 20 ú/Modul 

PLC Kommunikationsmodul 3 ï 15 ú/Modul 

Glasfaser 
Kommunikationsmodul 

5 ï 20 ú/Modul 

GPRS Kommunikationsmodul 3- 10 ú/Modul 

Sonstige drahtlose 
Kommunikationsmodule (z.B. 

Nahfunk) 
15 ï 30 ú/Modul 

Anpassung/Erweiterung der 
öffentlichen 

Kommunikationsinfrastruktur 

DSL - 

PLC - 

PLC Datenkonzentrator 900 ú/Konzentrator 

Glasfaser/Koaxial 2 ú/Zªhler und Jahr 

GPRS - 

Datentransfer 

DSL 144 ú/Modul und Jahr 

Betriebskosten 

PLC 10 ú/Modul und Jahr 

Glasfaser/Koaxial 144 ú/Modul und Jahr 

GPRS 25 ú/Modul und Jahr 

Sonstige drahtlose 
Technologien 

20 ú/Modul und Jahr 

Wartung und Instandhaltung Kommunikationsmodul 1 ú/Modul und Jahr 

Energieverbrauch 
Kommunikationsmodul 8,76 kWh/Modul und Jahr 

Datenkonzentrator 35-44 kWh/Jahr 

 

Die Wahl der Übertragungstechnologie ist von den lokalen Gegebenheiten abhängig, 

wobei bei bestimmten Technologien zusätzliche  Investitionen für die Erweiterung bzw. 

Anpassung der öffentlichen Kommunikationsinfrastruktur  zu tätigen sind . So wird z.B. 

für eine Datenübertragung mittels PLC ein Datenkonzentrator benötigt, welcher  im 

Feld die Daten von 20 bis zu 200  Zählern sammelt  (bspw. an der Ortsnetzstation) bevor 
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eine Weiterleitung  an die IT -Systeme zur Da tenverarbeitung erfolgt.  Die Anzahl der 

Zähler je Datenkonzentrator hängt  dabei von der Dichte der im Feld verbauten Smart 

Meter ab. /EY-01 13/, /DENA - 07 14/ 

Tabelle  4-5 enthält eine Übersicht der notwendigen Investitions - und Betriebskosten, 

die für die Datenübertragung in einem Smart Meter System anfallen und für die weitere 

Betrachtung verwendet werden. In einigen Fällen ist das aufgeführte Kommunikations -

modul bereits im Smart Meter Gateway enthalten, wodurch neben den Gerätekosten 

auch die Aufwendungen für den Einbau entfallen.  

Tabelle  4-5: Investitions - und Betriebskosten für die Daten übertragung  eines 

Smart Meter Systems, /EY -01 13/, /DENA - 07 14/  

Kostenbestandteil Spannweite  Kostenart 

Kommunikationsmodul 20 ï 80 ú 

Investitionskosten 
Einbau Kommunikationsmodul 3 ï 30 ú 

Anpassung bzw. Erweiterung der 
öffentlichen Kommunikationsinfrastruktur 

(ohne Datenkonzentrator) 
2 ï 50 ú 

Kommunikationskosten HAN, LMN, 
WAN 

15,5 ï 149,5 ú/a 
Betriebskosten 

Instandhaltung Kommunikationsmodul 1 ú/a 

 

Dabei sind vor allem die zählerspezifischen Kosten für die WAN -Kommunikation sehr 

stark von dem jeweiligen Ausbau der gewählten Übertragungstechnologie abhängig und 

können somit nur mit Unsicherheiten beziffert werden.  

Kosten für die Datenverarbeitung  

Die Aufwe ndungen für die Datenverarbeitung sind die abschließenden Kostenpositionen 

eines Smart Meter Systems (siehe  Tabelle  4-6). Die anfallenden Kosten für di e IT sind 

grundsätzlich in die Erweiterung und Anpassung bestehender Systeme und 

Entwicklung neuer Anwendungen unterscheidbar, welche hier in einem Wert 

zusammengefasst sind. Weiterhin variieren die Ausgaben für die IT in Abhängigkeit der 

Zählpunkte je Unt ernehmen. In /EY-01 13/ erfolgt eine Unterscheidung in regionale 

Energieversorgungsunternehmen mit mehr als 100.000  Zählpunkten sowie in 

Stadtwerke mit weniger als 100.000  Zählpunkten. Ein detaillierte Aufschlüsselung 

erfolgt in /DENA - 07 14/, welche sprung fixe Ausgaben je 100.000  Zählpunkte aufführt. 

Neben den Aufwendungen für die IT sind noch Kosten für die Kundenbetreuung zu 

berücksichtigen.  
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Tabelle  4-6: Investitions - und Betriebskosten für die Daten verarbeitung  eines 

Smart Meter Systems, /EY -01 13/, /DENA - 07 14/  

Kostenbestandteil Spannweite  Kostenart 

IT-Kosten 8,7 ï 16,8 ú Investitionskosten 

Kundenservice und Call Center 2 ï 5 ú 

Betriebskosten Schulung Personal und Kundenbetreuer 1,0 ï 1,5 ú 

IT-Kosten 2,3 ï 3,0 ú/a 

Kosten für ein intelligentes Messsystem  

Für die Darstellung der Gesamtkosten eines Smart Meter Systems aus Systemsicht 

ergibt sich je nach Datenquelle und Auslegung eine große Spannweite der Kosten. Dies 

ist darauf zurückzuführen,  dass es sich bei Smart Meter Systemen um neuartige 

Anwendungen  handelt und tatsächliche Referenzwerte für die damit verbundenen 

Kosten bislang nur eingeschränkt vorhanden sind. Im Rahmen einer flächendeckenden 

Einführung von Smart Metern in verschiedenen Ländern sowie der Weiterentwicklung 

und Standardisierung der Technologie ist zudem davon auszugehen, dass die Kosten, die 

mit der Installation verbunden sind, zukünftig tendenziell sinken werden.  

 

Basierend auf einer Mittelung der in diesem Kapitel angegebenen Kosten für die 

Datenerfassung, Datenübertragung und Datenverarbeitung eines iMSys (moderne 

Messeinrichtung und Smart Meter Gateway), ergeben sich Investitionskosten von 470  û 

sowie fixe und va riable Betriebskosten von 113  û/Jahr bzw. 4 û/Jahr. Die variablen 

Betriebskosten repräsentieren dabei den Energieverbrauch und verändern sich in 

Abhängigkeit des Strompreises.  

Kosten der Erweiterung des intelligenten Messsystems  

Wie in Abschnitt  4.5 dargestellt, kann der Rollout von iMSys für die IKT -Anbindung 

einiger Netzoptimierender Maßnahmen verwendet werden. Somit entstehen keine 

direkten zusätzlichen Kosten, w odurch sich die wirtschaftliche Darstellung der 

betroffenen NoM verbessert. Für die Anbindung von NoM an ein bestehendes iMSys 

können zusätzliche Komponenten z.B. eine zusätzliche mME für die Abrechnung 

erforderlich sein. Die daraus entstehenden Investitio ns- und Betriebskosten sind bei der 

wirtschaftlichen Betrachtung der NoM zu berücksichtigen. Weiterhin ist anzumerken, 

dass durch die Anbindung an den Rollout bisher verwendete IKT -Komponenten (bspw. 

Rundsteuerempfänger) ersetzt werden können. Eine Berücks ichtigung dieser 

Aufwendungen findet in dieser Analyse nicht statt.  

Im Vergleich zu konventionellen Ferraris -Zählern sinkt bei der 

Verwendung von modernen Messeinrichtungen und Smart Meter 

Gateways die Abschreibungsdauer von 16 auf 13 Jahre. Zudem 

sind moderen Messeinrichtungen alle 8 Jahre zu eichen, 

wohingegen Ferraris -Zähler erst nach 12 bzw. 16 Jahre einer 

Eichprüfung zu unterziehen sind. /EY -01 13/, /DENA - 07 14/  

Weiterführendes  

Wissen  
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Die aufgeführten Kosten in Tabelle  4-7 folgen der Prämisse, dass das bereits 

vorhandene Smart Meter Gateway sowie die Übertragungsmodule noch Kapazitäten für 

eine zusätzliche mME sowie die entsprechenden Daten aufweist.  

Tabelle  4-7: Investitions - und Betriebskosten für die Erweiterung eines iMSys um 

eine moderne Messeinrichtung , /EY -01 13/, /DENA - 07 14/  

Kostenbestandteil Spannweite  Kostenart 

Moderne Messeinrichtung 50 ï 80 ú 
Investitionskosten 

Einbau moderne Messeinrichtung 30 ï 100 ú 

Ablesung moderne Messeinrichtung 0,05 ú 

Betriebskosten 

Eichung moderne Messeinrichtung 1 ï 2 ú 

Wartung und Instandhaltung moderen 
Messeinrichtung 

1 ï 1,5 ú 

Energieverbrauch moderne 
Messeinrichtung (0,32 ú/kWh) 

1,4 ï 1,7 ú 

 

Ist für die Integration von NoM eine Erweiterung des iMSys um einen mME 

erforderlich, sind zusätzliche Investitionskosten von 111  û sowie fixe und variable 

Betriebskosten von 3  û bzw. 1,5 û im Mittel zu ber¿cksichtigen.  

Neben einem mME kann bei NoM der Bedarf einer Steuerbox (vgl.  Kapitel  4.4.2) für die 

Anbindung entstehen. Diese Komponente ist in einem iMSys nicht enthalten und ist 

zusätzlich zu integrieren. Die Steuerbox übernimmt dabei die Aufgabe, Schaltbefehle, 

welche über das iMSys übertragen werden, für die Endanwendung zu übersetzen. Die 

mit dem Einsatz einer Steuerbox verbundenen Aufwendungen sind derzeit noch nicht 

genau abschätzbar. In /DENA - 07 14/ sind Gerätekosten von 40  û aufgef¿hrt, die durch 

eine Expertenbefragung dur ch die FfE bestätigt wurden. Neben den Gerätekosten sind 

zusätzliche Ausgaben für den Einbau zu berücksichtigen, welche analog zu den Kosten 

für die Installation eines Smart Meter Gateways angenommen wurden. Hierdurch 

ergeben sich für die Integration einer  Steuerbox Investitionskosten von insgesamt 102  û. 

Zusätzlich fallen für den Betrieb einer Steuereinrichtung weitere Ausgaben an, für 

welche jedoch noch keine belastbaren Aussagen vorliegen.  

Es ist nun möglich die IKT -Kosten für die Realisierung von NoM an zugeben. Für 

Demand Side Management in Haushalten, Ladeverschiebung bei Elektrofahrzeugen und 

Power2Heat -Anlagen wird neben dem iMSys voraussichtlich eine zusätzliche Steuerbox 

nötig sein, um die Anlagen einzeln steuern zu können. Ein eigener mME ist für 

Abrechnungszwecke der CLS wichtig, damit diese getrennt vom normalen 

Stromverbrauch erfassbar sind.  

IKT -Kosten im Rahmen des Rollouts für 2015 und 2030  

Die wirtschaftliche Bewertung des IKT -Bedarfes von NoM basiert auf der Prämisse, 

dass bis zum Jahr 2030 a lle relevanten Zählpunkte mit einem iMSys ausgestattet sind. 

Die Aufwendungen für das iMSys werden somit für 2030 als bereits getätigt angesehen 

und finden in der wirtschaftlichen Bewertung der NoM keine Berücksichtigung. 

Lediglich eine zusätzliche mME für  die Abrechnung sowie ggf. eine Steuerbox sind für 
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das Jahr 2030 zu kalkulieren. Im Gegensatz hierzu, sind für das Jahr 2015 die Kosten 

für das iMSys zusätzlich zu berücksichtigen (vgl.  Tabelle  4-8). 

Tabelle  4-8: Kosten für IKT -Anbindung von NoM auf Basis des Rollouts von 

mME bzw. iMSys , eigene Berechnung nach /EY -01 13/, 

/DENA - 07 14/  

IKT-Komponente 2015 2030 

Intelligentes Messsystem 
Investition 470 ú - 

Betriebskosten 117 ú/a - 

Zusätzliche moderne 
Messeinrichtung 

Investition 111 ú 111 ú 

Betriebskosten 4,5 ú/a 4,5 ú/a 

Steuerbox Investition inkl. Einbau 102 ú 102 ú 
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4.7 Ausblick und Fazit 

Der Rollout von modernen Messeinrichtungen bzw. intelligenten Messsystemen beginnt 

planmäßig im Jahr  2017 und ist bis Ende des Jahres 2032 von den 

Messstellenbetreibern zu 95  % umzusetzen. Dabei werden Erzeugungsanalgen ab 7  kW, 

Letztverbraucher mit einem Jahresstromverbrauch von mehr als 6.000  kWh und 

unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen (§  14a Energiewirtschaftsgesetz) mit einem 

intelligenten Messystem, bestehend aus moderner Messeinrichtung und Smart Meter 

Gateway, ausgestattet. Bei einem Jahress tromverbrauch bis einschließlich 6.000  kWh 

und Erzeugungsanlagen mit einer Leistung von über 1 bis einschließlich 7  kW kann der 

Messstellenbetreiber optional die Messstellen mit einem intelligenten Messsystem 

ausstatten. Diejenigen Messstellen, welche nich t mit einem iMSys ausgestattet werden, 

sind zumindest mit einer modernen Messeinrichtung zu versehen.  

Um die wirtschaftliche Vertretbarkeit der Umrüstung zu erfüllen, ergeben sich 

gestaffelte Preisobergrenzen, welche sich aus den Kosten des herkömmlichen 

Messstellenbetriebs (ca. 20 û/a) und den Energie-Einsparpotenzialen ergeben. Aktuell ist 

abzusehen, dass die Preisobergrenzen die Systemkosten der Umrüstung der Messstellen 

nicht gänzlich abdecken. Hierdurch ergibt sich die Motivation, den kommenden Rollou t 

von intelligenten Messsystemen zu nutzen, um folgende Netzoptimierende Maßnahmen 

in die neu geschaffene IKT -Infrastruk tur zu integrieren:  

¶ Power2Heat -Anlagen als unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen  

¶ Hausspeichersystem zur Netzentlastung  

¶ Koordiniertes Bl indleistungsmanagement auf dezentraler Ebene  

¶ Demand Side Management in Haushalten  

¶ Demand Response in der Industrie  

¶ Elektrofahrzeuge zur Netzstabilisierung  

¶ Umsetzung von Einspeisemanagement  

Zusätzlich zu den gesetzlichen Vorgaben zum Rollout von intelligenten Messsystemen ist 

die Implementierung einer Steuerbox bzw. einer zusätzliche modernen Messeinrichtung 

für die Abrechnung zur Erschließung von NoM möglich.  
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5 Netzoptimierende MaÇnahmen 

Im  folgenden Kapitel werden alle Netzoptimierenden Maßnahmen im Detail vorgestellt.  

5.1 Konventioneller Netzausbau 

 

Der konventionelle Netzausbau stellt eine bereits seit Beginn der Stromübertragung 

etablierte Maßnahme dar. Dabei wurde seit Ende des 19.  Jahrhun derts sowohl Gleich - 

als auch Wechselstrom genutzt. Die Entscheidung, ob die Übertragung mit Wechsel - 

oder Gleichstrom stattfinden soll, fiel im sog. Stromkrieg  im Jahr 1890: Während 

Thomas Edison in mehr als 120 Gleichstromnetzen eine Übertragung mit Glei chstrom 

versuchte, installierte George Westinghouse eine Vielzahl an Wechselstromnetzen. 

Durch den Anschluss des Wasserkraftwerkes Ames gelang es Westinghouse, den ersten 

Formatkrieg zu entscheiden und so den technischen Standard bei der 

Energieübertragung  zu setzen. /DAV -01 03/ 

 

Die oben beschriebenen historischen Ereignisse führten dazu, dass die heutige 

Stromübertragung überwiegend auf Drehstrom basiert. In den letzten Jahren stieg der 

Bedarf am Transport von Energie über lange Distanzen, wobei die sog. Hochspannungs -

Gleichstromübertragung (HGÜ) klare Vorteile in Bezug auf Verluste, Regelbarkeit und 

Blindleistungsbedarf aufzeigt. Aus diesem Grund wird in diesem Teilbericht neben der 

Drehstromtechnologie (Hochspannungs -Drehstromüb ertragung ð HDÜ), trotz der 

höheren Kosten, auch HGÜ genauer erläutert. Ein energiewirtschaftlicher Nutzen von 

HGÜ gegenüber Drehstrom stellt sich bei Freileitungen ab einer Entfernung von 600  km 

bzw. bei Erd -/Seekabeln ab einer Entfernung von 30  km ein. / KON -01 08/ 

Bei konventionellem Netzausbau sowohl in Drehstromtechnologie als auch bei HGÜ 

kann grundsätzlich zwischen Freileitungen und Erdkabeln unterschieden werden. In der 

Vergangenheit wurden Freileitungen aus Kostengründen meist  außerhalb von Städten 

eingesetzt. In Siedlungen und Ballungsräumen dominiert daher v.  a. im Verteilnetz der 

Kabelanteil (vgl.  Tabelle  5-1).  

Die erste Gleichstromübertragung  in Deutschland fand im Jahr 

1882 mit einer Spannung von 2.000 V über 57 km von Miesbach 

nach München unter der Planung von Oskar von Miller statt. Neun 

Jahre spªter wurde mit der ăKraft¿bertragung Lauffen Frankfurtò 

die erste Drehstromübertragung durchgef ührt./MUEL 01 01/  

Weiterführendes  

Wissen  
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Tabelle  5-1: Basisdaten zum Stromnetz in Deutschland  (2013) / BDEW -15 14/  

 
Nennspannung 

Gesamtlänge der 

Stromkreise in km 

Anteil Freileitung 

in % 

Anteil Erdkabel  

in % 

Höchstspannung 

(HöS) 
> 125 kV 35.185 99,05% 0,5% 

Hochspannung (HS) >72,5 kV - 125kV 79.700 91% 9% 

Mittelspannung (MS) >1 - 72,5 kV 514.000 21,2% 78,8% 

Niederspannung (NS)  - 1 kV 1.168.000 11% 89% 

Gesamt  1.796.888 19% 81% 

 

Die beiden folgenden Kapitel erläutern die wichtigsten Grundlagen der beiden 

Varianten des konventionellen Netzausbaus, die Drehstromübertragung und HGÜ.  

5.1.1 Drehstromübertragung - Stand der Technik und Entwicklungspotenzial 

Im Folgenden wird die Drehstromübertragung vorgestellt. Der Fokus hierbei ist auf den 

Stand der Technik und dem Entwicklungspotenzial gesetzt.  

5.1.1.1 Systembeschreibung des konventionellen Netzausbaus in 

Drehstromübertragung 

Die wichtigsten Komponenten der Drehstromübertragung sind im Allgemeinen 

Schaltanlagen, Freileitungen und Erdkabel,  welche im Folgenden beschrieben werden.  

5.1.1.1.1 Schaltanlagen und Transformatoren 

Schaltanlagen sind Netzknotenpunkte und dienen im Stromnetz dazu, einzelne 

Freileitungs -, Kabel -, Schienen- oder Transformatorabgänge zu verbinden. 

Schaltanlagen, die einen Transfor mator mit einschließen, werden als Umspannanlagen 

bezeichnet und dienen der Kopplung verschiedener Spannungsebenen. /OED -01 04/ 

Umspannanlagen tragen je nach Spannungsebene unterschiedliche Bezeichnungen, die 

je nach Netzbetreiber voneinander abweichen kön nen: 

¶ Umspannwerk: HöS zu HS  

¶ Umspannstation: HS zu MS  

¶ Trafostation: MS zu NS  

Schaltanlagen lassen sich in drei verschiedene Typen einteilen: konventionelle 

Freiluftschaltanlagen, konventionelle Innenraumschaltanlagen und gasisolierte 

Innenraumschaltanlagen (GIS). Letztere nutzen das Schwefel -Hexafluorid (SF 6) als 

Isolationsmittel und haben dadurch  etwa einen um den Faktor vier geringeren 

Platzbedarf als vergleichbare luftisolierte Schaltanlagen. Innenraumschaltanlagen und 

GIS finden vor allem Einsatz bei beg renztem Platzbedarf  z. B. in Ballungsgebieten oder 

bei problematischen Umweltbedingungen wie z. B. in Meeresnähe /KON -01 08/.  
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In Schaltanlagen können im Wesentlichen drei Komponenten gefunden werden:  

¶ Sammelschienen dienen der Kopplung der Stromkreise.  

¶ Über Schalter wird der Zustand des Netzes und damit der Stromfluss gesteuert.   

¶ Überspannungsableiter  schützen elektrische Einrichtungen vor 

Überspannungen, die z.  B. durch Blitzschläge hervorgerufen werde n können.  

Ist eine Ertüchtigung bestehender Anlagen nicht mehr möglich, müssen stellenweise 

Umspannanlagen neu errichtet werden. Abbildung  5-1 zeigt  einen Transformator in 

einem Umspannwerk und verdeutlicht den großen Flächenbedarf einer solchen Anlage.  

 

Abbildung  5-1: Transformato r in einem Umspannwerk  (Bildquelle: TenneT TSO 

GmbH)  

Transformatoren werden zur Verbindung der Spannungsebenen eingesetzt. Die 

Übertragung von elektrischer Energie erfolgt aufgrund der geringeren Verluste bei 

möglichst hohen Spannungen. Kraftwerke und Letz tverbraucher sind in der Regel in 

niedrigeren Spannungsebenen angeschlossen. Über Transformatoren wird die Energie 

zwischen den Spannungsebenen transformiert. Durch Wirkungsgrade bis zu 99 Prozent 

treten in Transformatoren nur geringe Verluste auf. Die hoh en auftretenden Ströme 

SF 6 ist eines der Treibhausgase mit der größten Klimawirkung. 

Nach / DESTATIS -12 13/  weist SF 6 ein CO2-Äquivalent von 23.900 

auf. Für den Betrieb von Schaltanlagen sind daher nach IEC -Norm 

62271-203 maximal 0,5 % Gasleckage pro Jahr zulässig.  

Weiterführendes  

Wissen  
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führen allerdings zu einer starken Erwärmung, weswegen Transformatoren aufwendig, 

meist über ein zirkulierendes Öl, gekühlt werden müssen. Aus Umweltgründen werden 

v. a. in den niederen Spannungsebenen mittlerweile auch vermehrt 

Trockentransformatoren mit Kühlrippen eingesetzt. /KON -01 08/ 

Durch den fortschreitenden Ausbau von dezentralen Erzeugungsanlagen nimmt in 

vielen Verteilnetzen die Rückspeisung in das überlagerte Netz zu. Hierbei kann es zu 

Betriebsmittelüberlastungen kommen, die den Einsatz von höher dimensionierten 

Transformatoren notwendig machen können (vgl. Abbildung  5-2). 

 

Abbildung  5-2: Anlieferung eines 40  MVA -Transformator s für das Umspannwerk 

Altdorf /BAYAG -01 16/  

Aufgrund seines hohen Gewichts und der hohen Zuverlässigkeit wird ein Transformator 

in der Regel so selten wie möglich und daher erst zum Ende seiner Lebensdauer von ca. 

50 Jahren ausgetauscht.  

Die drei europäischen Hersteller ABB, Siemens und Alstom 

vereinen trotz starker Konkurrenz aus den USA und Asien einen 

Marktanteil von über 45 Prozent am Weltmarkt für 

Transformatoren / MMO -01 14/ . 

Weiterführendes  

Wissen  
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Anmerkung: Differenzierung zur NoM Regelbarer Ortsnetztransformator  

Regelbare Ortsnetztransformatoren (vgl. Definition in Abbildung  5-3, Detailanalysen 

in Kapitel  5.2) werden aufgrund ihrer großen Bedeutung für die zuk ünftigen 

Verteilnetze in MONA 2030 als eigenständige NoM betrachtet.  

 

Abbildung  5-3: Definition der NoM ăRegelbarer Ortsnetztransformatorò 

5.1.1.1.2 Freileitungen und Erdkabel 

Nach den geltenden Planungsgrundsätzen  und dem NOVA -Prinzip  (Netzoptimierung 

vor -Verstärkung vor -Ausbau) sind die Netzbetreiber angehalten zu prüfen, ob vor 

einem Neubau von Anlagen durch Netzoptimierungsmaßnahmen (z.  B. Änderung der 

Schalterstellungen ohne bauliche Maßnahmen) der Ausbaubedarf kompensiert  werden 

kann. Ist dies nicht möglich, werden Netzverstärkungsmaßnahmen wie zusätzliche 

Stromkreise auf einer Leitung oder eine Erhöhung der Betriebsspannung in Erwägung 

gezogen. Kann trotz dieser Möglichkeiten der kritische Netzzustand nic ht behoben 

werden, muss der Neubau von  neuen Leitungen oder Transformatoren ausgewiesen  

werden.  

Freileitungen  

Nach der Investitionsentscheidung für den Bau einer Freileitung wird im 

Planfeststellungsverfahren u.  a. das technische Design der Masten, die Abs tände 

zwischen den einzelnen Masten und die Masthöhe festlegt. Dazu gehört auch eine 

Untersuchung des Baugrundes, um eine langfristige Standfestigkeit der Mastgründung 

zu garantieren. In Deutschland werden neue Freileitungen überwiegend als Tonnen - 

oder Donaumast ausgeführt. Die verwendeten Leiterseile bei Freileitungen und 

Erdkabeln sind in Kapitel 5.1.4.1 beschrieben. Sie unterscheiden sich hauptsä chlich in 

Leitermaterial, Durchmesser und zulässigem Dauerstrom.  

Nach Genehmigung  durch die zuständige Behörde beginnt  die eigentliche Bauphase. Als 

Grundlage für den Mast werden  im Übertragungsnetz  Maststandorte von etwa elf mal 

elf Metern ausgewählt,  die zur Mastgründung dienen . Hierzu stehen drei herkömmliche 

Verfahren zur  Verfügung : das Plattenfundament, die Pfahlgründung und das 

Stufenfundament. Beim Platten - und Stufenfundament wird zuer st eine Grube 

ausgehoben, worin  dann die Ecksti ele, welche als Verbin dungsglieder zwischen Mast 

und Fundament fungieren , einbetoniert werden.  Das Stufenfundament wird speziell für 

abschüssiges Gelände eingesetzt, um die unterschiedlichen Bodenhöhen zu bewältigen , 

wobei jeder Eckstiel in einer separaten Grube einbetoniert wird. Bei der Pfahlgründung 

hingegen werden die Eckstiele direkt in den Grund eingeführt bis sie fester Baugrund 

sichert. Dieser Vorgang ist in Abbildung  5-4 dargestellt. /TNT -02 16/ 
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Abbildung  5-4: Vorgang der Pfahlgründung (Bildquelle:/TNT -02 16/)  

Bevor der Mast ü ber die Eckstiele in das Fundament gelassen wird, erfolgt eine 

Vormontage der Mastunterteile in sogenannten Schüssen ( Mastunterteil, Mittelteil mit 

seitlich ausgelegten Traversen und Mastspitze ). Übliche  Masttypen  bestehen aus einer 

Stahlgitterkonstruktion  in Fachwerkbauweise und sind hinsichtlich  größtmöglich er 

Stabilität optimiert . Diese Mastteile werden vor Ort nacheinander, meistens mithilfe 

eines Krans, auf das Fundament aufgestockt (vgl. Abbildung  5-5). /TNT -03 16/ 

 

Abbildung  5-5: Vorgang der Mastaufstockung mittels Kran (Bildquelle: 

/TNT -03 16/ ) 

Nach der Montage der Masten folgt die Beseilung mit den Leiterkabeln, welche an den 

Freileitungselementen, Armaturen und Isolatoren an den seitlichen Traversen befestigt 

werden.  Daraufhin werden die Leiterseile mithilfe von Seilwinden zwischen den Masten 

gespannt. Am Ende hängen die Monteure die Leiterseile ein und spannen sie so, dass 

der Durchhang der Leiterseile der Norm entspricht und keine Gefahr für Mensch und 

Umwelt durch den Stromtransport entsteht. / TNT -03 16/ Eine Beschreibung der 

Normgerechten Dimensionie rungen nach der Freileitungsnorm DIN  EN  50341 kann 

Kapitel  5.6 entnommen werden.  Dort wird auch auf weitere Normen und auf 

Abhängigkeiten der Abstan dslängen eingegangen.  
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Erdkabel (vgl. /TNT -06 16/) 

Zur Verlegung  einer Erdkabelleitung wird ein Arbeitsstreifen von circa 42  m Breite 

benötigt. Vor dem Ausheben der Kabelgräbe n muss gegebenenfalls Wasser gestaut oder 

das Grundwasser lokal abgesenkt werden. Weitere Sondermaßnahmen fallen bei der 

Querung von Infrastrukturen an, welche unterbohrt werden müssen. Für die Verlegung 

der Kabel müssen schließlich zwei Kabelgräben mit ei ner Breite von circa 4,5  m 

ausgehoben werden. 

Sobald die Gräben ausgehoben sind, können die Erdkabel mit Hilfe einer Kabeltrommel 

verlegt werden. Aufgrund ihrer Ausmaße erfordern Kabeltrommeln einen aufwendigen 

Transport: Eine Rolle misst  ca. 3,65 m in der  Breite, ca. 4,20  m in der Höhe und wiegt 

bis zu 50.000 kg. Pro Trommel stehen  ca. 950 m Kabel zur Verfügung, die an einem Tag 

verlegt werden können. Als Verbindungsstück zwischen den Kabelstrecken werden 

sogenannte Muffen benutzt. Diese gelten als Schwach stelle des Erdkabelsystems, da bei 

Beschädigung oder vollständiger Störung der Muffe eine Störung in der Leitung auftritt. 

Insgesamt ist der Prozess des Kabelverlegens aufgrund des aufwändigen Transports und 

der langwierigen Verlegungsarbeiten sehr zeitint ensiv. 

Der Aufwand der Reparatur im Falle einer Störung  ist mit einer Erstmontage identisch. 

Zuerst muss die Problemstelle sehr zeitintensiv gefunden oder durch Messungen 

identifiziert werden. Daraufhin muss die Störstelle ähnlich der Erstmontage 

ausgegraben und ersetzt werden. Somit wird bei Betrachtung der Bauphase und der 

Instandhaltung deutlich, dass das Erdkabel im Vergleich zur Freileitungsvariante an 

vielen Stellen einen Mehraufwand und Mehrkosten mit sich bringt.  

5.1.1.2 Entwicklungspotenzial 

Einsatz von Ko mpaktmasten im Übertragungs - und Verteilnetz  

Kompaktmasten sind gekennzeichnet durch eine besonders schmale oder niedrige 

Mastbauweise, die sowohl zur Verringerung der Trassenbreite als auch der Masthöhe 

führen kann. In Deutschland sind Kompaktmasten in de r 110 kV Ebene bereits seit 

30 Jahren Stand der Technik. / STMWI -04 15/  
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Abbildung  5-6:  In Dänemark  eingesetzter  Eagle Pylon mit Betriebsspannungen bis 

400 kV (Bildquelle: /BVK -02 16/)  

Sowohl in de r 110 kV Ebene als auch als 380  kV -Hochspannungsleitungen  (vgl. 

Abbildung  5-6 und Abbildung  5-8) werden Kompaktmasten in vielen weiteren 

europäischen Ländern wie Dänemark, Italien  oder den Niederlanden (vgl. 

Abbildung  5-7) eingesetzt . /EUPO -01 14/ 

 

Abbildung  5-7:  In Italien eingesetztes 400  kV-System (Bildquelle: /BVK -02 16/)  
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In Deutschland ist der Netzaufbau durch gesetzliche Bestimmungen geregelt. Dabei 

muss beispielsweise ein Mastdesign den ăanerkannten Regeln der Technikò entsprechen 

/DIN -01 10/. Der Genehmigungsprozess berücksichtigt die Betriebserfahrung mit 

Netzkomponent en, wodurch der Einsatz von Kompaktmasten in Deutschland nur selten 

forciert wird /STMWI -04 15/. Daher können auch im Ausland etablierte Standards nicht 

ohne Adaption auf die deutsche Normierung eingesetzt werden.  

In einer v ergleichenden Bewertung einer 38 0 kV -Leitung in Kompakt - und 

Standardbauweise können geringe Auswirkungen auf die Schutzgüter Flora, Fauna, 

Landschaftsbild und Boden festgestellt werden.  Aufgrund der deutlich schmaleren 

Traverse eines Kompaktmastens können im Vergleich zum Standardmast  bis zu 50 % 

Trassenbreite eingespart werden. Dies ergibt eine Reduzierung der notwendigen  

Kompensationsfläche  um bis zu 50  %, wodurch auch die Kompensationskosten vor allem 

in waldreichen Landschaften deutlich sinken  /KRIEDE -01 12/. Durch die geringeren 

Lei terabstände werden darüber hinaus die in /BMU -01 98/ definierten Grenzwerte 

deutlich reduziert. /DENA -06 14/  

Als Haupthemmnisse für den zeitnahen, flächendeckenden Einsatz von Kompaktmasten 

in Deutschland  sind neben der oben thematisierten Normierung die derzeit noch um 1,5 

bis 3-fach erhöhten Investitionskosten gegenüber einem Stahlgittermasten  

/DENA -06 14/ festzustellen. Im  internationalen Vergleich werden hingegen  geringere 

Kosten angegeben (z. B. lediglich Mehrkosten von 30  % /STAN -01 09/), welche durc h 

gerin gere Wartungskosten und Entschädigungszahlungen langfristig sogar zu 

geringeren Gesamtkosten für Kompaktmasten führen können.  /STMWI -04 15/, 

/CIGRE -02 98/ 

 

Abbildung  5-8:  220 kV-Leitung in der Schweiz (Bildquelle: / BVK -02 16/)  

Durch den steigenden Flächendruck im Zuge des Netzausbaus und der zu erwartenden 

Kostensenkung können dem Einsatz von Kompaktmasten langfristig gute 

Etablierungschancen attestiert werden, da die Technologie im Hinblick auf  

Umweltauswirkungen und Akzeptanz Vorteile bietet. Außerdem ist der Ausbau mit dem 

NOVA -Prinzip vereinbar, da bereits vorhandene Trassen zu Kompaktmasten 

umgerüstet werden können  /EUPO -01 14/. 

Verwendung von Hochtemperaturleiterseilen  

Sogenannte Hochtempe raturleiterseile (kurz: HT ð high temperature ) sind durch eine 

höhere Stromtragfähigkeit charakterisiert und können daher als Option zur 

Verstärkung bestehender Freileitungstrassen eingesetzt werden. HT -Leiterseile werden 



96 Netzoptimierende Maßnahmen 

 

im deutschen Übertragungsnetz bish er nur in Pilotprojekten eingesetzt /VDE -06 13/. 

Weltweit werden HT -Leiterseile bereits in über 260 Projekten und mit einer 

Gesamtlänge von mehr als 22.000  km im Hoch - und Höchstspannungsnetz verwendet 

und sind in Ländern wie Polen, Portugal und England be reits etabliert /CTC -01 13/. 

Derzeit werden überwiegend zwei Technologien von HT -Leiterseilen unterscheiden:  

¶ Standard -HT -Leiter (TAL -Leitern) aus wärmebeständigem Aluminium als 

Kernmaterial mit einer maximal zulässigen Leitertemperatur bis ca. 150°C  

¶ HTLS -Leiter ( high -temperature -low-sag) mit einer Leitertemperatur bis ca. 210°C  

HTLS -Leiter besitzen durch den Einsatz neuartiger Kernmaterialien , oft eine 

Aluminiumoxid -Metallmatrix (z.B. ACCR - Aluminium Conductor Composite 

Reinforced), mit verringerter thermischer Ausdehnung , auch bei höheren  

Betrie bstemperaturen einen geringeren  Durchhang des Leiters. Dadurch können 

bestehende Trassen ohne den Bedarf einer Masterhöhung mit Hochtemperaturleitern 

bestückt werden.  /DENA -06 14/  

 

Abbildung  5-9:  Querschnitt durch HTLS -Leiterseil der Firma 3M (Bildquelle: 

/DMD -01 11/)  

Durch den Einsatz von HT -Leiterseilen kann die zulässige thermische Strombelastung 

bei vergleichbarem Leiterquerschnitt im Vergleich zur HDÜ -Technik um das bis zu 

1,9-Fache gesteigert werden. Außerdem können Hochtemperaturseile auf die alten 

Masten integriert werden. Die höhere Stromtragfähigkeit führt zu höheren 

Betriebsströmen, was in der Konsequenz bei höherer Übertragungsleistung zu höheren 

Verlusten und stärkeren Magnetfeldern als bei konventionellen Leiterseilen führt. 

