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Kurzfassung 
Die Transformation des Verkehrssektors und die damit verbundene Netzintegration von 
Elektrofahrzeugen stellt die Verteilnetzbetreiber vor Herausforderungen. Die Arbeit fo-
kussiert sich auf die Modellierung von privaten und öffentlichen Ladepunkten sowie die 
Untersuchung von Nieder- und Mittelspannungsnetzen im städtischen Umfeld. Die Mo-
dellierung berücksichtigt ungesteuertes Laden, marktgetriebenes Laden und dynami-
sches Lastmanagement am Netzanschlusspunkt. Konkret werden drei Forschungsfragen 
in Bezug auf die Netzintegration von batterieelektrischen PKWs (BEVs) untersucht. 

Forschungsfrage 1: Wie unterscheidet sich das Ladeverhalten von BEVs an charakteristi-
schen privaten, halböffentlichen und öffentlichen Ladepunkten im städtischen Umfeld? 
Aus den Analysen resultieren sieben charakteristische Ladeorte, die sich auf privatem 
(Heim- und Arbeitsladen), halböffentlichem (Kundenparkplatz und Tankstelle) und öffentli-
chem Grund (Straßenrand in Wohn-, Kern und Gewerbegebieten) befinden. Die zu erwar-
tende Netzbelastung ist an öffentlichen und halböffentlichen Ladepunkten wegen der Nut-
zung durch mehrere BEVs um ein Vielfaches höher als an privaten Ladepunkten, an welchen 
meist nur ein BEV einen Ladepunkt nutzt. 

Forschungsfrage 2: Welche Auswirkungen hat das ungesteuerte Laden von BEVs auf städti-
sche Nieder- und Mittelspannungsnetze? In städtischen Kerngebieten können BEVs unter ty-
pischen Bedingungen bis zu einem Durchdringungsgrad von 100 % am aktuellen PKW-Be-
stand ohne Grenzwertverletzungen integriert werden. In städtischen Wohngebieten ist das 
Integrationspotential für BEVs hingegen vereinzelt bereits bei 50 % Durchdringung ausge-
schöpft, weil dort die größte PKW-Dichte vorzufinden ist. Ursache für Grenzwertverletzungen 
sind Leitungsüberlastungen, die bei ähnlich hoher Durchdringung sowohl in der Nieder-, als 
auch Mittelspannungsebene auftreten. Als Ausblick für weiterführende Arbeiten werden zu-
sätzlich zur Vollelektrifizierung mit BEVs Wärmepumpen mit einem Anteil von etwa 60 % am 
Gebäudebestand betrachtet. Das kombinierte Szenario führt zu hohen Leitungsüberlastun-
gen, wodurch in den untersuchten Niederspannungsnetzen durchschnittlich 10 % und in den 
Mittelspannungsnetzen 25 % der gesamten Leitungslänge betroffen sind. 

Forschungsfrage 3: Wie verändert sich die Netzbelastung durch gesteuertes Laden bei Spit-
zenlastmanagement am Netzanschluss und marktgetriebenes Laden? Die optimierte Ausnut-
zung bestehender Netzanschlüsse mit einem dynamischen Spitzenlastmanagement reduziert 
die Netzbelastung nur in der Niederspannungsebene und nur im Zusammenhang mit der Ver-
sorgung großer Gebäudekomplexe. Marktgetriebenes Laden kann extreme Lastspitzen ver-
ursachen, weshalb im Rahmen der Arbeit eine koordinierte Steuerung der Ladevorgänge be-
rücksichtigt wird. Bei der koordinierten marktgetriebenen Steuerung der Ladepunkte entste-
hen ähnlich hohe Netzbelastungen wie beim ungesteuerten Laden. 

Neben den Erkenntnissen aus den Forschungsfragen können die modellierten Gleichzeitig-
keitsfaktoren und durchschnittlichen Tageslastgänge für sieben charakteristische Ladeorte 
bei verschiedenen Randbedingungen als Werkzeuge in der Netzplanung eingesetzt werden. 



 

  



 

 

Abstract 
The transformation of the mobility sector and the associated grid integration of electric 
vehicles poses challenges for distribution system operators. This study focuses on the 
modeling of private and public charging points, as well as the analysis of low and medium 
voltage grids in urban areas. The modeling considers uncontrolled charging, market-
driven charging and dynamic load management at the grid connection point. Three re-
search questions are analyzed in the context of the study regarding the grid integration of 
battery electric passenger cars (BEVs). 

Research question 1: How does the charging behavior of BEVs differ at characteristic pri-
vate, semi-public and public charging points in urban areas? The analysis of the charging 
behavior results in seven typical charging locations, located on private (at home and 
work), semi-public (at customer parking and petrol station) and public areas (at the road-
side in residential, central and commercial areas). While public and semi-public charging 
points are typically shared by several BEVs, private charging points are usually used by 
one BEV. This results in a significantly higher grid load due to public and semi-public 
charging points than private ones. 

Research question 2: What is the impact of uncontrolled charging of BEVs on urban low 
and medium voltage grids? In central urban areas, BEVs can be integrated under typical 
conditions up to a penetration rate of 100 % of the current car stock without grid conges-
tions. However, in urban residential areas, the integration potential for electric vehicles is 
occasionally exhausted at 50 % BEV penetration because of the high car density in these 
areas. Grid congestions are mainly caused by line overloads, which occur at similarly high 
BEV penetration in both the low and medium voltage level. As an outlook for further work, 
100 % BEVs and heat pumps with a share of about 60 % of the building stock are consid-
ered. This combined scenario causes high line congestions, affecting approximately 10 % 
of the total line length in the analyzed low voltage grids and 25 % in the medium voltage 
grids. 

Research question 3: How does controlled charging with peak load management at the 
grid connection point and market-driven charging change the grid load? Optimized utili-
zation of existing grid connection points, achieved by dynamic peak load management, 
reduces grid loading only at the low voltage level and only in service areas with large 
building complexes. Since market-driven charging can cause extreme peak loads, coordi-
nated charging control is considered in this work. The peak loads for coordinated market-
driven charging are similar to those of uncontrolled charging. 

In addition to the findings from the research questions, the modeled demand factors and 
average daily load profiles for seven characteristic charging locations with different 
boundary conditions can be used as tools in network planning. 
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1.1  Hintergrund der Arbeit 

1 

 

1 Einleitung 

1.1 Hintergrund der Arbeit 

1.1.1 Klimawandel und Maßnahmen 

Mit dem Pariser Klimaabkommen vom 12.12.2015 beschlossen 195 Staaten, den Klima-
wandel einzudämmen und die Weltwirtschaft klimafreundlich umzugestalten. Das Ab-
kommen sieht vor, den weltweiten Temperaturanstieg im Vergleich zum vorindustriellen 
Zeitalter möglichst unter 1,5 °C und deutlich unter 2 °C zu beschränken. Zum Erreichen 
der Ziele dürfen somit ab dem Jahr 2050 nicht mehr klimaschädliche Gase ausgestoßen 
werden, als der Atmosphäre durch sogenannte Kohlenstoffsenken wie zum Beispiel Wäl-
der entzogen werden. [BUN22b] Basierend auf dem weltweiten Klimaabkommen von Pa-
ris will die Europäische Union mit dem „European Green Deal“ zum Vorreiter im Kampf 
um mehr Klimaschutz und Nachhaltigkeit werden. Als Zwischenziel sollen demnach bis 
zum Jahr 2030 in der Europäischen Union die Treibhausgasemissionen um 55 % gesenkt 
werden. Zum Erreichen des Zwischenziels wurde im Juli 2021 das Maßnahmenpaket „Fit 
for 55“ veröffentlicht, das sich stark auf erneuerbare Energien und den Verkehrssektor 
fokussiert. Darin enthalten ist auch eine Verordnung über CO2-Normen für Personen-
kraftwagen (PKW) und leichte Nutzfahrzeuge, welche in der Praxis ein Verkaufsverbot 
für Verbrennungsmotoren ab dem Jahr 2035 bedeutet. [EUR22] 

In Deutschland trat am 31.08.2021 die letzte Gesetzesnovelle des Klimaschutzgesetzes in 
Kraft. Die Klimaneutralität soll demnach bereits 2045 in Deutschland erreicht sein und 
die Treibhausgasemissionen bis 2030 um 65 % in Bezug auf das Jahr 1990 gesenkt wer-
den. [BUN22f] Die Bundesregierung beschreibt deshalb in ihrem Koalitionsvertrag vom 
07.12.2021 ambitionierte Ziele beim Ausbau unterschiedlicher erneuerbarer Energien 
sowie die zunehmende Elektrifizierung des Verkehrs- und Gebäudewärmesektors. Konk-
ret sollen zum Beispiel bis zum Jahr 2030 in Deutschland 200 GW Photovoltaikerzeu-
gungskapazität und mindestens 15 Millionen Elektro-PKW vorzufinden sein, wobei Ende 
2022 die installierte Erzeugungsleistung von Photovoltaikanlagen bei 67 GW [BUN23b] 
und die Anzahl der Elektro-PKW (ohne Hybride) bei knapp über einer Million Fahrzeugen 
[BUN23a] lag. [SOZ21] Bis zum Erreichen der Klimaziele ist Deutschland stark abhängig 
von der Belieferung fossiler Energieträger aus anderen Ländern. Spätestens seit dem Jahr 
2022 mit extremen Preissteigerungen für fossile Energieträger durch internationale Kon-
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flikte verstärkt sich das Streben nach zeitnaher Unabhängigkeit. Die Erzeugung elektri-
scher Energie aus lokalen erneuerbaren Quellen ist aktuell die vielversprechendste Lö-
sung für die Unabhängigkeit von fossilen Energieträgern und zur Einsparung von Treib-
hausgasemissionen. Einen möglichen Weg zur Energieunabhängigkeit und Klimaneutra-
lität beschreibt die Studie „Klimaneutrales Deutschland 2045“ [PRO21], worauf sich die 
Beschreibungen in den nachfolgenden Abschnitten stützen. So gibt es laut [PRO21] Ein-
sparungspotentiale von insgesamt 858 Millionen Tonnen CO2-Äquivalente (Mio. t CO2-
Äq.) für das Jahr 2045 gegenüber dem Vergleichsjahr 2018 in Deutschland. Die Einspar-
potentiale sind den Branchen Energiewirtschaft, Industrie, Verkehr, Gebäude, Landwirt-
schaft, Abfall und dem zusätzlichen Entzug von Treibhausgasen aus der Atmosphäre zu-
zuordnen. 