Speziell die stärkeren elektro -magnetischen Emissionen müssen bei der Netzplanung 

mit den im Bundesimmissionsschutzgesetz (BImSchG) festgelegten Grenzwerten nach 

/BMU -01 98/ mit berücksichtigt werden. Darüber hinaus erfordern höhere 
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Betriebsströme eine Prüfung der Systemstabilität als auch der Temperaturbelastbarkeit 

der verwendeten Systemkomponenten, wie z. B. Armaturen, Isolatoren sowie Leit - und 

Schutztechnik. /DENA -06 14/ 

Die Investitionskosten von HT -Leiterseilen sind derzeit um den Faktor sieben bis zehn 

höher als bei Standardleiterseilen. Durch die Integration auf bestehenden Masten kann 

jedoch durch HT -Leiterseile die Übertragungskapazität von bestehenden Trassen erhöht  

werden, was zu geringeren Gesamtkosten führen kann. Ein ACCR-Seil (219 Mio. û), das 

im Rahmen einer Case Study ( Ertüchtigung einer  bestehenden 200 km langen Leitung ) 

untersucht wurde, zeigt zu  19 % geringere Gesamtkosten im Vergleich zum 

konventionellen Netzausbau mit ne uen Masten und herkömmlichen Seilen (269  Mio. û) 

auf. /IFHT -01 11/ 

5.1.1.3 Case Study Drehstromübertragung: Die AC/DC-Hybridleitung Ultranet 

 

Bei einer Hybridleitung wird ein Parallelbetrieb von Wechsel- und Gleichstroms ystemen 

auf dem gleichen Mast  realisiert. Ein Beispiel hierfür  ist das Projekt ULTRANET mit 

380 kV -AC- und 380  kV -DC-Stromkreisen auf einer Trasse . /TNBW -01 16/ 

Die Strecke reicht 340 km von Osterath in Nordrhein -Westfalen bis nach Philippsburg 

in Baden -Württemberg mit einer Trassenkorridorbreite von ca. 1 .000 m. Die 

Übertragungskapazität der HGÜ -Leitung beträgt 2 ,0 GW. Nach derzeitigen Planungen 

wi rd mit einer Inbetriebnahme für das Jahr 2022 gerechnet. Außerdem soll ULTRANET 

bis 2025 nach Emden an die Nordseeküste weitergeführt werden . Nur an sehr  wenigen 

Stellen ist  für ULTRANET ein Ersatz - oder Parallelneubau notwendig, meist kann eine 

bestehende Trasse verwendet werden . Zusätzlich ist die Errichtung von zwei Konvertern  

von Gleich - zu Wechselstrom  in Osterath und Philippsburg nötig. Eine Konverterstation 

weist  nach den bisherigen Planungen einen Flächenbedarf  von ca. 100.000 m² auf . 

/TNBW -02 16/ 

Der Parallelbetrieb von Wechsel- und Gleichstrom -Systemen auf den gleichen Masten  

erhöht die nutzbare  Leistungsdichte der Masten. Ein etablierter Mast zur HDÜ mit 

380 kV  kann mit den bestehenden Abständen und Isolatorlängen unter Einhaltung der 

zulässigen Randfeldstärken eine HGÜ -Leitung von  ± 450 kV Gleichstrom aufnehmen. 

Die maximal übertragbare Leistung  dieses Hybridbetriebes  beträgt somit 2 ,2 GW. 

Darüber hinaus ermöglichen die HGÜ -Punkt -zu-Punkt -Verbindungen eine 

bidirekt ionale, steuer - und regelbare Übertragung von Gleichstrom zur optimierten 

Lastflusssteuerung. Nachteile in der Betriebsführung ergeben sich hauptsächlich durch 

eine Ohmsche Querkopplung zwischen der Gleich - und Wechselstromübertragung. Es 

Aufgrund der Gleichstromübertragung fallen keine 

Blindleistungsverluste durch den Blindleistungsbedarf 

der Freileitungs - bzw. der Kabelsysteme, sondern 

lediglich die Ohmschen Verluste an, wodurch aber 

insgesamt weniger Verluste als bei der 

Drehstromtechnologie erzeugt werden. Andererseits sind 

flächen- und kostenintensive Umrichteranlagen  

notwendig. /DENA 06 1 4/  

Gleichstromübertragung  
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entstehen Verschi ebungsströme, die eine AC-Komponente im DC -System und eine DC -

Komponente im AC -System einkoppeln.  /TNBW -02 16/ /TNBW -02 12/ 

5.1.2 Hochspannungsgleichstromübertragung (HGÜ) - Stand der Technik und 
Entwicklungspotenzial 

Neben der Verwendung in den oben beschrieben en Hybridleitungen sind in Deutschland 

zusätzlich reine HGÜ -Systeme geplant. Diese Technologie wurde in MONA 2030 in einer 

Vorstudie (vgl. /FFE -10 15/) untersucht. B ereits in mehre ren on- und offshore Projekte n 

werden HGÜ -Freileitungen und -kabel erfolgrei ch eingesetzt. D abei wird die 

Technologie vor allem von den drei OEMs : ABB, Siemens und Alstom bzw. die Kabel von 

den drei OEMs : ABB, Nexans und Prysmian zur Verfügung gestellt .  

Trotz einer Vielzahl erfolgreich realisierter Projekte kommt es bei den Proje ktkosten  zu 

sehr starken Schwankungen, die v.  a. auf den Verlegungsort und die Übertragungsart 

zurückzuführen sind . In Deutschland sind drei HGÜ -Leitungen geplant /NEP -01 15/  

¶ Ultranet vom Umspannwerk Emden über Osterath nach Philippsburg  

¶ SuedLink von Brun sbüttel nach Großgartach und von Wilster nach 

Bergrheinfeld/West  

¶ SüdOst-Link von Wolmirstedt nach Gundremmingen oder Isar  

Abbildung  5-10 zeigt darüber hinaus eine Auswahl an geplanten/realisierten 

internationalen HGÜ -Projekten.  

 

Abbildung  5-10:  Beispiele für internationale HGÜ -Projekte (realisiert bzw. beauftragt)  

Im Juli 2015 wurde von der Koalition  ein allgemeine r Erdkabelvorrang bei 

Gleichstrom projekten beschlossen:  

ăErdkabel werden bei neuen Gleichstromtrassen in der Bundesfachplanung Vorrang 

erhalten. Bisher hatten Freileitungen den Vorrang und Erdkabel waren die Ausnahme. 

Die Mehrko sten sind gerechtfertigt, da die Maßnahme zu mehr Akzeptanz und zu einem 

schnelleren Ausbau f¿hrt.ò /BMWI -19 15/ 
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Anmerkung: Differenzierung zur NoM Gleichspannungsverteilnetze  

Gleichspannungsverteilnetze (vgl. Definition in Abbildung  5-11, Detailanalysen in 

Kapitel 5.15) werden in MONA 2030 als eigenständige NoM betrachtet.  

 

Abbildung  5-11: Definition der NoM  Gleichspannungsverteilnetze  

 

5.1.2.1 Systembeschreibung von HGÜ 

HGÜ -Leitungen werden in erster Linie zur Punkt -zu-Punkt -Übertragung von hohen 

Leistungen verwendet.  HGÜ wird überwiegend aufgrund der geringen Verluste für den 

Transport von elektrischer Energie über lange Distanzen und als Verkabelung 

eingesetzt, sofern aufgrund der Entfernung eine Drehstromübertragung auszuschließen 

ist. Bei der Umrichtung zwischen Wechsel - und Gleichstrom kann zwischen zwei 

Technologien unterschieden werden /DENA -06 14/, /ABB -01 07/: 

¶ Netzgeführte HGÜ (LCC ð Line Commutated Conver ter) ist eine bereits seit 

Jahren etablierte Technologie. Hierbei sind Gleich - und Wechselrichter aus 

Leistungsthyristoren aufgebaut, die gezielt gezündet werden, wofür ein starres 

Spannungssignal aus dem Drehstromnetz benötigt wird. Dadurch sind hohe 

Über tragungsleistungen möglich. Jedoch kann eine LCC -HGÜ keinen Beitrag zur 

Stabilität des Drehstromnetzes (z.  B. durch aktives Blindleistungsmanagement) 

leisten.  

¶ Selbstgeführte HGÜ (VSC - Voltage-Source Converter) bietet durch moderne 

IGBT -Halbleitertechnolo gie die Möglichkeit zur aktiven Zündung und damit 

erweiterte Regel - und Steuermöglichkeiten. Hier werden Gleichrichter mit 

Gleichspannungszwischenkreis verwendet. Dadurch ist eine entkoppelte 

Steuerung des Wirk - und Blindleistungsflusses möglich.  

5.1.2.2 Entwicklungspotenzial 

Weitreichende Möglichkeiten zur Weiterentwicklung bieten vor allem die technische 

Verbesserung der Konverterstationen und der Aufbau eines vermaschten 

Gleichstromnetzes. Grundlage hierfür können z.  B. Multilevel -Konverter sein. Wie VSC -

HGÜ nutzt die in /TR -01 13/ beschriebene ăModulare Multilevel-Technikò die 

weitgehend ausgereiften IGBT -Transistoren in den Konverteranlagen. Der Unterschied 

ist jedoch, dass die Gleichspannung von derzeit bis zu 320  kV nicht in zwei bis drei 

großen Schri tten, sondern in vielen kleinen Spannungsstufen geregelt werden kann. 

Dadurch sind Steuerungsprozesse in jeder Konverterstation möglich. Elektronisch 

geregelt lassen sich so mehrere Gleichstromtrassen an einem Punkt miteinander 

verknüpfen. Beispielsweise e xistiert ein lokal begrenztes HGÜ -System auf Basis der 

ăMultilevel-Technologieò bereits als Verbindungsstrecke zwischen San Francisco und 

Pittsburgh. Über ein 85  km langes Seekabel wird bis zu 40  % des Bedarfs von San 
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Francisco gedeckt. Für ein vermaschtes , stabiles Gleichstromnetz in der 

Freileitungsausführung sind zusätzlich DC -Leistungsschalter notwendig, um 

beispielsweise nach einem Blitzschlag die Teilstrecke wegen Überspannung vom übrigen 

Netz abzutrennen. Jedoch hat diese Technologie bisher keine Mar ktreife erreicht und 

befindet sich noch im Entwicklungsstadium. / TR-01 13/ 

5.1.2.3 Case Study HGÜ: SuedLink ï Die Windstromleitung 

Die steigende räumliche Diskrepanz zwischen den Lastzentren in Süd -/ 

Westdeutschland und den regenerativen Erzeugungen , on- und offsh ore, im Norden  

führt zu einem erhöhten Transportbedarf. Nach Analysen der 

Übertragungsnetzbetreiber (vgl. /NEP -01 13/, /NEP -02 14/, /NEP -01 15/), die mehrfach 

von der Bundesnetzagentur geprüft und bestätigt wurden, stellt die Übertragung mit 

Hochspannungs -Gleichstrom durch die bessere Steuerbarkeit und die geringeren 

Verluste eine geeignete Technologie für den Langstreckentransport dar.  

Hier kommt SuedLink ins Spiel, indem er das wachsende Nord -Süd-Gefälle überbrückt 

und den Windstrom dorthin transportiert,  wo er zunehmend gebraucht wird ð zu den 

Verbrauchern in Süddeutschland.  /TNT -07 16/ 

Die Maßnahme wurde daher mit dem vordringlichen Bedarf zur Gewährleistung eines 

sicheren und zuverlässigen Netzbetriebes im Übertragungsnetz eingestuft. Über große 

Entfern ungen sollen sowohl Nord -Süd- als auch Süd -Nord -Leistungsflüsse ermöglicht 

werden, ohne das bestehende Wechselstromn etz zusätzlich zu überlasten. Mit einer 

Länge von insgesamt rund 800  km  von Schleswig -Holstein nach Bayern und Baden -

Württemberg und einer Übertragungskapazität von insgesamt 4,0 GW soll die SuedLink 

die innerdeutsche Versorgungssicherheit gewährleisten und d arüber hinaus  die 

Austauschkapazität mit Norwegen, Dänem ark und Schweden auf bis zu 4,5  GW steigern 

/BET -01 15/. Die herausgehobene Stel lung des Netzausbauprojektes zeigt sich durch 

Aufnahme der beiden SuedLink -Trassen in den Bundesbedarfsplan (BBPlG) 2013 als 

Leitungsvorhaben DC  3 und DC  4 /BRD-01 13/. Anfangs - und Endpunkte der 

Verbindungen sind damit vorgegeben (Stand /NEP -01 15/: DC 3: Brunsbüttel  nach 

Großgartach ; DC 4: Wilster nach Bergrheinfeld/West).  

Nach Aufnahme in den BBPlG wurden die Übertragungsnetzbetreiber mit der Planung 

beauftragt. Gemäß den Vorgaben in /BRD -03 11/ hat TenneT als zuständiger 

Netzbetreiber im Februar 2014  einen ersten Trassenkorridorvorschlag für SuedLink 

zwischen den verbindlich festgelegten Anfangs - und Endpunkten  vorgestellt. Bereits ab 

Beginn der Planungen wurde die Öffentlichkeit vor Ort über das Projekt informier t , um 

ein Verständnis für den energiewirt schaftlichen Bedarf und das Thema 

Versorgungssicherheit zu erreichen und frühzeitig auf die Beteiligungsmöglichkeiten 

aufmerksam zu machen.  /TNT -07 16/ 

SuedLink ist Teil des BestGrid -Projekts, bei dem es Ziel ist, die Kommunikation mit der 

Öffentlichkeit zu optimieren und zu standardisieren (siehe Handbuch : Verfahrensablauf 

eines Onshore-Stromleitungsprojektes in  /TNT -02 14/). Zur Verdeutlichung der 

Kompl exität werden im Folgenden die bisherigen Planungsschritte und die 

verschiedenen Konsultationsprozesse genauer beschrieben:  
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Von März bis Juli 2014 wurde ein umfassender  Projektdialog  zur Einbindung der 

Öffentlichkeit und zur Entwicklung alternative r Trassenkorridorverläufe durchgeführt . 

Im Mittelpunkt standen Dialogveranstaltungen und Gespräche mit Bürgern, 

Kommunalpolitikern, Bürgerinitiativen und Vertretern von Fachbehörden und 

Verbänden . Diese Ergebn isse des Projektdialogs wurden  auf Feedback-Infomärkten  

vorgestellt . 

 

Am 12. Dezember 2014 wurde der Antrag na ch §6 NABEG für das formelle 

Planungsverfahren offiziell bei der Bundesnetzagentur eingereicht. In Vorbereitungen 

auf das formelle Planfeststellungsverfahren führte TenneT  TSO GmbH  von April bis 

Mai 2015 einen Fachdialog mit Trägern öffentlicher B elange und Vertretern von 

Verbänden, wobei fachliche Hinweise beispielsweise zur Bewertungssystematik und 

regionalen Besonderheiten entgegengenommen wurden.  

Eine Änderung der Planungen resultiert aus dem Koalitionsbeschluss im Juli 2015 

/BMWI -19 15/. Neben dem Erdkabelvorrang für HGÜ fordert der Gesetzgeber eine 

Bündelung der beiden Leitungen und eine Entflechtung des Netzknotens 

Grafenrheinfeld. Die Planungen von SuedLink werden daher auf Basis der im April 2016 

veröffentlichten Planungsgrundsätze der Bund esfachplanung für Gleichstrom -Vorhaben 

mit gesetzlichem Erdkabelvorrang  modifiziert und ausgestaltet /BNETZA -05 16/. 

5.1.3 Rechtlich-Regulatorische Rahmenbedingungen 

Im EnWG ist der Begriff ăNetzò nicht explizit definiert. Im Sinne des EnWG sind 

Energienetze ăalle technischen Anlagen, die die physikalisch -technische Voraussetzung 

f¿r die Versorgung der Kunden mit (é) Strom bilden, einschlieÇlich der eigentlichen 

Versorgungsleitungen und der Anlagen zur gewollten Beeinflussung dieser Leitungen 

(z. B. (é) Umspannwerke), mit Ausnahme der eigentlichen Erzeugungs - und 

Verbrauchsanlagen und der Direktleitungen zwischen Erzeugern und Verbrauchern.ò 

/EUEW -01 15/ 

In einem BHG -Urteil von 2014 wird deutlicher abgegrenzt, wie Netzbetriebsmittel 

definiert sind: ăUm die Beliefe rung mit Elektrizität durch jeden Anbieter zu ermöglichen, 

müssen grundsätzlich alle Anlagen, die einer Versorgung der Letztverbraucher dienen, 

dem Netzbegriff unterfallen ò (BGH in EnVR 10/13, Rn 35) /BGH -01 14/. 

Die Abgrenzung eines einzelnen Netzes erfol gt folglich durch seine Funktion, rechtliche 

Herrschaft (Eigentum) und di e Betreiberschaft. /EUEW -01 15/ Kundenanlagen sind 

hingegen im EnWG in § 3 sehr genau definiert. Diese umfassen Energieanlagen zur 

Abgabe von Energie (beinhaltet Verbrauch und Erzeugu ng), welche für die 

Mehr als 300 Veranstaltungen und 3.000 öffentliche 

Stellungnahmen alleine im Projektdialog unterstreichen das große 

Beteiligungsinteresse der Bevölkerung an den Planungen der ÜNB.  

Weiterführendes  

Wissen  
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ăSicherstellung eines wirksamen und unverfªlschten Wettbewerbs unbedeutend sindò. 

/EUEW -01 15/ 

Für Netzbetreiber existieren allgemeine Betreiberpflichten, welche den ăBetrieb, die 

Wartung und den Ausbau eines sicheren, zuverlässigen und  leistungsfªhigen Netzesò 

gewährleisten. Damit soll verhindert werden, dass Netze aus Profitgründen 

ăheruntergewirtschaftetò werden und sie stattdessen nach den allgemein anerkannten 

Regeln der Technik betrieben und ausgebaut werden.  Diese Regeln werden ni cht 

gesetzlich, sondern durch Fachverbände vorgegeben. /EUEW -01 15/ 

Netzausbau  in den Monitoringberichten der Bundesnetzagentur  umfasst v.  a. die 

Erhöhung von Kabelquerschnitten, Trafoleistungen, Verkabelung von Freileitungen und 

Änderung der Netztopologie . /BNETZA -16 15/ Diese Maßnahmen haben allgemein 

gemeinsam, dass die Kapazitäten im Netz erweitert werden, nicht jedoch die 

vorhandenen Kapazitäten optimaler genutzt werden. Prinzipiell sollte jedoch bei m 

Netzausbau nach dem sog. ăNOVA-Prinzipò verfahren werden. Netzausbaubedarf 

besteht dann, wenn der sichere und effiziente Betrieb gefährdet ist. Dies tritt vor allem 

dann ein, wenn die Netzkapazität nicht für die Erzeugungs - und Verbrau chskapazitäten 

ausreicht. /ENWG -01 15/ Anzeichen dafür sind S pannungsbandverletzungen  oder 

thermische Überschreitungen als Hinweis auf Stromprobleme. ăNetzbetreiber m¿ssen auf 

Verlangen der Einspeisewilligen unverzüglich ihre Netze entsprechend dem Stand der 

Technik optimieren, verstärken und ausbauen, um die Abnahm e, Übertragung und 

Verteilung des Stroms aus Erneuerbaren Energien oder Grubengas sicherzustellen.ò 

/EEG-02 14/ 

5.1.3.1 Rechtliche und regulatorische Bewertung 

Netzausbau umfasst im heutigen System vor allem eine Erweiterung des 

Anlagenkapitals (CAPEX). Wird ein N etzausbaubedarf festgestellt und behoben, werden 

die kapitalkostenintensiven Investitionen regulatorisch abgeschrieben und verzinst. Die 

Betriebskosten konventioneller Netzkomponenten sind , im Vergleich zu den 

Installationskosten sehr gering . Ist ein Netzb etriebsmittel regulatorisch abgeschrieben, 

kann es erneuert werden, um erneut in der Regulierung berücksichtigt zu werden. Die 

technische Funktionalität ist jedoch in vielen Fällen auch weit über die 

Abschreibungsdauer gewährleistet. Jede Investition in Sa chanlagenvermögen generiert 

Erlösrückflüsse , welche durch regulatorische Abschreibungen und Kapitalverzinsungen 

bedingt sind.  

Optimierungspotenziale für klassische Netzausbauoptionen bestehen vor allem in der 

günstigeren Beschaffung zu niedrigeren Preisen und die Verwendung günstigerer 

Einbauverfahren bzw. die Ausschreibung an Dritte. Da der Verteilnetzbetrieb in der 

Regel ăblindò erfolgt, also keine Fernsteuerung mºglich ist, kann in der Nutzung des 

Betriebsmittels keine oder nur eine sehr eingeschränkte O ptimierung erfolgen. Dies 

wird erst durch den Einbau von Informations - und Kommunikationstechnologie (IKT) 

mºglich, welche den Netzbetrieb ăintelligenterò macht und eine netzoptimierende 

Betriebsführung ermöglicht.  

Rechtlich sind die Netze zur elektrischen  Energieversorgung durch von anderen Teilen 

der Wertschöpfungskette unabhängigen Netzbetreibern zu führen. Dabei ist 
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entscheidend, dass sich das Netz selbst weiterhin im Eigentum eines unabhängigen 

Dritten befinden darf, der keinen Einfluss auf den Netzbet rieb nehmen kann.   

5.1.3.2 Bewertung und Ausblick 

Die Netze gewinnen zunehmend an Bedeutung,  um die steigende Einspeisung aus  

Erneuerbaren Energien aufzunehmen. Vor allem in der Niederspannungsebene kommen 

neue Herausforderungen auf die Netzbetreiber zu. Dafür sol l laut EnWG das Netz nach 

dem ăNoVA-Prinzipò bewirtschaftet werden. Netzoptimierung vor Verstärkung vor 

Ausbau ist hier der Leitgedanke. /ENWG -01 15/ Nach dieser Prämisse soll der 

konventionelle Netzausbau nur die Ultima Ratio sein, wenn sich die Netze nic ht weiter 

optimieren lassen.  

5.1.4 Der Morphologische Kasten der Maßnahme 

Mithilfe des Morphologischen Kastens werden die verschiedenen Netzoptimierenden 

Maßnahmen einheitlich beschrieben und dadurch vergleichbar gemacht. Im Folgenden 

werden die vier Kategorien  des Morphologischen Kastens für die Netzoptimierende 

Maßnahme Konventioneller Netzausbau erläutert. Die Beschreibung der Ausprägungen 

der Kriterien erfolgt in kursiver Schrift. Nach Möglichkeit werden hierbei Drehstrom - 

und Gleichstromübertragung zusammen gefasst beschrieben. 

5.1.4.1 Technologie 

Standort und Dimensionierung  

Der konventionelle Netzausbau in der Option Drehstromübertragung  kann auf allen  

Netzebenen  eingesetzt werden. Auch beim Kriterium Einsatzort  können nahezu alle 

möglichen Ausprägungen des Morphologischen Kastens ( ăUmspannwerkò, 

ăOrtsnetzstation ò, ăNetzstrang ò, ăVerteilerkasten ò und ăLeitungsabschnitt ò) f¿r die NoM 

genannt werden. Bei HGÜ ist der Einsatzort  auf die Komponenten ăLeitungsabschnitt ò 

und  ăUmspannwerkò (Konverterstationen) beschränkt. HGÜ ist zwar potentiell in jeder 

Spannungsebene möglich. Bereits realisierte, aber auch geplante Projekte werden jedoch 

im Regelfall mit Spannungen größer als 150  kV ausgeführt (vgl. /LUH -02 10/ und 

Kapitel 5.1.2.1). 

Der konventionelle Netzausbau bietet darüber hinaus sowohl bei Drehstrom - als auch 

bei Hochspannungsgleichstromübertragung die Möglichkeit zum Mehrfacheinsatz  

und ist in hohem Maß skalier bar . Eine exemplarische Auswahl in Tabelle  5-2 listet für 

verschiedene Komponenten aller Netzebenen die zulässigen Dauerströme und die 

korrespondierende  thermische Grenzleistung auf (vgl. Formel  (1) für die 

Drehstromübertragung):  

Ὓ   ЍσẗὟ ẗὍ (1) 

 

Sth [kVA]:  thermische Scheinleistung  

Id [A]:  Bemessungsstrom 

Un [V]:  Nennspannung 

 

Dabei lässt sich feststellen, dass der konventionelle Netzausbau Ausprägungen von 

einigen kVA bis zu mehreren GVA aufweisen kann.  
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Tabelle  5-2:  Thermische Grenzleistung bzw. zulässige Dauerströme von 

Komponenten des konventionellen Netzausbaus  

Betriebsmittel Beschreibung 
Thermische Grenzleistung 

Sth bzw. zulässiger 
Dauerstrom ID 

Quelle 

Erdkabel in der 
Niederspannung 

NAYY 4x120 
170 kVA bei einem zulässigen 

Strom von 0,24 kA 
/SPVG-01 11/ 

NAYY 4x150 
191 kVA bei einem zulässigen 

Strom von 0,28 kA 
/SPVG-01 11/ 

Erdkabel in der 
Mittelspannung 

Standardkabel, z.B. NA2XS2y 
3x1x185 

12,5 MVA bei einem zulässigen 
Strom von 0,36 kA 

/TUM-01 13/ 

Freileitung in der 
Hochspannung 

Einfachseil Al/St 265/35 
129,6 MVA bei einem 

zulässigen Strom von 0,68 kA 
/TUM-01 13/ 

Einfachseil Al/St 380/50 
160,0 MVA bei einem 

zulässigen Strom von 0,84 kA 
/TUM-01 13/ 

Zweierbündel Al/St 265/35  
259,1 MVA bei einem 

zulässigen Strom von 1,36 kA 
/TUM-01 13/ 

Zweierbündel Al/St 380/50 
320,1 MVA bei einem 

zulässigen Strom von 1,68 kA 
/TUM-01 13/ 

Erdkabel in der 
Hochspannung 

z.B. NA2XS(FL)2Y 3x1x800 
RM50 (AL800) 

135,7 MVA bei einem 
zulässigen Strom von 0,712 kA 

/TUM-01 13/ 

Freileitung in der 
Höchstspannung 

Doppelleitung mit 
Dreierbündeln und einem 

Querschnitt 635/117 
Zwei Systeme á 2.300 MVA /IEHUH-01 07/ 

Doppelleitung mit Viererbündeln 
und einem Querschnitt 264/34 

Zwei Systeme á 1.790 MVA /DENA-06 14/ 

Doppelleitung mit Viererbündeln 
und einem Querschnitt 562/49 

Zwei Systeme á 2.740 MVA /DENA-06 14/ 

Verwendung von HTLS-Leitern, 
z.B. Typ ACCR 

1,9-fach höher als 
konventionelle Leiter durch 
Erhöhung der zulässigen 

Dauerbetriebstemperatur auf 
150 °C 

/DENA-06 14/ 

HDÜ mit mehr als 380 kV Bis zu 6.800 MW /DENA-06 14/ 

Kabel in der 
Höchstspannung 

2 erdverlegte, parallel geführte 
Kabelsysteme mit jeweils drei 

Phasen (Leiterquerschnitt 
2.500 mm²) 

Ohne aktive Kühlung bis zu 
1.250 MVA bei einem 

zulässigen Strom von 1,90 kA 
/DENA-06 14/ 

155 kV-Drehstrom-Seekabel  

62 MW - 900 MW (Kapazität 
bereits geplanter/beauftragter 
Projekte von TenneT in der 

Nordsee) 

/TNT-01 16/,  

/ONEP-01 15/ 

220 kV-Drehstrom-Seekabel  
100 MW - 500 MW (Kapazität 
bereits geplanter/beauftragter 

Projekte des ONEP 2025) 
/ONEP-01 15/ 

HGÜ 

VSC-Freileitung Bis zu 300 MW bei ±350 kV /DENA-06 14/ 

VSC-Erdkabel Bis zu 1.000 MW bei ±500 kV /DENA-06 14/ 

LCC-Freileitung Bis zu 7.200 MW bei ±800 kV /DENA-06 14/ 

LCC-Erdkabel Bis zu 2.000 MW bei ±550 kV /DENA-06 14/ 

 

Neben den Belastbarkeiten der Kabelsysteme und Freileitungen kommt bei der 

Abschätzung der Skalierbarkeit der NoM auch den Stationen und Transformatoren eine 

wichtige Rolle zu. Tabelle  5-3 führt die Bemessungsscheinleistung von Standard -

Transformatoren und Stationen auf.  



Netzoptimierende Maßnahmen 105 

   

Tabelle  5-3:  Gängige Dimensionierung  von Transformatoren und Stationen  

Betriebsmittel Bemessungsscheinleistung Quelle 

Transformator MS/NS  250, 400, 630 kVA /FFE-23 15/ 

Transformator HS/MS 31,5 oder 40 MVA /EBR-01 14/ 

Transformator HöS/HS z.B. 380/110 kV 300 MVA /NEP-01 15/ 

Transformator HöS/HöS, z.B. 380/220 kV 600 MVA /NEP-01 15/ 

HGÜ 
In bereits beauftragten Projekten 

zwischen 500 MW und mehreren GW 
/DENA-06 14/ 

 

Flexibilität der NoM  

Die NoM  ist bei Drehstromübertragung durch einen starren Einsatz charakterisiert und 

weist keinerlei Möglichkeit zur Steuerung auf. Dies spiegelt sich in den Kriterien  

Regelbarkeit (Ausprägung im Morphologischen Kasten ăstarrer Einsatzò, 

Leistungsgradient (Ausprä gung ăkeine Regelungò) wieder . Auch das Kriterium  

Regelgenauigkeit  wird mit ănicht quantifizierbarò angegeben.  

Zeitliche Verfügbarkeit, Ansprechzeit und Abrufbarkeit  

Durch den starren Einsatz ist darüber hinaus eine dauerhafte  zeitliche Verfügbarkeit 

anzunehmen. Analog sind demnach die Kriterien Ansprechzeit (Ausprägung 

ăSofort/dauerhaft, da prªventive MaÇnahmeò) und  Abrufdauer (Ausprägung 

ădauerhaftò) zu bewerten. Bei HG¦ sind die Konverter bei Verwendung von VSC-

Technologie regelbar. Selbstgeführte VSC -HGÜ Technik basiert auf den Einsatz von 

Leistungshalbleitern als Schaltelement mit Spannu ngszwischenkreis. Aufgrund der 

Abschaltmöglichkeit und der Realisierbarkeit hoher Pulsfrequenzen ergeben sich 

deutlich erweiterte Steuerungs - und Regelungsmöglichkeiten . Im Gegensatz zur 

netzgeführten HGÜ lassen sich Wirk - und Blindleistung unabhängig voneinander 

einstellen.  /NEP -01 12/ 

Nachgelagerte Verluste durch Flexibilisierung und IKT -Bedarf  

Durch das Fehlen der Möglichkeit zur Flexibilisierung sind auch keine nachg elagerten 

Verluste zu quantifizieren. Aufgrund der fehlenden Regelbarkeit ist bei 

Drehstromübertragung kein zusätzlicher IKT -Bedarf festzustellen.  

Wirkungsgrad  

Eine pauschale Quantifizierung des Kriteriums Wirkungsgrad ist ohne begleitende 

Netzberechnungen  nicht möglich. Der Wirkungsgrad einer Übertragung wird durch die 

Übertragungsverluste bestimmt, die sich in Leerlauf - (vgl. Formel  (2)) und Lastverluste 

(vgl. Formel  (3)) aufteilen / LUH -01 07/:  

 

ὖȟ  ὲẗὋᴂẗὰẗὟ  (2) 

 

PV,LL [kW]:  Wirkleistung der Leerlaufverluste 

n:  Anzahl der parallelen Leitungssysteme 

l [km]:  Leitungslänge 

Gô [nS/km]: Ableitungsbelag 
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PV,Last [kW]: Wirkleistung der Lastverluste 

Rô [Ý/km]:  Widerstandsbelag 

S [MVA]:  übertragene Scheinleistung 

 

Die konkrete Ausweisung der Verluste erfolgt automatisiert in de n Netzberechnungen und 

wird für die finale Bewertung verwendet.  

Überlastfähigkeit  

Auch das Kriterium Überlastfähigkeit fällt in den verschiedenen Varianten der NoM 

sehr heterogen aus. Tabelle  5-4 erläutert dies für Transformatoren, Freileitungen, 

Kabelsysteme und HGÜ im Allgemeinen.  

Tabelle  5-4:  Überlastfähigkeit von Komponenten des k onventionellen Netzausbaus  

Betriebsmittel Beschreibung Überlastbarkeit Kommentar Quelle 

Wechselstrom-
transformatoren 

Alle 
Leistungsklassen 

Bei entsprechender Kühlung 
Überlastung (in Ausnahmefällen 

bis 50 % möglich) unter 
Einhaltung der IEC 354-

Bestimmung zulässig 

Richtlinien in DIN IEC 
60076-7 ĂBelastbarkeit von 
¥ltransformatorenñ und IEC 
60076-12 ĂBelastbarkeit von 
Trockentransformatorenñ 

/SIE-03 15/ 

Freileitungen 

Alle Betriebs-
spannungen 

Begrenzt durch maximalen 
Durchhang und Entfestigung der 

Materialien bei Überschreiten 
der Dauerbetriebstemperatur 

Unter Normbedingungen 
max. Leitertemperatur 80 °C 

Zusätzlich Spannungswinkel 
und Systemstabilität 

beachten 

/DENA-06 14/, 
/BWE-01 04/ 

Verwendung von 
HTLS-Leitern 

Kurzfristig zulässig, z.B. ACCR 
+30 °C über 1.000 h 

 

Zulässige Leitertemperatur 
je nach Leitertyp 
150 °C - 210 °C 

/DENA-06 14/ 

Kabelsysteme 
Alle Betriebs-
spannungen 

Kurzzeitige Überlastung zulässig 

Überlastung führt zu vorzeitiger 
Alterung der Isolation 

Begrenzt durch zulässigen 
Dauerbetriebsstrom 

/DENA-06 14/, 
/FOR-01 05/ 

HGÜ  

VSC-Technologie Keine Überlastbarkeit Begrenzung durch 
Betriebsstrom in 

Umrichterstation, daher kein 
Unterschied zwischen 

Freileitung und Erdkabel 

/DENA-06 14/ 
LCC- Technologie 

Ohne geplante Reserve nur ca. 
5 - 10 % 

 

Es lässt sich feststellen, dass Drehstromübertragung im Regelfall ă¿berlastfªhigò ist, 

HGÜ allerdings ăkeine ¦berlastfªhigkeitò aufweist. 

Störungsanfälligkeit  und Aufwand für Störungsbeseitigung  

Bei der Analyse des Kriteriums Störungsanfälligkeit  kann auf die 

Zuverlässigkeitskenndaten der FNN -Störungsstatistik zurückgegriffen (Beschreibung 

der Methodik in / FFN -01 11/) werden . Eine Zusammenfassung der Daten findet sich 

u. a. in /FGH -01 13/, welche auch für die folgenden Analysen  verwendet werden.  
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Abbildung  5-12: Ausfallhäufigkeit von Freileitungen, Erdkabeln und Transformatoren 

in den verschiedenen Spannungsebenen (Eigene Darstellung, Daten 

aus /FGH -01 13/)  

Im Vergleich mit and eren NoM kann die Stºranfªlligkeit somit als ăniedrig ò im 

¦bertragungsnetz und als ămittel ò im Verteilnetz eingestuft werden . 

Der  Aufwand für Störungsbeseitigung  unterscheidet sich stark bei Freileitungen 

und Erdkabeln. Während bei Freileitungen im Schaden sfall die Reparaturdauer meist 

wenige Stunden beträgt (Ausprägung im Morphologischen Kasten ăMittelò), muss bei 

Erdkabeln , aufgrund aufwendiger Grabungsarbeiten , von Wochen für die Reparatur 

ausgegangen werden (Ausprägung im Morphologischen Kasten ăHochò). /LUH -03 10/ 

Als vergleichende Kenngröße für die Bewertungen der NoM wird daher die 

Nichtverfügbarkeit verwendet, die aus der Ausfallhäufigkeit und dem Aufwand für 

Störungsbeseitigung resultiert. Tabelle  5-5 führt die jeweiligen Werte in den 

verschiedenen Spannungsebenen und für eine VSC -HGÜ auf.  
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Tabelle  5-5:  Nichtverfügbarkeiten von Freileitungen  und Erdkabel n 

Spannung Betriebsmittel Nichtverfügbarkeit Quelle 

Niederspannung Freileitung/Kabel Keine Werte verfügbar -  

Mittelspannung 

10 kV, 20 kV, 30 kV 

Freileitung 57,7 - 84,5 h/a für 100 km 
Eigene Berechnungen 

nach /FGH-01 13/ 

Erdkabel 217,6 - 647,5 h/a für 100 km 
Eigene Berechnungen 

nach /FGH-01 13/ 

Hochspannung 

110 kV 

Freileitung 39,73 h/a für 100 km 
Eigene Berechnungen 

nach /FGH-01 13/ 

Erdkabel 416,3 h/a für 100 km 
Eigene Berechnungen 

nach /FGH-01 13/ 

Höchstspannung 
Freileitung 2,1 h/a für 200 km /LUH-02 10/ 

Erdkabel 89,6 h/a für 200 km /LUH-02 10/ 

HGÜ VSC Ca. 130 h/a /LUH-02 10/ 

 

Zusammenfassend lässt sich feststellen, dass die Erdverkabelung in allen 

Spannungsebenen eine um ein Vielfaches erhöhte Nichtverfügbarkeit im Vergleich zu 

Freileitungen aufweist ( je nach Spannungsebene und Betriebsmittel vier bis 40-fach 

höher). Durch die aufwendigen Wartungsarbeiten bei den Stromrichterventilen kann 

auch bei HGÜ eine hohe Nichtverfügbarkeit festgesetzt werden.  