1.1.2 Verkehrswende durch Elektromobilität 

Der Verkehrssektor hat in Deutschland laut [PRO21] mit 19 % (166 Mio. t CO2-Äq. pro 
Jahr) den drittgrößten Anteil am gesamten Einsparpotential an Treibhausgasemissionen 
nach der Energiewirtschaft mit 35 % und der Industrie mit 21 %. Die Einsparungen im 
Verkehr verteilen sich auf die Maßnahmen Mobilitätsverhalten (19 %), Technologien 
PKW (48 %), Technologien Lastkraftwagen (LKWs) (25 %) und Verlagerung auf Schie-
nengüterverkehr (7 %). Das Mobilitätsverhalten ändert sich von vielen privat genutzten 
PKWs zu mehr öffentlichem Verkehr, Radverkehr, Fußverkehr und die gleichzeitige Nut-
zung von Fahrzeugen über Sharing-Angebote. Für den Fahrzeugbestand der PKWs und 
LKWs im Jahr 2016 mit fast 100 % Verbrennungsmotoren (hauptsächlich Diesel und Ben-
zin) wird ein Wandel zu 100 % elektrischen Antrieben im Jahr 2045 erwartet. Es wird 
davon ausgegangen, dass die batterieelektrischen Fahrzeuge auf Grund hoher Effizienz 
bei PKWs mit einem Anteil von 92 % und bei LKWs mit 91 % den Fahrzeugbestand in 
2045 dominieren. Alle anderen PKWs und LKWs im zukünftigen Bestand sind gemäß der 
Prognosen Brennstoffzellen- und Hybridfahrzeuge. Die Verlagerung des Straßengüterver-
kehrs auf den Schienengüterverkehr ermöglicht ebenfalls einen Umstieg zur Elektromo-
bilität durch den bereits hohen Elektrifizierungsgrad des Eisenbahnverkehrs. Im interna-
tionalen Verkehr mit Seeschifffahrt und Luftverkehr werden fossile Kraftstoffe durch 
strombasierte synthetische Kraftstoffe ersetzt. [PRO21] Für die Beschaffung neuer Busse, 
die im öffentlichen Personennahverkehr (ÖPNV) eingesetzt werden, müssen Verkehrsun-
ternehmen die EU-Richtlinie „Clean Vehicles Directive“ beachten: Zwischen August 2021 
und dem Jahr 2025 müssen mindestens 45 % sowie von 2026 bis 2030 mindestens 65 % 
„saubere“ Neufahrzeuge beschafft werden. Mindestens die Hälfte der „sauberen“ Busse 
muss „emissionsfrei“ sein, die restlichen zum Beispiel Plug-In-Hybride. Der Busbestand 
für den deutschen ÖPNV liegt Ende 2021 bei etwa 54.000 Fahrzeugen, wovon 1.263 einen 
elektrischen Antrieb mit Batterie, Brennstoffzelle, Oberleitung oder Hybridtechnologie 
besitzen. Die batterieelektrischen Busse haben aktuell einen Anteil an den Elektrobussen 
von 84 % und laut Prognosen für das Jahr 2030 einen Anteil von 88 %. [ROH22] 
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1.1.3 Systemintegration von Elektrofahrzeugen 

Die unterschiedlichen Elektrofahrzeugtypen und Technologien sind für die Beladung oder 
Betankung in das entsprechende Energiesystem und die geeignete Netzebene zu integrie-
ren. Je nach Technologie kann die elektrische Energie aus erneuerbaren Quellen wie Wind 
und Sonne direkt verwendet werden oder muss in zusätzlichen Umwandlungsprozessen 
in die entsprechende Energieform gebracht werden. Zusätzlich kann zur Überbrückung 
der zeitlichen Verschiebung von Erzeugung und Verbrauch eine Zwischenspeicherung er-
folgen. Tabelle 1-1 zeigt eine Gegenüberstellung der Fahrzeugtypen mit der zu erwarten-
den dominierenden Fahrzeugtechnologie aus Abschnitt 1.1.2 und dem zugehörigen Ener-
giesystem. Der Beladungs- oder Betankungsort bedingt die geeignete Systemebene für 
den Anschluss und ist in Anlehnung an [AGO19] zugeordnet. 

Tabelle 1-1: Systemintegration der unterschiedlichen Fahrzeugtypen basierend auf den aktuell zu 
erwartenden dominierenden Fahrzeugtechnologien 

Fahrzeugtyp Fahrzeugtech-
nologie 

Betankungs- o. 
Beladungsort 

Energiesystem Anschluss in Sys-
temebene 

Schiff z. B. Gasturbine, 
Brennstoffzelle 

Hafen Gasnetz (u. a. 
Wasserstoff) 

Hoch- oder Mittel-
druck 

Flugzeug z. B. Gasturbine, 
Brennstoffzelle 

Flughafen Gasnetz (u. a. 
Wasserstoff) 

Hoch- oder Mittel-
druck 

Zug Elektrisch (di-
rekt) 

Oberleitung o. 
Stromschiene 

Stromnetz Hochspannungs-
netz, Umspannwerk 

LKW Batterie Depot,  
Rastplatz 

Stromnetz Umspannwerk, Mit-
telspannungsnetz 

Bus Batterie Depot,  
(Haltestelle) 

Stromnetz Umspannwerk, Mit-
telspannungsnetz 

PKW 
 

Batterie Zu Hause, Ar-
beit, öffentlich 

Stromnetz Nieder- und Mittel-
spannungsnetz 

Schiffe und Flugzeuge werden in Häfen oder Flughäfen mit synthetischem Methan oder 
grünem Wasserstoff betankt [PRO21]. Der Anschluss erfolgt somit an Netzknoten im 
Deutschen Fernleitungsnetz oder ähnlicher Gasinfrastruktur mit großen Anschlusskapa-
zitäten an wenigen Orten in Deutschland. Die Zukunftsplanung für das Deutsche Fernlei-
tungsnetz erfolgt im Netzentwicklungsplan Gas 2022-2032 [VON22]. Züge werden über 
Oberleitungen oder Stromschienen aus dem Stromnetz gespeist. Die dafür notwendigen 
Um- und Gleichrichterwerke sind an Umspannwerke oder das lokale Hochspannungsnetz 
angebunden. Die Fahrzeugbatterien von LKWs und Bussen werden primär an Depots oder 
Rastplätzen geladen, die je nach Größe an Umspannwerke oder das Mittelspannungsnetz 
angebunden werden. Eine Zwischenladung an Bushaltestellen findet in Deutschland bis-
her bei 32 % der eingesetzten Busse statt [ROH22]. LKWs könnten über Oberleitungen 
auf Autobahnen oder bei der Be- und Entladung der Fracht abseits des Depots zusätzlich 
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zwischengeladen werden. Auf Grund hoher Kosten für den Bau und die Netzintegration 
von Oberleitungen und Hochleistungsladepunkten ist die zukünftige Entwicklung der 
Zwischenladung von Bussen und LKWs fraglich. [PLÖ21] Batterieelektrische PKWs 
(BEVs) können auf Grund langer Standzeit mit geringem Aufwand an fast jedem Ort mit 
Zugang zum Stromnetz geladen werden. Abhängig von den Bedürfnissen der Besitzer und 
dem Parkplatzangebot, laden BEVs bereits heute zu Hause, während der Arbeit oder an 
öffentlichen Ladepunkten. Die Ladepunkte für BEVs werden meist auf Grund geringer La-
deleistungen im Niederspannungsnetz integriert. Häufig ist die Integration privater Lade-
punkte in die bestehende Hausinstallation ohne großen Aufwand möglich [VBE22]. Die 
Zusatzbelastung durch Elektromobilität und der Ausbaubedarf für das deutsche Übertra-
gungsnetz wird im Netzentwicklungsplan Strom berücksichtigt. Der Szenariorahmen aus 
dem Jahr 2022 erstreckt sich bis zum Jahr 2045 mit 37,3 Millionen Elektrofahrzeugen 
[BUN22h]. 

1.1.4 Zukunftsplanung und Herausforderungen im Verteilnetz 

Der Netzentwicklungsplan Strom berücksichtigt zwar den Ausbaubedarf im deutschen 
Übertragungsnetz, nicht aber die unterlagerten Verteilnetze. Die Verteilnetze werden laut 
Marktstammdatenregister im September 2022 von 926 Netzbetreibern bereitgestellt 
[BUN22g] und decken je nach Größe der Netzgebiete die Netzebenen Hoch-, Mittel- und 
Niederspannung ab. Die Netzbetreiber sind für die Zukunftsplanung ihrer Verteilnetze 
selbst verantwortlich und beschäftigen sich je nach Netzebene und strukturellen Gege-
benheiten mit ähnlichen Herausforderungen. Die Zukunftsplanung von Hochspannungs-
netzen ist nur bedingt verallgemeinerbar, da sie stark von strukturellen Gegebenheiten 
wie Bebauungsdichte sowie Standorten von zum Beispiel Industrie, Großkraftwerken, 
Wind- und Photovoltaikparks beeinflusst ist. In Mittel- und Niederspannungsnetzen sind 
bei Berücksichtigung der Bebauungsstrukturen Verallgemeinerungen auf Grund ähnli-
cher Netzstrukturen möglich. In die beiden Netzebenen ist laut Tabelle 1-1 vor allem die 
Ladeinfrastruktur für BEVs zu integrieren, da alle anderen Fahrzeugtypen auf Grund hö-
herer Anschlussleistungen von den überlagerten Netzebenen versorgt werden. Der Fokus 
im weiteren Verlauf der Arbeitet richtet sich deshalb auf die Netzintegration von BEVs in 
Nieder- und Mittelspannungsnetze in Deutschland. 

1.2 Stand der Technik 

In den nachfolgenden Abschnitten wird der aktuelle Stand der Technik für BEVs bei La-
detechnologie, Netzanschluss sowie Steuerung durch Netz- und Ladesäulenbetreiber be-
schrieben. Werden nachfolgend Kundenanlagen thematisiert, so bezieht sich die Bezeich-
nung auf private elektrische Anlagen, die über einen Netzanschluss an das öffentliche Ver-
teilnetz angebunden sind. 
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1.2.1 Ladetechnologien 

Im März 2023 gab es laut [EVD23] weltweit eine Anzahl von etwa 240 unterschiedlichen 
BEV-Modellen. Sie unterscheiden sich wie konventionelle Fahrzeuge zum Beispiel in Ka-
rosserieform, Reichweite und Verbrauch. Die bekanntesten Ladetechnologien sind das 
Wechselstrom- (AC) und Gleichstromladen (DC). AC-Laden findet typischerweise mit La-
deleistungen zwischen 3,7 kW und 22 kW statt, woraus eine Ladedauer von einigen Stun-
den resultieren kann. Die Ladedauer kann durch das DC-Laden mit Ladeleistungen von 
bis zu 350 kW auf einige Minuten reduziert werden. Die meisten BEVs verfügen sowohl 
über die AC- als auch die DC-Ladetechnologie und können somit abhängig vom genutzten 
Ladestationstyp zum Einsatz kommen. Induktives Laden von BEVs ist im Jahr 2022 noch 
in der Entwicklungsphase, weshalb die meisten BEV-Modelle nicht über diese Technolo-
gie verfügen. Bidirektionales Laden mit BEVs, bei dem neben dem Energiebezug auch eine 
Rückspeisung möglich ist, ist im Jahr 2022 ebenfalls noch in der Entwicklung. Die Markt-
reife wird zuerst bei der Anwendung der Vehicle-to-Home Technologie erwartet, weil da-
für kein zwischengeschalteter Anbieter notwendig ist. [DEU21] Durch Vehicle-to-Home 
wird eine Reduzierung des Leistungsbezugs aus dem Verteilnetz erreicht, aber eine Rück-
speisung in das Verteilnetz mit dem BEV ist bei Vehicle-to-Home nicht zulässig [NAT20a]. 