Auswirkungen auf die Kurzschlussleistung  

Durch  Einsatz von konventionellem Netzausbau, z.  B. mittels Parallelverkabelung oder 

einem stärker dimensionierten Kabel, verringert sich die Netzimpedanz, wodurch sich 

auch Auswirkungen auf die Kurzschlussleistung ergeben (vgl. Formel  (4)) 

/FNN -01 12/: 

Ὓ  
Ὗ

ὤ
 

(4) 

 

Sk [kVA]:  Kurzschlussscheinleistung 

Z [Ý]:  Netzimpedanz 

Un [V]:  Nennspannung 

 

Es lässt sich somit festhalten, dass durch die NoM die Kurzschlussleistung erhöht wird 

(Ausprägung ăErhºhung der verf¿gbaren Kurzschlussleistungò). 

Die Verlustbilanz eines Netzgebietes ist von der Impedanz der Leitungen abhängig. 

Durch konventionellen Netz ausbau erfolgt im Regelfall eine Verringerung der 

Netzimpedanz und damit auch der Netzverluste.  

Auswirkungen auf die Einhaltung der thermischen Limits und 

Spannungshaltung  

Durch die NoM wird zum einen die maximale Stromtragfähigkeit im Netzgebiet 

erhöht u nd die Einhaltung der thermischen Limits von Betriebsmitteln verbessert. 

Über die verringerte Netzimpedanz kommt es darüber hinaus zu einer vereinfachten 

Spannungshaltung . Die NoM kann somit positiv in Bezug auf die technische Eignung 

zur Netzoptimierung b ezeichnet werden.  
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Einfluss auf den  Blindleistung shaushalt  

Die Bereitstellung von Blindleistung  durch die NoM hängt sowohl von der anliegenden 

Nennspannung als auch vom fließenden Strom ab. Durch die  Leiterinduktivitäten 

(Kapazitäts - und Induktivitätsbelag durch die Leiteranordnung) kann so für jeden 

Netzbelastungsfall e in  spezifischer Blindlei stungsbedarf angegeben werden. Dabei hängt 

der kapazitive Anteil der Blindleistung nicht vom Belastungszustand , sondern nur vom 

Kapazitätsbelag, der Leitungslänge und Nennspannung ab  (vgl. Formel  (5)): 

ὗ  ‫ ὅz ὰzz Ὗ  (5) 

 

QC [kV ar]:  Kapazitive Blindleistung  

Kreisfrequenz  :[s/1]  ‫ 

Cô  [F/km]:  Kapazitätsbelag 

l  [km]:  Länge des Leitungsabschnitts 

Un [V]:  Nennspannung 

 

Der induktive Anteil hingegen steigt mit steigender Belastung bzw. steigendem 

Leiterstrom  (vgl. Formel  (6)): 

ὗ  σz ‫ ὒz ὰzz Ὅό 

 

(6) 

QL [kvar ]:  Induktive Blindleistung  

Lô  [H/km]: Induktivitätsbelag 

I [A]:  Strom 

 

Der gesamte Blindleistungsbedarf berechnet sich aus diesen beiden Komponenten  (vgl. 

Formel  (7)): 

ὗ  ὗ   ὗ  

 

(7) 

Die Bereitstellung von Blindleistung durch die NoM ist somit abhängig vom anliegenden 

Belastungsfall und kann nicht dynamisch an die Gegebenheiten im Netzgebiet 

angepasst werden. Vereinfachend lässt sich zusammenfassen, dass bei Freileitungen im 

Schwachlastfall kapazitive und im Starklastfall induktive Blindleistung bezogen wird. 

Bei Erdkabeln ist der Kapazitätsbelag mehr als 20 -fach erhöht, wodurch in jedem 

Belastungsfall in hohem Maß kapazitive Blindleistung benötigt wird. / LUH -03 10/  

Bei LCC -HGÜ -Konverterstationen entsteht durch die Umrichtung ein erheblicher 

Blindleistungsbedarf, der jedoch meist durch lokale Kompensationsanlagen ausgeglichen 

wird, wodurch die HGÜ im System nahezu blindleistungsneutral agiert (Ausprägung 

ăkeine Blindleistungsbereitstellung ò). Die Verwendung von VSC -HGÜ ermöglicht die 

entkoppelte Steuerung des Wirk - und Blindleistungsflusses durch aktives Zünden und 

Löschen der Ventile. Betriebskonzepte wie das HVDC light  von ABB ermöglichen damit 

eine Blindleistungsabg abe von bis zu ± 125 MVar /ABB -01 07/. Tabelle  5-6 führt die 

Ausprägungen des Morphologischen Kastens auf.  
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Tabelle  5-6:  Blindleistungsbereitstellung durch konventionellen Netzausbau  

Technologie Betriebszustand 
Steuer- und 
Regelbarkeit 

Blindleistungsbereitstellung 

AC-Freileitung Im Schwachlastfall Nein 
Überwiegend kapazitiv, Höhe 

abhängig vom Belastungszustand 

AC-Freileitung Im Starklastfall Nein 
Überwiegend induktiv, Höhe 

abhängig vom Belastungszustand 

AC-Erdkabel Alle Betriebszustände Nein  Überwiegend kapazitiv 

LCC-HGÜ Alle Betriebszustände Nein 
Blindleistungsneutral durch lokale 

Kompensation 

VSC-HGÜ Alle Betriebszustände Ja 
Dynamisch regelbar bis zu 

± 125 MVar 

 

Technology Readiness Level  

Als  seit langem etablierte  Technologie weist  der konventionelle Netzausbau mit der 

Ausprägung ăTRL 9 (Qualifiziertes System mit Nachweis des erfolgreichen Einsatzes ò) 

ein sehr hohes Technology Readiness Level auf  (Freileitung seit 1912, Erdkabel seit 

den 1970er /LUH -03 10/)). 

5.1.4.2 Wirtschaft 

Akteur, Einnahmepotenzial, regulatorische Praktikabilität und Kostenwälzung  

Wird konventioneller Netzausbau z ur Netzoptimierung verwendet, so ist immer der 

ăNetzbetreiberò der zustªndige Akteur , der für den sicheren und zuverlässigen Betrieb 

haftet und den Ausbau der Maßnahme initiiert. Wie in Kapitel 5.1.3.1 beschrieben, 

können die beim konventionellen Netzausbau überwiegend entstehenden CAPEX 

(capital expenditure  ð Investitionskosten) regulatorisch abgeschrieben werden und 

generieren dadurch Kapitalrückfl üsse an den Netzbetreiber, wodurch bereits heute die 

Regulatorische Praktikabilität sichergestellt ist.  Daher bieten die NoM kein  

zusätzliches  Einnahmepotenzial für den Akteur. Die  Kostenwälzung erfolgt über 

die Netznutzungsentgelte an den ăLetztverbraucherò. 

Einordnung der NoM  

Da es sich bei konventionellem Netzausbau um klassische Betriebsmittel handelt, ist die 

netzoptimierende Nutzung Teil des Clusters ăNetzoptimierende Betriebsmittelò. 

Durchdringungspotenzial und regionale Verfügbarkeit  

Aufgrund ihrer Vielfältigkeit, der sehr großen Skalierbarkeit und den unterschiedlichen 

Ausprägungen bietet die NoM nahezu unbeschränktes Einsatzpotenzial ohne 

Unterschiede in der  regionalen Verfügbarkeit. Konventioneller Netzausbau kann auf 

alle Spannung sebenen in frei wählbarer Dimensionierung eingesetzt werden.  

Investitionen, fixe und variable Betriebskosten  

Die Ausgaben für die Erstinvestition und mögliche Ersatzinvestitionen sind je nach 

geforderten Komponenten sehr unterschiedlich und bewegen sich zw ischen wenigen 

Tausend Euro für den Ausbau in der Niederspannung und mehreren Milliarden für ein 

komplettes HGÜ -System, z. B. von Xinjiang  nach Anhui in China über 3.300  km mit 

Gesamtkosten von 46, 1 Milliarden Yuan (ca. 6,2 Mill.  û) /HENAN-01 15/. 
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Für die Komponenten der Niederspannung wurden im Zuge des Projektes ăSmart Grid 

Controllerò die Kosten von Standard-Betriebsmitteln in  der Niederspannung analysiert. 

Hierzu wurden sowohl Literaturangaben ausgewertet als auch Herstellerbefragungen 

durchführt. /FFE -23 15/, /FFE -08 16/ 
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Tabelle  5-7:  Spezifische Investitionen von Standard -Leitertypen  

Betriebsmittel Beschreibung Kosten Quelle 

Erdkabel in der 
Niederspannung 

NAYY 4x120 SE Kabelpreis: 8.500 ú/km /FFE-23 15/ 

NAYY 4x150 SE Kabelpreis: 10.500 ú/km /FFE-23 15/ 

Erdkabel in der 
Mittelspannung 

Standardkabel, z. B. NA2X52y 
3x1x186 

99.000 - 112.000 ú/km, Basiswert 
105.000 ú/km 

/EBR-01 14/ 

Freileitung in der 
Hochspannung 

Pauschalwert inkl. Verlegung 
395.000 - 450.000 ú/km, 

Basiswert 420.000 ú/km 
/EBR-01 14/ 

Neubau eines Einfachsystems mit 
Einfachseil Al/St 265/35 

0,30 Mio. ú/km /TUM-01 13/ 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit Einfachseil 

Al/St 265/35 
0,45 Mio. ú/km /TUM-01 13/ 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit Zweierbündel 

Al/St 265/35 
0,58 Mio. ú/km /TUM-01 13/ 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit Zweierbündel 

Al/St 380/50 
0,63 Mio. ú/km /TUM-01 13/ 

Erdkabel in der 
Hochspannung 

Pauschalwert für Standardkabel 
(z.B. AL800) inkl. Verlegung und 

Erdschlusskompensation 

0,94 - 1,07 Mio. ú/km, Basiswert 
1,0 Mio. ú/km 

/EBR-01 14/ 

Freileitung in der 
Höchstspannung 

Doppelleitung mit Viererbündeln 
(z. B. Querschnitt 264/34) inkl. 

Installation 
1,0 - 1,5 Mio. ú/km 

/DENA-06 14/, 

/NEP-01 15/ 

Doppelleitung mit Dreierbündeln 
und einem Querschnitt 635/117 

0,93 Mio. ú/km /DENA-06 14/ 

Doppelleitung mit Viererbündeln 
und einem Querschnitt 564/72 

1,0 Mio. ú/km /DENA-06 14/ 

Verwendung von HTLS-Leitern, Typ 
ACCC 

7-fache der Kosten von 
Standard-HDÜ 

/DENA-06 14/ 

Verwendung von HTLS-Leitern, Typ 
ACCR 

9 - 10-fache der Kosten von 
Standard-HDÜ 

/DENA-06 14/ 

Zusätzliche Stromkreisauflage 
150.000 ú/km bei 220 kV, 
200.000 ú/km bei 380 kV 

/NEP-01 12/ 

HDÜ mit mehr als 380 kV 3,7 Mio. ú/km /DENA-06 14/ 

Kabel in der 
Höchstspannung 

2 erdverlegte, parallel geführte 
Kabelsysteme mit jeweils drei 

Phasen (Leiterquerschnitt 
2.500mm²) 

3 - 10-fache der Kosten von 
HDÜ-Freileitung 

/DENA-06 14/ 

155 kV-Drehstrom-Seekabel  
1,5 Mio.ú pauschal inkl. Kosten 

für Lieferung und Verlegung 
/ONEP-01 14/ 

220 kV-Drehstrom-Seekabel  
2  Mio.ú pauschal inkl. Kosten für 

Lieferung und Verlegung 
/ONEP-01 14/ 

HGÜ 

VSC-Freileitung (2 GW 
Übertragungsleistung) 

Kosten bestehender Projekte  

1,4 - 2,8 Mio. ú/km 

Basiswert für 2015 und 2030: 
2,0 Mio. ú/km 

Daten für 2015:  

/FFE-10 15/ mit Daten 
aus /DENA-17 10/, 

/HERTZ-01 12/, 
/UENB-01 13/ 

LCC-Freileitung 
1,2 - 1,3 Mrd. ú f¿r 750 km 

(Kosten eines bestehenden LCC-
HGÜ-Systems ohne Konverter ú) 

/ABB-02 10/ 

VSC-Erdkabel (2 GW 
Übertragungsleistung) 

Kosten bestehender Projekte: 

2,4 - 32,0 Mio.ú/km 

Basiswert für 2015 und 2030: 
4,0 Mio.ú/km 

/FFE-10 15/ mit Daten 
aus /DENA-17 10/, 

/HERTZ-01 12/, 
/UENB-01 13/; 

/NEP-01 15/ 
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Die in Tabelle  5-7 aufgeführten Kostenwerte repräsentieren bei nahezu allen 

Komponenten die Investitionen für bereits etablierte Technologie, weswegen keine 

weiteren Kostensenkunge n bis 2030 angenommen werden können. Eine Ausnahme stellt 

hierbei der Einsatz von HGÜ -Technologie dar: Diese Technologie wird derzeit in 

Mitteleuropa noch nicht flächendeckend eingesetzt, daher kann bei entsprechendem 

Markthochlauf und dem Einsatz von effi zienteren Betriebsmitteln (vgl. Einsatz von 

Gleichstromkabeln mit 525  kV Nennspannung /ABB -03 15/) von einer Senkung der 

Kosten ausgegangen werden. Eine genaue Quantifizierung der Kostendegression ist 

jedoch nur schwer möglich. Eine Analyse bestehender HGÜ -Projekte zeigt eine große 

Bandbreite z.  B. für VSC -Freileitungen zwischen 1,4  Mio. û/km und 2,8 Mio. û/km (vgl. 

/FFE -10 15/). Für das Jahr 2030 wird angenommen, dass sich die durchschnittlichen 

Kosten am unteren Ende der Bandbreite einordnen werden. Hier wird auf die im 

Netzentwicklungsplan 2014 angesetzten Kosten zurückgegriffen /NEP -01 15/. Für HGÜ -

Freileitungen mit LCC -Technologie konnten aufgrund nur wenig verfügbarer 

Referenzdaten keine spezifischen Kosten angegeben werden. Daher wird für die 

Wirtscha ftlichkeitsrechnung auf die Kostenangaben in /ABB -02 10/ zurückgegriffen, in 

dem 1,3 Mrd. û f¿r eine 750 km lange LCC -Freileitung angegeben werden.  

Für eine  detaillierte Wirtschaftlichkeitsbetrachtung auf der Niederspannungsebene wird 

auf eine Verwendung v on pauschalierten Werten verzichtet, sondern zusätzlich zum 

Kabelpreis die Verlegung mit berücksichtigt. Für die Spannungsebene oberhalb der 

Niederspannung wird mit den spezifischen Investitionen nach Tabelle  5-7 gerechnet. 

Diese enthalten bereits anteilig die Baukosten. Tabelle  5-8 führt die Verlegungskosten 

in Abhängigkeit von Untergrund oder Netzgebiet auf.  

Tabelle  5-8: Verlegungskosten von Niederspannungskabeln  

Berechnungsart Kategorie Kosten Quelle 

Werte nach 
Untergrund 

unbefestigt 40.000 ú/km /NEU-01 13/ 

Pflaster/Platten 60.000 ú/km /NEU-01 13/ 

Bitumen Gehweg 85.000 ú/km /NEU-01 13/ 

Fahrbahn 100.000 ú/km /NEU-01 13/ 

Pauschalierte Werte 
nach Netzgebiet

 

Land 50.000 ú/km /FFE-23 15/ nach /TUM-04  11/ 

Vorstadt 60.000 ú/km /FFE-23 15/ nach /TUM-04  11/ 

Stadt 90.000 ú/km /FFE-23 15/ nach /TUM-04  11/ 

 

Die Investitionen bei der Verlegung sind  stark von den topografischen Gegebenheiten 

abhängig. Diese signifikante Bandbreite ist  weniger auf die Technologie an sich 

zurückzuführen als auf die Installation der Kabel.  Die Kosten für die Verlegung von 

Erdkabeln variieren in Abhängigkeit vom Verlegungsort (z.  B. dicht besiedeltes Gebiet, 

Wald, Naturschutzgebiet). Weiterhin hängen sie d avon ab, ob eine bestehende Kabel -

Trasse genutzt werden kann  und können nur schwer generalisiert werden . 

Additiv zu Investitionskosten für Leitungen können beim konventionellen Netzausbau 

Transformatoren und Stationen benötigt werden, diese sind in Tabelle  5-9 dargestellt.  
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Tabelle  5-9:  Spezifische Investitionen von Transformatoren und Stationen  

Betriebsmittel Beschreibung Kosten Quelle 

MS/NS-Ortsnetzstation 
Transformator, MS-

Schaltanlage, NS-Verteilung, 
Sekundärtechnik, Gebäude 

35.000 - 40.000 ú /TUM-01 13/ 

Transformator MS/NS inkl. 
Sekundärtechnik 

250 kVA 7.000 ú /FFE-23 15/ 

400 kVA 8.500 ú /FFE-23 15/ 

630 kVA 12.000 ú /FFE-23 15/ 

weitere Komponenten in 
der Niederspannung 

Niederspannungsverteilung 

6-10 Abgänge 
2.900 - 3.500 ú /KEMA-02 13/ 

Abzweigmuffe 200 ú /TUM-04 11/ 

Umspannwerk mit zwei 
Transformatoren 

Transformatoren, 
Transformatorfelder, 

Sekundärtechnik, Gebäude 
2,5 - 3,0 Mio. ú /TUM-01 13/ 

Transformator HS/MS 

31,5 MVA 
0,85 - 0,96 Mio. ú, 

Basiswert 0,9 Mio. ú 
/EBR-01 14/ 

40 MVA 
0,94 - 1,07 Mio. ú, 

Basiswert 1,0 Mio. ú 
/EBR-01 14/ 

Mittelspannungs-
Abgangsfeld 

Sammelschiene (anteilig), 
Kupplungsfeld, Leitungsfeld, 

Sekundärtechnik 
70.000 ú /TUM-01 13/ 

Hochspannungs-
Abgangsfeld 

Doppelsammelschiene 

Kosten für Sammelschiene 
(anteilig), Kupplungsfeld, 

Leitungsfeld und 
Sekundärtechnik 

0,6 - 0,7 Mio. ú /TUM-01 13/ 

Transformator 380/110 kV 

Pauschalwert für 300 MVA inkl. 
Kosten für Nebenanlagen sowie 
mit HS-Schaltfeld (ohne HöS-

Schaltfeld) 

5,2 Mio. ú /NEP-01 15/ 

Transformator 380/220 kV 
Pauschalwert für 600 MVA inkl. 
Kosten für Nebenanlagen ohne 

Schaltfeld 
8,5 Mio. ú /NEP-01 15/ 

Schaltfeld für HöS-Leitung 
Pauschalwert inkl. Kosten für 

Anlagenanpassung/-
erweiterung, etc. 

4,0 Mio. ú /NEP-01 15/ 

HGÜ 

VSC-Umrichterstation 0,2 Mio. ú/MW /NEP-01 15/ 

LCC-Umrichterstation 

Werte basierend auf bereits 
beauftragten Projekten: 

Für 500 MW 40 - 70 Mio. ú 

Für 1.500 MW 140 Mio. ú 

Für 3.000 MW 200 Mio. ú 

/DENA-06 14/ 

Offshore-DC-Station 
Pauschalwert für See- und 

Laststation gemeinsam, inkl. 
Kosten für die Nebenanlagen 

1,0 Mio. ú /ONEP-01 14/ 

 

Bei einer Teilverkabelung wird zwischen der Freileitung und dem Kabelsystem eine 

Kabelübergangsstation (KÜS) errichtet, in der die Freileitung mit den Stromkreisen der 

Kabel verbunden wird. Hierzu sind in der Literatur keine Kosten angegeben. Es wird 

daher  angenommen, dass die Kosten einer KÜS in den Pauschalwerten für die 

Erdverkabelung enthalten sind. Bei Transformatoren entfallen mehr als 50  % der 

Herstellungskosten auf Materialkosten von Kupfer und Elektrostahl. Der Gesamtpreis 

eines Transformators schw ankt daher stark mit fluktuierenden Rohstoffpreisen. 

/USDE -02 12/  
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Die fixen Kosten für den  Betrieb und die Wartung des Netzes sind in Tabelle  5-10 

dargestellt.  

Tabelle  5-10: Feste Betriebs- und Wartungskosten der Komponenten des 

konventionellen Netzausbaus  

Betriebsmittel Beschreibung 
Jährliche 

Betriebskosten 
Quelle 

Komponenten im 
Verteilnetz 

Kabel 1,0 % der Investition /EBR-01 14/ 

Sonstige Anlagen 2,0 % der Investition /EBR-01 14/ 

Freileitung in der 
Höchstspannung 

Pauschalwerte für eine Einzelleitung (ein 
Stromkreis) 

2.300 ú/km /DENA-06 14/ 

Pauschalwerte für eine Doppelleitung (zwei 
Stromkreise) 

3.000 ú/km /DENA-06 14/ 

Verwendung von HTLS-Leitern Keine Werte bekannt /DENA-06 14/ 

Kabel in der 
Höchstspannung 

2 erdverlegte, parallel geführte 
Kabelsysteme mit jeweils drei Phasen 

(Leiterquerschnitt 2.500 mm²) 

1/3 - 1/2 der Kosten von 
HDÜ-Freileitung durch 
geringere Kosten für 
Trassenfreihaltung 

/DENA-06 14/ 

155 kV- und 220 kV Drehstrom-Seekabel  kA. - 

HGÜ 

LCC-Umrichter 
0,37 % - 2,0 % der 

Investition 
/DENA-06 14/ 

VSC-Umrichter 0,5 % der Investition /DENA-06 14/ 

HGÜ-Trasse 3.000 ú/km /DENA-06 14/ 

 

Darüber hinaus sind für die Wirtschaftlichkeitsberechnungen die variablen 

Betriebskosten  relevant. Diese setzen sich überwiegend aus den Verlusten zusammen, 

welche im AP ăEinsatzreihenfolgeò quantifiziert und auch monetªr bewertet werden. 

Lebensdauer, regulatorische Abschreibungsdauer  

Die Regulatorische Abschreibungs dauer  von Komponenten des konventionellen 

Netzausbaus kann durchwe g als ăhochò angegeben werden. Die betriebsgewöhnlichen 

Nutzungs - und damit auch regulatorischen Abschreibungsdauern sind der StromNEV 

Anlage 1 zu entnehmen  (vgl.  Tabelle  5-11). Bei Freileitungen und Erdkabeln liegen 

diese zwischen 30 und 50 Jahren, b ei Ortsnetzstationen bei ca. 30  bis 40 Jahren. 

/BMWI -07 15/ 
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Tabelle  5-11:  Regulatorische Abschreibungsdauer von Komponenten des 

konventionellen Netzausbaus  

Betriebsmittel Beschreibung Dauer Quelle 

Komponenten im 
Verteilnetz 

Kabel 40 a /EBR-01 14/ 

Ortsnetztransformatoren, 
Kabelverteilerschränke 

30 ï 35 a 
StromNEV Anlage 1 

(zu § 6 Abs. 5 Satz 1) 

Freileitung in der 
Höchstspannung 

Stahlgittermasten 80 a /DENA-06 14/ 

Stahlbetonmasten, Kompaktmasten 50 a /DENA-06 14/ 

Leiterseile und Isolatoren bei 
Freileitungssystemen 

40 a /DENA-06 14/ 

HTLS-Leiter, Typ ACCR 40 a /DENA-06 14/ 

Kabel in der 
Höchstspannung 

VPE-Kabel bei Erdkabel 40 a /DENA-06 14/ 

HGÜ 

LCC-Umrichter 40 ï 50 a /DENA-06 14/ 

VSC-Umrichter 40 - 60 a /DENA-06 14/ 

Steuerung der LCC-Umrichter 10 ï 20 a /DENA-06 14/ 

Leiterseile und Isolatoren bei 
Freileitungssystemen 

40 a /DENA-06 14/ 

 

Die reale Lebensdauer  ist in vielen Fällen deutlich höher, so sind viele 

Freileitungskabel ohne unzulässige Überlastungen bis zu 80  Jahre nutzbar. Bei 

Erdkabeln wird eine reale Lebensdauer in der Nähe der regulatorischen 

Abschreibungsdauer erwartet. / HERTZ -01 12/ 

5.1.4.3 Sekundärer Mehrwert und möglicher Beitrag zur Betriebsführung 

Auswirkung auf die Betriebsführung  

Der konventionelle Netzausbau fügt im Standardfall dem bestehenden System ähnliche 

Komponenten mit vergleichbarem Betriebsverhalten hinzu, welche keine Änderungen in 

den Abläufen des operativen Netzbetriebes verursachen. Bei häufigem Wechsel zwischen 

Erdkabeln und Freileitungen nimmt hingegen durch die verschiedenen Kapazitätsbeläge 

die Komplexität des Blindleistungsmanagements zu. Der Einsatz von HGÜ im 

Übertragungsnetz hin gegen führt zu einer Entlastung des Wechselstromnetzes, da bei 

HGÜ der Lastfluss steuerbar ist und zusätzlich keine großräumigen, nicht steuerbaren 

Leistungsflüsse im Drehstromnetz verursacht / ABB -01 12/. Die  Auswirkung auf die 

Betriebsführung  kann dadurch  nicht pauschaliert angegeben werden, sondern ist 

stark von der gewählten Ausbauoption abhängig und kann daher grundsätzlich mit 

allen im Morphologischen Kasten aufgeführten Ausprägungen beschrieben werden. Im 

Vergleich mit den anderen NoM kann jedoch fest gestellt werden, dass der konventionelle 

Netzausbau ăkeine negativen Auswirkungen auf die Betriebsf¿hrungò verursacht und 

durch die zusätzlichen Leitungen die thermische Stromtragfähigkeit des Systems 

erhºht, wodurch die ăBetriebsreserven  erhöht ò werden.   

Robustheit/Resilienz gegenüber Störfaktoren   

Die Steigerung der Übertragungskapazität durch die NoM stellt für die fortschreitende 

Elektrifizierung des Energiesystems im Prinzip eine ăNo-Regret-Optionò dar, weil durch 

die zunehmende räumliche Diskrepanz zwischen Erzeugung und Verbrauch und die 
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Sektorkopplung der Transportbedarf steigt, wobei in allen Spannungsebenen Leitungen 

benötigt werden. Dennoch sind  der Bedarf und die Relevanz des konventionellen 

Netzausbaus deutlich stärker von externen Faktoren abhängig als  bei andere NoM. 

Unvorhersehbare Entwicklungen können dabei einen wesentlichen Einfluss haben. 

Hierzu zählen sowohl strukturelle, gesellschaftliche also auch techno -ökonomische 

Veränderungen. P rinzipiell hat jede Entwicklung, die Einfluss auf den Stromverbrauch , 

die Verlagerung von Erzeugungs - und Verbrauchsschwerpunkten  und somit den Bedarf 

an Stromaustausch hat einen wesentlichen Einfluss auf den Einsatz und die 

Entwicklung des konventionellen  Netzausbaus . Die Robustheit und Resilienz 

gegenüber Störfaktoren  kann daher als ăniedrig ò bezeichnet werden.  

Bereitstellung von Regelleistung , Frequenzhaltung  

Die  NoM kann keinerlei Systemdienstleistungen bereitstellen. Daher ist keine 

Einflussnahme auf d ie Frequenzhaltung und  keine  Bereitstellung von 

Regelleistung  möglich.   

Erhöhung der Autarkie  und Beitrag zur funktionalen Trennung der 

Spannungsebenen sowie zum Versorgungswiederaufbau  

Darüber hinaus kann weder eine Erhöhung der Autarkie eines Netzgebietes oder 

eine Erhöhung  der Schwarzstartfähigkeit des Versorgungssystems  erzielt  noch ein 

Beitrag zur funktionalen Trennung der Spannungsebene n geleistet werden.  Eine 

Ausnahme davon sind VSC -HGÜ, die ohne Kurzschlussleistung gestartet werden 

können und schwar zstartfähig sind /ABB -01 07/. 

5.1.4.4 Gesellschaft und Umwelt 

Strukturveränderung  

In Bezug auf die  Strukturveränderung  lässt sich der konventionelle Netzausbau in 

den meisten Varianten der Ausprªgung ăNeubauò und damit letzten Option des NOVA-

Prinzips (vgl. /NEP -02 14/) zuordnen. D.  h. im Rahmen des Bundesbedarfsplans muss 

vor einer Neubau -Genehmigung die Eignung potenzieller NoM zur Netzverstärkung und 

Ergänzung zunächst geprüft werden. Es ist jedoch in vielen Fällen möglich, bestehende 

Trassen und Leitungen zu e rtüchtigen, z.  B. durch eine zusätzliche Leiterseilauflage 

oder eine Erhöhung der Betriebsspannung. Dies entspricht im Morphologischen Kasten 

der Ausprªgung ăNetzverstªrkungò.  

Vorerfahrung  

Konventioneller Netzausbau wird in allen Ausprägungen bereits seit  mehreren 

Jahrzehnten in Europa eingesetzt (siehe Kriterium Technology Readiness Level). 

Dadurch kann der Etabliertheitsgrad bzw. die Vorerfahrung  als sehr hoch eingestuft 

werden, da die NoM ăsehr hohe Vorerfahrungò aufweist. Dies deckt sich auch mit der 

Bewertung des Kriteriums Technology Readiness Level . 

Gesellschaftliche Solidarität  

Das Kriterium ist ăeher negativò zu bewerten, da die NoM eine zusªtzliche Belastung f¿r 

eine Vielzahl von Betroffenen, z.B. durch Landschaftseingriff und möglichen Wertverlus t 

von Immobilien, darstellt. Daher sind bestimmte Bevölkerungsgruppen stärker als die 

Allgemeinheit betroffen.  
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Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  

Die  Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  bei der Umsetzung von konventionellem 

Netzausbau wird ăsehr hochò bewertet, da ein Netzausbauprojekt v.  a. in den höheren 

Spannungsebenen sehr viele Betroffene aufweist und im Standardfall mit der 

Implementierung von Großtechnik einhergeht.  

Transparenz des Verfahrens und Handlungsspielraum  

Die Transparenz des Verfahrens  und der Handlungsspielraum  hängen stark von 

der betrachteten Netzebene ab: Während im Übertragungsnetz die Bevölkerung in 

einem öffentlichen, umfangreichen Konsultationsprozess bei der Wahl der Technologie 

und der Trassenkorridore mehrfach eingebunden wird.  Jedoch kann die tatsächliche 

Umsetzung der NoM aufgrund der Komplexität nur in geringem Maß beeinflusst werden 

(ăeher geringe Transparenz ò bei ămittlerer Handlungsspielraum ò, vgl. Beschreibung in 

/FFE -03 15/), wird bei Projekten im Verteilnetz die Bevölke rung zu keinem Zeitpunkt 

involviert, was zu einem ăsehr geringem Handlungsspielraumò und ăsehr geringer 

Transparenzò bei der Umsetzung f¿hrt.  

Mediale Berichterstattung  

Vor allem große Zeitungen berichten über den konventionellen Netzausbau. Hierbei 

muss jedoch angemerkt werden, dass dieser meistens nicht in Verbindung mit 

Netzoptimierung gebracht wird. Die mediale Berichterstattung fokussiert sich 

überwiegend auf geplante Stromtrassen die den Transport von Windenergie nach 

Süddeutschland ermöglichen sollen . Die Notwendigkeit dieser Trassen wird 

ausdrücklich betont. Daher kann in diesem spezifischen Kontext von einer ăpositiven 

Bewertung ò durch die Medien gesprochen werden. In vielen Artikeln wird thematisiert, 

dass durch Verzögerungen im konventionellen Netzausbau der geplante Ausbau von 

Windparks behindert wird und hierdurch das Erreichen des Ziels einer erfolgreichen 

Energiewende gefähr det wird. ăEs fehlen Stromleitungen, um die saubere Energie 

sinnvoll im Land zu verteilen. (é) Wenn sie ihre klimapolitischen Versprechen halten 

will, müsste die Bundesregierung am Netzausbau arbeiten und daran, dass die 

konventionellen Kraftwerke den Erne uerbaren tatsächlich den Vortritt lassen und das 

auch technisch könnenò /END-01 16/.  

Die NoM wird von den Medien jedoch nicht isoliert im Rahmen der Netzoptimierung der 

Verteilnetze aufgegriffen, sondern die mediale Berichterstattung findet vor allem in 

Kombination mit anderen NoM statt. Hier wird überwiegend über die hohen Kosten und 

aufwändige Baumaßnahmen berichtet. Zusammenfassend kann daher konstatiert 

werden, dass diese NoM im Kontext des Übertragungsnetzes positiv und ăim Verteilnetz 

eher negativ ò berichtet wird.  

Technisches  Risiko  

Bei der Eintrittswahrscheinlichkeit eines  technischen Risikos  wird bei dem 

konventionellen Netzausbau zwischen menschlichen Einwirkungen und 

Umwelteinwirkungen während der Betriebszeit unterschieden (/ TUI -01 12/). In 

/WAN -01 16/ wurden basierend auf Pressemeldungen Gründe für längere 

Versorgungsunterbrechungen analysiert und das entstandene Schadensmaß erfasst  (vgl. 

Abbildung  5-13). 
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Abbildung  5-13: Statistische Auswertung von veröffentlichten Stromausfällen nach 

/WAN -01 16/  

Die Klassifizierung der veröffentlichten Stromausfälle zeigt, dass der überwiegende Teil 

der Störungen im Mittel - und Niederspannungsnetz auftritt. Baumbruch oder 

Bauarbeiten sind bei Hoch - und Höchstspannungsnetzen durch die Masthöhen nur sehr 

selten Grun d für Ausfälle . Bei nur wenigen Ursachen der Versorgungsunterbrechungen 

ist dabei ein Schadensmaß für das Umfeld zu beobachten. Eine Bewertung des 

Kriteriums findet über die betroffenen Komponenten statt. Diese sind bei der NoM 

Masten, Freileitungen und Er dkabeln. Hier ist das Gefährdungspotenzial durch 

herabfallende Komponenten oder das Kurzschlussrisiko durch eine Verletzung der 

Isolation zu nennen. Außer bei Extremwetterlagen und Blitzschlag in unmittelbarer 

Mastumgebung ist daher kein nennenswertes tech nisches Risiko zu erwarten 

(Ausprªgung ăgeringò). 

Flächenbedarf  

Bei der  Beurteilung des Landschaftseingriffs und Flächenverbrauchs nimmt  der 

konventionelle Netzausbau im Vergleich zu anderen NoM aufgrund seines ăhohen 

Flächenbedarfs ò eine besondere Stellun g ein. Obwohl Energieübertragungssysteme 

fest in unser Landschaftsbild integriert sind, wird der visuelle Eingriff von neu 

entstehenden Überlandtrassen als von besonders hoher Relevanz  für Akzeptanz und 

Umwelt eingestuft . Es besteht hier  ein akuter Bedarf an konkreter Forschungsarbeit 

(vgl. /NATURA -01 12/). Dabei muss zwischen dem Flächenbedarf von Leitungen (vgl. 