1.2.2 Netzanschluss 

Die Anwendungsregel VDE-AR-N 4100 [VDE19] beschreibt die wesentlichen Anforderun-
gen beim Anschluss von Kundenanlagen (z. B. Einfamilienhaus) an das Niederspannungs-
netz. Die Inhalte beziehen sich unter anderem auf die Errichtung des Netzanschlusses und 
Betriebsanforderungen von Verbrauchs-, Erzeugungs- und Speicheranlagen. An Ladeein-
richtungen von BEVs werden außerdem spezielle Anforderungen gestellt, die sich abhän-
gig von der Ladeleistung und Ladetechnologie unterscheiden können. Die wichtigsten An-
forderungen für alle Ladeeinrichtungen innerhalb und außerhalb von Gebäuden sind 
nachfolgend aufgelistet: 

• Jede Ladeeinrichtung für BEVs muss beim Netzbetreiber angemeldet werden 
• Der Blindleistungsbezug muss entsprechend niedrig sein, um definierte Wirkleis-

tungsfaktoren cos(𝜑𝜑) einzuhalten (z. B. bei Nennleistung: cos(𝜑𝜑) ≥ 0,95) 
• Ladeeinrichtungen für BEVs müssen bei Energielieferung die Anforderungen der 

dynamischen Netzstützung nach VDE-AR-N 4105 [VDE18d] erfüllen 

Zusätzliche Anforderungen für Ladepunkte mit einer Bemessungsleistung > 12 kVA: 

• Genehmigung der Ladeeinrichtung durch den Netzbetreiber innerhalb von drei 
Monaten (Zeit für Netzbetreiber zur Netzverträglichkeitsprüfung) 

• Möglichkeit zur Wirkleistungssteuerung und Abschaltung durch Netzbetreiber 
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Zusätzliche Anforderungen für Ladepunkte mit einer Bemessungsleistung > 12 kVA sowie 
bei DC- und induktiven Ladeeinrichtungen (zukünftig angedacht für alle > 12 kVA): 

• Blindleistungsstellfähigkeit mit 𝐼𝐼(𝑈𝑈)-Kennlinie, cos(𝜑𝜑)(𝑃𝑃)-Kennlinie oder einem 
definierten Wirkleistungsfaktor cos(𝜑𝜑) zwischen 0,9 induktiv und 0,9 kapazitiv 

• Regelbarkeit der Wirkleistung bei Über- und Unterfrequenz 

Außerdem ist die Anwendungsregel VDE-AR-N 4110 [VDE18b] zu berücksichtigen, wel-
che sich auf den Anschluss von Kundenanlagen im Mittelspannungsnetz bezieht. Sie ent-
hält ähnliche Anforderungen wie die VDE-AR-N 4100 [VDE19]. 

1.2.3 Steuerung der Ladeinfrastruktur durch den Netzbetreiber 

Neben den in Abschnitt 1.2.2 genannten Anforderungen der Steuerung können Ladeein-
richtungen für BEVs auf Wunsch des Ladepunktbetreibers gemäß § 14a Energiewirt-
schaftsgesetz (EnWG) [BUN05a] als steuerbare Verbrauchseinrichtungen betrieben wer-
den. Der Netzbetreiber darf demnach abhängig vom Netzzustand die Ladeleistung an der 
Ladeeinrichtung beeinflussen. Im Gegenzug erhält der Betreiber der Ladeinfrastruktur 
vergünstigte Netzentgelte und spart sich dadurch Kosten. Die Teilnahme als steuerbare 
Verbrauchseinrichtung ist aktuell freiwillig. Der Gesetzesentwurf des § 14a EnWG vom 
22.10.2020 [BUN20] hat eine verpflichtende Teilnahme aller steuerbaren Verbrauchsein-
richtung vorgesehen. Dieser wurde aber auf Grund von Kritik aus unterschiedlichen Bran-
chen und Institutionen zurückgezogen. Die Überarbeitung des § 14a EnWG begann mit 
der am 08.07.2022 beschlossenen Gesetzesnovelle des Energiewirtschaftsgesetzes. Die 
Bundesnetzagentur wurde dabei zur Ausgestaltung des Gesetztes beauftragt [DEU22]. 
Am 24.11.2022 wurde das Festlegungsverfahren mit einem Vorschlag zur öffentlichen 
Konsultation eröffnet [BUN22d]. 

1.2.4 Steuerung der Ladeinfrastruktur durch den Ladesäulenbetreiber 

Die Steuerung von Ladeinfrastruktur durch den Betreiber ermöglicht die Optimierung der 
Ladegesamtkosten für BEVs und lässt sich in die Bereiche Eigenverbrauchsoptimierung, 
marktgetriebenes Laden und Spitzenlastmanagement aufteilen. 

Eigenverbrauchsoptimierung: Die aktuell häufigste Anwendung zur Steuerung von Lade-
punkten findet im Zusammenhang mit Home-Energy-Management statt. Home-Energy-
Management Systeme werden häufig in Einfamilienhäusern mit Photovoltaikanlagen ver-
wendet, um den Eigenverbrauch und dadurch die Energiekosten zu optimieren. Das 
Home-Energy-Management verschiebt Ladevorgänge in Zeiträume mit hoher 
Photovoltaikeinspeisung. Analog zur Heimanwendung kann die Optimierung auch bei Ge-
werbebetrieben erfolgen. [TÜV22] 
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Marktgetriebenes Laden: Die einfachste Form des marktgetriebenen Ladens kann mit 
Hoch- und Niedertarif umgesetzt werden, wie es aus der Vergangenheit bei Nachtspei-
cherheizungen der Fall ist. BEVs werden somit im Niedertarifzeitfenster in den Nacht-
stunden geladen. Mehr zeitliche Flexibilität und höhere Preisanreize bieten dynamische 
Strompreise, die typischerweise den Preisverläufen der Strombörse folgen. Der Preis pro 
Kilowattstunde kann sich je nach Vertrag viertelstündlich oder stündlich ändern und die 
BEVs werden bevorzugt in den Preistälern geladen. Auf einem ähnlichen Prinzip basieren 
auch Ladetarife, wobei hier die Steuerung durch den Stromanbieter übernommen wird, 
der die Rolle eines Aggregators einnimmt. Der Aggregator versucht eine große Anzahl von 
BEVs möglichst gewinnbringend durch günstige Börsenstrompreise oder andere Sys-
temdienstleistungen zu laden und bietet dafür seinen Kunden statische Ladetarife, die 
günstiger als herkömmliche Haushaltsstromtarife sind. [TÜV22] Während Ladetarife be-
reits heute ohne großen Aufwand genutzt werden können, sind dynamische Stromtarife 
eher weniger verbreitet.  

Spitzenlastmanagement: Bei größeren Ansammlungen von Ladepunkten an einem Netz-
anschluss, wie sie in privaten Tiefgaragen vorzufinden sind, wird außerdem ein Lastma-
nagement eingesetzt, das die Überlastung des Netzanschlusses verhindert. Durch die Re-
duzierung der Ladeleistung oder die Verzögerung des Ladestarts können Lastspitzen ver-
mieden und auch Kosten durch den vermiedenen Netzausbau gespart werden. Bei beson-
ders großen Kundenanlagen mit mehr als 100.000 kWh Jahresverbrauch können außer-
dem Netzentgelte eingespart werden. [TÜV22] 

1.3 Vorangegangene Arbeiten zum Thema 

Eine Metastudie aus dem Jahr 2018 [VEN18] gibt einen Überblick über vorangegangenen 
Arbeiten und zeigt, dass detaillierte Untersuchungen zur Netzintegration von BEVs etwa 
ab dem Jahr 2010 durchgeführt wurden. Der Fokus im Zeitraum zwischen 2010 und 2018 
richtete sich hauptsächlich auf das ungesteuerte Heimladen in städtischen 
Niederspannungsnetzen mit Szenarien bis zum Jahr 2030. In aktuelleren Studien werden 
unterschiedliche Ladeorte und das gesteuerte Laden betrachtet. Auch wenn die 
vorangegangenen Studien sehr ähnlich erscheinen, gibt es große Unterschiede, die vor 
allem auf die unterschiedlichen Eingangsdaten und Untersuchungsmethoden 
zurückzuführen sind. In Tabelle A-1 (Anhang) werden ausgewählte Studien hinsichtlich 
der nachfolgenden Kriterien verglichen: Betrachtete Netze, Modellierungsart, Szenarien, 
Ladeorte und Ladestrategien. Da die vollständige Untersuchung von Verteilnetzen wegen 
hunderter oder tausender einzelner Teilnetze in der Nieder- und Mittelspannungsebene 
mit großem Modellierungsaufwand verbunden ist, werden meist Typ- oder Beispielnetze 
untersucht. In [WIN21] wird die größte Anzahl an Beispielnetzen über die Ebenen Nieder- 
(20 Netze), Mittel- (11 Netzgebiete) und Hochspannung (5 Netze) betrachtet. Bei der 
Modellierung ist zwischen der Methodik mit Gleichzeitigkeitsfaktoren und 
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Zeitreihensimulationen bei unterschiedlicher Auflösung und Anzahl an betrachteten 
Tagen zu unterscheiden. Die Szenarien orientieren sich an einer Jahreszahl, Anzahl BEVs 
für ganz Deutschland oder einer Durchdringung mit BEVs. Die größte Anzahl 
unterschiedlicher Ladeorte, mit drei privaten und zwei öffentlichen für BEVs, ist in 
[AGO19] vorzufinden. Bereits im Jahr 2014 wurde zum Beispiel von [PRO14] gesteuertes 
Laden in Form einer 𝑃𝑃(𝑈𝑈)- und 𝐼𝐼(𝑈𝑈)-Regelung, zeitverzögertes Laden sowie eine Art 
marktgetriebenes Laden an einem städtischen Niederspannungsnetz untersucht. Aus 
dem Vergleich in Tabelle A-1 werden die Unterschiede in den Unterschungsansätzen der 
einzelnen Studien ersichtlich. 

1.4 Zielsetzung und Aufbau der Arbeit 

Exponentielles Wachstum von BEVs im Jahr 2023 und ambitionierte Zukunftsziele bis 
2045 erhöhen den Druck auf die Verteilnetzbetreiber. Sie müssen leistungsfähige Netze 
zur Integration der Ladeinfrastruktur für BEVs zur Verfügung stellen. Eine vorausschau-
ende Zukunftsplanung ist dabei unverzichtbar, denn Leitungen und Transformatoren, die 
heute verbaut werden, haben eine Nutzungsdauer von mindestens 40 Jahren [BUN05b] 
und müssen somit die Belastung beim Erreichen der prognostizierten Vollelektrifizierung 
mit BEVs im Jahr 2045 tragen. Die Elektrifizierung in anderen Branchen, wie dem Wär-
mesektor mit Wärmepumpen, erhöht die Netzbelastungen zusätzlich. Ein vorzeitiger Aus-
tausch der Betriebsmittel wegen Unterdimensionierung ist teuer und bindet Fachperso-
nal. Eine vorausschauende Netzplanung erfordert deshalb Planungshilfen für eine mög-
lichst genaue Lastprognose. Durch verallgemeinerte Aussagen zur Aufnahmefähigkeit der 
Netze für BEVs können detaillierte Untersuchungen auf kritische Netzgebiete beschränkt 
werden. 