Tabelle  5-12) und den notwendigen Stationen/Transformatoren (vgl. Tabelle  5-13) 

unterschieden werden.  
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Tabelle  5-12:  Flächenbedarf von Leitungen des konventionellen Netzausbau  

Betriebsmittel Beschreibung Trassenbreite Quelle 

Freileitung in der 
Mittelspannung 

Donaumast 21 m /NOHL-01 93/ 

Freileitung in der 
Hochspannung 

Tannenmast 38 m /NOHL-01 93/ 

Freileitung in der 
Höchstspannung 

Verwendung von Donaumasten 
Ca. 30 m (Schutzstreifenbreite 

70 m ) 
/DENA-06 14/ 

Verwendung von Kompaktmasten 
Ca. 50 % der Trassenbreite von 

Donaumasten 
/DENA-06 14/ 

Kabel in der 
Höchstspannung 

2 erdverlegte, parallel geführte 
Kabelsysteme mit jeweils drei Phasen  

Kabeltrasse 20 - 25 m /DENA-06 14/ 

HGÜ 

VSC-/LCC-Freileitung Vgl. Donaumast bei Drehstrom /DENA-06 14/ 

VSC-/LCC-Erdkabel 
4 - 7 m bei einem bipolaren 

System 
/DENA-06 14/ 

 

Tabelle  5-13:  Flächenbedarf von Transformatoren und Stationen des konventionellen 

Netzausbaus 

Betriebsmittel Zusätzliche Beschreibung Flächenbedarf Quelle 

Komponenten/Bauwerke 
in der Niederspannung 

z. B. Ortsnetzstation, 

Niederspannungsverteilung 
Wenige m² - 

Umspannwerk Bis ca. 500 MW 20.000 m² (100 x 200 m) /BNETZA-21 14/ 

Höchstspannungs-
Kabelübergangsstation  

z. B. von vier 380 kV-
Freileitungssystemen auf acht 

Kabelsysteme 
4.800 m² (ca. 60 x 80 m) /DENA-06 14/ 

HGÜ 
1200 MW-VSC-Umrichterstation 

15.000 m² (100 x 150 x 
20 m) 

/DENA-06 14/ 

600 MW-LCC-Umrichterstation 2,5 - 3,5 ha /DENA-06 14/ 

 

Die hier aufgezeigten Trassen müssen im Regelfall von jeglicher Bebauung freigehalten 

werden. Bei Erdk abeltrassen sind darüber hinaus tief wurzelnde Pflanzen kritisch. Bei 

Freileitungen hingegen ist mit Ausnahme der direkten Umgebung der Masten im 

Regelfall landwirtschaftliche Nutzung möglich. /DENA -01 06/ 
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Abbildung  5-14:  Typische Abstände zur Umgebung bei Freileitungen und Kabeln in 

der Höchstspannung; Darstellung aus /FFE -11 14/  

Für eine genaue Untersuchung der Flächenwirksamkeit von konventionellem 

Netzausbau muss neben der Trassen - und Schutzstreifenbreite auch die Höhe  der 

Masten betrachtet werden. Diese variiert je nach Spannungsebene und verwendetem 

Mastbild zwischen 19  und 80  m. /NOHL -01 93/ 

Tabelle 5-14: Höhe von Freileitung en in Mittel -, Hoch- und Höchstspannung  

Spannungsebene Mastbild Höhe Quelle 

Mittelspannung Donaumast 19 m /NOHL-01 93/ 

Hochspannung Tannenmast 35 m /NOHL-01 93/ 

Höchstspannung Vierfüßiger Gittermast Bis zu 80 m /NOHL-01 93/ 

Höchstspannung Donaumast Ca. 55 m /NOHL-01 93/ 

 

Für die Bewertung im Morphologischen Kasten ergibt sich daher die Ausprägung ăhoher 

Flächenbedarf ò 

Auswirkung en auf  Flora/Fauna  und Habitate  

Die  Auswirkung en auf Flora/Fauna  und Habitate  durch den Neubau von Leitungen 

als Erdkabel oder Freileitung werden im Übertragungsnetz im Rahmen der 

Umweltverträglichkeitsprüfung (UVP) untersucht. Diese reichen vom Schneisenschlag 

von Gehölzen über die Störung von Vogelflugrouten bis hin zur Scheuchwi rkung und 

Tötung von geschützten Pflanzen - und Tierarten . Innerhalb der Konstruktionsp hase 

wird die gesamte Trassenlänge und Schutzstreifenbreite infolge der Trassenanlage von 

hohem Bewuchs befreit. Dieser Vegetationsverlust zieht entsprechende Folgewirkun gen 

auf die Fauna mit sich, wie z.  B. Tötung, Verletzung und Scheuchwirkung von Tieren 

oder die Zerstörung von Fortpflanzungsstätten und Habitaten. Bei Betrachtung der 

Betriebsphase lässt sich tendenziell eine Abnahme der Auswirkungen auf Flora und 

Fauna v ermerken. Eine umfangreiche Beschreibung der Umweltauswirkungen ist in 

/BNETZA -21 14/ zu finden. Darüber hinaus besteht zwar  ein generelles Kollisionsris iko  
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bei Vögeln mit Freileitungen, jedoch gilt dieses nur für bestimmte Vogelarten und ist 

räumlich eng begrenzt (vgl. /DENA -01 06/). In Vogelschutzgebieten und Forstnähe gilt 

ein erhöhtes Risiko. Mögliche Arten - und Naturschutzkonflikte lassen sich jedoch durch 

eine Auswahl an Vermeidungs - und Verminderungsmaßnahmen sowohl in der 

Konstruktions - als auch in der Betriebsphase eindämmen. Hierzu muss eine frühzeitige 

naturschutzfachliche Vorhabenoptimierung mit den ÜNB zusätzlich zu dem 

standardisierten UVP -Verfahren verfolgt und in die Trassenplanung sowie 

Bauausführung mit einbezogen werden. So kann z. B. eine  ökologische Baubegleitung 

und die Anbringung von Markierungen an Leiter - und Erdseilen die Auswirkungen auf 

die Schutzgüter Flora und Fauna erheblich reduzieren, jedoch nicht vollständig 

ausschließen, (vgl. /BMU -10 11/, /ERM -01 13/) Die hier beschriebenen  Auswirkungen 

sind auch für Netzausbauprojekte im Verteilnetz ausschlaggebend.  

Neben der baubedingten Lebensraumbeeinträchtigung von Freileitungen sind durch die 

Beseitigung der Vegetation häufig Bodenverdichtungen und eine Änderung des 

Mikroklimas zu beobachten, die zu einer Veränderung der vorher etablierten Flora und 

Fauna führen können. Zusätzlich nimmt dadurch die Invasibilität des Habitats zu, d.  h. 

der Bauprozess erhöht die Anfälligkeit des Habitats gegenüber invasiven Pflanzen - und 

Tierarten. La ngfristig kann es zu einer Habitatentwertung durch Zerschneidung der 

Landschaft kommen. Gerade Natura  2000-Gebiete, unter denen ausgewiesene 

FFH -Schutzgebiete und Vogelschutzgebiete verstanden werden,  sind durch ihre 

Lebensraumfunktion sehr empfindlich gegenüber Freileitungen.  

Bei Erdkabel sind ähnliche Effekte zu beobachten: Die benötigte Trasse ist zwar weniger 

großräumig, allerdings bedingen die umfangreicheren Tiefbauarbeiten großflächigere 

Grundw asserabsenkungen. Die Trasse eines Erdkabels selbst verändert das direkte 

Umfeld, da hier keine tiefwurzelnden Gehölzer zulässig sind. Eine Biotopveränderung 

durch die Veränderung des Wasserhaushaltes kann nur schwer abgeschätzt werden. Bei 

Ackerflächen is t eine Regeneration meist gut möglich. /BNETZA -21 14/ 

F¿r den Morphologischen Kasten wird daher die Ausprªgung ăGroÇe Auswirkungen auf 

Vegetation und Habitate in Freilandflªchenò gewªhlt. 

Veränderung von  Boden/ Grundw asser  

Die Veränderung von Boden/Grundwas ser  in der Konstruktions - und Betriebsphase 

von Freileitungen wurde bisher nur in wenigen Fällen dokumentiert.  Daher lassen sich 

für dieses Kriterium auch nur Annahmen auf der Basis von Ergebnissen kleiner 

Fallzahlen tätigen. Durch die Bauphase und die Err ichtung der Mastfundamente sind 

kleinräumige Grundwasserabsenkungen möglich. Bei der Errichtung neuer Trassen 

führt die Befestigung der Masten und Nebenanlagen unvermeidlich zu kleinräumigen 

Bodenveränderungen. An Maststandorten kommt es zu einer überwiege nd punktuellen, 

aber dauerhaften Bodenverdichtung, die je nach Bodengüte durch die Maststandortwahl 

vermieden werden sollte. Zudem ist mit der dauerhaften Vegetationsbefreiung des 

Schutzstreifens von einem Eingriff in den Bodenwasserhaushalt auszugehen. Da her 

wird hier die Ausprªgung ăPunktuelle, dauerhafte Bodenveränderung durch 

Komponenten der NoM mit großflächiger, temporärer Bodenveränderung (z.B. durch 

Transportwege in der Bauphase) ò gewªhlt. 
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Bei Erdkabeln kann durch umfangreichere Tiefbauarbeiten von deutlich höheren 

Wirkungen auf den Boden und den Grundwasserhaushalt ausgegangen werden 

(Ausprªgung ăgroßflächige, dauerhafte Bodenveränderung durch Komponenten der 

NoMò). /BNETZA-21 14/ 

Durch  die NoM und die dort verwendeten Materialien tritt keine Verunr einigung von 

Boden/Grundwasser  auf.  

EMV für das Umfeld  

Durch die Drehstrom -Übertragung mittels Freileitungen entstehen niederfrequente 

elektrische und magnetische Wechselfelder, die eine Strahlenb elastung für das Umfeld 

darstellen können. Hierfür liegen in  Deutschland Personenschutz -Grenzwerte vor, die 

für Freileitungen gemessen unter dem Leiterseil mit dem niedrigsten Durchhang nicht 

überschritten werden dürfen . In der 26.  Bundesimmissions schutzverordnung  (BImSchV)  

ist die zulässige Strahlenbelastung durch  elektromagnetische Felder  festgelegt, die beim 

Bau von Anlagen berücksichtigt werden müssen. Bei einer 380 kV -Leitung sind ca.  20 m 

Abstand (zur Bodenprojektion des äußeren ruhe nden Leiters) festgeschrieben , um den 

Grenzwert einzuhalten /BON -01 12/, /BREG-01 96/, /STMUG -03 13/. Die von 

Freileitungen verursachten Felder liegen unterhalb dieser Grenzwerte und sind als 

ăWechselfelder in der unmittelbare Umgebungò einzustufen. Diese lösen im Nah bereich 

von Höchstspannungsleitungen  keine spürbaren Effekte im menschlichen Körper aus .  

Bei HG¦ treten technologiebedingt keine Wechselfelder, sondern ăstatische Felderò auf, 

die mit den auftretenden Feldstärken von bis zu 30  kV/m bzw. 25  ȋT nicht biologisch 

aktiv sind. Bei Erdkabeln sind an der Oberfläche weder elek trische Felder noch 

Koronaentladungen zu beobachten, die maximale magnetische Induktion ist geringfügig 

höher als bei Freileitungen. /BNETZA -21 14/ 

Geräuschemission  

Das Kriterium  Geräuschemission muss sowohl die Konstruktions - als auch 

Betriebsphase bewert en. Es ist zu beachten, dass es während der Konstruktion zu einer 

temporären Lärmbelastung durch Bauarbeiten kommt, während es sich in der 

Betriebsphase um eine konstante Geräuschbelastung handelt, die überwiegend durch 

Koronaentladungen verursacht werden,  welche durch ihre Charakteristik als 

unangenehm empfunden werden. Innerhalb der  Betrieb sphase hängt die Stärke der  

Geräuschemissionen  stark  von der Betriebsspannung, der Leitergeometrie sowie der 

Witterung  ab. Geräusche durch Freileitungsanlagen mit Betri ebsspannungen unter 

380 kV sind im Betrieb am Rand des Schutzstreifen bei unter 30  db (A) am Rand der 

Wahrnehmungsschwelle ( ăkeine oder sehr geringe Gerªuschentwicklungò), wohingegen 

Höchstspannungsfreileitungen oberhalb 380  kV infolge einer höheren Feldst ärke 

merkbare Geräuschemissionen verursachen. Diese liegen bei trockener Witterung 

zwischen 28 und 30  db (A), bei Regen oder Nebel bei bis zu 59  db (A) (Ausprägung 

ăGerªuschentwicklung witterungs- und belastungsabhªngigò). Eine Reduktion der 

Geräuschemissi onen durch Koronaentladungen lässt sich durch den Einsatz von 

Bündelleitern oder durch spezielle Lacke erreichen. /BNETZA -21 14/, /HTW -01 01/. 
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Die Schadstoffbelastung ist  beim konventionellen Netzausbau a ls erheblich 

einzustufen. Bei der Verlegung von Erdk abeln kommt es durch Baufahrzeuge und 

Bauprozesse zu einem ăgroÇflªchigen Bodenaushub mit Aufwirbelung von Feinstaubò. 

Bei Freileitung en ist der Bodenaushub für das  Mastfundament ăpunktuellò, f¿hrt jedoch 

auch zu einer Schadstoffbelastung.  

Einfluss auf die  CO 2-Bilanz des Versorgungsgebietes  

Eine Analyse der Klimawirkung der NoM zeigt, dass konventioneller Netzausbau 

grundsätzlich durch eine zusätzliche Integration von erneuerbaren Erzeugungsanlagen 

eine indirekte ăVerringerung der CO 2ðEmissionenò ermöglicht.  

Die konkrete Ausweisung des Einflusses auf die CO 2-Bilanz des 

Versorgungsgebietes erfolgt in den Netzberechnungen und wird für die finale 

Bewertung verwendet.  

5.1.5 Ökonomische Grundlagen 

Da sich die ökonomischen Grundlagen für jede Spannungsebene un terscheiden, sind im 

Folgenden die verschiedenen Ebenen getrennt  betrachtet.  

5.1.5.1 Niederspannung 

Die Kostenübersicht für die Niederspannungsebene ist der nachfolgenden Tabelle zu 

entnehmen.  
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Tabelle  5-15:  Technoökonomische Kennwerte für  Netzausbau in der 

Niederspannungsebene 

Kostenart Betriebsmittel/Bereich Beschreibung Kosten 2015 und 2030 

Investitionen 

reiner Erdkabelpreis (ohne Verlegung) 
NAYY 4x120 SE 8.500 ú/km 

NAYY 4x150 SE 10.500 ú/km 

Verlegungskosten je nach Untergrund 

unbefestigt 40.000 ú/km 

Pflaster/Platten 60.000 ú/km 

Bitumen Gehweg 85.000 ú/km 

Fahrbahn 100.000 ú/km 

Pauschalwerte für Kabel inkl. Verlegung 
nach Netzgebiet 

Land 50.000 ú/km 

Vorstadt 60.000 ú/km 

Stadt 90.000 ú/km 

Transformatoren MS/NS inkl. 
Sekundärtechnik 

250 kVA 7.000 ú/St¿ck 

400 kVA 8.500 ú/St¿ck 

630 kVA 12.000 ú/St¿ck 

MS/NS-Ortsnetzstation 

Transformator, MS-
Schaltanlage, NS-

Verteilung, Sekundärtechnik, 
Gebäude 

37.500 ú/St¿ck 

weitere Komponenten 

Niederspannungsverteilung 
6-10 Abgänge 

3.200 ú/St¿ck 

Abzweigmuffe 200 ú/St¿ck 

Fixe 
Betriebskosten 

Kabel pauschale 
Betriebskostenzuschläge 
bezogen auf Investitionen 

1 %/a 

Sonstige Anlagen 2 %/a 

Nutzungsdauer 

Kabel 
 

40 a 

Transformatoren 
 

30 a 

Ortsnetzstation, Kabelverteilerschränke und 
weitere Komponenten  

33 a 
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Abbildung  5-15: Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Niederspannungsebene  

5.1.5.2 Mittelspannung 

Die Kostenübersicht für die Mittelspannu ngsebene ist der nachfolgenden Tabelle zu 

entnehmen.  Der lineare Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Mittelspannungsebene  

ist in Abbildung  5-16 dargestellt.  

Tabelle  5-16:  Technoökonomische Kennwerte für  Netzausbau in der 

Mittelspannungsebene  

Kostenart Betriebsmittel/Bereich Beschreibung Kosten 2015 und 2030 

Investitionen 

Erdkabel in der MS inkl. 
Baukosten 

Standardkabel, z.B. NA2X52y 
3x1x186 

105.000 ú/km 

Umspannwerk mit zwei 
Transformatoren 

Transformatoren, 
Transformatorfelder, 

Sekundärtechnik, Gebäude 
2.750.000 ú/St¿ck 

Transformator HS/MS 
31,5 MVA 900.000 ú/St¿ck 

40 MVA 1.000.000 ú/St¿ck 

Mittelspannungsabgangsfeld 
Sammelschiene (anteilig), 

Kupplungsfeld, Leistungsfeld, 
Sekundärtechnik 

70.000 ú/St¿ck 

Fixe 
Betriebskosten 

Kabel 
pauschale Betriebskostenzuschläge 

bezogen auf Investitionen 

1 %/a 

Sonstige Anlagen 2 %/a 

Nutzungsdauer 

Kabel 
 

40 a 

Umspannwerk, 
Transformatoren  

30 a 

Ortsnetzstation, 
Kabelverteilerschränke, 
weitere Komponenten  

33 a 

 

0

2

4

6

8

10

12

14

16

0 0,2 0,4 0,6 0,8 1

a
n

n
u

itä
tis

ch
e

 F
ix

ko
st

e
n
 in

 T
sd

. ϵ
/a

Entfernung in km

Netzausbau in der Niederspannung

Stadt - Kabel 191 kVA - Trafo 630 kVA

Vorstadt - Kabel 191 kVA - Trafo 400 kVA

Land - Kabel 191 kVA - Trafo 250 kVA

©FfE BMWi-32 MONA-Massnahmen_eV_00408



Netzoptimierende Maßnahmen 127 

   

 

Abbildung  5-16: Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Mittelspannungsebene  

5.1.5.3 Hochspannung 

Die Kostenübersicht für die Hochspannungsebene ist der nachfolgenden Tabelle zu 

entnehmen.  Der lineare Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Hochspannungsebene 

ist in Abbildung  5-17 dargestellt.  
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Tabelle  5-17: Technoökonomische Kennwerte für  Netzausbau in der 

Hochspannungsebene 

Kostenart Betriebsmittel/Bereich Beschreibung therm. 
Grenzleistung 

Kosten 2015 und 2030 

Investitionen 

Erdkabel in der HS inkl. 
Baukosten 

Pauschalwert für 
Standardkabel (z.B. AL800) 

inkl. Verlegung und 
Erdschlusskompensation 

135,7 MVA 1.000.000 ú/km 

Freileitung in der HS 

 

 

 

 

Pauschalwert inkl. 
Verlegung  

420.000 ú/km 

Ersatzneubau eines 
Einfachsystems mit 

Einfachseil Al/St 265/35 
129,6 MVA 300.000 ú/km 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit 

Einfachseil Al/St 265/35 
259,2 MVA 450.000 ú/km 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit 

Zweierbündel Al/St 265/35 
518,2 MVA 580.000 ú/km 

Freileitungserweiterung 
Zweifachsystem mit 

Zweierbündel Al/St 380/50 
640,2 MVA 630.000 ú/km 

Hochspannungsabgangsfeld 
Doppelsammelschiene 

Sammelschiene (anteilig), 
Kupplungsfeld, 
Leistungsfeld, 

Sekundärtechnik 
 

650.000 ú/St¿ck 

Fixe 
Betriebskosten 

Kabel pauschale 
Betriebskostenzuschläge 
bezogen auf Investitionen 

 
1 %/a 

Sonstige Anlagen 
 

2 %/a 

Nutzungsdauer 

Kabel, Freileitung 
  

40 a 

Transformatoren 
  

30 a 

Ortsnetzstation, 
Kabelverteilerschränke, 
weitere Komponenten   

33 a 

 

 

Abbildung  5-17: Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Hochspannungsebene   
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5.1.5.4 Höchstspannung 

Die Kostenübersicht für die Höchstspannungsebene ist der nachfolgenden Tabelle zu 

entnehmen.  Der lineare Fixkostenverlauf von Netzausbau in der H öchstspannungsebene 

ist in Abbildung  5-18 dargestellt.  

Tabelle  5-18: Technoökonomische Kennwerte für Netzausbau in der 

Höchstspannungsebene  

Kostenart Betriebsmittel/Bereich Beschreibung Thermische 
Grenzleistung 

Kosten 2015 und 2030 

Investitionen 

Kabel in der HöS inkl. 
Baukosten 

2 erdverlegte, parallel 
geführte Kabelsysteme 
mit jeweils drei Phasen 

(Leiterquerschnitt 
2.500 mm²) 

1250 MVA 7.800.000 ú/km 

155 kV-Drehstrom-
Seekabel 

62 - 900 MVA 1.500.000 ú/km 

220 kV-Drehstrom-
Seekabel 

100 ï 500 MVA 2.000.000 ú/km 

Freileitung in der HöS 

Pauschalwerte für eine 
Doppelleitung mit 
Viererbündel (z.B. 

Querschnitt 264/34) 
inkl. Installation 

3580 MVA 1.200.000 ú/km 

Doppelleitung mit 
Dreierbündel und einem 

Querschnitt 635/117  
930.000 ú/km 

Doppelleitung mit 
Viererbündeln und 
einem Querschnitt 

564/72 
 

1.000.000 ú/km 

Verwendung von HTLS-
Leitern (high-

temperature-low-sag), 
Typ ACCC 

 
8.400.000 ú/km 

Verwendung von HTLS-
Leitern, Typ ACCR 

6802 MVA 11.400.000 ú/km 

Zusätzliche 
Stromkreisauflage 

220 kV  
150.000 ú/km 

Zusätzliche 
Stromkreisauflage 

380 kV 
1790 MVA 200.000 ú/km 

HDÜ mit mehr als 
380 kV  

3.700.000 ú/km 

Transformator HöS/HS 

Pauschalwert für 
300 MVA inkl. Kosten 

für Nebenanlagen 
sowie HöS- u. HS-

Schaltfeld 

 
6.500.000 ú/St¿ck 

Schaltfeld für HöS-
Leitung 

Pauschalwert inkl. 
Kosten für 

Anlagenanpassung/-
erweiterung, etc. 

 
4.000.000 ú/St¿ck 
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Abbildung  5-18: Fixkostenverlauf von Netzausbau in der Höchstspannungsebene  
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Fixe 
Betriebskosten 

Kabel in der HöS 

2 erdverlegte, parallel 
geführte Kabelsysteme 
mit jeweils drei Phasen 

(Leiterquerschnitt 
2.500 mm²) 

 
1.250 ú/km*a 

155 kV- und 220 kV 
Drehstrom-Seekabel  

k.A. 

Freileitung in der HöS 

Pauschalwerte für eine 
Einzelleitung (ein 

Stromkreis)  
2.300 ú/km*a 

Pauschalwerte für eine 
Doppelleitung (zwei 

Stromkreise)  
3.000 ú/km 

Verwendung von HTLS-
Leitern  

k.A. 

Nutzungsdauer 

Kabel in der HöS VPE-Kabel bei Erdkabel 
 

40 a 

Freileitung in der HöS 

Stahlgittermasten 
 

80 a 

Stahlbetonmasten, 
Kompaktmasten  

50 a 

Leiterseile und 
Isolatoren bei 

Freileitungssystemen  
40 a 

HTLS-Leiter, Typ ACCR 
 

40 a 

Sonstige Komponenten 
  

33 a 
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5.1.5.5 Hochspannungs-Gleichstromübertragung 

Die Kostenübersicht für die Hochspannungs -Gleichstromübertragung ist der 

nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.  Der lineare Fixkostenverlauf von HGÜ  ist in 

Abbildung  5-19 dargestellt.  

Tabelle  5-19:  Technoökonomische Kennwerte für  HGÜ  

Kostenart Betriebsmittel/Bereich Beschreibung Kosten 2015 und 2030 

Investitionen 

VSC-Freileitung 2 GW 2.000.000 ú/km 

LCC-Freileitung 3 GW 1.466.667 ú/km 

VSC-Erdkabel 2 GW 4.000.000 ú/km 

VSC-Umrichterstation 2 GW 200.000 ú/MW 

LCC-Umrichterstation 3 GW 200.000.000 ú/St¿ck 

Offshore-DC-Station 
Pauschalwert für See- und 

Laststation gemeinsam, inkl. Kosten 
für die Nebenanlagen 

1.000.000 ú/St¿ck 

Fixe Betriebskosten 

LCC-Umrichter 
Kostenzuschläge bezogen auf 

Investitionen 

1,2 %/a 

VSC-Umrichter 0,5 %/a 

HGÜ-Trasse 
 

3.000 ú/km 

Nutzungsdauer 

LCC-Umrichter 
 

45 a 

VSC-Umrichter 
 

50 a 

Steuerung der LCC-
Umrichter  

15 a 

Leiterseile und Isolatoren bei 
Freileitungssystemen 

gilt auch für Kabel 40 a 
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Abbildung  5-19: Fixkostenverlauf von HGÜ  

5.1.6 Weitere Varianten des konventionellen Netzausbaus 

5.1.6.1 Gasisolierte Rohrleitungen 

Bei Erdleitungen sind mit g asisolierte n Leitungen (GIL) Sonderlösung en für  bestimmte 

Anwendungsfälle möglich . Sie bestehen aus einem Aluminium -Leiterrohr und einem 

gasdichten Aluminium -Mantelrohr, das mit einem isolierenden Gasgemisch aus 20  % 

SF6-Gas (Schwefelhexafluorid) und 80  % Stickstoff gefüllt ist  (vgl. Abbildung  5-20). 

/DENA -06 14/ 

 

Abbildung  5-20: Aufbau einer gasisolierten Übertragungsleitung (Bildquelle: 

/SIE -03 16/ )  

Die GIL -Technologie ist gegenwärtig nur für die Übertragung von Drehstrom und nicht 

für die Übertragung von Gleichs trom kommerziell verfügbar. GIL befinden sich seit 
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rund 35  Jahren im Einsatz und sind aktuell weltweit auf ca. 200 bis 300  km Strecke in 

Gebrauch. Da GIL eine deutlich höhere Übertragungsfähigkeit gegenübe r Erdkabeln auf 

VPE-Basis haben, wird diese Technologie speziell eingesetzt , wenn die Übertragung von 

hohen Leistungen in urbanen Räumen notwendig ist . (vgl.  /EEP-01 15/) Ebenso werden 

die magnetischen Felder durch die Kapselung des Mantelrohrs sehr stark reduziert und 

die elektrischen Felder vollständig n ach außen abgeschirmt. /DENA -06 14/ 

Das verwendete SF 6-Gas ist aufgrund seiner starken Klimawirkung umstritten , da es 

nur langsam in der Atmosphäre abgebaut wird. Die Verwendung neuer Gasmixtur en, 

welche sich derzeit noch im Forschungsstadium befinden, sol l eine Reduktion der 

Klimawirkung um bis zu 50  % ermöglichen . /ABB -01 14/ 

5.1.6.2 Supraleiter zur Energieübertragung 

Supraleiter sind Werkstoffe, deren elektrischer Widerstand bei sehr niedrigen 

Temperaturen auf nahezu null abfällt. Der Einsatz von Supraleitern in  der elektrischen 

Energieübertragung befindet sich noch im Forschungsstadium, wobei bereits erste 

Pilotprojekte realisiert wurden. Im supraleitenden Bereich besitzen diese Werkstoffe  

durch die höhere zulässige Stromdichte, bei geringeren Verlusten im Vergl eich zu 

konventionellen Kupferkabeln, eine bis zu fünffache Übertragungskapazität. Heutige 

Hochtemperatur -Supraleiter (HTS) bestehen aus Yttrium -Barium -Kupferoxid (YBCO) 

und verlieren ihre supraleitenden Fähigkeiten erst bei einer Temperatur von über 92  K 

(-181,15 °C), wodurch die Kühlung mittels flüssigem Stickstoff realisiert werden kann. 

/DENA -06 14/ 

Pilotprojekte im Verteilungsnetzbereich in der Mittel - und Hochspannungsebene 

beweisen die technische Realisierbarkeit und stellen erste Betriebserfahrungen  mit 

dieser Technologie bereit. Als Bespiel kann das Projekt AmpaCity des Netzbetreibers 

RWE in der Stadt Essen genannt werden. In diesem Projekt wurde statt des Einsatzes 

von Hochspannungs -Kabelsystemen im Verteilnetz zum Teil ein 10  kV -HTS-

Kabelsystem au f einer Länge von einem Kilometer und mit einem Auslegungsstrom von 

2,3 kA (40  MVA) installiert. /RWE -03 14/, /NX-01 14/ 

Einen weiteren Anwendungsfall für Supraleiter stellt der Einsatz als Strombegrenzer 

dar. Dies wird bereits in Pilotprojekten demonstrie rt, u.  a. bei den Stadtwerken 

Augsburg in einem Feldtest bis 2017. Der Supraleiter weist dabei im Normalbetrieb 

nahezu keine ohmschen Widerstände auf und verursacht damit weder Verluste noch 

Beeinträchtigungen der Netzstabilität. /SWA -01 16/ 

5.1.6.3 Übertragungen bei höheren Betriebsspannungen 

Weltweit werden in der Höchstspannung stellenweise höhere Betriebsspannungen als 

380 kV eingesetzt, um hohe Leistungen über längere Strecken mit möglichst geringen  

Verlusten zu übertragen. So werden beispielsweise in Kanada, den USA, Brasilien und 

Russland Freileitungen mit Betriebsspannungen bis zu 800  kV (engl. Ultra High Voltage 

ð UHV ) betrieben. In Indien wird derzeit sogar eine 1200  kV -Leitung geplant. Diese 

800 kV -Systeme sind üblicherweise mit einem Viererbündel und dem  Leiterseil 

Al/St  658/35 ausgestattet. Ein Stromkreis erreicht im Normalbetrieb eine thermische 

Grenzleistung von 5.690  MVA und liegt damit über dem Dreifachen einer Standard -

380 kV -Freileitung. Auf der anderen Seite benötigen höhere Spannungen auch breite re 
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Trassen und Schutzstreifen. Bei einer Nennspannung bis 800  kV ergibt sich somit eine 

vorgeschlagene Trassenbreite von 80 bis 120  m. Die in Indien geplante 1200  kV -Leitung 

benötigt eine Trassenbreite von bis zu 100  m. /DENA -06 14/ 

5.1.7 Zusammenfassung und Ausblick 

Die Metastudie der NoM konventioneller Netzausbau  zeigt, dass die darin inbegriffenen 

Technologien auch in Zukunft eine wichtige Rolle bei der Netzoptimierung spielen 

werden. Die Gründe hierfür sind unter anderem, dass die NoM durch den Einsatz neuer  

Freileitungen, Erdkabel oder Transformatoren die Stromtragfähigkeit erhöht und so 

thermische Betriebsmittelüberlastung vermeiden kann. Darüber hinaus ist der 

konventionelle Netzausbau mit nahezu jeder anderen Maßnahme kombinierbar und 

bietet durch seine v ielfältigen Ausgestaltungsoptionen eine sehr hohe Skalierbarkeit 

zwischen wenigen kVA und mehreren GVA in allen Spannungsebenen. Die 

Ausgestaltung  ist in vielen Fällen vorgegeben und Teil der politischen Diskussion (z.  B. 

Erdverkabelungsvorgang bei HGÜs, V orgaben der B undesnetzagentur ).  

Im Übertragungsnetz stellt der Einsatz von HGÜ eine vielversprechende Möglichkeit für 

den Stromtransport über lange Distanzen bei geringen Verlusten und gleichzeitiger 

Entlastung des Drehstromnetzes  dar. Bis 2030 ist der Ba u von mehreren HGÜ -

Korridoren geplant. Technologische Innovationen bei der NoM sind zusätzlich bei 

neuartigen Leiterseilen und kompakten Mastbauweisen möglich. Die derzeit verwendete 

Technologie des konventionellen Netzausbaus hingegen ist  bereits seit Jah rzehnten 

etabliert , wodurch bei den Stakeholdern umfangreiche Vorerfahrung vorhanden ist.  

Eine Analyse der Kostenstruktur zeigt, dass die NoM vergleichsweise hohe Kosten 

aufweist, die überwiegend aus CAPEX bestehen, welche regulatorisch abgeschrieben 

werden können. Als konventionelle Maßnahme ist durch die NoM ei n sekundärer 

Mehrwert (Bereitstellung von Regelenergie,  dynamische Blindleistungsbereitstellung,  

zusätzliche Kenntnisse des Netzzustandes , é) nur in geringem MaÇ gegeben. 

Gleichwohl hat keine  andere NoM so große Auswirkungen auf die Schutzgüter 

ăLandschaftò, ăBodenò und ăFlora/Faunaò sowie die gesellschaftliche Akzeptanz. 
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5.2 Regelbare Ortsnetzstationen 

 

5.2.1 Stand der Technik und Entwicklungspotenzial 

5.2.1.1 Systembeschreibung der netzoptimierenden Maßnahme (Meta-Studie) 

5.2.1.1.1 Definition regelbarer Ortsnetztransformator 

Unter dem allgemeineren Begriff ăRegeltransformatorenò ist zwischen Lªngs-, Quer- 

und Schrägregelung zu unterscheiden. Quer - und Schrägregler steuern durch 

Phasenwinkeländerungen den Wirkleistungsfluss über den Transformator, wobei 

Längsregler nur den Betr ag der Spannung beeinflussen.  

Beim Querregler (vgl. Abbildung  5-21) wird im Gegensatz zum Längsregler die 

Zusatzspannung (U Q) mit einer Phasenverschie bung um 90° zur Spannung in der 

Hauptwicklung (U W) angelegt. Die resultierende Spannung (U Res) weist einen annähernd 

identischen Betrag auf, die Phasenlage ändert sich jedoch. Hierdurch können 

Wirkleistungsflüsse in vermaschten Netzen gezielt gesteuert wer den. /OTH -01 16/  

Ein Längsregler verändert die Knotenspannung. Dies beeinflusst die 

Blindstromverteilung in parallelen bzw. vermaschten Leitungen. Durch diese Regelung 

wird die Wirkstromverteilung nahezu nicht beeinflusst. Diese Veränderung wird 

erreicht , indem die Zusatzspannung in Längsrichtung zur Spannung der Hauptwicklung 

wirkt  (vgl. Abbildung  5-21). Infolgedessen bleibt die Phasenlage des geregel ten 

Spannungszeigers gleich. /OTH -01 16/ 

Im Rahmen dieser Studie werden nur Längsregler zur Spannungsbeeinflussung 

betrachtet.  

 

Abbildung  5-21: Auswirkung auf die Transformatorspannung durch Anlegen  einer 

Querspannung (links) bzw. einer Längsspannung (rechts)  
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Diese Charakteristik bedingt die vermehrte Einsetzung zur Spannungsregelung. Die 

Funktionsweise des bereits am Markt etablierten rONTs unterscheidet sich zwischen 

vielen am Markt verfügbaren Mod ellen. Die dynamische Anpassung der unterseitigen 

Spannung am Transformator geschieht über einen Laststufenschalter, welcher 

wiederum von einem Spannungsregler intelligent gesteuert wird. Laststufenschalter 

dienen einer  unterbrechungsfreien Schaltung  zur Ä nderung des 

Übersetzungsverhältnisses während des Betriebs. /T UW-02 14/ Die erforderlichen Daten 

für die intelligente Steuerung liefert ein beim rONT eingebauter Sensor z ur 

Spannungsmessung /ETZ -01 12/.  

Die folgende Abbildung  5-22 zeigt, wie die Anpassung der Spannung aufgrund 

verstärkter Rückspe isung durch PV -Anlagen erfolgt; zusätzliche Einspeisungen von PV -

Anlagen führen zu einer Spannungserhöhung.  Durch die Regulierung eines rONTs kann 

die Netzspannung im zulässigen Spannungsband gehalten werden. Die DIN EN 50160 

regelt das Spannungsband für Letztabnehmer, es wird ein Bereich von ± 10  % 

Abweichung von der Nennspannung festgeschrieben /DIN -01 00/. Sollte ein ONT nicht 

regelbar sein, ist eine Aufteilung der ±  10 % des Spannungsbandes auf Mittel -, Nieder - 

und Umspannungsebene erforderlich /EBR-01 14/. 

 

Abbildung  5-22: Schematische Spannungsanpassung durch einen rONT  

Die Entkopplung der Mittel - von der Niederspannung durch rONTs schafft eine 

Nutzbarkeit des vollen Spannungsbandes in beiden Ebenen. Dies erhöht den 

Toleranzbereich im Niederspannungsnetz von 3  % Spannungsanhebung auf 11  %. 

/EBR-01 14/ (Siehe Abbildung  5-23) 
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Abbildung  5-23: Spannungsband mit regelbarem Ortsnetztransformator  /MR-01 15/ 

 

Abbildung  5-24: rONT inclusive Regelung  /MR-01 15/ 

Regelbare Ortsnetztransformatoren unterscheiden sich durch eine zusätzliche 

Schaltungseinheit von konventionellen ONTs. Siehe hierzu Abbildung  5-24. 

Die Wirksamkeit eines rONT hängt maßgeblich  von den verwendeten Regelkonzept en 

ab, die im Kapitel  5.2.1.1.4 vorgestellt werden.  

5.2.1.1.2 Technische Daten 

Exemplarisch können die Daten von den Herstellern der Masch inenfabrik Reinhausen 

GmbH und  der J. Schneider Elektrotechnik GmbH gesehen werden. Diese sind in der 

folgenden Tabelle  5-20 zusammengestellt. Prinzipiell können Dimensionierungen von 

rONTs auftragsabhängig gewählt werden.  
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Tabelle  5-20: Exemplarische technische Daten von rONT  

Zusammengestellt aus: /MR-01 15/ /JSE-01 16/ 
Maschinenfabrik 

Reinhausen GmbH 
J. Schneider Elektrotechnik 

Abstand zwischen den Stufen 2,50 % frei wählbar bis 3 % 

Anzahl Stufen 5 bis 9 bis max. 9 Stufen 

Bandbreite (gesamt) ± 10 % bis max. ± 12 % 

Ansprechzeit < 2 sec 0,9 sec 

Kürzester Abstand zwischen Stufenschaltungen 3 sec 3 sec 

Wirkungsgrad > 99 % k. A. 

 

5.2.1.1.3 Aufgaben des regelbaren Ortsnetztransformators 

Das Halten der Spannung innerhalb eines definierten Spannungsbandes ist die Aufgabe 

von rONTs. Diese entkoppeln die Spannung im Mittelspannungsnetz von der im 

Niederspannungsnetz. So steht das komplette Span nungsband von ± 10  % im 

Niederspannungsnetz zur Nutzung zur Verfügung. Es kann für Photovoltaikanlagen 

oder auch für Spannungsabfälle durch Verbrauchslasten (Elektromobilität oder 

Wärmepumpen) genutzt werden. /ETZ-01 12/  

5.2.1.1.4 Mögliche Regelungen des regelbaren Ortsnetztransformators 

Die Regelung eines rONTs ist essentiell für dessen optimalen Betrieb.  

Die wichtigsten Parameter der Regelung eines regelbaren Ortsnetztransformators sind:  

¶ Stufenhöhe (æUStufe) 

¶ Spannungssollwert ( USoll ) 

¶ Bandweite des Toleranzbandes ( BW) 

¶ Eingangsspannungsprofil  

¶ Totzeit ( tVerzögerung) 

In Abbildung  5-25 wird das Prinzip der Regelung sowie die Rolle der oberen Parameter 

dargestellt.  
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Abbildung  5-25: Funktionsprinzip der Regelung eines rONT / TUW -02 14/  

Nach Abbildung  5-25 erfasst der rONT kontinuierlich die Spannung UEin  aus dem 

Netzgebiet. Aufgrund der unsymmetrischen Last in einer Simulation sowie  in  der 

Realität wird die Spannungsamplitude im Mitsystem verw endet. Diese Spannung dient 

als Eingangss pannungsprofil für die Regelung  und wird mit einem vorgegebenen 

Spannungssollwert verglichen. Daraus wird eine Spannungsdifferenz æU  gebildet:  

ЎὟ Ὗ Ὗ  
(4.1) 

Um den Spannungssollwert wird ein Toleran zband eingestellt. Der Stufenschalter des 

rONT regelt, wenn die Spannungsdifferenz größer als die halbe Bandweite ist.  

ȿЎὟ ȿ
ὄὡ

ς
 

(4.2) 

Dabei wird eine im Regler definierte Verzögerungszeit t Verzögerung berücksichtigt. Ein 

Zeitnehmer startet, wenn die Spannung das Toleranzband über - oder unterschreitet. 

Falls die Bandverletzung nur kurzzeitig ist , kommt es zu keinem Stufenwechsel. Wie in 

Abbildung  5-25 beispielhaft gezeigt, kehrt die Spannung des Spannungsprofil s B vor 

Ablauf der Verzögerungszeit ins Band zurück, es wird kein Stufenwechsel verursacht.  

Wird die vorgegebene Verzögerungszeit überschritte n und die gemessene Spannung 

befindet sich dauerhaft außerhalb des Toleranzbandes, wird ein Stufenwechsel 

hervorgerufen. Dieser senkt oder erhöht die Spannung. Durch den Stufenwechsel soll die 

Spannung zurück in den Toleranzbereich gebracht werden. Dies is t in Abbildung  5-25 

bei Spannungsprofil A gezeigt. I nsbesondere muss dabei die Bandweite größer al s eine 

Stufe des Schalters sein.  
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ὄὡ  ЎὟ  (4,3) 

Ansonsten ist eine Reglung der  Spannung im Spannungsb and nicht möglich . In 

/AE-01 15/ wird eine minimale Bandweite der 1,2 -fachen Stufengröße empfohlen. Im 

Rahmen dieser Studie  wird dieser Wert einheitlich für die Dimensionierung aller 

Längsregler und regelbaren Ortsnetztransformatoren verwendet. Die anderen vier 

wichtigsten Parameter werden anhand der verschiedene n Algorithmen bzw. 

Regelkonzepte bestimmt, diese werden im  Folgenden beschrieben. 

Die Regelkonzepte haben einen erheblichen Einfluss auf den Parameter Bandweite,  

Spannungssollwert und  Eingangsspannungsprofil. Es werden drei  verschiedene 

Regelkonzepte für  den regelbaren Ortsnetztransformator berücksichtigt:  

¶ konventionell e Regelung 

¶ Leistungskompoundierung  

¶ Regelung mit transformatorfernen Sensoren  

Im Folgenden werden diese Regelkonzepte beschrieben.  

Konventionelle Regelung  

Unter diesem Regelkonzept wird die Spannung an der Sekundärseite des rONTs 

kontinuierlich gemessen. Di e gemessene Spannung bildet dann das Spannungsprofil in 

der Regelung. Der Spannungssollwert sowie das Toleranzband werden vom 

Netzbetreiber bestimmt und bleiben während des Betriebs unverändert.  In 

Abbild ung  5-26 ist die Spannungsregelung dieses  Regelkonzepts exemplarisch anhand 

eines Tages dargestellt. Der Spannun gssollwert bleibt immer auf 1,0  pu, wobei die 

Bandweite immer 0,03  pu beträgt.  
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Abbild ung  5-26: Spannungsverlauf eines Tages am rONT bei konventioneller 

Regelung 

Mit diesem Regelkonzept reduziert sich die Spannung am kritischen Netzknoten im 

hohen Rückspeisefall um ca. 0,02  pu im Vergleich zur  Spannung ohne rONT, wie 

Abbildung  5-27 zeigt.  

 

Abbildung  5-27: Spannungsverläufe mit und ohne rONT  unter k onventionelle r  

Regelung 
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Leistungskompoundierung  

Bei diesem Regelkonzept ist der Spannungssollwert nicht mehr konstant, sondern 

abhängig von der Auslastung des Transformators . Abbildung  5-28 zeigt eine  Standard -

Kennlinie der Sollspannung in Abhängigkeit von der prozentualen 

Bemessungsscheinleistung ὛȾὛ über den Transformator . Die anderen Parameter, z.  B. 

das Eingangsspannungs profil und die Bandweite des Toleranzbandes, werden analog 

zur  konventionellen Regelung gewählt.  

  

Abbildung  5-28: Kennlinie der Leistungskompoundierung eines rONT /TAB 01 15/  

Der so variierende Spannungssollwert beeinflusst stark die Spannungsregelung am 

rONT  (vgl.  Abbildung  5-29). 
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Abbildung  5-29: Spannungsverlauf eines Tages am rONT  bei 

Leistungskompoundierung  

Durch Wahl des Sollwertes, wie in Abbildung  5-29 dargestellt, steigt somit die Spannung 

am kritischen Netzknoten nur auf 1,05  pu. Dies hat ähnliche Auswirkungen wie eine 

Leistungskompoundierung vgl. Abbildung  5-30.  

 

 

Abbildung  5-30: Spannungsverläufe mit und ohne rONT  unter 

Leistungskompoundierung  
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Regelung mit transformatorfernen Sensoren  

In Abgrenzung zu den vorherigen Punkten ist eine Regelung mit  transformatorfernen 

Sensoren zu sehen. Bezugspunkte für die Spannungsregelung des Transformators sind 

in diesem Fall transformatorferne Sensoren; diese übermitteln gemessene 

Spannungsdaten an den Transformator. Für eine Informationsübermittlung wird auf 

alle gängigen Kommunikationstechniken zurückgegriffen (z.  B. GPRS). /MR-01 15/ 

Spezielle Algorithmen bearbeiten die Eingangsdaten, welche darauffolgend als 

Ausgangsdaten für die Eingangsspannungsprofile in der Regelung verwendet werden.  

In GridSim wird ein  von /TUGR -01 12/ entwickelter Algorithmus verwendet. Dieser 

wählt die maximalen und minimalen gemessenen Knotenspannungen aus und 

verwendet ihren Mittelwert als Eingangsspannung des Reglers. /WANG -01 16/ Für 

eventuelle Signalstörungen und Messfehler wird ein Messfehler für alle 

Spannungssensoren angenommen. Sonstige Parameter sind im Vergleich zur 

konventionellen Regelung unverändert.  

Mögliche Einbaupositionen für Sensoren sind beispielsweise Verteilerkästen oder 

Hausanschlüsse im Netzgebiet. Eine Darstell ung von Spannungsverläufen mit 

Spannungssensoren an allen Hausanschlüssen ist in Abbildung  5-31 dargestellt.  

 

Abbildung  5-31: Spannungsverlauf eines Tages am rONT  bei transformatorfernen 

Sensoren 

Durch Wahl des Sollwertes wie in Abbildung  5-31 dargestellt, steigt somit die Spannung 

am kritischen Netzknoten nur auf 1,05  pu, dies hat ähnliche Auswirkungen wie eine 

Leistungskompoundierung vgl. Abbildung  5-32.  
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Abbildung  5-32: Spannungsverläufe mit und ohne rONT unter Einsatz von 

Spannungssensoren 

5.2.1.2 Entwicklungspotenzial 

 

Zukünftig wird, beginnend  mit auszutauschenden klassischen Ortsnetztransformatoren 

ein Ersatz durch regelbare Ortsnetztransformatoren angestrebt. Beispielsweise die 

Mittelhessen Netz GmbH plant, auszutauschende Ortsnetztransformatoren wenn 

möglich durch rONTs zu ersetzen. /SWG-01 16/ Als Einschätzung kann davon 

ausgegangen werden, dass zukünftig bis zu 10  % aller Netztransformatoren regelbar 

sein werden. Bei ungefähr 750.000 Verteiltransformatoren in Deutschland ergibt sich 

folglich ein Bedarf an 75.000 regelbaren Transformatoren. /SGB-01 11/  

Der zusätzliche Aufwand eines rONTs ist im Vergleich zum Produktionsaufwand eines 

ONT als gering einzuschätzen. So kann davon ausgegangen werden, dass ein Ersatz 

durch rONTs erfolgt,  wenn dies sinnvoll ist.   

Zukünftige Entwicklungen können zu einer volumetrischen Verkleinerung des rONTs 

führen. Dies kann beispielsweise durch eine elektronische Schaltung im Vergleich zu 

einer Stufenschaltung erreicht werden.  /SGB-01 11/ 

5.2.1.3 Case Study 

 

Deutschlandweit wurden bereits viele Projekte mit regelbaren Ort snetztransformatoren 

realisiert. Tabelle  5-21 listet hierzu eine Auswahl auf. Im Folgenden werden zudem die 

beiden Projekte der Thüringen  Energie AG  und der M ittel hessen Netz GmbH  im Detail 

beschrieben. 
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Tabelle  5-21: Ausgewählte rONT -Projekte 

Netzbetreiber Standort Einsatzdatum rONT / Hersteller 
Anzahl rONT 

installiert  
(/ geplant) 

angeschlossene  
PV-Leistung 

Thüringer Energie AG 

/TEAG-01 13/ 
/HAG-01 15/ 

Goldbach 
(Thüringen) 

Januar 2013 
LVRsys 

A.Eberle 
1 602 kW 

Hochdorf 
(Thüringen) 

Oktober 2013 
Maschinenfabrik 

Rheinhausen 
1 170 kW 

Siemerode 
(Thüringen) 

November 
2013 

Siemens 1 109 kW 

Liebengrün 

(Thüringen) 
August 2015 N/A 1 N/A 

Mittelhessen Netz GmbH 

/MH-01 16/ 
/SWG-01 16/ 

Heuchelheim-
Kinzenbach 

(Hessen) 
Herbst 2014 N/A  N/A 

E.ON SE (Avacon AG, 
Bayernwerk AG, E.DIS 
AG, Hansewerk AG) 

/EON-02 15/ 

Netzgebiet von 
E.ON SE 

Netzbetreibern 
2014 

Maschinenfabrik 
Rheinhausen 

180 N/A 

RWE AG 

/RWE-02 15/ 

Wincheringen 
(Rheinland-

Pfalz) 
April 2015 

Maschinenfabrik 
Rheinhausen 

1 20 PV-Anlagen 

EWE-Netz GmbH 

/KONK-01 15/ 
/EWE-01 16/ 

Netzgebiet von 
EWE-Netz 

GmbH 
2015-2016 Siemens 200 (/ 300) 1.449 MW 

MITNETZ GmbH 

/MITNETZ-01 16/ 

Altenburger 
Land 

2015-2016 N/A 16 (/ 20) N/A 

 

Der Netzbetreiber Thüringer Energie AG  stellte am 18.09.2013 in Meissen sein Projekt: 

ăPilotprojekte zur Spannungsregelung im NS-Netz der Th¿ringer Energieò vor. 

/TEAG -01 13/  

Die steigende Einspeisung durch Biomasse -, Photovoltaik - und Windkraftwerke 

überlastete das Ortsnetz Liebengrün. Um eine Stabilisierung des Netzes zu erreichen, 

wurde neben anderen Maßnahmen ein rONT eingesetzt. Dieser fixiert autonom die 

Ausgangsspannung auf 400 V an den Hausanschlüssen. /HAG -01 15/ Dies wird erreicht 

durch mehrere im Ortsnetz verteilte Spannungsmessstellen. Diese passen das 

Übersetzungsverhältnis des Transformators über eine Regelung und ein Steuerglied an. 

/TEAG -01 13/ 

Der Netzbetreiber Mitt elhessen Netz GmbH betreibt seit April 2014 einen regelbaren 

Ortsnetztransformator in Heuchelheim -Kinzenbach. Dieser sollte einen konventionellen 

Netzausbau weitgehend vermeiden. Der rONT inklusive Sekundärtechnik garantiert 

eine Ausgangsspannung in einem voreingestellten Bereich. Dies geschieht autonom 

durch drei Spannungsmessungen, die in die Steuerzentrale des Transformators 

übertragen werden. Nach den Stadtwerken Gießen AG, das Mutterunternehmen der 

Mittel Netz GmbH, arbeitet der Transformator erfolgrei ch. Frank Hoffmann, der 

Geschäftsführer der Mittelhessen Netz GmbH, vertritt die Meinung, dass sie lediglich 

600 m Kabel für den Mehrpreis des rONT im Verhältnis zu einem ONT verlegen können. 

/SWG-01 16/  
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5.2.2 Regulatorische Rahmenbedingungen 

Durch den Einsatz  eines rONTs wird Kapital im Anlagevermögen gebunden und 

verzinst. Es ist mit einem vermehrten Einsatz von rONTs in Zukunft zu rechnen.  

In der StromNEV ist noch keine regulatorische Abschreibungsdauer von rONTs 

hinterlegt. Dies sollte umgehend erfolgen. /E BR-01 14/  

Die Haltung der Spannung innerhalb des zulässigen Spannungsbandes ist nach §13 

ENWG Aufgabe des zuständigen Übertragungs - und Verteilnetzbetreibers 

/ENWG -01 15/. Einbau, Wartung und Betrieb ist ebenfalls dessen Aufgabe.  

Die zulässige Einspeisung sleistung durch Erzeugungsanlagen am Niederspannungsnetz 

ist durch die E  VDE -AR-N 4105 geregelt. Der Netzbetreiber überprüft die 

Übertragungsfähigkeit des Netzes. Bei unzulässigen Netzrückwirkungen, die eindeutig 

einer Erzeugungsanlage im Netz des Netzbetr eibers zuzuordnen sind, ist die Einhaltung 

der zulässigen Grenzwerte vom Anlagenbetreiber nachzuweisen. /VDE -05 10/ 

Um unzulässige Spannungsänderungen zu vermeiden, ist die Spannungsänderung von 

Erzeugungsanlagen reglementiert.  

 ăIm ungestörten Betrieb des  Netzes darf der Betrag der von allen Erzeugungsanlagen mit 

Anschlusspunkt in einem Niederspannungsnetz verursachten Spannungsänderung an 

keinem Verknüpfungspunkt in diesem Netz einen Wert von 3 % gegenüber der Spannung 

ohne Erzeugungsanlagen überschreiten : Ǥua Ò 3 %ò /VDE -05 10/ 

Unter einem Verknüpfungspunkt wird die nächstgelegene Stelle im Netz der 

allgemeinen Versorgung, an der weitere Kundenanlagen angeschlossen sind oder 

angeschlossen werden können, verstanden. /VDE -05 10/ 

In Netzstrukturen, welche du rch den Einsatz eines rONT geregelt werden, ist aufgrund 

der statischen Spannungshaltung die Limitierung der Spannungsänderung durch 

Einspeisung im begründeten Einzelfall nicht notwendig. Infolgedessen kann nach der 

VDE  4105 im begründeten Einzelfall davon  abgewichen werden.  

Durch einen rONT kann auf das in der DIN  EN  50160 geregelte Spannungsband mit 

einen Bereich von ±  10 % zurückgegriffen werden.  

5.2.3 Der Morphologische Kasten der Maßnahme 

Mit Hilfe des Morphologischen Kastens werden die verschiedenen Netzoptimierenden 

Maßnahmen einheitlich beschrieben und dadurch vergleichbar gemacht. Im Folgenden 

werden die vier Kategorien des Morphologischen Kastens: Technologie; Wirtschaft; 

Sekundärer Mehrwert und möglicher Beitrag zur Betriebsführung; Gesellschaft und 

Umwelt für die Netzoptimierende Maßnahme regelbarer Ortsnetztransformator 

erläutert.  

5.2.3.1 Technologie 

Netzebene , Einsatzort und Möglichkeit zum Mehrfacheinsatz  

Gemäß der Definition eines regelbaren Ortsnetztransformators im Kapitel  5.2.1.1.1 wird 

dieser in erster Linie in Verteilnetzen eingesetzt. Der Haupteinsatz findet an 

Ortsnetzstationen im Niederspannungsnetz statt, aber ein Einsatz am Umspannwerk  in 
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der Mittelspannung ist ebenfalls mºglich, wobei die Bezeichnung ăOrtsnetz-ò entfªllt. In 

den weiteren Ausführungen wird hauptsächlich der Ortsnetztransformator zwischen der 

Mittelspannungsebene und Niederspannungsebene betrachtet.  

Unterschieden wird zw ischen begehbaren und nicht begehbaren Stationen. Diese 

Unterteilung entsteht aufgrund der benötigten Transformatorscheinleistung und den 

örtlichen Gegebenheiten.  

Ein Niederspannungsnetz wird in der Regel nur durch einen Ortsnetztransformator 

versorgt. Inf olgedessen besteht keine Möglichkeit zum Mehrfacheinsatz innerhalb des 

gleichen Niederspannungsnetzes.  

Skalierbarkeit der Maßnahme  

Je nach Hersteller variiert die Bandbreite der verfügbaren Bemessungsleistungen. 

Herstellerübergreifend sind Größen bei konve ntionellen Transformatoren von 160  kVA 

bis 4,5 MVA verfügbar /MR -01 15/. Die bisherigen Standardgrößen für konventionelle 

Ortsnetztransformatoren (160, 250, 400 und 630 kVA) werden meistens auch als 

regelbare Transformatoren angeboten. Grundsätzlich kann i n zwei 

Scheinleistungsbereiche unterteilt werden: von 250  - 630 kVA /IEH -01 14 / und von 

400 ð 1.000 kVA /KEMA -02 13/. 

Technology Readiness Level  (TRL)  

Da bereits eine Vielzahl von Anlagen installiert und technisch betrieben wird, kann von 

einem TRL von 9 ausgegangen werden. Die Technologie weicht nur wenig von 

konventionellen ONTs ab und wurde bereits in den letzten Jahren von den 

Netzbetreibern großflächig eingesetzt:  

¶ Im Jahr 2014 haben die Netzbetreiber der E.ON SE (Avacon AG, Bayernwerk 

AG, E.DIS AG und  HanseWerk AG) 180 rONT installiert /EON -01 15/. 

¶ Bis Ende 2016 plant die EWE NETZ GmbH  den Einsatz von bis zu 300 rONT im 

Stromnetz zwischen Ems und Elbe /EWE -01 16/. 

¶ Die M itteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH  plant 2016 rund 20 regelbare 

Ortsnetztransformatoren in ihrem  Netzgebiet zu installieren  /MITNETZ -01 16/. 

¶ Künftig plant  die Mittelhessen Netz GmbH , auszutauschende klassische 

Ortsnetztra nsformatoren  wenn möglich durch rONT zu e rsetzen /SWG-01 16/. 

Regelba rkeit  

Regelbare Ortsnetztransformatoren reagieren dynamisch und automatisch auf 

Spannungsänderungen im Netz und weisen somit eine hohe Flexibilität auf. Beim Stand 

der Technik reagieren die rONT automatisiert ohne Steuerbefehle. Eine Einbindung in 

ein Regelsystem ist möglich und langfristig denkbar. Durch eine Regelung mögliche 

Spannungsänderungen sind in Tabelle  5-22 dargestellt.  
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Tabelle  5-22: Einordnung verschiedener Beispiele von rONT /TEAG -01 13/ 

 

Hersteller  Mögliche Spannungsänderung  

Maschinenfabrik ï Reinhausen GmbH 

ĂGRIDCONÈ TRANSFORMERñ 
+/- 2,5 % pro Stufe 

Siemens AG  

FITFORMER® REG 

+/- 3,57 % (400 kVA) u. 

+/- 4,5 % (630 kVA) in zwei Stufen 
Magtech AS  

Selbstregelnder Ortsnetztransformator  
Bis +/- 8 % stufenlos 

 

Wirkungsgrad der NoM  und n achgelagerte Verluste durch Flexibilisierung  

Durch die Flexibilisierung werden je nach Art der Stufenschaltung keine bis geringe 

zusätzliche Verluste verursacht.  

Bei direkt längsregelbaren Transformatoren ñ die aus einer Stammwicklung, einer 

Regelwicklung, Anzapfungsvorwähler und einem Lastschalter bestehen ñ sind die 

Verluste vernachlässigbar, da sie nur während des Schaltvorgangs ñ durch kurzzeitigen 

Windungsschluss, welcher durch Ohmsche Widerstände begrenzt ist ñ verursacht 

werden.  

Bei indirekt längsregelbaren Transformatoren wird durch kleine Z usatztransformatoren 

eine Zusatzspannung in Reihenschaltung mit der Ausgangsspannung induziert. Bei 

Inanspruchnahme der Regelung entstehen somit geringe zusätzliche Verluste. Im 

Vergleich zu den Hysterese -Verlusten, den Wirbelstromverlusten und den 

Kupferv erlusten eines Transformators sind diese zusätzlichen Verluste in den meisten 

Fällen vernachlässigbar.  

Der resultierende Wirkungsgrad  von regelbaren Ortsnetztransformatoren ist 

vergleichbar mit dem von konventionellen Transformatoren und liegt je nach Ausl egung 

und Auslastung zwischen 99  % und 99,7 % /TEAG-01 13/. 

Spannung sgradient  

Ein Schaltvorgang wird im Normalfall in weniger als einer Sekunde durchgeführt. Der 

Spannungsgradient ist gekennzeichnet durch die Spannungsänderungsgeschwindigkeit. 

Im Vergleich  zu anderen Regelungen ist dieser Gradient als ăhochò einzustufen.  

Regelgenauigkeit  

Die NoM kann die Ausgangsspannung an der sekundären Seite des Transformators 

genau regeln. Für rONT mit Stufen ist die Anzahl und Höhe der Stufen oft vom Kunden 

frei wählb ar. Je nach Hersteller werden 5 bis 9 Stufen angeboten. Der Abstand zwischen 

den Stufen beträgt zwischen 1  % und 3 % der Nennspannung. /SCHN -01 12/ /MR-01 15/ 

/JSE-01 16/ Für rONT mit stufenloser Spannungsregelung wird die Spannung in der 

Regel innerhalb v on 1 % des Sollwerts eingehalten.  

Zeitliche Verfügbarkeit , Ansprechzeit  und Abrufbarkeit  

Die Maßnahme ist immer verfügbar, da sie sich im laufenden Betrieb befindet. Die 

Ansprechzeit von regelbaren Ortsnetztransformatoren ist in der Regel kleiner als eine  
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Sekunde mit einer Rekuperationszeit von circa 2 bis 3  Sekunden und kann somit als 

schnell bezeichnet werden. /MR -03 12/ 

IKT -Bedarf  

Je nach Regelungsstrategie variiert der IKT -Bedarf eines regelbaren 

Ortsnetztransformators. Wenn die Regelung lediglich auf lokale Messungen der 

Spannung an der Ortsnetzstation zurückgreift , besteht grundsätzlich kein Bedarf an 

zusätzliche r IKT . Wenn trans formatorferne Messungen für die ausgewählte 

Regelungsstrategie nötig sind, kommen unterschiedliche IKT -Lösungen zum Einsatz. 

Die Datenübertragung kann je nach Hersteller und Kundenanforderung über Powerline 

/RWE-02 15/, Funkübertragung (GPRS, UMTS) /MR -01 15/, Ethernet oder RS232  

/JSE-01 16/ /MR-03 12/ erfolgen.  

Fall s der Netz betreiber die Spannungsmessung zusätzlich in seinem Netzleitsystem 

integrieren will, muss eine weitere Datenübertragung eingerichtet werden mit 

entsprechenden Zusatzkosten.  

Überlastfä higkeit  

Regelbare Ortsnetztransformatoren weisen die gleiche Überlastfähigkeit wie normale 

Transformatoren auf. Beispielsweise weisen Transformatoren der Firma Schneider 

Electric eine Überlastfähigkeit von 150  % für 15  min und 120  % für 90  min auf. Diesen 

Messungen sind eine maximale Umgebungstemperatur von 40  °C, eine tagesmaximale 

Durchschnittstemperatur von 30  °C und eine Jahresdurchschnitts -temperatur von 20  °C 

zu Grunde gelegt. Entscheidende Determinanten eines möglichen Überlastbetriebes 

sind: die vor herige Last oder die Öltemperatur. /SCHN -01 15/ Durch eine erhöhte 

Überlastfähigkeit können Kosten für einen Netzausbau reduziert werden.  

Störungsanfälligkeit  

Regelbare Ortsnetztransformatoren gelten generell als störungsfrei. Sie sind für einen 

wartungsf reien Betrieb über ihre gesamte Lebensdauer ausgelegt. Mit beispielsweise 

700.000 garantierten Schaltzyklen sowie einer Lebenszeit von 40  ð 50 a, sind rONT mit 

konventionellen Ortsnetztransformatoren vergleichbar / MR-01 16/. Zur Sicherstellung 

des autarken  Arbeitens, der Fernüberwachung sowie aller sonstigen Überwachungs -

funktionen wird ein Netzausfall durch eine Pufferbatterie mit Ladeeinheit kompensiert. 

/SCHN -01 12/ Hinzu kommt die stabile Abschirmung gegenüber der Umwelt ð 

üblicherweise in Form einer Ei nhausung. Durch den Einsatz bewährter  und 

automatisierter  Technik ist auch das Risiko für technisches oder menschliches Versagen 

als gering zu bewerten.  

Aufwand für Störungsbeseitigung  

Der zeitliche Aufwand für die Beseitigung von Betriebsstörungen ist als  hoch 

einzuschätzen.  Grund hierfür ist der Aufwand eines Mitarbeiters, um den rONT zu 

erreichen.  

Auswirkung auf die Kurzschlussleistung  

Die Kurzschlussleistung des Netzgebiets wird durch die Regelung nicht beeinflusst, da 

regelbare Ortsnetztransformatoren gewöhnlich die gleichen Eigenschaften wie 

konventionelle Transformatoren aufweisen.  
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Spannungshaltung  

Die primäre Aufgabe der NoM ist die Spannungshaltung: RONT sind in der Lage, die 

Spannung im gesamten versorgten Netzgebiet regelnd zu beeinflussen. Durch diese 

Maßnahme kann sichergestellt werden, dass selbst bei einer erhöhten Einspeisung ð 

beispielsweis e durch Photovoltaik ð die Netzspannung in der zulässigen Bandbreite 

gehalten wird.  

Einfluss auf den Blindleistungshaushalt  

Aufgrund des Aufbaus sowie der Komponenten eines rONT, hat dieser einen 

lastabhängigen Einfluss auf die Blindleistung. Dies ist jed och nicht aktiv beeinflussbar 

und unterscheidet sich  im Wesentlichen nicht von einem herkömmlichen ONT.  

Einhaltung thermischer Limits und der maximalen Stromtragfähigkeit  

Ein  regelbarer Ortsnetztransformator hat im Vergleich zu einem konventionellen 

Ortsne tztransformator keine  Auswirkung  auf die maximale Stromtragfähigkeit bzw. die 

th ermischen Limits der Leitungen, da die Flexibilität und Regelbarkeit dieser 

Maßnahme lediglich über die Spannung Einfluss nimmt. Auch die Stromtragfähigkeit 

der regelbaren Tran sformatoren wird durch die zusätzliche Regelung nicht beeinflusst.  

5.2.3.2 Wirtschaft  

Akteur  

Der rONT wird vom lokalen Netzbetreiber betrieben.  

Investitionen  

Investitionen sind d ie langfristige Bindung von finanziellen Mitteln in Vermögenswerten 

in Form einer Sa chinvestition, die mit der Erst anschaffung  und möglichen 

Ersatzanschaffung der NoM verbunden ist.  /Beck-01 16/ Wesentliche Bestandteile dieser 

sind Anschaffungskosten bzw. Herstellungskosten und Kosten für IKT. Eine mögliche 

Aufschlüss elung des Investition sbetrages in einzelne Komponenten erleichtert die 

Nachvollziehbarkeit. In der folgenden Tabelle  5-23 sind einzelne regelbare 

Ortsnetztransformatorleistungen ihrem Investitionsbetrag  gegenübergestellt. Der 

Trafoaustausc h kreiert zusätzlich Kosten zwischen 3.000  û und 3.500 û. Die 

Anschaffungskosten eines rONTs sind um das 1,8 -fache höher als die konventioneller 

ONT. /BOG -01 16/ 

Tabelle  5-23: Gegenüberstellung Kosten für un terschiedliche rONT /FFE -23 15/ 

 

Scheinleistung Wert  

250 kVA 18.000 ú/St¿ck  
400 kVA 20.000 ú/St¿ck 
630 kVA 22.000 ú/St¿ck 

 

Fixe Betriebskosten  

Hierunter wird Aufwand, der unabhängig vom Einsatz der NoM durch ihren Betrieb 

anfällt, verstanden. Zum Beispiel sind dies Wartung, Instandhaltung und IKT. 
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Abhängig vom Regelungskonzept variieren die fixen Betriebskosten. Durchschnittlich 

betragen sie 450  û/a. /FFE-23 15/ 

Variable Betriebskosten  

rONT sind im Normalfall wartungsfrei und ermöglichen eine ausreichend hohe mögliche 

Anzahl von Schaltvorgängen. Damit sind die variablen Betriebskosten vernachlässigbar.  

Lebensdauer  

Laut Herstellerangaben unterschei det sich die Lebensdauer  der Primärtechnik  eines 

regelbaren Ortsnet ztransformators nicht von dem ungeregelten Transformator. Damit  

entspricht sie üblicherweise 40  Jahren. Für die Sekundärtechnik ist von einer 

Lebensdauer von 20  Jahren auszugehen. /FFE -23 15/ Die Sekundärtechnik kann bei 

Bedarf getauscht werden. Der rONT ist während seiner Lebensdauer grundsätzlich 

wartungsfrei. /MR -01 15/, /SCHN -01 12/ 

Regulatorische Abschreibungsdauer  

rONT werden in der StromNEV nicht explizit aufgeführt, fallen jedoch unt er die 

Kategorie ăOrtsnetz -Transformatoren ò und sind daher 30 - 35 Jahre regulatorisch 

abzuschreiben. / BMWI -07 15/ Die Sekundärtechnik ist nicht gesondert aufgeführt.  

Einnahmepotenzial für Akteur  

Für Netzbetreiber ist es mit rONT nicht möglich, Einnahmen, welche über den normalen 

Netzbetrieb hinausgehen, zu generieren.  

Kostenwälzung  

Bei netzoptimierendem Einsatz können die Kosten nach aktuellem Stand der 

Anreizregulierungsverordnung vom Netzbetrei ber auf den Stromkunden umgelegt 

werden.  /BMWI -07 15/ 

Regulatorische Praktikabilität  

Der rechtliche Rahmen für eine Anwendung der NoM ist bereits geschaffen. 

Regulatorische Hürden sind nicht zu erwarten, da die Maßnahme bereits etabliert ist.  

Einordnung der NoM  

RONT sind aufgrund ihrer Eigenschaft als Netzbetriebsmittel Teil des Clusters 

ăNetzoptimierende Betriebsmittelò. 

Durchdringungspotenzial und regionale Verfügbarkeit  

Regelbare Ortsnetztransformatoren sind potenziell in allen Niederspannungsnetzen 

einsetzbar und bieten somit ein flächendeckendes Potenzial  zur Behebung von 

spannungsbedingten Problemen in der Niederspannung . Bei einem flächendeckenden 

Einsatz in einem Mittelspannungsnetz  ist eine Optimierung dieser Netzebene ebenfalls 

möglich.  

Das deut sche Stromnetz beinhaltet derzeit 750.000 Verteiltransformatoren. Nach 

Expertenmeinung werden in Zukunft bis zu zehn Prozent der Netztransformatoren 

regelbar sein. Dies impliziert einen zukünftigen Bedarf an 75.000 regelbaren 

Transformatoren. /SGB -01 11/ 
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Ein sinnvoller Einsatz wird charakterisiert durch eine hohe Einspeiseleistung im 

NS-Netz. Diese kann insbesondere durch kleine PV -Anlagen erzeugt werden. Eine Folge 

dessen ist der Einsatz in solargeprägten Regionen. In MS -Netzen dient der Einsatz von 

rONT d em Ausgleich der fluktuierenden Einspeisungen von beispielsweise 

Windenergieanlagen. /TUC -02 14/, /EBR-01 14/  

 

5.2.3.3 Sekundärer Mehrwert und Beitrag zur Betriebsführung 

Auswirkung auf die Betriebsführung  

Die Regelung eines regelbaren Ortsnetztransformators erfo lgt in der Regel autonom und 

automatisch . Sie bedingt  somit keine Veränderung der Betriebsführung des Netzes.  Der 

Betrieb ist gekennzeichnet durch eine wartungsfreie, autonome und bei Bedarf aus der 

Ferne steuerbare Regelung, welche auch eine schnelle Fehl ersuche bzw. ein 

koordiniertes Management des gesamten Verteilnetzes ermöglicht. In der 

Betriebsführung kann von der flexiblen Anpassung der Netzspannung profitiert werden. 

/SCHN -01 12/ Infolgedessen wird die Betriebsführung erleichtert.  

Bereitstellung von  Betriebsreserven  

Regelbare Ortsnetztransformatoren verbessern die Einhaltung der Spannung innerhalb 

der Spannungsgrenzen und erhöhen somit die Spannungsbandreserven  im Netzbetrieb.  

Insgesamt wird hierdurch eine Erhöhung der Betriebsreserven erreicht.   

Rob ustheit/Resilienz gegenüber Störfaktoren  

Die Resilienz gegenüber gravierenden, zukünftigen strukturellen Änderungen auf die 

Relevanz der Technologie rONT ist mit ăhochò zu bewerten. Durch die 

Charakterisierung als einfach austauschbar es sowie modular  erwei terbares 

Betriebsmittel  ist eine Reaktion auf verschiedenste  Störfaktoren möglich .  

Frequenzhaltung  

Der Betrieb eines regelbaren Ortsnetztransformators auf Niederspannungsebene hat 

lediglich Auswirk ungen auf die Spannungshaltung und kann infolgedessen keinen 

Einfluss auf die Frequenz nehmen.  

Bereitstellung von Regelleistung  

Regelbare Ortsnetztransformatoren können keine Regelleistung  bereitstellen, da sie 

lediglich die Spannung regeln.  Dies gilt für Primärregelleistung, Sekundärregeleistung, 

sowie Minut enreserveleistung.  

Beitrag zum Versorgungswiederaufbau  

Der Einsatz eines regelbaren Ortsnetztransformators hat keinen Einfluss auf die 

Schwarzstartfähigkeit oder den Versorgungswiederaufbau eines Netzgebietes.  

Erhöhung der Autarkie eines Netzgebietes  

Der Einsatz eines regelbaren Ortsnetztransformators hat keine Auswirkung auf den 

Autarkiegrad eines Netzgebietes.  
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Beitrag zur funktionalen Trennung der Spannungsebene  

Die Regelung der Spannung durch einen regelbaren Ortsnetztransformator führt zu 

einer besseren Entkopplung der Spannung zwischen mehreren Spannungsebenen . Der 

Einsatz eines rONT entkoppelt die Spannungshaltung des Mittel - und 

Niederspannungsnetzes. Dies stellt in beiden Netzen einen Bereich von plus/minus zehn 

Prozent der Netzspannung für die Rege lung zur Verfügung. /SCHN -01 12/ Deshalb kann 

die Netzoptimierende Funktionalität über den direkten Einsatzort hinausreichen.  

Zusätzlicher Mehrwert der NoM  

Die Spannungsmessung im Verteilnetz informiert über den Netzzustand . Dies erhöht 

den Spielraum für die Blindleistungsregelung. /MR -01 15/ Ein optionaler  Anschluss am 

zentralen IKT -System wird derzeit i.  d. R. nicht gemacht.  

5.2.3.4 Umweltauswirkungen  

Einfluss auf die CO 2-Bilanz des Versorgungsgebietes?  

Prinzipiell ist durch den Einsatz von regelbaren Ortsnetztransformatoren im Verteilnetz 

eine Erhöhung der Integration  Erneuerbarer Energien möglich. Eine Quantifizierung ist 

aber nur bedingt möglich, da die tatsächliche Höhe von der Regelstrategie  und der 

Zusammensetzung des betrachteten Netze s abhängt.  

Elektromagnetische Verträglichkeit ( EMV ) für das Umfeld  

Beim Betrieb von Transformatoren oder Leistungselektronik treten elektromagnetische 

Strahlungsfelder auf. Diese müssen sich nach den Vorga ben in DIN  EN  61000-6-1 und 

DIN  EN  61000-6-3 jeder Zeit unter den gesetzlichen Grenzwerten bewegen. Durch die 

zusätzliche Komponente der Regelbarkeit wird die elektromagnetische Strahlung jedoch 

nicht wesentlich beeinflusst.  