1.4.1 Besondere Herausforderungen im städtischen Umfeld 

Forschungsaktivitäten und Netzausbau haben in städtischen Verteilnetzen in der Vergan-
genheit kaum stattgefunden, da primär in ländlichen Verteilnetzen Handlungsdruck zur 
Integration von dezentralen Erzeugungsanlagen bestand. Mit der Elektrifizierung des Mo-
bilitätssektors sind vor allem in städtischen Verteilnetzen besondere Herausforderungen 
zu erwarten: 

• Große Ansammlungen von Parkplätzen mit Ladeinfrastruktur (z. B. Tiefgaragen) 
erhöhen die Lastdichte und verursachen hohe Spitzenlasten 

• Erhöhter Bedarf an öffentlichen Ladepunkten im Stadtkern auf Grund von wenigen 
privaten PKW-Stellplätzen mit Lademöglichkeit 

• Zusätzlicher Ladebedarf durch Berufspendler, die am Arbeitsplatz eine Lademög-
lichkeit haben 

• Der Trend der Urbanisierung führt zur Nachverdichtung der Wohngebiete und da-
mit zu konstant hohem PKW-Bestand trotz verändertem Mobilitätsverhalten 
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• Platzmangel und die daraus resultierenden aufwändigen Baumaßnahmen erfor-
dern Alternativen zum konventionellen Netzausbau 

Auf Grund der besonderen Herausforderungen im urbanen Raum richtet sich der Fokus 
der Arbeit auf städtische Verteilnetze. Aus der Zusammenarbeit mit dem Netzbetreiber 
der Stadt München, im Forschungsprojekt E-Motion-to-Grid [HOC22], stehen städtische 
Netzdaten für die Untersuchung zur Verfügung. 

1.4.2 Forschungsfragen 

Basierend auf dem Stand der Technik, den Erkenntnissen aus vorangegangenen Arbeiten 
(Tabelle A-1) und den genannten Herausforderungen im städtischen Verteilnetz werden 
die drei nachfolgenden Forschungsfragen für diese Arbeit formuliert: 

Forschungsfrage 1: Wie unterscheidet sich das Ladeverhalten von BEVs an charakteristi-
schen privaten, halböffentlichen und öffentlichen Ladepunkten im städtischen Umfeld? 

Forschungsfrage 2: Welche Auswirkungen hat das ungesteuerte Laden von BEVs auf städ-
tische Nieder- und Mittelspannungsnetze? 

Forschungsfrage 3: Wie verändert sich die Netzbelastung durch gesteuertes Laden bei 
Spitzenlastmanagement am Netzanschluss und marktgetriebenes Laden? 

1.4.3 Aufbau der Arbeit 

Der Aufbau und die Inhalte der Arbeit orientieren sich an den Forschungsfragen aus Ab-
schnitt 1.4.2 und sind in Abbildung 1-1 dargestellt. Als Grundlage für die Untersuchungen 
werden in Kapitel 2 der Aufbau und Betrieb von städtischen Verteilnetzen beschrieben 
sowie Elektromobilitätsszenarien definiert. In Kapitel 3 und 4 werden die Ladevorgänge 
von BEVs an privaten und öffentlichen Ladepunkten modelliert. Die Ergebnisse der Last-
flusssimulationen in den untersuchten Nieder- und Mittelspannungsnetzen sind Kapitel 
5 und 6 zu entnehmen. Kapitel 7 enthält die Diskussion der Forschungsfragen, die Über-
tragbarkeit auf andere Städte sowie einen Ausblick auf weiterführende Forschungsakti-
vitäten. 
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Abbildung 1-1: Aufbau der Arbeit 

1.4.4 Neuer wissenschaftlicher Beitrag 

Der neue wissenschaftliche Beitrag der Arbeit bezieht sich auf die nachfolgend genannten 
Themenfelder und steht im Vergleich zu den vorangegangenen Arbeiten aus Tabelle A-1. 

Beispielnetze basierend auf städtischen Bebauungsstrukturen: Im Rahmen des Projektes 
E2G wurden basierend auf der Methode von [NIE23] 18 städtische Niederspannungs-
netze und 15 städtische Mittelspannungsnetze für detaillierte Untersuchungen ausge-
wählt. Die in Abschnitt 2.2 beschriebenen repräsentativen Netze zeichnen sich durch ein 
zweistufiges Auswahlverfahren aus, das eine Zuordnung zur städtischen Bebauungs-
struktur und den elektrischen Eigenschaften ermöglicht. So können die Simulationser-
gebnisse auf unterschiedliche Stadtgebiete und verschiedene topologische Ausprägungen 
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bezogen werden. Die ausgewählten Netze werden erstmals in dieser Arbeit und den be-
gleitenden Veröffentlichungen [KRE23a] und [KRE23b] für Netzberechnungen verwen-
det. In [WIN21] werden ebenfalls Repräsentanten aus einer großen Anzahl von städti-
schen Netzen ausgewählt, wobei sich das Clusterverfahren auf topologische und elektri-
sche Eigenschaften der Netze beschränkt. 

Platzierung der Ladepunkte in den Beispielnetzen basierend auf der Parkplatzsituation: 
Im Zuge der Definition der Versorgungsaufgabe für die Beispielnetze in Abschnitt 2.3 wird 
unter anderem die Parkplatzsituation bewertet. Die Analyse der Parkplatzsituation er-
möglicht, besonders in städtischen Wohngebieten mit beschränktem privaten Parkraum, 
eine realitätsnahe Platzierung privater und öffentlicher Ladepunkte. In vorangegangenen 
Arbeiten wie [WIN21] und [STÖ14] wird meist eine pauschale Anzahl von privaten Lade-
punkten je Gebäudetyp angenommen. 

Analyse gemessener Ladeprofile verschiedener öffentlicher Ladesäulen: Grundlage für 
die Modellierung der öffentlichen Ladesäulen ist die in Abschnitt 4.1 beschriebene Mess-
kampagne mit 32 Ladesäulen. Neben der Bestimmung von Kennzahlen je Ladevorgang, 
wie der maximalen Ladeleistung oder der geladenen Energie, werden in Abschnitt 4.3 die 
Einflüsse auf die gemessenen Ladeprofilformen untersucht. 

Modellierung von ungesteuertem Laden für sieben charakteristische Ladeorte: Bei den 
charakteristischen Ladeorten wird zwischen privaten, halböffentlichen und öffentlichen 
Ladepunkten unterschieden. Die privaten Heim- und Arbeitsladepunkte werden in Ab-
schnitt 3.2 basierend auf Mobilitätsdaten abgebildet. Für die Modellierung von halböffent-
lichen und öffentlichen Ladepunkten werden aus den Analysen der Messkampagne pro-
babilistische Verteilungen in Abschnitt 4.2 abgeleitet. Damit können drei öffentliche La-
depunkttypen am Straßenrand von städtischen Kern-, Wohn- und Gewerbegebieten so-
wie zwei halböffentliche Ladepunkttypen an Tankstellen und Kundenparkplätzen abge-
bildet werden. In [AGO19] wird zwar eine ähnlich große Anzahl an charakteristischen La-
deorten berücksichtigt, die Modellierung aber nicht beschrieben. 

Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge mit Spitzenlastverhältnis 
für BEVs: Aus den probabilistischen Verteilungen der sieben unterschiedlichen Ladeorte 
werden Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge in Abschnitt 3.3 
und 4.4 generiert. Diese dienen als Planungswerkzeug in der Verteilnetzplanung. Gleich-
zeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge in vorangegangenen Arbeiten 
beziehen sich meist auf private Heimladepunkte [SAM18], [PRO14]. Das Spitzenlastver-
hältnis für die durchschnittlichen Tageslastgänge ist bisher nur in [PRO14] zu finden und 
ermöglicht eine Abschätzung zur Anwendbarkeit von durchschnittlichen Tageslastgän-
gen. 
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Auswirkung von Spitzenlastmanagement mit BEVs auf die Netzbelastung: Das Spit-
zenlastmanagement wird als dynamisches Lastmanagement in Abschnitt 3.4 umgesetzt 
und bezieht sich auf die reale Netzanschlussgröße in den repräsentativen Netzen. In 
[SAM18] wird ein Spitzenlastmanagement am Netzanschluss eingesetzt, welches sich 
aber auf die Reduzierung der Einspeiseleistung von Photovoltaikanlagen und nicht auf die 
Reduzierung der Ladeleistung von BEVs bezieht. 

Auswirkung von marktgetriebenem Laden mit BEVs auf die Netzbelastung: Die Modellie-
rung des marktgetriebenen Ladens in Abschnitt 3.5 basiert auf Auswertungen der Resi-
duallast aus dem Netzentwicklungsplan Strom für das Jahr 2040. Es werden relevante 
Zeiträume für starke Anreize identifiziert und die Auswirkungen unterschiedlicher Steu-
erungsvarianten untersucht. In der Vergangenheit erfolgte eine Untersuchung in 
[PRO14], welche sich aber auf den Strommarktpreis von 2010 bezieht, weshalb die An-
reize deutliche Unterschiede aufweisen. 

Vereinfachte Lastmodellierung im Mittelspannungsnetze mit Validierung: Zur Reduzie-
rung des Modellierungsaufwands werden die Lastgänge in den Mittelspannungsnetzen 
mit Hilfe von durchschnittlichen Tageslastgängen abgebildet. In Abschnitt 6.3 wird der 
Modellierungsansatz mit stochastischen Simulationsmodellen verglichen und dabei das 
Spitzenlastverhältnis ermittelt. Außerdem werden in Abschnitt 6.4 Zusammenhänge zwi-
schen Abgangs- und Stationslasten mit Hilfe von Gleichzeitigkeitsfaktoren und Profilfak-
toren in Mittelspannungsringen untersucht. Vergleichbare Ergebnisse sind in den voran-
gegangenen Arbeiten von Tabelle A-1 nicht auffindbar. 
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2 Verteilnetze und Szenarien 

In Kapitel 2 werden die Grundlagen für die Untersuchung von Verteilnetzen im Zusam-
menhang mit der Ladung von BEVs geschaffen. Die Grundlagen umfassen den Aufbau und 
Betrieb städtischer Verteilnetze, die Vorstellung repräsentativer Nieder- und Mittelspan-
nungsnetze mit ihrer Versorgungsaufgabe, die Modellierung und Validierung der Be-
standslast sowie die Definition von Elektromobilitätsszenarien im Rahmen einer 
Szenarioanalyse. 

2.1 Aufbau und Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems 

Das elektrische Energieversorgungsnetz bildet das Rückgrat der elektrischen Energiever-
sorgung und stellt die Verbindung zwischen Erzeuger und Verbraucher her. Abbildung 
2-1 zeigt den schematischen Aufbau des Energieversorgungsnetzes in Deutschland, wel-
ches sich in sieben Netzebenen gliedert. Die Netzebenen 1, 3, 5 und 7 bilden das Leitungs-
netz bei unterschiedlichen Nennspannungen, die durch Transformatoren in den Ebe-
nen 2, 4 und 6 miteinander gekoppelt sind. Der Aufbau mit unterschiedlichen Spannungs-
ebenen ermöglicht einen möglichst effizienten Transport elektrischer Energie. Die Lei-
tungsverluste können durch eine Steigerung der Netzspannung reduziert werden, hier-
durch erhöht sich aber der Isolierungsaufwand. In der Netzebene 1 (Höchstspannungs-
netz) etablierte sich eine Netzspannung von 380 kV als Optimum, um zum Beispiel Groß-
kraftwerke (> 300 MW) an das Stromnetz anzuschließen und die Energie in Deutschland 
sowie ins Ausland zu transportieren. Das Höchstspannungsnetz lag im Jahr 2022 in der 
Verantwortung von vier Übertragungsnetzbetreibern [BUN22c]. Hauptumspannwerke 
der Netzebene 2 verbinden das Höchstspannungsnetz (Netzebene 1) mit dem Hochspan-
nungsnetz in Netzebene 3. Hochspannungsnetze mit einer Nennspannung von 110 kV 
binden Industrieanlagen und Erzeugungsanlagen im Leistungsbereich zwischen 20 MW 
und 300 MW in das Energiesystem ein. Umspannwerke in Netzebene 4 transformieren 
die Hochspannung zur Mittelspannung. Mittelspannungsnetze (Netzebene 5) besitzen im 
städtischen Umfeld eine Nennspannung von 10 kV und in ländlichen Gebieten 20 kV. An 
die Mittelspannungsebene werden Gewerbebetriebe und Erzeugungsanlagen mit An-
schlussleistungen zwischen 10 MW und 0,1 MW integriert. In Ortsnetzstationen der Netz-
ebene 6 findet die Umspannung in die Niederspannungsebene mit 0,4 kV statt. Über die 
Niederspannungsnetze der Netzebene 7 werden hauptsächlich Straßenzüge mit Wohnge-
bäuden und kleinen Gewerbebetrieben versorgt. 
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Abbildung 2-1: Aufbau des elektrischen Energieversorgungsnetzes in Deutschland [WUS21], 

[HEU10], [SCH09] 
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wie der Netzentwicklungsplan Strom [BUN22c] für das deutsche Übertragungsnetz de-
monstriert. 

2.1.1 Netztopologien im städtischen Verteilnetz 

Das Verteilnetz besteht aus den Netzebenen Hoch-, Mittel- und Niederspannung. Der Auf-
bau und Betrieb orientiert sich am energiepolitischen Zieldreieck mit Wirtschaftlichkeit, 
Versorgungssicherheit und Umweltverträglichkeit [CHR13]. In ländlichen Gebieten mit 
großen Leitungslängen resultieren daraus häufig Netze mit Freileitungen, die in diesem 
Anwendungsfall einen wirtschaftlichen Vorteil bieten. In Städten sind die Leitungslängen 
kürzer und öffentlicher Raum beschränkt, weshalb dort Kabel im Untergrund liegen. 

 
Abbildung 2-2: Netztopologien in städtischen a) Hoch-, b) Mittel- und c) Niederspannungsnetzen 

[HEU10], [SCH09] 
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Die verwendeten Netztopologien richten sich ebenfalls nach den genannten Optimie-
rungskriterien. Durch Ringtopologien oder Vermaschungen kann zum Beispiel die Ver-
sorgungssicherheit erhöht werden. Da sich der Fokus der Arbeit auf städtische Verteil-
netze bezieht, werden im weiteren Verlauf nur noch städtische Netztopologien betrachtet. 
Bei Verwendung der Begriffe „Verteilnetze“ oder der Endung „-netze“ kann sich die Nen-
nung im Rahmen des Dokuments auf eine bestimmte Spannungsebene oder ein Teilnetz 
aus einer Spannungsebene beziehen. Je nach Größe der Stadt wird das Hochspannungs-
netz an zwei oder mehr Knoten über Hauptumspannwerke (380 kV/110 kV) gespeist 
(Abbildung 2-2 a)). Hochspannungsnetze in deutschen Großstädten werden vermascht 
betrieben und besitzen eine zweistellige Anzahl an Knoten, an denen sich Umspannwerke 
befinden. Von jedem Umspannwerk werden wiederum etwa zehn Mittelspannungsteil-
netze versorgt. Die Mittelspannungsteilnetze sind ringförmig aufgebaut und haben ab-
hängig vom angewendeten Netzschutzkonzept Trennstellen. Die untersuchten Netze wer-
den mit Trennstellen betrieben und teilen die Ringe im Normalbetrieb jeweils in zwei 
Netzstränge mit ähnlich großer Last auf wie Abbildung 2-2 b) zeigt. Einige Ringe im un-
tersuchten Netzgebiet verfügen außerdem über eine Erweiterung mit einer sogenannten 
Mittelsehne. In diesem Fall werden zwei Trennstellen eingesetzt, die die Last im Normal-
betrieb in drei ähnlich große Lastsegmente aufteilen. Jeder Mittelspannungsring versorgt 
zwischen 5 und 30 Ortsnetzstationen, die einen Ortsnetztransformator (10 kV/400 V) be-
inhalten und ein Niederspannungsnetz speisen. Niederspannungsnetze bestehen typi-
scherweise aus etwa fünf strahlenförmig angeordneten Netzsträngen, die vereinzelt am 
Ende miteinander verbunden sind (Abbildung 2-2 c)). Auch hier werden auf Grund des 
verwendeten Netzschutzkonzeptes Trennstellen eingesetzt, um Ringschlüsse und Verma-
schungen aufzutrennen. In einem Störfall sind die Ringschlüsse und Vermaschungen hilf-
reich, um eine möglichst schnelle Wiederversorgung zu gewährleisten. [HEU10], [SCH09] 

2.1.2 Betrieb von Leitungen und Transformatoren 

Die Versorgungssicherheit stellt besondere Anforderungen an Mittelspannungsnetze und 
die überlagerten Netzebenen. In den Netzebenen 1 bis 5 muss im sogenannten (n-1)-Fall 
die Weiterversorgung der Verbraucher beim Ausfall eines Betriebsmittels möglich sein. 
Im Normalbetrieb sind deshalb Reservekapazitäten vorzuhalten oder die Betriebsmittel 
nur begrenzt auszulasten. Bei einem Umspannwerk mit zwei gleich großen Transforma-
toren darf somit die Auslastung der beiden Transformatoren jeweils 50 % nicht überstei-
gen, um beim Ausfall eines Transformators eine Überlastung des verbleibenden Transfor-
mators zu verhindern. Da die vorgehaltene Reserve durch den Kauf entsprechend großer 
Transformatoren teuer ist, wird eine Auslastung im Normalbetrieb von 60 % empfohlen, 
was in einem Störfall einer maximalen Auslastung von 120 % entspricht. Die Empfehlung 
berücksichtigt unter anderem die Tatsachen, dass ein zeitgleiches Auftreten der Jahres-
höchstlast und des Störfalls unwahrscheinlich ist, der Transformator bei einer Überlas-



2.1  Aufbau und Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems 

17 

tung zwar schneller altern kann aber nicht ausfällt und der Fehler schnellstmöglich beho-
ben wird. Für den Betrieb von Mittelspannungskabeln wird ebenfalls eine maximale Aus-
lastung von 60 % im Normalbetrieb empfohlen. Im Fall eines Kabelfehlers wird die feh-
lerbehaftete Kabelstrecke durch das Öffnen der Schalter an beiden Leitungsenden außer 
Betrieb genommen. In einem verbraucherdominierten Mittelspannungsring befindet sich 
im ungünstigsten (n-1)-Fall der Kabelfehler auf einer der beiden Kabelanfangsstrecken 
des Rings. In diesem Fehlerfall muss die gesamte Last über die verbleibende Kabelan-
fangsstrecke mit einer Auslastung von bis zu 120 % versorgt werden. Ortsnetztransfor-
matoren und Niederspannungskabel werden im Normalbetrieb mit bis zu 100 % Auslas-
tung betrieben und damit keine Reserve vorgehalten. Beim Ausfall des Ortsnetztransfor-
mators kann ein Notstromaggregat eine schnelle Ersatzversorgung des unterlagerten 
Niederspannungsnetzes sicherstellen. Bei einem Fehler im Niederspannungsnetz be-
schränkt sich der Versorgungsausfall nur auf den betroffenen Niederspannungsstrang 
und kann meist schnell behoben werden. [WIN21], [DEU12] 

2.1.3 Spannung im Verteilnetz 

Die Nennspannung ist laut DIN EN 50160 [DIN20a] in Nieder- und Mittelspannungsnet-
zen mit einer Toleranz von ± 10 % bei einem Mittelungsintervall von zehn Minuten ein-
zuhalten. Auch wenn es ausreichend wäre, das Spannungsband in jeder Spannungsebene 
selbst einzuhalten, muss in der Praxis das Spannungsband von ± 10 % vom Niederspan-
nungsnetz bis zum Umspannwerk möglichst effizient aufgeteilt werden. Ursache dafür ist, 
dass konventionelle Ortsnetztransformatoren ein festes Übersetzungsverhältnis 
(10 kV/0,4 kV) besitzen und in Umspannwerken sowohl verbraucher- als auch einspei-
serdominierte Mittelspannungsringe angeschlossen werden müssen. Während es in ein-
speiserdominierten Netzen zu einem Spannungsanstieg in Richtung Niederspannungs-
netz kommt, fällt die Spannung in verbraucherdominierten Netzen ab. Die Netzspannung 
muss somit am Transformator im Umspannwerk mit Hilfe des Stufenstellers auf einen 
entsprechenden Sollwert eingestellt werden, damit das gesamte Spannungsband von 
± 10 % im Nieder- und Mittelspannungsnetz effizient ausgenutzt werden kann. In 
[WIN21] wird ein Spannungssollwert am Umspannwerk von 102 % vorgeschlagen. Der 
Wert wurde unter Berücksichtigung der nachfolgenden Randbedingungen ermittelt: 

• Maximale Abweichung der Nennspannung von ± 10 % laut DIN EN 50160 
[DIN20a] 

• Maximaler Spannungshub im Niederspannungsnetz von + 3 % durch dezentrale 
Erzeugungsanalgen laut VDE-AR-N 4105 [VDE18d] 

• Durchschnittlicher Spannungsabfall bzw. -anstieg von ± 1 % am Ortsnetztransfor-
mator 

• Maximaler Spannungshub im Mittelspannungsnetz von + 2 % durch dezentrale Er-
zeugungsanlagen laut VDE-AR-N 4110 [VDE18b] 
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• Regeltoleranzbereich des Transformators mit automatischem Stufensteller im 
Umspannwerk von ± 2 % 

Die Zusammenhänge sind in Abbildung 2-3 dargestellt. Es verbleibt am Ende die Entschei-
dung, wie sich das Spannungsband in verbraucherdominierten Netzen zwischen Mittel- 
und Niederspannung aufteilt. Bei einer spannungsebenenübergreifenden Untersuchung 
der Mittel- und Niederspannungsnetze wäre diese Festlegung nicht notwendig und damit 
nur die Grenzen der DIN EN 50160 [DIN20a] relevant. Für die getrennte Betrachtung von 
Nieder- und Mittelspannungsnetzen wird in [WIN21] der maximale Spannungsabfall mit 
-4 % im Mittelspannungsnetz und -5 % im Niederspannungsnetz vorgeschlagen, wie Ab-
bildung 2-3 zeigt. 

 
Abbildung 2-3: Aufteilung des zulässigen Spannungsbands im Nieder- und Mittelspannungsnetz 

[WIN21] 

Mit Hilfe von regelbaren Ortsnetztransformatoren oder Ortsnetztransformatoren mit 
Zwischenanzapfung kann die Spannungsbandverteilung beeinflusst werden und dadurch 
mehr Spannungstoleranz in den einzelnen Spannungsebenen geschaffen werden. Die bei-
den Transformatortypen werden vorerst für die Untersuchungen nicht weiter betrachtet 
und deren Einsatz in Kapitel 7 nochmals diskutiert. 