Geräuschemissionen  

Die Lärmbelastung eines regelbaren Ortsnetztransformators unte rscheidet sich nicht 

von der eines normalen Transfo rmators. Die in Tabelle  5-24 dargestellten Grenzwerte 

müssen unterschritten werden. Falls die Geräuschentwicklung jedoch zu hoch ist, 

können Schalldämpfungsmaßnahmen, an der Ortsnetzstation, ergriffen werden. Es 

kann dav on ausgegangen werden, dass während des Betriebes keine zusätzlichen 

Schallemissionen durch die Regelbarkeit auftreten. Es kann von einer konstanten 

Geräuschentwicklung durch einzelne Komponenten ausgegangen werden.  

Tabelle  5-24:  Immissionsrichtwerte für zulässigen Schalldruckpegel /BMU -01 98/  

Immissionsort Zulässiger Schalldruckpegel tagsüber Zulässiger Schalldruckpegel nachts 

Industriegebiet 70 db(A) 70 db(A) 

Gewerbegebiet 65 db(A) 50 db(A) 

reine Wohngebiete 50 db(A) 35 db(A) 

einzelne Geräuschspitzen Kurzzeitig + 30 db(A) zulässig Kurzzeitig + 20 db(A) zulässig 

innerhalb von Gebäuden 35 db(A) 25 db(A) 

seltene Ereignisse 70 db(A) 55 db(A) 
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Schadstoffbelastung der Luft  

Die zusätzliche regelbare Komponente des rONT verursacht abgesehen von dem 

zusätzlichen zu transportierenden Gewicht keine Schadstoffbelastung der Luft. Für den 

Bau des Ortsnetztransformators kann aufgrund des punktuellen Bodenaushubs durch 

Baufahrzeuge und den Bauprozess mit der A ufwirbelung von Feinstaub gerechnet 

werden.  

Landschaftseingriff und Flächenverbrauch  

Beim Ersatz eines alten Transformators kann der rONT in der Regel in der gleichen 

Ortsnetzstation installiert werden. Die Planung eines neuen Netzgebiets schließt den 

Bau einer neuen Ortsnetzstation mit ein. Der zusätzliche Platzbedarf der Maßnahme ist 

im Vergleich zu einem ungeregelten Transformator als gering zu bewerten und 

Nutzungskonflikte sind  nicht zu befürchten.  Der Flächenbedarf eines rONT beträgt etwa 

20 m². /IFHT -01 13/ 

Verunreinigung von Boden/Grundwasser, Veränderung von 

Boden/Grundwasser, Auswirkungen auf die Flora/Fauna und Habitate  

Da es sich bei dem regelbaren Ortsnetztransformator  um ein Standard -Bauwerk in 

bereits erschlossenen Umgebungen handelt, besteht keine wesentliche Beeinträchtigung 

von Tieren und Vegetation. Neben der geringflächigen Bodenversiegelung durch das 

Bauwerk besteht kein Einfluss auf den Wasserhaushalt. Es ist zudem weder von einem 

Habitatverlust noch von anderer Beeinträchtigung von Bioz önosen oder Biotopen 

auszugehen. Der Ersatz der bestehenden konventionellen ONT durch rONT impliziert 

keine zusätzlichen Auswirkungen.  

Eintrittswahrscheinlichkeit eines technischen Risikos  und Schade nsmaß eines 

technischen Risikos  

Die Eintrittswahrscheinli chkeit eines technischen Risikos kann als ăgeringò eingeschªtzt 

werden. Da es sich um eine erprobte und zuverlässige Technologie handelt, treten 

technische Ausfälle selten auf. Dennoch kann durch einen Kurzschluss der Brand des als 

Kühlflüssigkeit eingeset zten Öls entstehen. Dieser führt zum Gesamtausfall eines 

rONT. Das Risiko eines Brandes besteht bei konventionellen ONTs im nahezu gleichen 

Maße. Bei Ausfall oder Fehlfunktion der Regelung wird die Versorgung des gesamten 

Netzgebiets gefährdet. Dies kann e benfalls den Brand des Transformators hervorrufen. 

Das Brandrisiko beim Eintreten eines technischen Risikos ist als ămittelò einzustufen.  

Strukturveränderung  

Ein regelbarer Ortsnetztransformato r wird in der Regel als Ersatz für einen  alten, 

konventionellen  Transformator  in Betrieb genommen. Der überwiegende Anteil der 

regelbaren Ortsnetztransformatoren ist so ausgelegt, dass sie mit ähnlichen 

Abmessungen in den gleichen Ortsnetzstationen wie normale Transformatoren 

eingebaut werden können. Di e Inbetriebnahme unterscheidet sich kaum von der eines 

ungeregelten Transformators  und kann vom gleichen Personal durchgeführt werden. 

Somit verursacht die Maßnahme keine signifikante Strukturveränderung. 

/SCHN -01 12/, /MR-01 15/ 
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Vorerfahrung  

Regelbare Ort snetztransformatoren stellen durch den geringen Unterschied des neuen 

zum bestehenden Bauwerk im Vergleich zu konventionellen ONT eine geringe 

Veränderung für die Bevölkerung dar. Dies  rechtfertigt die Einstufung des 

Etablierungsgrades  als ămittelò.  

Gesel lschaftliche Solidarität  

Es ist davon auszugehen , dass über alle Gesellschaftsschichten hinweg eine 

gleichmäßige Belastung durch die NoM erfolgt. Auch ist davon auszugehen , dass alle 

gleichmäßig von den Vorteilen profitieren können.  

Sinnhaftigkeit von Bü rgerbeteiligung  und Transparenz des Verfahrens  

Es erfolgt kein Eingriff in den Handlungsspielraum des Endverbrauchers. Der Eingriff 

in die Landschaft, der Flächenverbrauch sowie die Lärmbelastung sind gering und nicht 

größer als bei konventionellen ONT, so  dass wenig Widerstand zu erwarten ist. D er 

Netzbetreiber kann regelbare  Ortsnetztransformatoren als Standard -Betriebsmittel 

selbstständig installieren und betreiben, deshalb ist eine aktive Informationspolitik bzw. 

Konsultation d er Bevölkerung nicht notwe ndig. Aufgrund  einer geringen Sinnhaftigkeit 

von Bürgerbeteiligungen ist die Transparenz des Verfahrens unerheblich .  

Handlungsspielraum für den Endverbraucher  

Der netzoptimierende Betrieb von regelbaren Ortsnetztransformatoren greift nicht in 

das Nutzerve rhalten von Endverbrauchern ein.  

Mediale Berichterstattung  

Vor allem kleinere regionale Zeitungen berichten über rONT . Dabei werden meistens 

konkrete Projekte vorgestellt und deren Nutzen hervorgehoben. Die Medien liefern 

umfangreiche Erklärungen über die  Funktionsweise von rONT und unterstreichen deren 

Wichtigkeit für die Energiewende. Außerdem wird meistens darauf hingewiesen, dass 

durch rONT konventionelle r  Netzausbau vermieden oder zumindest zeitlich verschoben 

werden kann.  ăDie Alternative (é) heiÇt regelbarer Ortsnetztransformator. Sie kann 

eingesetzt werden, ohne dass Straßen aufgerissen werden müssen und ist in vielen Fällen 

wirtschaftlicher als die Verlegung von zusätzlichen Kabeln. Die Kosten des Netzausbaus 

können durch sie um einen Milliardenbet rag reduziert werdenò /KLE -01 14/. 

Zusammenfassend kann konstatiert werden, dass rONT durch mediale 

Berichterstattung in den Fokus der Bevölkerung gerückt und durchweg deren Vorteile 

erläutert werden.  

5.2.4 Ökonomische Grundlagen 

Im Folgenden werden die relevanten technoökonomischen Kennwerte zusammenfassend 

dargestellt. Diese dienen als Eingangsgrößen für die Berechnung der Einsatzreihenfolge.   
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Tabelle  5-25: Technoökonomische Kennwerte für rONT / FFE 23 15/  

regelbarer Ortsnetztransformator (rONT)  

Kostenart  Betriebsmittel/Bereich  Beschreibung  Einheit  2015 2030 

Investitionen  rONT  250 kVA  û/St¿ck 18.000 13.294 

400 kVA  û/St¿ck 20.000 14.771 

630 kVA  û/St¿ck 22.000 16.249 

davon 

Sekundärtechnik 

(bezogen auf 

Investitionen)  

% 15 15 

Trafotausch konventionell 

zu rONT  

Kosten Ein - und 

Ausbau, Transport  

û/St¿ck 3.250 3.250 

Ortsnetzstation begehbar, 

ohne Trafo  

 ϵκ{ǘǸŎƪ 
 

15.000 15.000 

Betriebskosten rONT    û/a 450 450 

Wirkungsgrad      % 99,7 99,7 

Nutzungsdauer  Primärtechnik    a 40 40 

Sekundärtechnik    a 20 20 

 

Auf Basis der technoökonomischen Kennwerte lässt sich der in Abbildung  5-33 

dargestellte Kostenverlauf für die Fixkosten (Investitionen und fixe Betriebskosten) 

ableiten. Die Struktur einer Treppenfunktion mit geringer Steigung verdeutlicht die im 

Vergleich zur Inves tition geringe Preissteigerung durch eine Leistungserhöhung.  

 

Abbildung  5-33:  Fixkostenverlauf von rONT  
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5.2.5 Zusammenfassung und Ausblick 

Regelbare Ortsnetztransformatoren werden vor allem in Verteilnetzen e ingesetzt. 

Bisherige Standardgrößen von ONTs sind meistens auch als rONTs verfügbar.  Sie sind 

potenziell in allen Niederspannungsnetzen einsetzbar und bieten somit ein 

flächendeckendes Potenzial  zur Behebung von spannungsbedingten Problemen in der 

Niedersp annung . Durch Regelung der Ausgangsspannung des ONTs kann die NoM die 

Integration von erneuerbaren Energien  oder zusätzlichen Lasten  ohne aufwändigen 

Netzausbau unterstützen (unter der Voraussetzung, dass das Verteilnetz seine 

thermischen Grenzen nicht err eicht hat).  

Die zugrundeliegende Technik eines rONTs ist erprobt und wird bereits eingesetzt. 

Aufgrund der zusätzlichen Regelungskomponente eines rONT im Vergleich zu einem 

ONT ist nicht von einem wesentlich höheren Wartungs - und Reparaturbedarf 

auszugehen. Regelbare Ortsnetztransformatoren gelten generell als störungsfrei. Sie 

sind für einen wartungsfreien Betrieb über ihre gesamte Lebensdauer ausgelegt. Laut 

Herstellerangaben unterscheidet sich die Lebensdauer  der Primärtechnik  eines 

regelbaren Ortsnet ztransformators nicht von der ungeregelter Transformatoren. Die 

Anpassung der Ausgangsspannung erfolgt automatisch.  

Der resultierende Wirkungsgrad  von regelbaren Ortsnetztransformatoren ist 

vergleichbar mit dem von konventionellen Transformatoren und lieg t je nach Auslegung 

und Auslastung zwischen 99  % und 99,7 %. /TEAG-01 13/ 

Für rONT mit Stufen ist die Anzahl und Höhe der Stufen oft vom Kunden frei wählbar. 

Je nach Hersteller werden in der Regel 5 bis 9 Stufen angeboten. Der Abstand zwischen 

den Stufen b eträgt zwischen 1  % und 3 % der Nennspannung /SCHN -01 12/ /MR-01 15/ 

/JSE-01 16/. Für rONT mit stufenloser Spannungsregelung wird die Spannung in der 

Regel innerhalb von 1  % des Sollwerts eingehalten. Regelbare Ortsnetztransformatoren 

weisen die gleiche Üb erlastfähigkeit wie normale Transformatoren auf.  

Die primäre Aufgabe der Spannungshaltung wird von regelbaren 

Ortsnetztransformationen gut erfüllt.  

In Folge ihres Potenzials hat die NoM ein Durchdringungspotenzial von 10  % 

/SGB-01 11/. Deshalb ist davon a uszugehen, dass durch steigende Stückzahlen 

Skaleneffekte auftreten und es zu einer Preisreduktion kommt. Aufgrund der Tatsache, 

dass der zusätzliche Aufwand eines rONTs im Vergleich zum Produktionsaufwand des 

ONTs als gering eingeschätzt werden kann, ist davon auszugehen, dass, wenn sinnvoll, 

ein Austausch durch rONTs erfolgt.  

Da es keinen Eingriff in den Handlungsspielraum des Endverbrauchers, des geringen 

Flächenbedarfs und der geringen Lärmemissionen gibt, ist mit keinem Widerstand der 

Bevölkerung zu rechnen. Dies wird von Seiten der medialen Berichterstattung 

unterstützt, indem der  rONT in den Fokus der Bevölkerung gerückt wird und durch weg 

dessen Vorteile erläutert werden . 
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5.3 Spannungslängsregler 

 

5.3.1 Stand der Technik und Entwicklungspotenzial 

5.3.1.1 Systembeschreibung der netzoptimierenden Maßnahme (Meta-Studie) 

5.3.1.1.1 Definition Längsregler 

Der Einbau eines Spannungslängsreglers (line voltage regulator ð LVR) erfolgt seriell in 

einem Strang des Netzgebietes, das Regelsystem lässt sich je nach Ort der auftretenden 

Spannungsprobleme variabel im Netzstrang installieren. Die genaue Funktionsweise 

unterscheidet sich beim Längsregler je nach Hersteller: Prinzipiell erfasst eine 

Reglereinheit die primärseitig anliegende Spannung und verändert bei einer 

Abweichung der Nennsp annung das Übersetzungsverhältnis. Durch die veränderte 

Ausgangsspannung des Längsreglers werden mögliche Spannungsbandverletzungen 

verhindert /ENRY -01 12/. Je nach Hersteller wird zwischen Regelsystemen mit und ohne 

Stufenregelung unterschieden. Bei einer  Stufenregelung erfolgt die 

Spannungsanpassung innerhalb eines Regelbereichs, gängige Ausprägungen sind ein 

Bereich von ±  6 % oder ± 10 %. Innerhalb dieses Bereichs kann die Spannung in Stufen 

verändert werden. Beispiele für die Stufenweite sind 1,5  % oder 2,5 %. Bei stufenlosen 

Varianten von Längsreglern liegen keine mechanischen Schaltelemente vor. Die 

errechnete Korrekturspannung wird beispielsweise über Boost -Transformatoren 

stufenlos eingeprägt beziehungsweise entnommen /ENRY -01 12/. Die Regelhäufigkei t ist 

dabei nahezu unbegrenzt.  

In Abbildung  5-34 ist die Spannungsanpassung an einem Strang des 

Niederspannungsnetzes zur Veranschaulichung grafisch dargestellt. Dabei entspricht 

das Regelungsprinzip im Wesentlichen dem des rONT.  

 

 

Abbildung  5-34:  Schematische Spannungsanpassung durch LVR  
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Wie an diesem Beispiel ersichtlich, korrigiert der Längsregler die Spannung am Ort der 

auftretende n Spannungsbandverletzung . 

 

5.3.1.1.2 Technische Daten 

Längsregler sind in verschiedenen Dimensionierungen verfügbar. Exemplarisc h können 

Produkte von ABB und Ruhstrat gesehen werden, diese sind in Tabelle  5-26 dargestellt.  

 

Tabelle  5-26: Technische Daten ABB und Ruhstrat  

Quellen: /ABB-02 15/ /RUH-01 15/ ABB (Resibloc) Ruhstrat (NESSY) 

Durchgangsleistung 63, 125, 250 kVA 50 bis 630 kVA 

Abstand zwischen den Stufen  2,50 % 1,5 %, 2 %, 2,50 % 

Anzahl der Stufen  11 4 bis 6 

Regelbereich (gesamt) ± 15 % ± 6 % bis ± 15 % 

Ansprechzeit 2 s 150 ms 

Kürzester Abstand zwischen Stufenschaltungen  3 s < 2 s 

Wirkungsgrad  > 99 % > 99 % 

 

5.3.1.1.3 Aufgaben des Längsreglers 

Das Halten der Spannung innerhalb eines definierten Spannungsbandes, ist die Aufgabe 

von Längsreglern. In Folge der anpassbaren Spannung können ð durch ein größeres 

nutzbares Spannungsband ð mehr dezentrale Erzeugungsanlagen in einen Strang 

integriert werd en. Auch ist es möglich, höhere Lasten in einen Strang zu integrieren. 

Die Nutzung von Längsreglern kann optional zum konventionellen Netzausbau gesehen 

werden.  

5.3.1.1.4 Bestimmung der optimalen Position des Längsreglers 

Die Positionierung des LVR hat großen Einfluss auf die Güte der Spannungsregelung 

und die Spannungshaltung im gesamten Strang.   

Die optimale Position wird nach eine m komplexen Verfahren ermittelt. Zur besseren 

Verständlichkeit wird dies an einem Beispiel erläutert. Abbildung  5-35 zeigt den 

Netzschemaplan mit den enthaltenen Verteilerkästen.  

Der Einsatz von Längsreglern ändert deutlich den Spannungsverlauf am jeweiligen 

Strang. Infolgedessen soll der Längsregler immer an dem Strang mit größter 

Spannungsabweichung eingebaut werden. Im weiteren Verlauf wird erläutert, wie eine 

optimale Position bestimmt werden kann.  

Das Kriterium zur Bestimmung der optimalen Position ist die Spannungsqualität des 

Strangs. Zur Bestimmung der Position nach diesem Kriterium wird das folgende 

Verfahren verwendet:  

1. Simulationen mit homogener Last an allen Hausanschlüs sen 
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2. Auswahl des Hausanschlusses mit  größtem Spannungs abfall  

3. Festlegung des kürzesten Pfades von diesem Hausanschluss zur Sammelschiene  

4. Aufdeckung  aller  möglichen  Positionen  für Längsregler in diesem  Pfad 

5. Simulationen jeweils mit einem Längsregler in eine r der möglichen Positionen  

6. Vergleich der Spannungsverläufe mit unterschiedliche n Position en des 

Längsreglers  

Im ersten Schritt wird eine Simulation mit homogen verteilten Lasten durchgeführt. Die 

Lasten sollen eine plausible Spitzenlast in Abhängigkeit von d er Anzahl der Haushalte 

darstellen. Das Ergebnis zeigt den Hausanschluss mit dem größten Spannungs abfall , 

welcher in Abbildung  5-35 markiert ist. Der k ürzeste Pfad von diesem Hausanschluss 

zur Sammelschiene  wird als kritischer Strang festgelegt.  

  

Abbildung  5-35: Netzschemaplan mit kritischem Hausanschluss und kritischem 

Strang  

Nach Feststellung des kritischen Stranges werden alle möglichen Positionen für 

Längsregler entlang dieses Stranges identifiziert. Prinzipiell sind Verteilerkästen in 

Niederspannungsnetzen für Längsregler gut geeignet. Sollte die Position aller 

Verteilerkästen in den Netzdaten g espeichert sein, werden nur diese für mögliche 

Positionen berücksichtigt. Sollten keine Verteilerkästen in den Netzdaten definiert sein, 

werden alle Netzknoten am kritischen Strang bei der Festlegung der optimalen Position 

für den Längsregler berücksichtig t /TUM -04 11/. In Abbildung  5-36 werden alle 

Verteilerkästen dargestellt . Der Verteilerkasten VK  774 wird bei der Auswahl der 

optimalen Position nicht  berücksichtigt ð er liegt nicht am kritischen Strang.  
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Abbildung  5-36: Netzschemaplan mit Verteilerkästen  

Im nächsten Schritt wird der Längsregler jeweils in einer der möglichen Positionen 

installiert und eine Simulation durchgeführt. Dabei werden  homogen verteilte Lasten im 

Lastfall verwendet. Analog zum Lastfall führen die homogen verteilten Einspeisungen 

im  Einspeisefall zu einer erhöhten Spannung im kritischen Strang. In Abbildung  5-37 

werden resultierende Spannungsverläufe mit unterschiedlicher Position des 

Längsreglers  gezeigt.  

VK 810 

VK 878 
VK 847 

VK 776 

VK 775 

VK 774 
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Abbildung  5-37: Spannungsverläufe mit unterschiedlicher Position des Längsreglers  

Zur Bestimmung der optimalen Position wird die Summe der Spannungsabweichungen 

aller Knoten gegen die Nennspannung betrachtet. Dies ergibt sich aus Formel  (4.12.): 

ὈὭὪὪ Ὗ ȟȟ ρ  Ὗ ȟȟ ρ   (4.12) 

 

Diff ,m:  Summe der Spannungsabweichung mit Längsregler in Position m  

ULastfall,n,m  [V] :  Spannung am Knoten n im Lastfall mit Längsregler in Position m  

UEinsp,n,m  [V] :  Spannung am Knoten n im Einspeisefall mit Längsregler in 

Position m  

NKnoten:  Anzahl der Netzknoten am kritischen Strang  

 

Nach dieser Gleichung wird die Spannungsqualität des Stranges mit unterschiedlicher 

Positio n des Längsreglers bewertet. In Tabelle  5-27 wird ein exemplarisches Ergebnis 

dargestellt. Demnach ergibt sich eine optimale Position des Längsreglers  am 

Verteilerkasten VK  878. Dieses Verfahren wird analog hierzu für alle untersuchten 

Netzgebiete durchgeführt.  
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Tabelle  5-27: Spannungsabweichung aller Knoten im kritischen Strang mit 

unterschiedlicher Position des Längsreglers  

Position des Längsreglers Spannungsabweichung aller Knoten in pu 

VK 776 0,479 

VK 775 0,302 

VK 878 0,291 

VK 810 0,386 

VK 847 0,584 

 

Der eigentliche LVR kann anschließend mit verschiedenen Regelkonzepten betrieben 

werden, die im Folgenden erläutert werden . 

5.3.1.1.5 Mögliche Regelungen des Längsreglers 

Grundlagen der Regelung  

Die wichtigsten Parameter der Regelung eines Längsreglers sind:  

¶ Stufenhöhe (æUStufe) 

¶ Spannungssollwert ( USoll ) 

¶ Bandweite des Toleranzbandes ( BW) 

¶ Eingangsspannungsprofil  

¶ Totzeit ( tVerzögerung) 

¶ Position des Längsreglers  

Dabei entspricht das  Regelungsprinzip dem des regelbaren Ortsnetztransformator s und 

kann durch die Abb ildung  5-38 erklärt  werden. Außerdem wird angenommen, dass der 

Längsregler den gleichen Mechanismus wie ein regelbarer Ortsnetztransformator 

verwendet. Deshalb hat der Längsregler die gleiche Totzeit und gleiche Reset -Option.  

 

Abb ildung  5-38: Funktionsprinzip der Rege lung eines Längsreglers /TUW -02 14/  



Netzoptimierende Maßnahmen 165 

   

Integrierte Regelkonzepte in GridSim  

Es werden drei  Regelkonzepte für Längsregler in  dieser Studie berücksichtigt : 

¶ konventionelle Regelung 

¶ Leistungskompoundierung  

¶ Regelung mit Sensoren am Strangende  

Konventionelle Regelung  

Dieses Regelkonzept misst die Spannung an der Sekundärseite des Längsreglers 

kontinuierlich. Die gemessene Spannung bildet dann das Spannungsprofil in der 

Regelung. Der Spannungssollwert sowie d as Toleranzband werden vom Hersteller 

bestimmt und bleiben während des Betriebs unverändert.  

In Abbildung  5-39 ist  die Spannungsregelung dieses Regelkonzept es exemplarisch 

anhand eines Tages dargestellt. Der Spannungssollwert bleibt immer auf 1,0  pu, wobei 

die Bandweite immer 0,03  pu beträgt. 

 

Abbildung  5-39: Spannungsregelung des Längsregler s mit konventioneller Regelung 

im Tagesverlauf  

Mit der resultierenden Stufenposition bleibt die Spannung am kritischen Netzknoten im 

hohen Einspeisefall  dauerhaft unter 1,0 5 pu, wie Abbildung  5-40 zeigt.  
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Abbildung  5-40: Spannungsverläufe am kritischen Knoten mit und ohne Längsregler 

mit konventioneller Regelung  

Leistungskompoundierung  

Bei diesem Regelkonzept ist der Spannungssollwert nicht mehr konstant, sondern 

abhängig von der Auslastung des Transformators . Abbildung  5-41 zeigt eine  Standard -

Kennlinie der Sollspannung in Abhängigkeit von dem auf die Bemessungsscheinleistung 

Ὓ normierten Scheinleistungsfluss über den Transformator . Die anderen Parameter, 

z. B. das Eingangsspannungsprofil und die Bandweite des Toleranzbandes, werden 

analog zur  konventionellen Regelung gewählt.  
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Abbildung  5-41: Kennlinie der Leistungskompoundierung von LVR  

Abbildung  5-42 zeigt den Spannungsverlauf am LVR  bei Verwendung von  

Leistungskompoundierung. Im Vergleich zur  konventionellen Regelung weist dieses 

Regelungskonzept Vorteile bei der  Spannungshaltung  auf , während die Anzahl der 

Stufenwechsel deutlich steigt . 

 

Abbildung  5-42: Spannungsverlauf eines Tages am LVR mit 

Leistungskompoundierung  



168 Netzoptimierende Maßnahmen 

 

Mit der resultierenden Stufenposition bleibt die Spannung am kritischen Netzknote n im 

hohen Einspeisefall  dauerhaft unter 1,0 2 pu, wie Abbildung  5-43 zeigt.  

 

Abbildung  5-43: Spannungsverläufe am kritischen Knoten mit und ohne Längsregler 

mit Leistungskompoundierung  

Regelung mit Sensoren am Strangende  

Dieses Regelkonzept wurde von Hersteller ABB / ABB -02 15/ entwickelt. Mit diesem 

Regelkonzept wird am Ende des Stranges des Längsreglers ein zusätzlicher 

Spannungssensor eingesetzt. B ei Verletzung der Spannungsgrenzen am Strangende  

erfolgt ein e automatische Anpassung des Toleranzbandes und des Spannungssollwertes. 

Anstatt des Spannungsbandes der Normen werden die Spannungsgrenzen  im Rahmen 

dieser Studie auf ±0,05  pu gesetzt, welche im Vergleich zu anderen Spannungsgrenzen  

die beste Auswirkung a uf die Spannungsregelung liefern.  

Zur Bestimmung des Toleranzbandes und des Spannungssollwerts ist eine Messung der 

Spannung an der Sekundärseite des Längsreglers erforderlich. Das Toleranzband Tober 

und Tunter  sowie der Spannungssollwert Usoll lassen sich durch folgende Gleichungen 

ausdrücken:  

Ὕ
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Usec [V] :  Spannung an der Sekundärseite des regelbaren 

Ortsnetztransformators  

Umess [V] :  Spannung am Leitungsende  

In  Abbildung  5-44 ist die Spannungsregelung dieses Regelkonzepts dargestellt.  Es ist 

das dynamische Toleranzband und der dynamische Sollwert zu sehen. Bei der 

Verletzung des Toleranzbandes am Leitungsende tritt ein Stufenwechsel auf.  

 

Abbildung  5-44: Spannungsregelung von Längsregler mit Spannungssensoren im 

Tagesverlauf  

Die Spannung am kritischen Netzknoten steigt  dann nur bis auf  1,05 pu, wie 

Abbildung  5-45 zeigt . Im Vergleich zu den anderen Regelkonzepten hat dieses 

Regelkonzept eine geringe Anzahl an Stufenwechseln, dies stimmt mit den Ergebnissen 

aus /ABB -02 15/ überein.  
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Abbildung  5-45: Spannungsverläufe mit und ohne Längsregler unter Einsatz von 

Spannungssensoren 

5.3.1.2 Entwicklungspotenzial 

Die steigende, teilweise inhomogen verteilte i nstallierte Leistung von dezentralen 

Energieerzeugungsanlagen erhöht die  Einspeiseleistung in NS -Netzen. Dies führt zu 

einer Erhöhung der Spannung in einzelnen Strängen. Sollte diese außerhalb des 

zulässigen Spannungsbandes liegen, ist eine Korrektur Aufgabe des zuständigen 

Übertragungs - und Verteilnetzbetreibers. Hierfür stel len Längsregler aufgrund der 

kostengünstigen und technisch wirksamen Technik ein geeignetes Mittel da r . 

Analog hierzu ist im Fall erhöhter Lasten in einem Strang ein Längsregler in der Lage , 

die Spannung im zulässigen Bereich zu halten.  

Zusammenfassend ist  davon auszugehen, dass in Zukunft die Verbreitung von 

Längsreglern steigen wird . 

5.3.1.3 Case Study 

Es wurden bereits mehrere Projekte mit Längsreglern realisiert. Tabelle  5-69 listet 

hierzu eine Auswahl auf. Im Folgenden werden zudem die beiden Projekte von 

Energiedienst Netze GmbH und BKW Energie AG im Detail beschrieben.  
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Tabelle  5-28: Ausgewählte LVR -Projekte 

Netzbetreiber Standort 
Einsatzdatu

m 
LVR / Hersteller 

Anzahl LVR 
installiert  
(/ geplant) 

Angeschlossene  
PV-Leistung 

Energiedienst 
Netze GmbH  

/VDE-03 14/ 

Görwihl 

(Bade-
Württemberg) 

2012 
LVRsys 

A.Eberle 
1 150 kVA 

BKW Energie 
AG 

/ABB-02 15/ 

/ABB-06 15/ 

Schwarzenburg 

(Schweiz) 
Mai 2014 ABB 1 134 kWp 

Mittelhessen 
Netz GmbH 

/SWG-02 16/ 

Ebsdorfergrund- 
Wermertshausen 

(Hessen) 
Juli 2016 A.Eberle 1 N/A 

 

Der Netzbetreiber Energiedienst Netze GmbH realisierte 2012 in einem Teilort von 

Görwihl einen Längsregler mit 150  kVA. Hauptgründe hierfür waren die große Anzahl 

an bereits installierten PV -Anlagen mit ca. 150  kVA Einspeiseleistung. Der 

Entscheidung für einen Längsregler waren zahlreiche Untersuchungen vorang estellt. 

Aufgrund von umfangreichen Ausbaumaßnahmen in der Vergangenheit wurde im 

betreffenden Netzgebiet ein Leitungsausbau in Folge einer Leitungsüberlastung als 

nicht ökonomisch betrachtet. Eine mögliche Blindleistungseinspeisung durch im 

Netzgebiet ins tallierte Wechselrichter ist nicht ausreichend, um die Spannung in den 

vorgeschriebenen Grenzen zu halten. Aufgrund eines neuen Ortsnetztransformators war 

der Einsatz eines rONT nicht ökonomisch sinnvoll. Die Installation eines zentral 

platzierten, die Sam melschienenspannung der Ortsnetzstation anpassenden, 

Längsreglers wurde durchgeführt. Dieser wird durch eine Power Quality 

Messeinrichtung, die über GPRS -Modems ihre Daten überträgt, durch einen zentralen 

Server gesteuert. Die Einstellungsparameter sind: S ollwert 230  V; Totbandbereich 225  V 

bis 235 V; phasenunabhängige Regelung und die Regelbezugsspannung bezieht sich auf 

die Sammelschienenspannung. /VDE -03 14/ 

Die BKW Energie AG realisierte in Schwarzenburg einen Längsregler mit 134  kWp im 

NS-Netz. Dieser regelt die Spannungsschwankungen, die durch das Einspeisen aus 

einer großflächigen Solaranlage entstehen. Ein GPRS -Modem macht einen Fernzugriff 

möglich. /ABB -06 15/ Die Anwendung ist durch einen automatischen Betrieb auf 

Spannungssollwert mit 11 Schaltstu fen gekennzeichnet. In diesem Projekt wurde durch 

den Längsregler eine Reduzierung der Spannungsbandbreite auf 4  % erreicht.  

5.3.2 Regulatorische Rahmenbedingungen 

Obwohl es sich bei Spannungslängsreglern um eine etablierte Technologie handelt, sind 

auch weiterh in keine b etriebsgewöhnliche n Nutzungsdauern  in der StromNEV 

hinterlegt. Da vor allem die Sekundärtechnik (Regeleinheit) durch verringerte 

Lebensdauern gekennzeichnet ist, sollte dieser Eigenschaft Rechnung getragen werden. 

Da Längsregler wie andere Strom - und Spannungswandler  in 25  - 30 Jahren 

abgeschrieben werden, die Sekundärtechnik in dieser Zeit jedoch mindestens einmal 

erneuert werden muss, ist dies für Netzbetreiber suboptimal. / BMWI -07 15/ 

Aufgrund der technischen Analogie zum rONT können weitere In formationen 
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Kapitel  5.2.2 entnommen werden.  

5.3.3 Der Morphologische Kasten der Maßnahme 

Mithilfe des Morphologischen Kastens werden die verschiedenen Netzoptimierenden 

Maßnahmen einheitlich beschrieben und dadurch vergleichbar gemacht. Im Folgenden 

werden die vier Kategorien des Morphologischen Kastens für die Netzoptimierende 

Maßnahme Längsregler erläutert.  

5.3.3.1 Technologie 

Netzebene , Einsatzort  und Möglich keit zum Mehrfacheinsatz  

Gemäß der Definition eines Längsreglers im  Kapitel  5.3.1.1.1, wird dieser in erster Linie 

in Verteilnetzen eingesetzt. Der  Haupteinsatz findet in der Niederspannung statt , aber 

ein Einsatz in der Mittelspannung ist ebenfalls möglich. In dieser Studie wird  ein 

Einsatz in der Niederspannung betrachtet.  

In der Regel wird ein Längsregler bei einer kritischen Spannung ( große 

Erzeu gungsanlage oder großer Verbraucher mit stark fluktuierendem Lastprofil ) im 

Verteilnetz in einem Leitungsabschnitt eines Netzstrangs bei einem Verteilerkasten 

eingesetzt. Alternativ kann er auch dem Ortsnetztransformator nachgeschaltet werden . 

Sofern mehr als ein  Strang des Netzgebiets kritisch ist, ist der Mehrfacheinsatz in 

diskreten Abstufungen möglich . Dahingehend ist zu prüfen , ob die Spannungshaltung in 

einem Netzgebiet mit mehreren Längsreglern nicht durch andere Maßnahmen (zum 

Beispiel durch einen r egelbaren Ortsnetztransformator) effektiver  und kostengünstiger 

gewährleistet werden kann.  Im Vergleich zu einem Mehrfacheinsatz von Längsreglern 

sind in der Regel andere NoM effizienter. Die weiteren Betrachtungen dieser Studie 

gehen davon aus, dass maxim al ein Längsregler pro Netzgebiet eingesetzt werden kann.  

Skalierbarkeit der Maßnahme  

Die Dimensionierung der Maßnahme hängt in der Regel von den Kundenanforderungen 

ab. Abhängig vom  Hersteller variiert die Bandbreite der verfügbaren 

Bemessungsleistungen. Zusammenfassend sind Größen von 34 kVA bis 630 kVA in der 

Niederspannung /WAL -01 15/, /RUH -01 15/ und bis zu 8 MVA in der Mittelspannung  

/ABB -05 15/ herstellerübergreifend verfügbar.  

Technology Readiness Level  

Die Technik der Längsregler kann in ein TRL zwischen 7 und 8 eingeordnet werden. Es 

befinden sich bereits einzelne Prototypen im Einsatz. Des Weiteren sind schon einzelne 

qualifizierte Systeme mit einem Nachweis der Funktionstüchtigkeit entstanden. 

/UBA -03 14/, /APG-02 13/, /IFHT -01 13/.  

Regelbarkeit  

Längsregler reagieren dynamisch und automatisch innerhalb von wenigen Sekunden auf 

Spannungsänderungen im Netz . Somit weisen sie eine hohe Flexibilität  im Vergleich zu 

anderen NoM  auf. 
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Wirkungsgrad der NoM  

Der Wirkungsgrad von Längsregle rn ist hoch und liegt auslegungs- und 

auslastung sabhängig  zwischen 99 % und 99,8 % /RUH -01 15/, /ABB -02 15/. 

Nachgelagerte Verluste durch Flexibilisierung  

Durch die Flexibilisierung entsteht eine geringfügige Erhöhung von nachgelagerten 

Verlusten. Diese sind auf den Eigenverbrauch der Elektronik und auf 

Zusatztransformatoren zurückzuführen und können zwischen 0,2 % und 1 % 

quantifiziert werden (siehe Berichtsteil  Einsatzreihenfolge ). 

Leistungsgradient  

Die NoM dient der Beeinflussung  von Spannungen, deshalb wird auf den 

Spannungsgradient en eingegangen. Der Spannungsgradient ist gekennzeichnet durch 

die Spannungsänderungsgeschwindigkeit. Ein Schaltvorgang wird im Normalfall in 

einer Sekunde durchgeführt . Dieser bedingt eine Anpassung der Spannung um bis zu 

±2 %. In kurzer Zeit kann somit eine Spannungsänderung von 10  % erreicht werden. Im 

Vergleich zu anderen Regelungen ist dieser Gradient als ăhochò einzustufen.  

Regelgenauigkeit  

Die Maßnahme kann die Ausgangsspannung sehr genau regeln. Für die Varianten mi t 

Stufen sind d ie Anzahl und Höhe  häufig  vom Kunden frei wählbar. Je nach Hersteller 

werden 9 /RUH -01 15/ bis 13 /WAL -01 15/ Stufen angeboten. Der Abstand zwischen den 

Stufen beträgt auftragsspezifisch zwischen 1 % und 3 % der Nennspannung. Es gibt 

auch Varianten von Längsreglern, die die Spannung durch Leistungselektronik 

stufenlos regeln können. Für diese Varianten kann die Regelgenauigkeit höher sein. 