2.2 Auswahl repräsentativer Nieder- und Mittelspannungsnetze 

Im Versorgungsgebiet der Stadt München gibt es etwa 250 Mittelspannungsringe, die wie-
derum ca. 4.800 unterlagerte Niederspannungsnetze versorgen. Da die detaillierte Unter-
suchung aller Nieder- und Mittelspannungsnetze großen Modellierungs- und Rechenauf-
wand erfordert, werden die Untersuchungen wie bei vorangegangenen Studien (vgl. Ta-
belle A-1) an Typ- oder Beispielnetzen durchgeführt und die Ergebnisse verallgemeinert. 
Weil die zu verallgemeinernden Ergebnisse stark von den ausgewählten Netzen abhängig 
sind, ist darauf zu achten, dass die ausgewählten Netze das gesamte Netzgebiet gut reprä-
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sentieren. Bei der Untersuchung von Nieder- und Mittelspannungsnetzen ist zwischen ei-
ner spannungsebenenübergreifenden und einer getrennten Lastflussberechnung zu un-
terscheiden. Bei der spannungsebenenübergreifenden Lastflussberechnung wird ein Mit-
telspannungsring gemeinsam mit den unterlagerten Niederspannungsnetzen im Netzbe-
rechnungsprogramm abgebildet und nur an den Niederspannungsnetzanschlüssen die 
Lasten modelliert. Das hat den Vorteil, dass die tatsächliche Spannungsbandverteilung 
vom Umspannwerk bis zu den Niederspannungsnetzanschlüssen betrachtet werden kann 
und eine Aufteilung, wie in Abbildung 2-3 beschrieben, nicht notwendig ist. Der Nachteil 
ist, dass in allen unterlagerten Niederspannungsnetzen eine detaillierte Modellierung er-
forderlich ist und die Netzberechnung bei Anwendung einer rechenintensiven Zeitrei-
hensimulation über viele Beispieltage wiederholt werden muss, um die statistischen Ef-
fekte in den Niederspannungsnetzen richtig abbilden zu können. Die Untersuchung meh-
rerer typischer Mittelspannungsringe ist deshalb nur noch mit großer Rechenkapazität 
und effizienten Simulationsmodellen möglich. Weil die hier entwickelten Simulationsmo-
delle die notwendige Effizienz nicht erreicht haben und die detaillierte Analyse der Ver-
sorgungsaufgabe in den Niederspannungsnetzen teilweise manuelle Arbeitsschritte er-
fordern, wird eine getrennte Lastflusssimulation für Nieder- und Mittelspannungsnetze 
angewendet. Die Mittelspannungsnetze werden mit einer vereinfachten Untersuchungs-
methode betrachtet, die in Kapitel 6 beschrieben und validiert wird. Bei allen vorange-
gangenen Studien aus Tabelle A-1 wird ebenfalls die getrennte Untersuchung angestellt, 
wobei auch die Nicht-Verfügbarkeit der unterlagerten Niederspannungsnetze ein Grund 
sein könnte. Bei Arbeiten mit einer spannungsebenenübergreifenden Betrachtung wie 
zum Beispiel in [AIG21], wo die Netzintegration von dezentralen Erzeugungsanlagen un-
tersucht wird, werden nur zwei Mittelspannungsnetze betrachtet und in der Hauptunter-
suchung auf eine rechenintensive Zeitreihensimulation verzichtet. Die spannungsebenen-
übergreifende Untersuchung einer größeren Anzahl von Mittelspanungsringen ist dem-
nach eine Herausforderung, deren Vor- und Nachteile für die angestrebte Untersuchung 
abzuwägen sind. 

2.2.1 Niederspannungsnetze 

Die Auswahl repräsentativer Niederspannungsnetze erfolgt in einem dreistufigen Verfah-
ren, wie es in [NIE23] detailliert beschrieben ist. Nachfolgend werden die drei Auswahl-
stufen vereinfacht erläutert. 

Bebauungsstruktur: In der ersten Stufe werden die Versorgungsgebiete der Niederspan-
nungsnetze nach der Bebauungsstruktur entsprechend Tabelle 2-1 kategorisiert. Beim 
verwendeten hierarchischen Clusterverfahren werden unter anderem die Grundstücks-
flächen sowie die Geometrien und die Nutzung der Gebäude im Versorgungsgebiet be-
rücksichtigt. 
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Tabelle 2-1: Einordnung der Versorgungsgebiete der Niederspannungsnetze nach Bebauungsstruk-
tur [NIE23] 

Cluster Name Bebauung und Nutzung Anteil 

█  C0 Stadtgebiet Blockbebauung hauptsächlich mit Wohngebäuden 35 % 
█  C1 Stadtkern Dichte Blockbebauung vermehrt mit Gewerbe 15 % 
█  C2 Wohngebiete Zeilenbebauung, Reihenhäuser, größere Gebäude 11 % 
█  C3 Gewerbegebiete Gewerbe und Einzelhandel mittlerer Gebäudehöhe 8 % 
█  C4 Wohngebiete locker Kleinere Gebäude, lockere Bebauung 22 % 
█  C5 Sondergebiete Gewerbe- und Mischnutzung, Gebäude dicht & hoch 8 % 

 

Netze mit vorwiegend städtischer Block-
bebauung (Cluster C0) machen mit 35 % 
der etwa 4.800 Netze den größten Anteil 
aus. Die zweitgrößte Kategorie sind mit 
22 % Netze mit kleineren Wohngebäuden 
und lockerer Bebauung (Cluster C4). Die 
restlichen vier Cluster sind mit einem An-
teil zwischen 8 % und 15 % etwa gleich 
groß. In Abbildung 2-4 ist die geografische 
Lage der Bebauungscluster mit einer Ras-
terauflösung von 400 Metern dargestellt. 

 
Abbildung 2-4: Lage der Bebauungscluster C0 bis 

C5 in der Stadt München [NIE23] 

Elektrische Eigenschaften: In der zweiten Auswahlstufe werden die einzelnen Netze in-
nerhalb eines Clusters jeweils nach fünf elektrischen Eigenschaften eingeordnet: Anzahl 
Netzanschlüsse 𝑛𝑛na, gesamte Leitungslänge 𝑙𝑙ges, Anzahl Netzstränge 𝑛𝑛str, Verbraucher-
summenwiderstand des Netzstrangs mit dem höchsten Wert 𝐼𝐼str,max und installierte 
Transformatorleistung je Netzanschluss 𝑆𝑆tr/na. 

 
𝑛𝑛na  Anzahl der Netzanschlüsse 
𝑙𝑙ges  Gesamte Leitungslänge in km 
𝑛𝑛str  Anzahl der Netzstränge 

  𝐼𝐼str,max  Verbrauchersummenwiderstand des Strangs mit dem höchsten Wert in Ω 
  𝑆𝑆tr/na  Transformatorscheinleistung im Verhältnis zur Anzahl der Anschlüsse in kVA 

Abbildung 2-5: Elektrische Eigenschaften der Niederspannungsnetze aus dem Bebauungscluster C4 
basierend auf [NIE23] und [KRE23b] 
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Netze werden als typisch für das jeweilige Cluster angesehen, wenn die fünf elektrischen 
Eigenschaften im Merkmalsraum nahe dem Zentrum liegen. [NIE23] In Abbildung 2-5 
sind exemplarisch für das Bebauungscluster C4 die Wertebereiche der elektrischen Ei-
genschaften als Boxplot dargestellt. Typische Netze liegen gleichzeitig mit allen elektri-
schen Eigenschaften möglichst nahe am Median. Der Median ist in den Diagrammen von 
Abbildung 2-5 als horizontale schwarze Linie in den blauen Boxen dargestellt. Die blaue 
Box entspricht dem Interquartilsbereich und damit dem Wertebereich von jeweils 25 % 
über und unter dem Median. 

Auswahl typischer und atypischer Netze: Es werden für jedes Cluster zwei typische Re-
präsentanten ausgewählt, die möglichst typisch („zentrumsnah“) für das jeweilige Cluster 
sind und eine gute Modellierbarkeit (u. a. hohe Qualität der Standortdaten) aufweisen. 
Für die Berücksichtigung ungünstiger elektrischer Merkmale werden außerdem in den 
Clustern C0, C1, C2 und C4 atypische Repräsentanten ausgewählt, die sich durch eine er-
höhte Anzahl von Netzanschlüssen (𝑛𝑛na ↑) oder größere Leitungslängen (𝑙𝑙ges ↑) auszeich-
nen. Da sich die beiden typischen Netze in den Clustern C3 und C5 auf Grund der diversen 
Bebauungs- und Nutzungsstruktur bereits stark voneinander unterscheiden, wird auf die 
Auswahl von atypischen Netzen in diesen Clustern verzichtet. In Tabelle 2-2 sind die aus-
gewählten Niederspannungsnetze mit elektrischen Eigenschaften gelistet. 

Tabelle 2-2: Elektrischen Eigenschaften der ausgewählten repräsentativen Niederspannungsnetze 
basierend auf [NIE23] und [KRE23b] 

Name Cluster Elektrische Ei-
genschaften 

𝒏𝒏𝐧𝐧𝐧𝐧 𝒍𝒍𝐠𝐠𝐠𝐠𝐠𝐠 
in m 

𝒏𝒏𝐠𝐠𝐬𝐬𝐬𝐬 𝑹𝑹𝐠𝐠𝐬𝐬𝐬𝐬,𝐦𝐦𝐧𝐧𝐦𝐦 
in Ω 

𝑺𝑺𝐬𝐬𝐬𝐬/𝐧𝐧𝐧𝐧 
in kVA 

C0_T1 Stadtgebiet (C0) Typisch (T1) 17 948 5 0,10 37,1 
C0_T2 Stadtgebiet (C0) Typisch (T2) 17 1.154 5 0,18 37,1 
C0_A1 Stadtgebiet (C0) 𝑛𝑛na ↑ (A1) 39 1.050 5  10,3 
C1_T1 Stadtkern (C1) Typisch (T1) 10 680 5 0,08 63,0 
C1_T2 Stadtkern (C1) Typisch (T2) 10 717 5 0,07 63,0 
C1_A1 Stadtkern (C1) 𝑛𝑛na ↑ (A1) 31 853 6  20,3 
C2_T1 Wohngebiete (C2) Typisch (T1) 80 2.222 5 1,09 7,9 
C2_T1 Wohngebiete (C2) Typisch (T2) 56 1.825 5 1,10 7,1 
C2_A1 Wohngebiete (C2) 𝑛𝑛na ↑ (A1) 115 1.568 5  5,5 
C2_A2 Wohngebiete (C2) 𝑙𝑙ges ↑ (A2) 81 3.252 4  7,8 
C3_T1 Gewerbegebiete (C3) Typisch (T1) 5 848 4 0,03 126,0 
C3_T2 Gewerbegebiete (C3) Typisch (T2) 5 1.159 4 0,07 126,0 
C4_T1 Wohngebiete locker (C4) Typisch (T1) 87 2.559 5 1,62 7,2 
C4_T2 Wohngebiete locker (C4) Typisch (T2) 85 2.737 5 1,45 7,4 
C4_A1 Wohngebiete locker (C4) 𝑛𝑛na ↑ (A1) 158 3.402 5  4,0 
C4_A2 Wohngebiete locker (C4) 𝑙𝑙ges ↑ (A2) 103 3.553 5  6,1 
C5_T1 Sondergebiete (C5) Typisch (T1) 7 818 3 0,01 180,0 
C5_T2 Sondergebiete (C5) Typisch (T2) 8 479 3 0,01 200,0 
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Für die atypischen Netze ist kein Verbrauchersummenwiderstand 𝐼𝐼str,max in Tabelle 2-2 
angegeben, weil dieser für die Auswahl der Netze nicht berücksichtigt wurde [NIE23] 
[KRE23b]. In der beispielhaften Darstellung von Abbildung 2-5 sind die zwei typischen 
(C4_T1, C4_T2) und atypischen (C4_A1, C4_A2) Repräsentanten aus dem Bebauungsclus-
ter C4 mit den orangen Linien zur Veranschaulichung markiert. 