Summarisch kann die Regelgenauigkeit als hoch bezeichnet werden.   

Ansprechzeit und Abrufbarkeit  

Die Ansp rechzeit von Längsreglern  ð für die Varianten mit Stufen  ð liegt in der Regel 

zwischen 150 ms /RUH -01 15/ und 700 ms /WAL -01 15/. Einschränkend muss mit einer 

Rekuperationsz eit  von 2 s gerechnet werden. Für die stufenlosen Varianten liegt die 

Ansprechzeit bei circa 200 ms . Die Ansprechzeit kann im Verhältnis zu anderen 

Regelungen als schnell bezeichnet werden.  

Es gibt grundsätzlich keine maximale Abrufdauer, da die Maßnahme die Spannung im 

kontinuierlichen Betrieb regelt.  

Zeitliche Verfügbarkeit  

Die Maßnah me ist immer verfügbar, da sie sich im laufenden Betrieb befindet. 

Beschränkt wird die Zulässigkeit der Regelung durch die maximale Bandbreite der 

Spannung.  

IKT -Bedarf einer NoM  

In Abhängigkeit von der  Regelungsstrategie variiert der IKT -Bedarf der Maßnahm e. Bei 

einer Bezugnahme auf l okale Messung der Spannung am Längsregler  besteht 

grundsätzlich kein Bedarf an zusätzliche r  IKT . Wenn transformatorferne Messungen für 

die ausgewählte Regelungsstrategie nötig sind, kommen unterschiedliche IKT -Lösungen 

zum Eins atz. Die Datenübertragung kann je nach Hersteller und Kundenanforderung 
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über Powerline /RWE -02 15/, Funkübertragung (GPRS, UMTS) /MR -01 15/, Ethernet 

oder RS232 /JSE-01 16/ /MR-03 12/ erfolgen.  

Fall s der Netz betreiber die Spannungsmessung zusätzlich in seinem Netzleitsystem 

integrieren will, muss eine weitere Datenübertragung eingerichtet werden mit 

entsprechenden Zusatzkosten.  

Überlastfähigkeit  

Die Überlastfähigkeit eines Längsreglers ist vergleichbar mit der eines regelbaren 

Ortsnetztransformators. Der  Überlastbetrieb ist sehr selten, dennoch sind diese 

Produkte mit Leistungsreserven ausgestattet. Längsregler können mit einem 

Blitzschutz ausgestattet werden, der Überspannungen entgegenwirkt /VDE -03 14/. 

Störungsanfälligkeit  

Längsregler gelten generell a ls störungsfrei. Sie sind für einen wartungsfreien Betrieb 

über ihre gesamte Lebensdauer ausgelegt. Infolgedessen ist die Störungsanfälligkeit als 

ăgeringò zu bewerten. Hinzu kommt die stabile Abschirmung gegenüber der Umwelt ð 

üblicherweise in Form eines Schaltschranks. Durch den Einsatz bewährter Technik ist 

auch das Risiko für technisches oder menschliches Versagen als gering zu bewerten.  Die 

Technik des Längsreglers ist im Vergleich zu regelbaren Ortsnetztransformatoren noch 

jünger, jedoch können viele Hersteller auf langjährige Erfahrungen zurückgreifen.  

Aufwand für Störungsbeseitigung  

Der zeitliche Aufwand für die Beseitigung von Betriebsstörungen ist, aufgrund der 

Einsatzstruktur der Längsregler im ländlichen Gebiet und dem Bedarf einer Reparatur 

vor Ort durch einen Mitarbeiter als ăhochò einzuschªtzen. Durch diese Struktur ist eine 

direkte Anfahrt notwendig.  

Auswirkung auf die Kurzschlussleistung  

Die Implementierung eines zusätzlichen Längsreglers hat zur Folge, dass sich die 

Impedanz des Netzes erhöht und somit die Kurzschlussleistung im Netzgebiet sinkt. 

Diese Reduktion ist jedoch geringfügig.   

Spannungshaltung  

Die Spannungshaltung ist der primär e Nutzen der Maßnahme: Längsregler  sind in der 

Lage, die Spannung im nachgelagerten Strang  des Netzgebiets zu regeln . Die Regelung 

ist in einem Bereich von ±8  % bis ±15 % der Nennspannung möglich /ABB -02 15/, 

/RUH -01 15/, /WAL -01 15/. 

Einfluss auf den Blin dleistungshaushalt  

Längsregler haben keinen aktiven Einfluss auf den Blindleistungshaushalt.  

Einhaltung thermischer Limits und der maximalen Stromtragfähigkeit  

Ein Längsregler  hat  grundsätzlich keine Auswirkung en auf die maximale 

Stromtragfähigkeit bzw. t hermischen Limits der Leitungen, da die Flexibilität und 

Regelbarkeit dieser Maßnahme lediglich die Spannung beeinflusst. Der Längsregler hat 

eine thermische Überlastungsgrenze , die bei der Netzplanung so gewählt ist, dass keine 

zusätzliche thermische Eins chränkung durch den Einsatz der Maßnahme entsteht.  
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5.3.3.2 Wirtschaft 

Akteur  

Der Längsregler wird vom lokalen Netzbetreiber betrieben.  

Investitionen  

Bestandteile der Investitionen  sind Anschaffungskosten , bzw. Herstellungskosten und 

Kosten für IKT. In der folgenden Tabelle  5-29 sind einzelne Längsregler ihrem 

Investitionsbetrag  gegenübergestellt. Die K osten für den Tausch eines Längsreglers 

belaufen sich auf 1.000  û. 

Tabelle  5-29: Gegenüberstellung der Kosten für unterschiedliche Längsregler 

/FFE -23 15/  

Scheinleistung Wert  

55 kVA 12.500 ú/St¿ck  
110 kVA 15.000 ú/St¿ck 
175 kVA 17.000 ú/St¿ck 

250 kVA 18.000 ú/St¿ck 

 

Fixe Betriebskosten  

Aufwand der ñ unabhängig vom Einsatz ñ mit dem Betrieb der NoM anfällt. 

Beispielsweise Wartung, Instandhaltung und IKT. Abhängig vom Regelungskonzept 

variieren die  fixen Betriebskosten zwischen 0  û/a und 210 û/a. Durchschnittlich betragen 

diese 10 û/a. /EBR-01 14/ 

Variable Betriebskosten  

Da Längsregler im Normalfall wartungsfrei sind und eine ausreichend hohe mögliche 

Anzahl an Schaltvorgängen ermöglichen, sind vari able Betriebskosten zu 

vernachlässigen.  

Lebensdauer  

Die Lebensdauer eines Längsreglers beträgt i.  d. R. 40 Jahre für die Primärtechnik und 

15 - 20 Jahre für die Sekundärtechnik. /FFE -23 15/ Des Weiteren wird die Lebensdauer 

durch die maximale Anzahl an Sch altvorgängen begrenzt. Beispielsweise hat ein 

Längsregler von der ABB AG für das Niederspannungsnetz eine maximale Anzahl an 

mechanischen Stufenschaltungen von über 1.000.000 /ABB -04 15/. Dies kann als 

Richtwert gesehen werden.  

Einnahmepotenzial für Akteu r  

Diese Maßnahme bietet für den Netzbetreiber kein Einnahmepotenzial , das über den 

Netzbetrieb hinausgeht.  
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Kostenwälzung  

Bei netzoptimierendem Einsatz können die Kosten nach aktuellem Stand der 

Anreizregulierungsverordnung vom Netzbetreiber auf den Stromku nden umgelegt 

werden.  

Regulatorische Praktikabilität  

Der rechtliche Rahmen für eine Anwendung der NoM ist bereits geschaffen. 

Regulatorische Hürden sind nicht zu erwarten, da die Maßnahme bereits etabliert ist.  

Einordnung der NoM  

Da es sich bei Längsreglern um etablierte Betriebsmittel handelt, sind diese in das 

Cluster ăNetzoptimierende Betriebsmittelò einzuordnen. 

Regulatorische Abschreibungsdauer  

Obwohl es sich bei Längsreglern um eine etablierte Technologie handelt, ist in die 

StromNEV noch k eine separate Abschreibungsdauer aufgenommen worden. Analog zu 

rONT ist die Lebensdauer der Sekundärtechnik (Regeleinheit) deutlich geringer als die 

der übrigen Bestandteile und muss demnach häufiger gewechselt werden. Separate 

Abschreibungsdauern sollten daher in die StromNEV aufgenommen werden.  

Durchdringungspotenzial  und Regionale Verfügbarkeit  

Längsregler  sind potenziell in allen Niederspannungsnetzen einsetzbar und bieten somit 

ein flächendeckendes Potenzial. Für einen Regionen übergreifenden Einsatz s ind keine 

wesentlichen regionalen Unterschiede zu beachten. Der Einsatz in 

Mittelspannungsnetzen ist ebenfalls möglich.  

Tendenziell ergibt sich ein sinnvoller Einsatz bei hoher Einspeiseleistung im NS -Netz. 

Diese kann durch kleine PV -Anlagen verursacht sein. Der Fokus liegt demnach auf 

solargeprägten Regionen (z.  B. im Süden Deutschlands). Ein Einsatz in MS -Netzen dient 

hin gegen dem Ausgleich der fluktuierenden Einspeisungen von Windenergieanlagen, 

somit kann  ein Einsatz in windreichen Regionen sinnvoll sein (z. B. im Norden 

Deutschlands). /TUC -02 14/, /EBR-01 14/ 

5.3.3.3 Sekundärer Mehrwert und möglicher Beitrag zur Betriebsführung 

Auswirkung auf die Betriebsführung  

Die Regelung eines Längsreglers  erfolgt autonom und automatisch und erfordert somit 

keine Veränderung der Betriebsführung des Netzes.  Infolge der höheren Anzahl an 

Komponenten im Netz ist eine höhere Anzahl an möglichen Fehlerquellen vorhanden. 

Andererseits besteht die Möglichkeit des selbst heilenden Netzes.   

Bereitstellung von Betriebsreserven  

Längsregler  verbessern die Einhaltung der Spannung innerhalb der Spannungsgrenzen 

und erhöhen somit die Sicherheits reserven im N etzbetrieb.  

Robustheit/Resilienz gegenüber Störfaktoren  

Die Resilienz eines Lªngsreglers kann als ăhochò bewertet werden. Die modulare 

Struktur und die Austauschfähigkeit schaffen eine hohe Anpassungsfähigkeit gegenüber 
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möglichen Veränderungen.  Längsregler  sind gegenüber strukturellen Veränderungen  

eher robust und gegenüber technologischen Veränderungen eher anfällig.  

Frequenzhaltung  

Der Betrieb eines Längsreglers  hat nur Auswirkungen a uf die Spannungshaltung und 

schlussfolgernd  kein en Einfluss auf die Fr equenz. 

Bereitstellung von Regelleistung  

Längsregler  nach der Definition im Kapitel  5.3.1.1.1 können keine  Regelleistung  

bereitstellen, da sie ledigl ich die Spannung regeln.  

Beitrag zum Versorgungswiederaufbau  

Der Einsatz eines Längsreglers  hat keine Auswirkung auf die Schwarzstartfähigkeit 

eines Netzgebietes.  

Erhöhung der Autarkie eines Netzgebietes  

Der Einsatz eines Längsreglers  hat keine Auswirkung auf den Autarkiegrad eines 

Netzgebietes.  

Beitrag zur funktionalen Trennung der Spannungsebene  

Die Regelung der Spannung durch einen Längsregler  kann  zu einer besseren 

Entkopplung der Spannung zwischen mehreren Spannungsebenen  führen. Dies kann 

durch den Einbau eines Längsreglers an der Sammelschiene nach dem 

Ortsnetztransformator erzielt werden. Bei einem Einbau in einen Strang des NS -Netzes 

kann keine Spannungstrennung erreicht werden.   

Zusätzlicher Mehrwert der NoM  

Des Weiteren ist es möglich, durch zusätzliche Messwerte eine bessere Kenntnis des 

Netzzustands zu erreichen, womit eine Funktionskontrolle geschaffen wird. Ein 

optionaler  Anschluss am zentralen IKT -System wird derzeit i.  d. R. nicht durchgeführt.  

5.3.3.4 Gesellschaft und Umwelt 

Einfluss auf die CO 2-Bilanz des Versorgungsgebietes?  

Prinzipiell ist durch den Einsatz von Längsreglern im Verteilnetz eine Erhöhung der 

Integration erneuerbarer Energien möglich. Eine Quantifizierung kann  aber nur bedingt 

erfolgen, da die tatsächliche Höhe von der Regelstrategie und der Zusammensetzung des 

betrachteten Netzes abhängt.  

Elektromagnetische Verträglichkeit (EMV) für das Umfeld  

Beim Betrieb von Längsreglern treten elektromagnetische Wechselfelder auf. Diese 

müssen nach den Vorg aben in DIN  EN  61000-6-1 und DIN EN 61000 -6-3 unter den 

gesetzlichen Grenzwerten bleiben.  

Geräuschemissionen  

Die Lärmbelastung eines Längsreglers ist als ăgeringò einzustufen, es treten konstante 

Geräusche durch die Komponenten auf . Die Schalteinheit emit tiert bei Schaltung ein 

Schaltgeräusch. Durch verbaute Transformatoren kann ein Geräusch hervorgerufen 
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werden. Als Richtwert kann von unter 45  db, teilweise  von unter 40  db ausgegangen 

werden /AEG -01 13/, /ABB -05 15/. 

Schadstoffbelastung der Luft  

Die Schadstoffbelastungen sind von den örtlichen Begebenheiten abhängig. 

Infolgedessen kann zwischen zwei Ausprägungen unterschieden werden. Ist eine 

Installation des Längsreglers in einem bestehenden Verteilerkasten möglich, entstehen 

Schadstoffemissionen  nur dur ch den Transport der Komponenten. Sollte ein Neubau 

eines Verteilerkastens notwendig sein, entstehen durch punktuellen Bodenaushub durch 

Baufahrzeuge und Bauprozesse Aufwirbelungen von Feinstaub.  

Flächenbedarf  

Der Flächenbedarf eines Längsreglers kann als gering bewertet werden . Wesentliche 

Nutzungskonflikte sind aufgrund der relativ kleinen Dimensionen nicht zu befürchten.  

Die Dimensionen eines Längsreglers im NS -Netz haben ungefähr Verteilerkastengröße. 

Zum Beispiel können Produkte der Firma ABB  AG genann t werden. Längsregler im 

Niederspannungsnetz sind 1,1  m lang, 0,5  m breit und 1,1  m hoch /ABB -04 15/. Im 

Mittelspannungsnetz ist bei der ABB  AG von einer Länge von 6  m, einer Breite von 

2,5 m und einer Höhe von 3,3  m auszugehen /ABB -02 15/.  

Auswirkung auf  Flora / Fauna  und Habitate, Verunreinigung/Veränderung von 

Boden / Grundw asser  

Da es sich bei dem Längsregler um ein Standard -Bauwerk in bereits erschlossenen 

Umgebungen handelt, besteht keine wesentliche Beeinträchtigung von Tieren und 

Vegetation. Neben  der geringflächigen , punktuelle n, dauerhafte n Bodenveränderung 

durch Komponenten der NoM  besteht kein Einfluss auf den Wasserhaushalt. Es ist 

zudem weder von einem Habitatverlust noch von anderer Beeinträchtigung von 

Biozönosen oder Biotopen auszugehen.  

Technische s Risiko  

Die Wahrscheinlichkeit des Auftretens eines technischen Fehlers kann als gering 

bewertet werden. Aufgrund der erprobten und zuverlässigen Technologie treten 

technische Ausfälle selten auf. Das Risiko eines Brandes infolge eines Kurzschlus ses ist 

aufgrund des  Kühl systems ohne Öl  nicht gegeben. /ABB -04 15/ Bei Ausfall oder 

Fehlfunktion des Betriebsmittels wird die Regeleinrichtung automatisch außer Betrieb 

genommen. Das Netz bleibt weiterhin betriebsfähig und es findet keine 

Versorgungsunter brechung statt. /RUH -01 15/ Der Schaden aufgrund eines technischen 

Risikos ist als ăgeringò einzuschªtzen. Das technische Risiko ist somit in Summe gering. 

Strukturveränderung  

Die m eisten Längsregler für die Niederspannungsebene sind so ausgelegt, dass sie  mit 

standardisierten Abmessungen vergleichbar mit einem  Schaltschrank auf einem 

Betonsockel eingebaut werden können und somit keine signifikante 

Strukturveränderung verursachen.  Durch eine Einbettung in ein bereits bestehendes 

System, als Netzverstärkung oder Ergänzung wird die bestehende Struktur beibehalten.  
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Etabliertheitsgrad / Vorerfahrung  

Durch die Errichtung neuer Bauwerke ð auch wenn diese nur geringe Unterschiede zu 

bestehenden aufweisen ð können Irritationen auftreten. Diese sind dabei von der 

Ausführung des Längs reglers  abhängig. Die Errichtung von Längsreglern stellt 

aufgrund der geringen Ausmaße eine geringe Veränderung für die Bevölkerung dar. In 

Folge der neuen Errichtung von zusätzlichen Bauwerken wird der Etablierungsgrad als 

ăgeringò eingestuft. Im Falle einer Integration in bestehende Strukturen bzw. Gebäude 

ist von einer relativ hohen Vorerfahrung auszugehen. Aufgrund der Installation 

vorrangig in Niederspannungsnetzen, also auch in Wohngebieten, lässt sich ein gewisses 

Konfliktpotenzial nicht ausschließen.  

Gesellschaftliche Solidarität  

Das lokale Image kann durch den Einsatz von Längsreglern als innovative Technologie 

hin zu einem zukunftsfähigen Ort geändert werden. Die gesellschaftliche Solidarität ist 

deshalb als hoch einzustufen. An wohner werden somit in die Energiewende 

miteinbezogen. Somit kann der gesellschaftliche Zusammenhalt gestärkt werden.  

Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligung  und Transparenz des Verfahrens  

Aufgrund der geringen Einwirkung in den öffentlichen Raum werden kein e oder 

einfache Bewilligungsverfahren zur Bürgerbeteiligung benötigt. /ABB -04 15/ Da der 

Netzbetreiber Längsregler als Standard -Betriebsmittel selbstständig installieren und 

betreiben kann, ist eine aktive Informationspolitik bzw. Konsultation der Bevölker ung 

nicht notwendig.  Die Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligungen kann deshalb als ăgeringò 

eingestuft werden.  Infolge einer geringen Sinnhaftigkeit von Bürgerbeteiligungen ist die 

Transparenz des Verfahrens irrelevant.  

Handlungsspielraum für den Endverbrauc her  

Der netzoptimierende Betrieb von Längsreglern  greift nicht in das Nutzerve rhalten von 

Endverbrauchern ein, infolgedessen gibt es keine Beeinträchtigungen und keine 

Notwendigkeit für einen Handlungsspielraum.  

Mediale Berichterstattung  

Die Medien berichten über die  NoM in Form von regionalen Projekten. Hierbei wird der 

konkrete Nutzen der NoM erläutert und durch anschauliche Metaphern die 

Funkt ionsweise erläutert:  ăVereinfacht gesagt arbeitet das Gerät wie eine Art 

Wellenbrecher im Meer. Es fängt S tromschwankungen auf und sorgt dafür, dass stets 

eine gleichbleibende Menge an Energie abgegeben wird und zu Hause in der Steckdose 

ankommtò /WIN-01 14/. Vielfach wird betont, dass sich durch Längsregler der Bedarf an 

konventionellem Netzausbau verringern lässt und sie eine wichtige Rolle bei der 

Energiewende einnehmen. Dennoch soll angemerkt werden, dass die Medien tendenziell 

eher über regelbare Ortsnetztransformatoren im Rahmen der Spannungsregelung 

berichten.  
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5.3.4 Ökonomische Grundlagen 

Im Folgenden werde n die relevanten technoökonomischen Kennwerte zusammenfassend 

dargestellt. Diese dienen als Eingangsgrößen für die Berechnung der Einsatzreihenfolge.  

Tabelle 5-30:  Technoökonomische Kennwerte für Längsregler  

Spannungslängsregler  

Kostenart  Betriebsmittel  / 

Bereich  

Beschreibung  Leistung 

in kVA  

Einheit  2015 2030 

Investition  Kosten nach 

Regelbereich und 

Scheinleistung  

1-Phasen-Regler für 1 

Verbraucher  

5 û/St¿ck 2.540 1.876 

3-Phasen 55 kVA, 

Regelbereich ±6% 

55 û/St¿ck 12.500 9.232 

3-Phasen 110 kVA, 

Regelbereich ±6% 

110 û/St¿ck 15.000 11.079 

3-Phasen 175 kVA, 

Regelbereich ±6% 

175 û/St¿ck 17.000 12.556 

3-Phasen 250 kVA, 

Regelbereich ±6% 

250 û/St¿ck 18.000 13.294 

Sekundärtechnik  bezogen auf Investitionen   % 15 15 

Betriebs-

kosten 

Spannungslängs -

regler  

    û/a 100 100 

Wartungsintervall    a 5 5 

Wirkungs -

grad  

   % 99,5 99,5 

Nutzungs -

dauer  

Primärtechnik      a 40 40 

Sekundärtechnik      a 18 18 

 

Auf Basis der technoökonomischen Kennwerte lässt sich der in Abbildung  5-46 

dargestellte Kostenverlauf für die Fixkosten (Investitionen und fixe Betrie bskosten) 

ableiten. Hierzu wurde ein Zinssatz von 6  % zugrunde gelegt. Dies bildet die Grundlage 

für eine Berechnung des Annuitätenfaktors auf 7  % für die Primärtechnik und 9  % für 

die Sekundärtechnik. Die Struktur einer Treppenfunktion mit geringer Steigu ng 

verdeutlicht die im Vergleich zur Investition geringe Preissteigerung durch eine 

Leistungserhöhung.  
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Abbildung  5-46:  Fixkostenverlauf von Längsreglern  

5.3.5 Zusammenfassung und Ausblick 

In der Regel wird ein Längsregler bei einer kritischen Spannung ( große 

Erzeugungsanlage oder großer Verbraucher mit stark fluktuierendem Lastprofil ) im 

Verteilnetz in einem Leitungsabschnitt eines Netzstrangs in einem Verteilerkasten 

eingesetzt . Sofern mehr als ein  Strang des Netzgebiets kritisch ist, ist der 

Mehrfacheinsatz in diskreten Abstufungen möglich . Durch Regelung der 

Ausgangsspannung kann  unter  der Voraussetzung, dass das Verteilnetz seine 

thermischen Grenzen nicht erreicht hat , die NoM die Integr ation von Erneuerbaren 

Energien und zusätzlichen Lasten ohne aufwändigen konventionellen Netzausbau  mit 

einem hohen Wirkungsgrad unterstützen. Durch zusätzliche Messstellen ist es möglich, 

zusätzliche Informationen über den Netzzustand zu erhalten.  Die NoM  hat ein gutes 

Entwicklungspotenzial in den nächsten Jahren.   

Derzeit existieren bereits Projekte, in denen Längsregler erfolgreich eingesetzt werden. 

Die Grundstruktur von Längsreglern ist bewährt und deshalb wartungsarm und 

zuverlässig. Die Positionsbest immung von Längsreglern erfolgt nach einem 

optimierenden Algorithmus und kann bei einer bestehenden Datengrundlage umgesetzt 

werden.  

Projektabhängig ist zu prüfen , ob die Spannungshaltung in einem Netzgebiet mit 

mehreren Längsreglern nicht durch andere Ma ßnahmen (zum Beispiel durch einen 

regelbaren Ortsnetztransformator) effektiver  und kostengünstiger gewährleistet werden 

kann.  Die NoM Längsregler kann in Sonderfällen die wirtschaftlichste Alternativ e zum 

Netzausbau ð z. B. Netze mit langen Ausläufern ð sein. Aufgrund der unterschiedlichen 

örtlichen Gegebenheiten erfolgt die Spezifikation nach Dimensionierung und 

Regelungsstufen des Längsreglers auftragsabhängig. Scheinleistungsabhängig ist ein 

Längsregler ab 12.500  û preislich einzuordnen. Bis zum Jahre 2030 ist mit einer 

Kostenreduktion zu rechnen.  
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Von Seiten der Gesellschaft ist mit geringem Widerstand gegen die NoM zu rechnen, 

denn sie wird als innovative Technik angesehen und greift nicht in den 

Handlungsspielraum des Endverbrauchers ein.  
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5.4 Engpassmanagement 

 

Fr¿her bestand die Aufgabe der Netzbetreiber hauptsªchlich darin, die ăFehlerò, die in 

der kostenorientierten Allokation der konventionellen Stromerzeugung durch das 

Kupferplattenprinzip am Strommarkt entstehen, auszugleichen und System ausfälle zu 

beheben. Mit dem zunehmenden Ausbau Erneuerbarer Energien und der Entwicklung 

eines gesamteuropäischen Strommarkts kommen heute viele neue Herausforderungen 

hinzu /BFE -02 04/, /EURL -01 96/. Für das Jahr 2030 hat sich die deutsche 

Bundesregierun g das Ziel gesetzt, den Anteil Erneuerbarer Energien an der 

Stromerzeugung auf 50  % zu erhöhen  und gleichzeitig den vollständigen Ausstieg aus 

der Atomenergie zu erreichen /EEG -02 14/. Somit steht in Zukunft eine zunehmende, 

stark fluktuierende Einspeisung  aus Erneuerbaren Energien einer immer weniger 

planbaren, flexibel einsetzbaren Erzeugung aus konventionellen Kraftwerken 

gegenüber. Hinzu kommen die starke öffentliche Ablehnung des Baus neuer 

Stromtrassen im Übertragungsnetz und die hohen Kosten für den Ausbau des 

Verteilnetzes. Beide aber sind für den weiträumigen Transport und die kosteneffiziente 

Integration von dezentral erzeugter Energie dringend notwendig /NEP -01 15/. Aufgrund 

dieser Entwicklungen hat das Engpassmanagement in den letzten Jahren zune hmend 

an Bedeutung gewonnen. Das folgende Kapitel widmet sich der Frage, ob es Sinn 

machen könnte, die Werkzeuge des Engpassmanagements nicht nur als ăultima ratio-

MaÇnahmeò im Netzbetrieb, sondern auch als Alternative zum Netzausbau, im Sinne 

einer NoM in  Betracht zu ziehen.  

5.4.1 Stand der Technik und Entwicklungspotenzial 

Dieses Kapitel  untersucht  die drei  Werkzeuge des Engpassmanagements Redispatch 

Peak-Shaving und Einspeisemanagement  (EinsMan). Redispatch und 

Einspeisemanagement  sind dabei als ein aktiver Eingriff der Netzbetreiber in den 

Betrieb von konventionellen bzw. erneuerbaren Erzeugungsanlagen zu verstehen. 

Grundsätzlich könnten diese Werkzeuge nicht nur als betriebliche Maßnahmen im 

Netzbetrieb eingesetzt, sondern auch b ei weitreichenden Einsatz Netzausbau 

vermeiden. Im Zuge der deutschen Energiewende kann es jedoch nicht Sinn und Zweck 

sein, den für die Integration erneuerbaren Stroms notwendigen Netzausbau durch einen 

Weiterbetrieb konventioneller Kraftwerke im Zuge des  Redispatch zu ersetzen. Aus 

diesem Grund wird im Projekt MONA nur das dynamische EinsMan  sowie die statische 

Begrenzung der Einspeiseleistung, das sog. Peak -Shaving  als NoM betrachtet.  
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5.4.1.1 Systembeschreibung der netzoptimierenden Maßnahme ï Aktueller 

regulatorischer Rahmen 

Beim EinsMan wird die Wirkleistungseinspeisung von EE -Anlagen gezielt durch den 

Netzbetreiber reduziert, um eine Überlastung des Netzes zu verhindern. Dabei ist 

zwischen EinsMan -Maßnahmen durch den ÜNB und durch den VNB zu unterscheiden. 

Während der ÜNB nach dem letzten verblei benden Redispatch -Kraftwerk die 

Möglichkeit hat, EE -Anlagen abzuregeln, um Engpässe im Übertragungsnetz zu 

verhindern, nutzt der VNB eben diese Maßnahme, um gleiches im Nieder - und 

Mittelspannungsnetz zu erreichen. Bei durch den VNB angeordneter Abregelung  wird 

die abgeregelte Energiemenge typischerweise nicht durch das Hochfahren 

konventioneller Kraftwerke substituier t, so dass der Einsatz zu einem 

Systemungleichgewicht führt, welches durch Regelenergie ausgeglichen werden muss.  

 

Der Ablauf eines EinsMan -Einsatzes erfolgt in sieben Schritten (vergleiche 

Abbildung  5-47). 

ăEinspeisemanagement ist eine speziell geregelte 

Netzsicherheitsmaßnahme gegenüber EE -, Grubengas- und KWK -

Anlagen (§ 13 Abs. 2, 2a S. 3 EnWG i.  V. m. §§ 14 EEG, für KWK -

Anlagen auch i.  V. m. § 6 Abs. 1 S. 5 KWK -G). Der verantwortliche 

Netzbetreiber kann unter besonderen Voraussetzungen die 

bevorrechtigte Einspeisung aus diesen Anlagen vorübergehend 

abregeln, wenn die Netzkapazitäten nicht ausreichen, um den 

insgesamt erzeugten Strom abzutransportieren. Der für den 

Netzengpass verantwort liche Netzbetreiber ist zu einer 

Entschädigung des Betreibers der abgeregelten Anlage 

verpflichtet. Der Anlagenbetreiber  haftet gemäß §  13 Abs. 1 EEG 

gesamtschuldnerisch mit dem Netzbetreiber, an dessen Netz die 

Anlage angeschlossen ist. Er kann die Entsch ädigungszahlungen 

über seine Netzentgelte sozialisieren, soweit das EinsMan  

erforderlich war und er die Maßnahme nicht ð beispielsweise 

durch mangelnden Netzausbau ð zu vertreten hat.ò 

/BNETZA -03 14/ 
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Abbildung  5-47: Zeitlicher und organisatorischer Verlauf der Handlungsabfolge im 

Rahmen der operat iven Kaskad e nach /BDEW -10 14/  

Neben dem zeitlichen Ablauf der operativen Kaskade stellt die Abbildung weiterhin die 

Einbeziehung der nachgelagerten Netzbetreiber dar. Es ist ersichtlich, dass bis auf die 

Problemerkennung im ersten Schritt immer mehrere Netzbetreiber in die Kaskade mit 

eingebunden sind und eine entsprechende koordinierte Vorgehensweise zur Anwendung 

kommt. Dabei wird versucht, bereits präventiv einzugreifen, falls ein zukünftiger 

Engpass zu erwarten ist. In Schritt zwei ermittelt der vorgelagerte Netzbetreiber, 

welcher d en Netzengpass erkennt hat , zunächst die Höhe und ggf. die Dauer der 

erforderlichen Einspeisereduzierung in seinem und dann im nachgelagerten Netzgebiet. 

Die so ermittelten Anpassungsmaßnahmen führt er in  Schritt vier in seinem Netzgebiet 

durch und fordert  die erforderliche Reduzierung der Einspeiseleistung vom 

nachgelagerten Netzbetreiber.  

ăZur Realisierung der informatorischen Kaskade wird als bevorzugtes 

Kommunikationsmittel eine Kombination aus einer E -Mail / Telefonlösung empfohlen, 

wobei die Weitergab e von Informationen per E -Mail als primäres Mittel und die 

Vorhaltung von schwarzfallfesten Telefonanlagen als Back -Up-Lösung angeraten wird. 

Sofern möglich, können auch alternativ fernwirktechnische Kommunikationsmittel, wie 

TASE oder IEC [ = allgemeinen,  offenen Kommunikationsstandard], eingesetzt werden.ò 

/KIST -01 15/  

Für die Vorber eitung des EinsMan (Schritte eins und zwei  in Abbildung  5-47) ist mi t 

mindestens fünf bis zehn Minuten zu rechnen. Zusätzlich wird den betroffenen Anlagen 

eine Reaktionszeit von ca. einer Minute zugestanden /BUSS -01 13/ + /BDEW -05 08/.  

Aufgrund dieser Trägheit ist das EinsMan nicht dafür geeignet, kurzfristige 

Netzproblem e im Sekundenbereich zu beheben. Diese Funktion muss von 

Schutzschaltern direkt an den jeweiligen Anlagen übernommen werden, da diese keinen 

externen Eingriff benötigen /VDE -01 15/ + /BDEW -05 08/. 
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Anlagenreihenfolge innerhalb des Einspeisemanagements  

ăDer Gesetzgeber sieht im EnWG, EEG sowie KWK -G einen Vorrang für die Einspeisung 

und Abnahme von Strom aus Erneuerbaren Energien und aus KWK vor. Der Vorrang 

wird durch §  11 Abs. 1 EEG und §  3 Abs. 1 und 2  KWK -G gemäß § 13 Abs. 2a EnWG  

definiert.ò Grundsªtzlich ergibt sich daraus ein Einspeiseranking, wie es in 

Tabelle  5-31 dargestellt ist /BDEW ñ10 14/. 

Tabelle  5-31: Einspeiseranking von Erzeugungstechnologien /BDEW -10 14/  

Erzeugungsanlage Gruppierung 

Sonstige (z. B. Pumpspeicher) 

Gruppe 1 
Müll- / thermische Abfallentsorgung (ohne KWK) 

Spitzenstromerzeugungsanlagen 

konventionelle Kraftwerke (ohne KWK) 

Wasser ohne Schwallbildung 

Gruppe 2 

Windenergie 

Geothermie 

Bio-/Deponiegas 

Biomasse ohne KWK 

Photovoltaik 

BHKW ï kommunale Wärmeversorgung 

KWK-Anlagen 

Wasser mit Schwallbildung 

Biomasse mit KWK 

IKW - Prozesswärme 

Kleine Photovoltaik (unter 100 kWp) Gruppe 3 

 

Die Gruppen sind in absteigender Reihenfolge geordnet, daher wird die Wirkleistung 

von Erzeugungsanlagen der Gruppe  1 zuerst reduziert. In die erste Kategorie fallen alle 

konventionellen Anlagen, die nicht nach §  11 EEG privilegiert werden. Das eigentliche  

EinsMan beginnt erst ab der zweiten Gruppe. Hierzu zählen alle EE -Anlagen über 

100 kWp, die gesetzlich verpflichtet sind, am EinsMan teilzunehmen. In die letzte 

Kategorie fallen PV -Anlagen mit einer Größe zwischen 30 und 100  kWp. Aufgrund ihrer 

geringen GrºÇe werden diese Anlagen ăgemªÇ [§ 14] Abs. 1 S. 2 EEG im Bedarfsfall 

nachrangig gegen¿ber den ¿brigen Anlagen abgeregeltò /BDEW -10 14/. 

In den ersten Versionen des EEG war aufgrund des geringen Anteils von EE -Anlagen 

am Strommix noch kein EinsMan  vorgesehen. Somit wurden auch Anlagen zwischen 30 

und 100  kWp, die vor dem 01.01.2009 am Netz angeschlossen wurden, von der Pflicht 

zur Nachrüstung ausgeschlossen . Anlagen über 100  kWp mussten hingegen 

nachgerüstet werden, da hier der Gesetzgeber von eine m übergeordneten öffentlichen 

Interesse (=  Sicherung der Netzstabilität) und einer vertretbaren Spürbarkeit 

(= finanzielle Belastung) ausgeht. Es handelt sich deshalb in diesem Fall um eine 

ăunechte R¿ckwirkungò /BNETZA-24 12/, /DUE -01 12/. Auf gleiche Wei se wurde bei den 

Anforderungen an das ăPeak-Shavingò vorgegangen, welches ebenfalls im Rahmen des 

Projekts MONA  2030 als NoM betrachtet wird.  
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Insgesamt lassen sich die technischen Anforderungen des EinsMan nach  Tabelle  5-32 

in drei Kategorien unterteilen.  

Tabelle  5-32: Technische Anforderungen an EE -Anlagen  gemäß /EEG -04 12/  

Anforderungen nach EEG § 9 an 
EEG-Erzeugungsanlagen und KWK-Anlagen 

EEG-/KWK-Anlagen §9 Abs. 1 PV-Anlagen §9 Abs. 2 

0 ρππ Ὧὡ 0 σπ Ë7 σπ Ë7 ὖ ρππ Ë7 

Techn. Einrichtung zur 
ferngesteuerten  
Reduzierung der 

Einspeiseleistung und Abruf 
Ist-Einspeisung 

Techn. Einrichtung zur 
ferngesteuerten  
Reduzierung der 
Einspeiseleistung 

oder 
Begrenzung 

0 ȟ πȟχϽ 0   

(hart, weich) 

Techn. Einrichtung zur 
ferngesteuerten  
Reduzierung der 
Einspeiseleistung  

 

Wenn eine Anlage unter 30  kWp mit Peak-Shaving  betrieben wird, kann zusätzlich eine 

ăweicheò Regelung ber¿cksichtigt werden, bei der die obersten 30 Prozent  der Leistung  

zur Deckung des Eigenbedarfs verwendet werden. Bei ăharterò Spitzenkappung wird 

immer nur 70  % der Wirkleistung eingespeist. Ähnlich gibt es auch beim EinsMan 

verschiedene Varianten. Der große Unterschied zwischen den Anforderungen an 

Anlagen über und Anlagen unter 100 kWp besteht in der fehlenden Ist -

Einspeiseüberwachung bei den kleineren Erzeugungseinheiten. Außerdem kann, wenn 

der Netzbetreiber es zulässt, eine Einspeiseregelung mit zwei Stufen (100  % oder 0 %) 

oder vier Stufen (100  %, 60 %, 30 %, 0 %) realisiert werden. Ein monetärer Vergleich von 

EinsMan und Peak -Shaving erfolgt in Kapitel  5.4.1.4.6. 