2.2.2 Mittelspannungsnetze 

Die Auswahl der repräsentativen Mittelspannungsnetze baut auf der Methode für Nieder-
spannungsnetze von [NIE23] auf. Die Netze werden ebenfalls erst nach der Bebauungs-
struktur gruppiert und anschließend nach typischen elektrischen Parametern ausge-
wählt. Für die Einordung nach der Bebauungsstruktur werden die unterlagerten Nieder-
spannungs-Versorgungsgebiete herangezogen. Weil die reine Bebauung mit einem der 
sechs Bebauungscluster aus der Niederspannung (z. B. C0) sehr selten ist, werden jeweils 
zwei Bebauungscluster zu einem Supercluster zusammengefasst. Tabelle 2-3 beschreibt 
die resultierenden Supercluster SC1, SC2 und SC3, die sich grob in die Gebiete Stadtkern, 
Wohnen und Gewerbe einteilen lassen. SC1 ist mit einem Anteil von 52 % an den etwa 
250 Mittelspannungsringen am weitesten verbreitet 

Tabelle 2-3: Einordnung der Mittelspannungsnetze nach der Bebauung der unterlagerten Nieder-
spannungsnetze [NIE23] 

Supercluster Gebiete Dominierende Niederspannungscluster Anteil 

SC1 Stadtkern C0 und C1 52 % 
SC2 Wohnen C2 und C4 26 % 
SC3 Gewerbe C3, C5 und Mittelspannungs-Kundenanlagen 22 % 

Nach der Einordnung der Bebauung werden typische Netze mit Hilfe der Zentrumsbil-
dung analog zu den Niederspannungsnetzen identifiziert. Die elektrischen Parameter 
sind: Anzahl der zu versorgenden Ortsnetzstationen 𝑛𝑛ons, Gesamtleitungslänge des Net-
zes 𝑙𝑙ges und installierte Transformatorleistung 𝑆𝑆tr. Ein weiteres Kriterium für die Auswahl 
ist die Anzahl der speisenden Umspannwerksfelder 𝑛𝑛feld. Bei 𝑛𝑛feld = 2 handelt es sich um 
einen Mittelspannungsring ohne Mittelsehne und bei 𝑛𝑛feld = 3 um einen Mittelspan-
nungsring mit Mittelsehne. Bei der finalen Auswahl wurde außerdem darauf geachtet, 
dass die dominierenden Niederspannungscluster einen Anteil von mehr als 65 % im Mit-
telspannungsring haben. Die Auswahl beschränkt sich auf typische Mittelspannungsringe, 
da die Diversität der elektrischen Eigenschaften im Vergleich zu den Niederspannungs-
netzen klein ist. 
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Tabelle 2-4: Elektrischen Eigenschaften der ausgewählten repräsentativen Mittelspannungsnetze 
basierend auf [NIE23] und [KRE23a] 

Bezeichnung Bebauung Supercluster 𝒏𝒏𝐟𝐟𝐠𝐠𝐟𝐟𝐟𝐟 𝒏𝒏𝐨𝐨𝐧𝐧𝐠𝐠 𝒍𝒍𝐠𝐠𝐠𝐠𝐠𝐠 in m 𝑺𝑺𝐬𝐬𝐬𝐬 in kVA 

SC1_F2_1 Stadtkern SC1 2 12 4.198 10.470 
SC1_F2_2 Stadtkern SC1 2 13 3.720 11.425 
SC1_F2_3 Stadtkern SC1 2 16 4.061 11.495 
SC1_F2_4 Stadtkern SC1 2 11 4.037 8.240 
SC1_F3_1 Stadtkern SC1 3 20 8.906 14.430 
SC2_F2_1 Wohnen SC2 2 15 8.662 10.010 
SC2_F2_2 Wohnen SC2 2 14 9.150 9.620 
SC2_F2_3 Wohnen SC2 2 22 10.831 12.210 
SC2_F2_4 Wohnen SC2 2 14 5.316 10.220 
SC2_F3_1 Wohnen SC2 3 27 17.684 16.305 
SC3_F2_1 Gewerbe SC3 2 12 3.647 10.590 
SC3_F2_2 Gewerbe SC3 2 14 4.586 12.675 
SC3_F2_3 Gewerbe SC3 2 15 4.233 11.605 
SC3_F2_4 Gewerbe SC3 2 15 5.418 16.720 
SC3_F3_1 Gewerbe SC3 3 20 7.758 18.545 

2.3 Analyse der Versorgungsaufgabe 

Die Analyse der Versorgungsaufgabe orientiert sich an der in [KRE21a] publizierten Vor-
gehensweise. Für die Modellierung von Lasten muss zuvor die Versorgungsaufgabe der 
repräsentativen Netze bestimmt werden. Die Versorgungsaufgabe wird für jeden einzel-
nen Niederspannungsnetzanschluss bestimmt und enthält die nachfolgenden Größen: 

• Anzahl der zu versorgenden Bewohner 
• Betriebsfläche von Gewerbebetrieben 
• Jahresenergieverbrauch von Gewerbebetrieben 
• Anzahl Mitarbeiter von Gewerbebetrieben 
• Anzahl privater Heimstellplätze für PKWs 
• Anzahl der Straßenstellplätze im gesamten Versorgungsgebiet des NS-Netzes 

Weitere Größen, die zum Beispiel für das Mitarbeiter- und Kundenladen von BEVs rele-
vant sind, werden zu einem späteren Zeitpunkt von den sechs Kenngrößen abgeleitet. Als 
Datengrundlage für die Analyse dienen die in Tabelle 2-5 aufgelisteten Datenquellen. Weil 
die Daten nicht direkt die Versorgungsaufgabe der Netzanschlüsse beschreiben, müssen 
die Datenquellen miteinander kombiniert und mit zusätzlichen Annahmen die benötigten 
Größen berechnet werden. 
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Tabelle 2-5: Datenquellen zur Analyse der Versorgungsaufgabe der Niederspannungsnetzan-
schlüsse 

Die Anzahl von gemeldeten Bewohnern und PKWs liegt in der Auflösung auf Baublock-
ebene vor. Ein Baublock beschreibt eine Fläche, die von Straßen sowie von natürlichen 
und baulichen Grenzen (z. B. Flüsse, Bahnlinien) umschlossen ist [WEI16]. Die Ermittlung 
der Versorgungsaufgabe mit entsprechenden Größen erfolgt in den nachfolgenden Ab-
schnitten und bezieht sich im Endergebnis immer auf einen einzelnen Netzanschluss. 

2.3.1 Anzahl Bewohner 

Jedem Netzanschluss wird zuerst die zugehörige Anzahl an Wohneinheiten aus dem Mo-
dell München zugeordnet. Über die durchschnittliche Anzahl von Bewohnern je Wohnein-
heit erhält man die Anzahl der Bewohner je Netzanschluss. Die durchschnittliche Anzahl 
der Bewohner je Wohneinheit wird baublockscharf mit Hilfe des Modell München 
[GÜN20] und einem Auszug aus dem ZIMAS [STA21] berechnet. Gleichung (2-1) be-
schreibt die vollständige Berechnung der Bewohner je Netzanschluss. 

𝑛𝑛bew,na = 𝑛𝑛we,na ∙
𝑛𝑛bew,bb

𝑛𝑛we,bb
 (2-1) 

 𝑛𝑛bew,na Anzahl Bewohner je Netzanschluss  
 𝑛𝑛we,na  Anzahl Wohneinheiten je Netzanschluss  
 𝑛𝑛bew,bb Anzahl Bewohner je Baublock  
 𝑛𝑛we,bb Anzahl Wohneinheiten je Baublock  

Es wird die Anzahl der Bewohner berechnet, da die Größe der Haushalte innerhalb der 
Stadt stark schwankt. Die Lastmodellierung der Bewohner basiert in Abschnitt 2.4.2 au-
ßerdem auf 2-Personen-Haushalten. In der Standortanalyse werden deshalb die ermittel-
ten Bewohner je Netzanschluss auf eine gerade Anzahl abgerundet (z. B. 2, 4, 6, …) und 
der verbleibende Rest am nächsten Netzanschluss vor der Rundung mit aufaddiert. 

Information Auflösung Datenquelle 

Ort und Absicherung der NS-Netzanschlüsse Standortdaten Datenbestand Netzbetreiber 

Gebäudegeometrien mit Anzahl der 
Wohneinheiten (falls vorhanden Nutzung) 

Standortdaten Modell München [GÜN20] 

Flächennutzung für die Zuordnung der Ge-
bäudenutzung 

Standortdaten Flächennutzungsplan [LAN20] 

Branche des Gewerbebetriebs Standortdaten OpenStreetMap [OPE23] 

Gemeldete Bewohner Baublock ZIMAS [STA21] 

Zugelassene PKW (privat, gewerblich) Baublock ZIMAS [STA21] 

PKW Straßenstellplätze Baublock Eigene Begehung 

PKW Stellplätze auf Privatgrund Adresse Eigene Begehung 

Tiefgarageneinfahrten Adresse Eigene Begehung 
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2.3.2 Gewerbebetriebe mit Betriebsfläche, Energiebedarf und Mitarbeitern 

Bei Gewerbebetrieben wird jeweils die Bruttogrundfläche aus den Gebäudegeometrien 
(Grundriss und Stockwerkszahl) berechnet. Anschließend die Betriebsfläche (Netto-
Raumfläche entsprechend DIN 277 [DIN20c]) durch Multiplikation der Bruttogrundflä-
che mit einem durchschnittlichen Nutzflächenfaktor von 0,79 [GES00] berechnet. Der Jah-
resenergiebedarf und die Anzahl der Beschäftigten wird anschließend mit Hilfe von Ta-
belle 2-6 branchenspezifisch berechnet. Die Werte in Tabelle 2-6 wurden aus den Mittel-
werten der Studie [SCH13] berechnet. Die Daten der Studie stammen aus Befragungen 
von Gewerbebetrieben aus unterschiedlichen Gewerbebranchen. Teilzeitbeschäftigte 
sind bei den Werten von Tabelle 2-6 mit einem Gewichtungsfaktor von 0,5 berücksichtigt. 

Tabelle 2-6: Umrechnungsfaktoren für Gewerbebetriebe von der Betriebsfläche auf den 
elektrischen Jahresenergieverbrauch und die Mitarbeiteranzahl [SCH13] 

2.3.3 Private Heimstellplätze für PKWs 

Die Anzahl von privaten Heimstellplätzen für PKWs umfasst private Stellplätze im Freien 
sowie Stellplätze in Tiefgaragen. Private Stellplätze im Freien sind durch Begehungen vor 
Ort oder über Satellitenbilder ersichtlich und können jedem Netzanschluss über die Ad-
resse direkt zugeordnet werden. Nachdem für private Tiefgaragen keine geeigneten Da-
tenquellen zur Erfassung der Stellplatzanzahl zur Verfügung stehen, muss mit Hilfe von 
Zusatzinformationen und Annahmen die Tiefgaragenstellplatzanzahl für das gesamte 

Typ Gewerbebranche Beschäftigte je 
100 m² Be-
triebsfläche 

Stromverbrauch je 
100 m² Betriebsfläche 

und Jahr in kWh 
1 Baugewerbe: Ausbaugewerbe 1,92 8.582 
2 Baugewerbe: Bauhauptgewerbe 1,42 5.677 
3 Bürobetriebe: Banken, Versicherungen 2,19 12.599 
4 Bürobetriebe: Öffentliche Einrichtungen 2,04 12.185 
5 Bürobetriebe: Org. ohne Erwerbszweck 1,73 18.828 
6 Bürobetriebe: Sonstige Dienstleistungen 

(Ärzte, Friseure, Kosmetik) 
2,69 13.891 

7 Einzelhandel: Lebensmittel 1,52 11.307 
8 Einzelhandel: Non-food 0,70 5.382 
9 Großhandel: Lebensmittel 0,85 5.780 
10 Großhandel: Non-food 0,79 6.464 
11 Heime 0,76 2.694 
12 Krankenhäuser 1,84 10.164 
13 Nahrungsmittelbetriebe: Bäckereien 2,97 17.152 
17 Nahrungsmittelbetriebe: Fleischereien 1,98 12.929 
18 Schulen Allgemein 0,90 3.016 
19 Wäscherei 2,94 22.021 
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Niederspannungs-Versorgungsgebiet berechnet werden. Als Zusatzinformation für die 
Berechnung werden die Meldezahlen privater PKWs 𝑛𝑛pkw,priv herangezogen. Außerdem 
wird eine sonstige Anzahl von PKWs 𝑛𝑛pkw,sonst  berücksichtigt, wie zum Beispiel Car-Sha-
ring-PKW oder Dienstwagen, deren Meldeadresse außerhalb des betrachteten Netzes 
liegt oder sich nicht auf eine private Adresse bezieht. Gleichung (2-2) beschreibt die Be-
rechnung der Tiefgaragenstellplätze 𝑛𝑛stp,tg für das gesamte Niederspannungsgebiet. 