5.4.1.2 Vergütung von Einspeisemanagement 

Die folgende Erläuterung zur Ermittlung der Entschädigungszahlungen für EinsMan ist 

im Leitfaden zum EEG -Einspeisemanagement /BNETZA -10 13/ dargestellt. Deren 

Beschreibung wurde in /FFE -04 16/ erarbeitet und wird hier der Vollständigkeit halber 

noch einmal aufgeführt.  

Gemäß EEG § 12 Abs. 1 S. 1 sind betroffene Anlagenbetreiber, deren Einspeisung 

aufgrund eines Netzengpasses nach EEG  § 11 Abs. 1 reduziert wird, z u entschädigen. 

Zur Ermittlung der Entschädigungszahlungen muss sich der Anlagenbetreiber je Anlage 

Beim sogenannten ăPeak -Shaving ò m¿ssen ăBetreiber von 

Anlagen zur Erzeugung von Strom aus solarer Strahlungsenerg ie 

[é] mit einer installierten Leistung von hºchstens 30 Kilowatt [é] 

am Verknüpfungspunkt ihrer Anlage mit dem Netz die maximale 

Wirkleistungseinspeisung auf 70  Prozent der installierten 

Leistung begrenzen. Die dadurch verminderte eingespeiste 

Energie wir d dem Anlagenbetreiber nicht erstattet (§ 9 Abs.2 S. 2 

EEG) /EEG -02 14/. 

Definition 
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und je Kalenderjahr auf ein Verfahren für die Berechnung der Ausfallarbeit festlegen. 

Im Falle der Windkraft stellt die Ausfallarbeit die Differenz zwischen  der möglichen 

Einspeisung und der tatsächlich realisierten Einspeisung dar. Die Bundesnetzagentur 

sieht für die Ermittlung der Ausfallarbeit von Windenergieanlagen (WEA) zwei 

Verfahren als sachgerecht an. Ein ăpauschales Verfahrenò, mit dem sich die 

Ausfa llarbeit anhand weniger Werte einfach ermitteln lässt, oder alternativ ein 

ăSpitzabrechnungsverfahrenò, bei dem mit Hilfe von Windgeschwindigkeitsmesswerten 

eine möglichst genaue Ermittlung der Ausfallarbeit erfolgt.  

Beim pauschalen Verfahren zur Ermittlun g der Ausfallarbeit für Windkraft wird der 

Leistungsmittelwert der letzten vollständig gemessenen Viertelstunde vor der EinsMan -

Maßnahme herangezogen. Die Ausfallarbeit berechnet sich demnach wie folgt:  

ὡ ȟ ὖ ὓὃὢὖȟ ȟὖ Ͻπȟςυ Ὤ mit ὖȟ ὖ (5-8) 

ὡ ȟ π mit ὖȟ ὖ  

 

ὡ ȟὯὡὬ:  Ausfallarbeit in einer Viertelstunden während der EinsMan-Maßnahme 

ὖ Ὧὡ:  letzter gemessener Leitungsmittelwert 

ὖȟ Ὧὡ:  tatsächlich gemessene Leistung im Leistungsintervall 

ὖ Ὧὡ:  vorgegebener reduzierter Leistungswert 

 

Im Gegensatz zum pauschalen Verfahren ist es beim sogenannten 

Spitzabrechnungsverfahren möglich, das gegebenenf alls schwankende Winddargebot 

während der EinsMan -Maßnahme abzubilden. Hierbei wird die Ausfallarbeit in 

Abhängigkeit von der gemessenen Windgeschwindigkeit und unter Berücksichtigung der 

zertifizierten Leistungskennlinie der WEA ermittelt. Die Leistungske nnlinie von WEA 

wird anhand eines Referenzfalles unter Normbedingungen bestimmt. Für jede WEA ist 

daher zunächst ein Korrekturfaktor der Leistungskennlinie zu ermitteln, um die 

spezifischen Gegebenheiten der WEA (z.  B. örtliche Vegetation) zu berücksichtig en. Die 

Berechnung im Spitzabrechnungsverfahren erfolgt in Zeitintervallen von 15  Minuten. 

Da im Rahmen dieser Studie keine Informationen über die spezifischen Gegebenheiten 

und damit über die korrigierten Leistungskennlinien der einzelnen WEA vorliegen, 

werden lediglich Referenz -Kennlinien herangezogen.  

Die Berechnung der Ausfallarbeit über das pauschale Verfahren für PV -Anlagen mit 

registrierender Leistungsmessung erfolgt analog zur Windkraft, wobei jedoch zusätzlich 

berücksichtigt wird, dass PV -Anlagen l ediglich in Tageslichtzeiten Strom produzieren. 

Folglich sind pauschale, entschädigungsberechtigte Zeitfenster festgelegt (siehe 

Tabelle  5-33). 

Tabelle  5-33: Entschädigungsberechtigte Zeitfenster für PV -Anlagen je Jahreszeit 

/BNETZA -10 13/  

Jahreszeit Zeitraum Entschädigungsberechtigte Zeitfenster 

Sommer 1. März ï 31. Oktober 
6:00 - 19:00 Uhr (7:00 - 20:00 Uhr 

Mitteleuropäische Sommerzeit) 

Winter 
01. Januar ï 28.(bzw. 29.) Februar  

01. November ï 31. Dezember 
9:00 - 16:45 Uhr 
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Für Anlagen ohne registrierende Leistungsmessung wird die Leistung zum Zeitpunkt 

der EinsMan -Maßnahme vereinfacht über die Multiplikation pauschaler 

Anlagenfaktoren mit der installierten Leistung berechnet. Dabei wird zwischen der 

Tageskernzeit mit starker Sonneneinstrahlung und der Tagesrandzeit (vor und hinter 

der Tageskernzeit) unterschieden. Zudem wird vereinfacht  unterstellt, dass Anlagen 

ohne registrierende Leistungsmessung nicht in Stufen geregelt werden.  

Für das Spitzabrechnungsverfahren bei PV -Anlagen ist neben einer registrierenden 

Leistungsmessung eine messtechnische Aufzeichnung der Strahlungsleistung am 

Anlagenstandort erforderlich.  

Da Biogas-/Biomasseanlagen in der Regel auf den Volllastbetrieb ausgelegt sind und die 

Stromerzeugung nur sehr geringen Schwankungen unterliegt, wird beim pauschalen 

Verfahren vereinfacht von einem vergleichbaren Betrieb während  der EinsMan -

Maßnahme ausgegangen. Dabei wird Ausfallwärme nicht entschädigt. Im pauschalen 

Verfahren wird zudem unterstellt, dass die Ab - sowie Auffahrrampe jeweils 

zweieinviertel Stunden andauern.  

Um die Ausfallarbeit der kompletten EinsMan -Maßnahme zu e rmitteln, werden die 

vorab einzeln ermittelten Viertelstundenwerte addiert. Zur Berechnung der 

Entschädigungszahlung muss die nicht eingespeiste Arbeit (Ausfallarbeit) finanziell 

bewertet werden. Hierfür ist der je Anlagentyp festgeschriebene Vergütungssat z anhand 

der aktuellen gesetzlichen Grundlage heranzuziehen und anzusetzen. Sollten 

unterjährige Vergütungsbestandteile (z.  B. Boni) noch nicht feststehen, so ist auf die 

Durchschnittsvergütungssätze der Abrechnung des letzten abgeschlossenen 

Kalenderjahre s abzustellen. In einer Jahresendabrechnung sind angefallene 

Abweichungen auszugleichen.  

Für Neuanlagen mit der Inbetriebnahme ab 01.01.2012 sind die errechneten 

entgangenen Einnahmen gemäß §12  Abs. 1 EEG mit 0,95 zu multiplizieren, da lediglich 

95 % der entgangenen Einnahmen berücksichtigt werden dürfen. Gemäß 

§ 12 Abs. 1 S. 2 EEG sind Betreiber ab dem Zeitpunkt, in dem die entgangenen 

Einnahmen nach Satz  1 in einem Jahr 1  % der Einnahmen dieses Jahres übersteigen, 

für die weiteren entgangenen Einnahmen zu  100 % zu entschädigen. Altanlagen mit der 

Inbetriebnahme vor dem 01.01.2012 (i.  S. v. § 66 Abs. 1 Nr.  5a EEG) sind gemäß 

EEG § 66 Abs. 1 Nr.  5a mit 100  % zu entschädigen.  

Im Falle einer Wärmeauskopplung werden zusätzlich die Wärmeerlöse aus 

Ausfallwärme  entschädigt. Ersparte Aufwendungen wie beispielsweise die ersparten 

Brennstoffkosten sind von den entgangenen Einnahmen abzuziehen.  

Analog zur überschüssig gesetzten Einspeisung fallen durch die Regelung der EE -

Anlagen zwar keine direkten Kosten an, jedoch  ist die Abregelung mit 

Opportunitätskosten verbunden. Die Referenzkosten ergeben sich daher aus den Kosten 

der in Abhängigkeit des Versorgungsbereichs alternativ eingesetzten Technologie.   

5.4.1.3 Aktuelle Anpassungen in der Gesetzgebung 

Im folgenden Kapitel werd en zunächst die zu gesetzlichen Änderungen in Bezug auf 

Engpassmanagement dargelegt, die im Rahmen des  Weißbuchprozesses des 

Bundeswirtschaftsministeriums in öffentlicher Konsultation vorbreitet  /BMWI -03 15/ 
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und mit dem Gesetz zur Weiterentwicklung des Str ommarkts  (Strommarktgesetz)  

/BR-01 16/ am 29.07.2017 zur Umsetzung gebracht wurden . Außerdem relevant sind in 

diesem Zusammenhang die Neuregelungen im Zuge des Gesetzes z ur Digitalisierung der 

Energiewe nde (GDEW), dessen wichtigster Bestandteil das Messste llenbetriebsgesetz 

(MsbG) ist. Der deutsche Bundestag hat dieses am 6.Juli 2016 final beschlossen. Die für 

das EinsMan relevanten Neuerungen werden im letzten Teil dieses Abschnitts 

zusammenfassend vorgestellt.  

Änderungen im Zuge des Strommarktgesetzes  

Ein e der grundlegendsten Änderungen in Bezug auf die gesetzliche Definition ist  die 

eigentliche Funktion des Engpassmanagements. Wurde die Abregelung EE traditionell 

nur verwendet, um die Stabilität der Übertragung sicherzustellen, wird nun in 

§ 11 Abs. 2 des EnWG insofern angepasst als das  Engpassmanagement auch als aktive 

Maßnahme ð ganz im Sinne der NoM in MONA - in die Netzplanung mit einbezogen 

werden kann  /BMWI -03 15/, /ÜNB -07 12/ und  /BR-01 16/. Das bedeutet eine Abkehr von 

der bisher üblichen Herangehe nsweise, die Netze bis zur ăletzten Kilowattstundeò 

auszulegen. Die bisherige Vorgehensweise wurde durch die Abnahmepflicht nach 

§ 11 Abs. 1 EEG und §  4 KWK -G bedingt, und sollte gewährleisten, dass jeder Engpass 

vermieden wird /AGORA -05 13/, /EEG-02 14/ und /KWKG -01 08/. 

Aus volkswirtschaftlicher Sicht erscheint diese Änderung durchaus sinnvoll , wenn die 

Kosten für den Ausbau der Netze die Aufwendungen für Vergütung von 

Engpassmanagementeinsätzen übersteigen. In diesem Zusammenhang wird  die 

Abregelung von Einspeisespitzen aus Erneuerbare -Energien -Anlagen für bis zu 3  % der 

produzierten Jahresenergie zugelassen. Somit wird Engpassmanagement auch bisherige 

Aufgaben von Netzausbau/Netzkapazität übernehmen, um die Auslastung aus 

wirtschaftlicher Sicht zu optimi eren /BMWI -03 15/. 

Keine Änderungen wurden  beim Anspruch  auf die Abregelungsvergütung umgesetzt . 

Um eine diskriminierungsfreie, transparente Regelung aufrecht zu erhalten und somit 

keine Anreize zu schaffen, unnötig Engpässe zu erhalten, ist dies auch drin gend 

notwendig. Sollte keinerlei Entschädigung erfolgen, würden sich die Investitionsanreize 

für neue EE -Anlagen verringern, da es den Anlagenbetreibern vor der Investition nicht 

möglich wäre, zu erkennen, wie oft ihre Anlage tatsächlich abgeregelt wird un d welche 

Einbußen sie durch die reduzierte Einspeisung zu tragen haben. Umgekehrt verlieren 

auch die Netzbetreiber ihre Anreize, wirkliche, ăg¿nstigeò Engpªsse zu beheben, wenn 

eine entschädigungsfreie Abregelung immer kostengünstiger ist als ein Ausbau. D a es 

aber durchaus zu Situationen kommen kann, in denen die Kapazitätserweiterung (z.  B. 

Ausbau, rONT é) und die Behebung des Engpasses g¿nstiger ist, als 3 % der Energie 

abzuregeln, sind flexible Lösungen einem starren Grenzwert vorzuziehen. Dabei sollte 

aber gerade für ein Gelingen der Energiewende immer die Maßnahme herangezogen 

werden, die die Integration der erneuerbaren Energien am wirtschaftlich sinnvollsten 

vollzieht. Dieses Vorgehen ist auch mit der Anreizregulierungsverordnung (ARegV) 

vereinbar, d a Vergütungspflichten, genauso wie Investitionen (i.  S. v. § 23 ARegV), 

bereits nach §  11 ARegV in der Bestimmung der Erlösobergrenze als Anteil der nicht 

beeinflussbaren Kosten mit eingerechnet werden /AREGV -01 15/. Darüber hinaus 

müssten sich Netzbetreib er im Falle einer entschädigungsfreien Abregelung immer auch 

hinsichtlich der Einhaltung der Diskriminierungsfreiheit (i.  S. v. § 11 EnWG) 



Netzoptimierende Maßnahmen 191 

   

rechtfertigen. Sie m¿ssten darlegen, ăin welcher Einzelreihenfolge abgeregelt wurde und 

beweisen, dass die Anlagen, d ie sie ohne Entschädigung abgeregelt haben, dadurch nicht 

diskriminiert wurdenò /BMWI-03 15/. Dies wäre für die Netzbetreiber eine große 

operative Belastung und würde ein schnelles Eingreifen in die Netze zur Erhaltung der 

Systemstabilität deutlich erschwe ren. Außerdem könnten die von Maßnahmen 

betroffenen Anlagenbetreiber jede Handlung der Netzbetreiber in Frage stellen. Das 

Risiko eines Rechtsstreits für die Netzbetreiber wäre somit ein Grund, auf EinsMan so 

weit wie möglich zu verzichten. Durch eine Verg ütung der ausgefallenen Einspeisung 

erübrigen sich all diese rechtlichen Bedenken.  

Als Folge dieser Einspeiseregelung ist aber auch ein Anstieg der zukünftigen Eingriffe 

zu erwarten. Vor diesem Hintergrund sollte deshalb die Berechnung der 

Vergütungszahlungen, wie sie in Kapitel 5.4.1.2 vorgestellt wurden, überdacht werden. 

Die bisherige Bagatellgrenze liegt bei 1  % der Jahreseinspeisung /BNETZA -03 14/. Eine 

Anhebung auf die 3  %-Grenze oder ein kompletter Verzicht scheint schon aus operativer 

Sicht sinnvoll, da die Abrechnung der Entschädigungszahlungen pauschal nach der 

Energiemenge erfolgen kann und nicht noch zusätzlich die Bagatellgrenze berücksichtigt 

werden muss. Darüber hinaus sollte auch die Signalwirkung von Marktpreisen für  

Energien nicht vollkommen unberücksichtigt bleiben /MANK -01 12/. So ist es bereits für 

Neuanlagen in der Direktvermarktung vorgeschrieben, dass im Falle von 

Negativpreisen an der Börse über mehr als sechs Stunden auch der Vergütungsanspruch 

auf null fällt  (§ 24 EEG). Über eine Kopplung der Entschädigungszahlungen mit den 

Marktpreisen könnten Investitionsanreize für den Netzbetreiber geschaffen werden, da 

Marktpreise immer ein Verhältnis von Angebot und Nachfrage darstellen. Sollten z.  B. 

die Einspeisemaßna hmen zu Zeiten erfolgen, in denen der Markt zusätzliche Energie 

(durch die Behebung des Engpasses) gering bepreist, ist ein Ausbau nicht zielführend, 

da der Wohlfahrtsgewinn nur gering ist. Andererseits müssen hohe Marktpreise auch 

einen starken Anreiz für  eine Erweiterung der Netzkapazität haben. Durch die 

pauschale Vergütung der Ausgleichszahlungen nach den derzeit gültigen Regeln entfällt 

diese Signalwirkung der Märkte vollkommen und die Investitionsanreize werden 

erheblich verzerrt /LÖWER -01 08/ und /MA NK -01 12/. 

Reformbedarf besteht auch weiterhin in den Regelungen für die Ausgleichsenergien in 

einzelnen Bilanzkreisen. ăJenseits der gesetzlichen Rahmenbedingungen ¿ber die 

Reihenfolge von markt -, netzbezogenen Maßnahmen, sowie Anpassungsmaßnahmen 

nach § 13 Abs. 2 EnWG und §  11 EEG fehlen zur bilanziellen und energetischen 

Abwicklung der abgeregelten Energiemengen derzeit klare Regelungen. Insbesondere ist 

nicht festgelegt, ob die im Rahmen des EinsMan  abgeregelten Mengen a us EEG-Anlagen 

anderweitig beschafft werden (sollen) [é] oder als Bilanzkreisabweichung des jeweils 

Bilanzkreisverantwortlichen über die Regelenergie ausgeglichen werden sollen. 

Ungeregelt ist auch, ob und wie die ggf. in den Bilanzkreisen auflaufenden Dif ferenzen 

aufgrund einer EinsMan -Maßnahme energetisch oder  finanziell ausgeglichen werden ò 

/BNETZA -29 13/. ăDies gilt in gleichem MaÇe f¿r AnpassungsmaÇnahmen nach 

§ 13 Abs. 2 EnWG. Ungeklärt ist ferner, wie mit von Verteilnetzbetreibern (VNB) 

durchgeführte n EinsMan -Maßnahmen umzugehen ist. Hier haben derzeit weder die 

Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) als Systemführer noch die für die Vermarktung 

zuständigen Bilanzkreisverantwortlichen (BKV) ausreichende Informationen über die 

Maßnahmen, noch existieren etabl ierte Strukturen um geordnete energetische oder 
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bilanzielle Maßnahmen durchführen zu können. Insgesamt bedarf es klarer 

Festlegungen zu den Informationspflichten von ÜNB, VNB und BKV zur Realisierung 

einer sachgemäßen Abwicklung von EinsMan -MaÇnahmenò /BNETZA-29 13/. 

Das Hauptproblem liegt darin, dass zwar die Betreiber von regenerativen 

Erzeugungsanlagen für ihre Abregelungen entschädigt werden, aber eben nur für die 

verlorenen Strommengen und nicht für die entstehenden Ausgleichsenergiekosten in den 

Bilan zkreisen. Die finanzielle Belastung wird somit auf die Direktvermarkter abgewälzt, 

obwohl diese nicht für die Abregelung verantwortlich sind. Aufgrund der Kurzfristigkeit 

des EinsMan können diese Kosten kaum im Vorhinein für den Ausgleich der 

Energieflüsse  in einem Bilanzkreis berechnet werden. Auch die begrenzte 

Informationspflicht der Netzbetreiber über die Einspeisemaßnahmen nach §14  EEG 

verschärft diese Unsicherheiten, da bisher nur die Betreiber von Anlagen informiert 

werden müssen. Bislang wurde diese  unrechtmäßige zusätzliche finanzielle Belastung 

von den Bilanzkreisverantwortlichen geduldet. Im Hinblick auf die deutliche Zunahme 

der abgeregelten Energiemengen in den letzten Jahren ist jedoch damit zu rechnen, dass 

hier eine Anpassung des regulatorisc hen Rahmens vorgenommen werden wird. Eine 

Lösung dieses Problems wäre ein zentrales Register ähnlich wie bei 

Redispatchmaßnahmen. (siehe http://www.netztransparenz.de/) /ÜNB -01 14/. 

Änderungen im Zuge des  Gesetz es zur Digitalisierung der Energiewende  

Das Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende  /BRG-01 15/ stellt die rechtliche 

Umsetzung  des von der Bundesregierung beschlossenen Smart -Meter -Rollouts dar. In 

Bezug auf das EinsMan gibt es dabei  vor allem eine Neuerung . Im Vergleich zur 

bisherigen  rechtlich en Regelung im EEG  2012 /EEG-04 12/ ist der Messstellenbetreiber 

nun dazu verpflichtet , Neu-angeschlossene PV-Anlagen mit mehr als 7 kW mit einem  

Smart -Meters inklusive Smart -Meter -Gateway auszustatten  und einen Teil der Kosten 

auf diesen umzulegen. Dies gilt grundsätzlich für alle neu installierten Anlagen, eine 

Umrüstung von Bestandsanlagen findet jedoch explizite Erwähnung. Bei der 

Umr¿stung von Messstellen soll die ătechnische Mºglichkeitò sowie die ăwirtschaftliche 

Vertretbarkeitò gewahrt werden. Der wirtschaftliche Aspekt wird dabei von der 

Preisobergrenze für die jeweilige Messstelle abgedeckt, wohingegen die technische 

Möglichkeit beim Vorhandsein von drei Anbietern von intelligenten Messsystemen 

erfüllt ist. Die Preisobergrenze richtet sich da bei nach der Größe der installierten Anlage 

und stellt eine Begrenzung der maximal im Jahr auf den Anlagenbetreiber wälzbaren 

Kosten dar. Für eine genauere Darstellung der im Zuge des Gesetzes zur Digitalisierung 

der Energiewende zu erwartenden Neuerungen sei hier auf die entsprechenden 

Ausführungen im Kapitel  4 verwiesen.  

5.4.1.4 Case Study ï Energetische und Energiewirtschaftliche Analyse zum EinsMan 

in Deutschland 

In diesem Kapitel werden zunächst einige Auswertungen der verfügbaren Daten zum 

EinsMan in Deutschland vorgestellt. Dabei wird die Entwicklung der letzten Jahre 

skizziert sowie der Frage nachgegangen, wo und in welchem Umfang Engpässe 

auftreten u nd welche Anlagen hauptsächlich betroffen sind. Abschließend werden 

EinsMan und Peak -Shaving energetisch wie monetär verglichen.  
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Anmerkung zur Datengrundlage  

Im Gegensatz zum Redispatch existiert zum EinsMan bisher kein zentrales Register, 

über das alle Ei nsätze anlagenscharf veröffentlicht werden. In den jährlich 

erscheinenden Monitoringberichten der Bundesnetzagentur werden lediglich die 

jährlichen Werte zu Umfang und Kosten  des EinsMan veröffentlicht. Diese werden im 

ersten Teil der Auswertungen zur Entw icklung des EinsMan im Verlauf der letzten 

Jahre verwendet.  

Für die darauf folgenden Auswertungen zum zeitlichen Verlauf von EinsMan -Einsätzen, 

zur Zuordnung zu Netzebenen und zur geographischen Lokalisierung bedarf es einer 

höheren Detailtiefe der Daten.  Nach § 11 Abs. 3 EEG sind die Netzbetreiber verpflichtet, 

die Betreiber der betroffenen Anlagen ăunverz¿glich ¿ber die tatsªchlichen Zeitpunkte, 

den jeweiligen Umfang, die Dauer und die Gr¿nde der Regelungò zu unterrichten. Einige 

Netzbetreiber kommen die ser Verpflichtung nach, indem sie die durchgeführten 

Einsätze auf ihren Websites veröffentlichen. Jedoch sind damit nicht alle Einsätze und 

Netzbetreiber abgedeckt. Für eine Einordnung der Vollständigkeit der der Analyse 

zugrundeliegenden Daten wurde versu cht, die relevanten Unternehmen aus dem Pool 

von über 800 Netzbetreibern zu ermitteln. Als Indikator für die Relevanz für 

Auswertungen in Bezug auf EinsMan wird die installierte EE -Leistung als maßgeblich 

betrachtet. Deshalb wurden mit Hilfe des Anlagensta mmregisters die installierten 

Leistungen aus erneuerbaren Energien in den relevanten Netzgebieten aggregiert. 

Abbildung  5-48 zeigt die nach der installierten EE -Leistung größten 15 deutschen 

Netzbetreiber.  

 

Abbildung  5-48: Rangfolge der Netzgebiete mit der höchste n installierten Leistung 

aus erneuerbaren Energien, Datengrundlage: /BNETZA -09 15/  

Bei der Vert eilung der Anlagen zeigt sich eine starke Konzentration auf wenige 

Netzbetreiber. Allein die in Abbildung  5-48 dargestellten  Firmen repräsentieren rund 

75 % der Gesamtleistung an in Deutschland installierten erneuerbaren 

Erzeugungsanlagen . Bis auf  die Gebiete von EWE Netz GmbH (im Umland von Bremen) 
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und ENSO -Netz (Südostsachsen) konnten von allen relevanten Netzbetreibern (Anteil 

an kumulierter EE -Leistung > 1%) Einsatzdaten beschafft werden. Damit werden 80  % 

der in Deutschland installierten EE -Anlagen erfasst. Die veröffentlichten Daten haben 

dabei je nach Netzbetreiber unterschiedliche Qualität. So werden teilweise 

anlagenscharfe Daten mit exakten Zeitangaben und abgeregelten Leistungswerten 

angegeben, teilweise aber auch nur die abgeregelte Energiemenge und die Postleitzahl. 

Bei den Auswertungen zu r geographischen Lage, den betroffenen Netzebenen und den 

zeitlichen Zusammenhängen können entsprechend nicht immer alle verfügbaren Daten 

verwendet werden. Die folgende Tabelle zeigt eine Übersicht der in Abbildung  5-48 

aufgeführten VNB und der Qualität der veröffentlichten Daten.  

Tabelle  5-34: Installierte EE -Leistung und Datenqualität der EinsMan -Einsä tze nach 

Verteilnetzbetreiber n 

Netzbetreiber 
Installierte EE-
Leistung in GW 

Aggregierungsebene 
Angaben zum Umfang 

der Maßnahme 
Ausfallarbeit 

2015 in GWh** 
Anteil 

Westnetz 9,5 Postleitzahl Gesamte Ausfallarbeit 41 1 % 

E.DIS 8,1 Anlage Dauer, Stufe 1661 26 % 

Bayernwerk 7,6 Anlage Dauer, Stufe 0,85 0 % 

S-H Netz / EON Hanse 7,6 Anlage Dauer, Stufe 40867 64 % 

Mitnetz Strom 7,5 Postleitzahl Dauer, Stufe 418 7 % 

Avacon 6,2 Anlage Dauer, Stufe 141 2 % 

EWE Netz 5,5 / / /  

Netze BW 3,7 Postleitzahl Ausfallarbeit, Leistung 3 0 % 

Tennet 3,5 / Dauer, Stufe /  

Albwerk 3,0 Keine Maßnahme Keine Maßnahme /  

Thüringer Energie Netze 2,0 Keine Angaben Gesamte Ausfallarbeit 0,73 0 % 

Main-Donau-NG 2,0 Postleitzahl Dauer, Stufe, Leistung 22 0,3 % 

LEW Verteilernetz 1,9 Keine Maßnahme Keine Maßnahme /  

50 Hertz Transmission 1,6 Keine Maßnahmen Keine Maßnahmen /  

EnergieNetz Mitte 1,5 Postleitzahl Dauer, Stufe 0,004 0 % 

*  nur 2015, KW 28 -35, ** ungefähre Abschätzung auf Basis der installierten Leistung 

der von EinsMan -Einsätzen betroffenen Anlagen  

Die Auflistung zeigt zunächst, dass die Qualität der Daten sehr inkonsistent ist und eine 

direkte Vergleichbarkeit nur bedingt gegeben ist. Aus Konsistenzgründen werden für die 

Auswertungen zu zeitlichem Verlauf, Korrelation zur Einspeisung Erneuerbarer 

Energien, geographischer Zuordnung, Dauer und abgeregelter Leistung und der 

Einordnung nach Netzebene, Energieträger und Ursache (Abschnitt  5.4.1.4.2 -

 5.4.1.4.5) daher nur die Daten der VNB E.DIS, Bayernwerk, S -H Netz und Avacon 

verwendet. Damit werden immer noch 92,4  % der Ausfallarbeit der im Rahmen von 

MONA akquirierten Daten abgedeckt (80  % der installierten Leistung EE in 

Deutschland befindet sich in den Netzgebieten der VNB, von denen Daten akquiriert 

wurden).  
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5.4.1.4.1 Ausfallarbeit und Kosten 

Der Ausbau Erneuerbarer Energien bei gleichzeitig nur langsam fortschreitendem 

Netzausbau wirkt sich zunehmend a uch auf die Häufigkeit von EinsMan -Einsätzen aus. 

Im folgenden Kapitel werden Untersuchungen zur Häufigkeit und Charakteristik der 

durchgeführten EinsMan -Maßnahmen vorgestellt.  

Abbildung  5-49 zeigt links die absolute Höhe der durch EinsMan verursachten 

Ausfallarbeit nach Energieträger und rechts den jeweiligen Anteil an der gesamten 

Stromerzeugung.  

 

Abbildung  5-49: Ausfallarbeit durch Engpassmanagement links und deren Anteil an 

der gesamten EE-Erzeugung nach Energieträger rechts (Daten nach 

Monitoringb erichten 2010-2015, den Quartalsberichten 2016 11, sowie 

/BMWi -05 16/ und /BNETZA -15 16/)  

Deutlich zu erkennen ist in beiden Abbildungen zunächst eine deutliche Zunahme seit 

dem Jahr 2009. So ist die Ausfallarbeit im Jahres 2015 mit 4,699  TWh bereits rund 64 -

mal so hoch wie im gesamten Jahr 2009. Der größte Teil entfällt dabei auf die 

Abregelung von Windkraftanlagen. Es kann angenommen werden, dass dies unter 

anderem mit dem verzögerten Netzausbau und so weiterhin bestehenden Nord -

Südengpass im Übertragungsnetz in Zusammenhang steht. Insgesamt steigen nicht nur 

die absoluten Mengen abger egelter Energie, sondern auch der relative Anteil an der 

gesamten Stromerzeugung aus dem jeweiligen Energieträger. So wurden im Jahr 2015 

0,59 % der Solar -, 0,78 % der Biomasse- und 4,69  % der Windeinspeisung aufgrund von 

EinsMan -Maßnahmen abgeregelt.  

Mit  der Zunahme der Ausfallarbeit steigt auch die Summe der 

Entschädigungszahlungen. Die Entwicklung der mit dem EinsMan in Verbindung 

stehenden jährlichen Kosten im Verlauf der letzten Jahre ist in Abbildung  5-50, links  

dargestellt.  

                                                
 

11
 Nach /BNETZA-02 09/, /BNETZA-24 11/, /BNETZA-20 12/, /BNETZA-27 13/, /BNETZA-18 14/, 

/BNETZA-16 15/, /BNETZA-05 16/ und /BNETZA-31 15/ 
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Abbildung  5-50: Absolute Entschädigungszahlungen links  und spezifische 

Entschädigungszahlungen nach Energieträger rechts (Daten nach 

Monitoringb erichten 2010-2015 und den Quartalsberichten 2016 1) 

Im Jahr 2015 wurden 478  Mio  û f¿r die Entschªdigung von EinsMan-Einsätzen 

aufgewendet. Dies entspricht einer Steigerung um das 80 -fache gegenüber dem ersten 

betrachteten Jahr  2009. Für die Bewertung des EinsMan im Sinne einer MONA -NoM 

sind neben den festen Investitionskosten für die IKT -Anbindung der Anlage eben auch 

diese zu leistenden Entschädigungszahlungen von Bedeutung. Die durchschnittlichen 

Entschädigungszahlungen nach Energieträger sind in Abbildung  5-50, rechts 

aufgeführt. Im Durchschnitt der vier Quartale des Jahres 2015 wurde Wind mit 

88 û/MWh, PV mit 218 û/MWh und Biomasse mit 1 81 û/MWh vergütet. Diese Werte 

werden auch für den ökonomischen Vergleich der NoM im Basisjahr 2015 herangezogen. 

Nach Kapitel  5.4.1.2 werden die abgeregelten Energiemengen nach verschiedenen 

Methoden für jede Anlage individuell berechnet und richten sich nach den jeweiligen 

Opportunitätskosten. Je nach Art der Vermarktung variieren diese Opportunitätskosten 

leicht, orientieren sich aber  grundsätzlich an der durchschnittlichen EEG -

Einspeisevergütung (siehe auch Abbildung  5-50, rechts). Nur im Falle der Solarenergie 

scheint dieser Zusa mmenhang auf den ersten Blick nicht zu stimmen, die 

durchschnittliche EEG -Vergütung liegt mit 300  û/MWh rund 40 % über der 

durchschnittlichen spezifischen Entschädigungszahlung. Das lässt sich vor allem 

dadurch erklären, dass hauptsächlich größere Anlagen vom EinsMan betroffen sind 

(siehe Abbildung  5-58, rechts). Diese größeren, meist Freiflächenanlagen, erhalten eine 

geringere Vergütung als die kleiner en Dachanlagen und bekommen deswegen auch 

geringere Entschädigungszahlungen im Falle einer Abregelung.  

Abschätzung der zukünftigen Vergütungszahlungen  

Eine zuverlässige Abschätzung der im Zieljahr 2030 relevanten 

Entschädigungszahlungen für EinsMan -Einsätz e ist aus verschiedenen Gründen mit 

großen Unsicherheiten behaftet. Grundsätzlich ist auch 2030 davon auszugehen, dass 

sich die EinsMan -Entschädigungszahlungen nach den Opportunitätskosten der 

individuellen EE -Anlagen richten (siehe Tabelle  5-35). Für das Referenzjahr 2015 

werden die Entschädigungszahlungen den von der Bundesnetzagentur veröffentlichten 

Quartalsberichten entnommen, entsprechen aber ungefähr, wie im vorherigen Abschnitt 

dargestellt, den durchs chnittlichen EEG -Vergütungszahlungen . Diese 

durchschnittlichen EEG -Vergütungszahlungen werden auf der Basis der historischen 

Daten der insgesamt im Jahr eingepeisten Energiemenge nach Energieträg er sowie der 
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Summe aller gezahlten Einspeisevergütungen berechnet. Für eine Abschätzung der 

zukünftigen Vergütungszahlungen wäre also zunächst die eingespeiste EE -Menge im 

Jahr 2030 relevant. Diese hängt vom Zubau ab. Abbildung  5-51 zeigt die Entwicklung 

der installierten Leistung nach Energieträger bis zum Jahr 2016 und des nach dem 

MONA Referenz -Szenario prognostizierten Zubaus bis 2030.  

  

Abbildung  5-51: Entwicklung der installierten Leistung nach Energieträger nach 

/BMWi -21 15/  

Demnach ist bei der Windenergie (hier on - und offshore) mit einer Steigerung von 193  % 

und bei PV von 189  % im betrachteten Zeitraum zu rechnen, während Biomasse nur 

einen geringfügigen Zubau erfährt. Während der tatsächliche Zubau so zumindest 

abschätzbar  ist, hängen die individuellen EEG -Vergütungen einzelner zugebauter 

Anlagen stark von der Entwicklung der entsprechenden Gesetze und Regularien ab. 

Abbildung  5-52 zeigt links die Entwicklung der durchschnittlichen 

Vergütungszahlungen der Energieträger Biomasse, Solar und Wind on - und offshore im 

Verlauf der letzten 15  Jahre.  

  

Abbildung  5-52: Durchsch nittliche EEG -Vergütungszahlungen nach Energieträger 

und Jahren links (nach /BMWI -21 15/), EEG -Vergütung nach 

Energieträger bei Inbetriebnahme Okt. 2016 rechts (nach 

/ BNETZA -08 16/ , / BNETZA -07 16/ und  / BMWI -18 14/ ) 

Insbesondere die durchschnittlichen Vergütungszahlungen der PV zeigen einen 

deutlichen Rückgang, während die von Biomasse und Wind offshore sogar zugenommen 

haben. Dabei gilt es zu berücksichtigen, dass sich die durchschnittlichen Werte aus den 

individuellen EEG -Vergütungen aller einspeisend en EE-Anlagen berechnen, wobei sich 

diese, je nach Zeitpunkt der Inbetriebnahme der Anlage, zum Teil stark unterscheiden. 

So erhält der Anlagenbetreiber einer Anlage, die vor 15  Jahren in Betrieb genommen 
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