𝑛𝑛stp,tg = 𝑛𝑛pkw,priv + 𝑛𝑛pkw,sonst − 𝑛𝑛stp,frei − 𝑛𝑛stp,str  (2-2) 

 𝑛𝑛stp,tg  Anzahl Tiefgaragen-Heimstellplätze im Versorgungsgebiet  
 𝑛𝑛 pkw,priv Anzahl privat zugelassener PKWs im Versorgungsgebiet  
 𝑛𝑛pkw,sonst Anzahl sonstiger PKWs mit möglichem Ladebedarf: Berück-

sichtigung von z. B. Car-Sharing und Dienstwagen 
Annahme für diese Arbeit: 𝑛𝑛pkw,sonst = 𝑛𝑛pkw,priv ∙ 0,1 

 

 𝑛𝑛stp,frei  Anzahl privater Stellplätze im Freien  
 𝑛𝑛stp,str  Anzahl öffentlicher Stellplätze am Straßenrand  

Die Tiefgaragenstellplätze für das gesamte Versorgungsgebiet werden anschließend auf 
die Netzanschlüsse verteilt, die Gebäude mit Tiefgarageneinfahrten versorgen. Die Ein-
fahrten von privaten Tiefgaragen können durch Begehungen oder über Satellitenbilder 
erfasst werden. Bei der Verteilung der Stellplätze wird zwischen älteren und neueren 
Wohngebieten unterschieden. Bei älteren Wohngebieten (meist Blockbebauung) erfolgt 
die Verteilung anteilig der Wohneinheiten der Gebäude. Das hat zur Folge, dass größere 
Wohngebäude auch größere Tiefgargagen besitzen. In neueren Wohngebieten (meist Zei-
lenbebauung) gibt es häufig wenige aber dafür sehr große Tiefgaragen, die sich unter Ge-
bäudekomplexen befinden. Hier wird angenommen, dass die Tiefgaragen gleich groß sind 
und sich somit die Tiefgaragenstellplätze des gesamten Versorgungsgebietes gleichmäßig 
auf alle Tiefgaragen aufteilen. Die gesamte Anzahl an privaten Stellplätzen je Netzan-
schluss entspricht somit der Summe an privaten Stellplätzen im Freien und (falls eine 
Tiefgarage vorhanden ist) der berechneten anteiligen Tiefgaragenstellplätze. 

2.3.4 Versorgungsaufgabe repräsentativer Nieder- und Mittelspannungsnetze 

Die beschriebene Methodik wird an den repräsentativen Niederspannungsnetzen ange-
wendet. Ein Überblick zur definierten Versorgungsaufgabe der repräsentativen Nieder-
spannungsnetze ist Tabelle A-2 zu entnehmen. Für die Analyse der Mittelspannungsnetze 
werden die unterlagerten Niederspannungsnetze ausgewertet und die Werte für jedes 
unterlagerte Niederspannungsnetz aggregiert. Die in den vorhergehenden Abschnitten 
beschriebene Vorgehensweise zur Bewertung der Parkplatzsituation von privaten PKWs 
und der Gewerbebranche erfordert manuellen Untersuchungsaufwand, der bei den 18 re-
präsentativen Niederspannungsnetzen überschaubar ist. Da die 15 untersuchten Mit-
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telspannungsnetze etwa 200 unterlagerte Niederspannungsnetze besitzen und die Last-
situation auf Grund der Aggregation der Niederspannungsnetzanschlüsse weniger detail-
liert sein muss, werden Annahmen zur Automatisierung der Analyse getroffen. Die An-
nahmen basieren auf den Erkenntnissen der manuellen Analyse. Tabelle 2-7 enthält die 
definierten Annahmen zur Gewerbebranche und Verteilung der Stellplätze privat zuge-
lassener PKWs für jedes Bebauungscluster. Das bedeutet zum Beispiel, dass alle Gewer-
begebäude in einem unterlagerten Niederspannungsnetz mit Bebauungscluster C0 der 
Gewerbebranche „Einzelhandel: Non-food“ angehören. 

Tabelle 2-7: Vereinfachte Annahmen für die Gewerbebranche und die Stellplatzverteilung privat zu-
gelassener PKWs in den repräsentativen Mittelspannungsnetzen 

Cluster Gewerbebranche Heimstell-
plätze 

Straßen-
stellplätze 

C0 Einzelhandel: Non-food (Typ 8, Tabelle 2-6) 55 % 45 % 
C1 Büros, Banken, Versicherung (Typ 3, Tabelle 2-6) 30 % 70 % 
C2 Einzelhandel: Non-food (Typ 8, Tabelle 2-6) 65 % 35 % 
C3 Einzelhandel: Non-food (Typ 8, Tabelle 2-6) 100 % 0 % 
C4 Baugewerbe: Ausbaugewerbe (Typ 1, Tabelle 2-6) 65 % 35 % 
C5 Büros, Banken, Versicherungen (Typ 3, Tabelle 2-6) 100 % 0 % 

Die repräsentativen Mittelspannungsnetze besitzen vereinzelt, anstatt eines unterlager-
ten Niederspannungsnetzes, eine Mittelspannungs-Kundenanlage. Bei den Kundenanla-
gen handelt es sich um Transformatorstationen, die auf Grund des erhöhten Energiebe-
darfs in Besitz eines Gewerbebetriebes sind. Weil in diesen Fällen das unterlagerte Nie-
derspannungsnetz nicht bekannt ist, erfolgt die Modellierung der Last basierend auf der 
gemessenen Jahresspitzenlast der Kundenanlage. Der Jahresenergiebedarf (Bestandslast) 
der Kundenanlage wird durch die Skalierung des G0-Standardlastprofils auf 70 % der Jah-
resspitzenlast ermittelt. Vergleiche an einzelnen Kundenanlagen haben gezeigt, dass der 
Jahresenergiebedarf bei 100 % Spitzenlast auf Grund kurzer Lastspitzen deutlich über-
schätzt wird. Das G0-Standardlastprofil wird im Rahmen der Modellierung in Abschnitt 
2.4.1 beschrieben. Weil für Kundenanlagen der Gewerbetyp unbekannt ist, wird in Anleh-
nung an Tabelle 2-6 für diese eine Anzahl von 1,5 Mitarbeitern je 10.000 kWh Jahresver-
brauch geschätzt. In Tabelle A-3 ist die resultierende Versorgungsaufgabe der repräsen-
tativen Mittelspannungsnetze beschrieben. 

2.4 Modellierung und Validierung der Bestandslast 

Die Bestandslast repräsentiert im Rahmen dieser Arbeit die Netzbelastung um das Jahr 
2019 bzw. 2021 bei einer Durchdringung mit BEVs im PKW-Bestand von annähernd 0 %. 
Tatsächlich lag die Durchdringung mit BEVs (ohne Hybride) am 31.12.2021 in München 
bei 2,1 % [STA22b]. Eine relevante Zusatzbelastung im Verteilnetz durch die Beladung 
der BEVs konnte bei Messungen im Verteilnetz aber nicht ermittelt werden. Elektrische 
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Wärmeerzeuger wie z. B. Wärmepumpen oder Nachtspeicherheizungen werden bei der 
Bestandslastmodellierung in der Niederspannung nicht berücksichtigt. Wärmepumpen 
haben in der Vergangenheit im städtischen Umfeld auf Grund gut ausgebauter Gas- und 
Fernwärmenetze eine zu vernachlässigende Rolle für die Netzbelastung gespielt. Nacht-
speicherheizungen liefern in bestimmten Netzgebieten einen sichtbaren Beitrag, weshalb 
die Modellierung im Zuge der Validierung der Mittelspannungs-Bestandslast in Abschnitt 
2.4.4 erfolgt. Da neue Nachtspeicherheizungen nicht mehr verbaut werden, reduziert sich 
der Einfluss auf die Verteilnetze in der Zukunft. Bei der Modellierung der Bestandslast 
wird somit vorerst nur die Last von Haushalten und Gewerbebetrieben berücksichtigt. 
Während sich die Modellierung der Bestandslast an [KRE21a] orientiert, erfolgt die Vali-
dierung der Bestandslast mit veröffentlichten Auszügen aus [KRE23b] und [KRE23a]. 

2.4.1 Lastmodellierung allgemein 

Bei der Lastmodellierung für Lastflussberechnungen kann grundsätzlich zwischen der 
Spitzenlastabschätzung und Lastprofilschätzung unterschieden werden. Abhängig vom 
Ziel der Untersuchung und den zur Verfügung stehenden Eingangsdaten haben beide Me-
thoden ihre Vor- und Nachteile. Die Spitzenlastabschätzung kann für die Auslegung von 
Betriebsmitteln angewendet werden und erfolgt typischerweise mit Gleichzeitigkeitsfak-
toren. Diese beschreiben die Spitzenlast einer definierten Anzahl gleicher Verbraucher. 
Der Vorteil der Spitzenlastabschätzung ist ein geringer Modellierungs- und Berechnungs-
aufwand, da nur der Zeitpunkt der maximalen Belastung betrachtet wird. Bei der Berück-
sichtigung unterschiedlicher Verbraucher ist die Methode ungeeignet, weil die Spitzen-
lasten zu unterschiedlichen Zeitpunkten auftreten können. Bei der Lastprofilschätzung 
können die Zeitreihen unterschiedlicher Anzahl und Art von Verbrauchern überlagert 
werden. Die Modellierung der einzelnen Zeitschritte und die anschließenden Lastflussbe-
rechnungen sind aber mit deutlich mehr Aufwand verbunden. [WIE16] Da in den reprä-
sentativen Netzen eine Durchmischung von Haushalten und Gewerbebetrieben mit un-
terschiedlichen Ladepunkten zu erwarten ist, wird für diese Arbeit die Modellierung mit 
Lastprofilschätzung gewählt. Diese Methode hat außerdem den Vorteil, dass damit die 
Netzverluste ermittelt werden können. Für die Modellierung wird vereinfacht eine sym-
metrische Belastung der drei Außenleiter angenommen, da in den untersuchten Szena-
rien eine Ladeleistung von ≥ 11 kW betrachtet wird, was eine symmetrische Belastung 
des Verteilnetzes zur Folge hat. 

VDEW-Standardlastprofile: Die in Deutschland bekanntesten Profile zur Modellierung 
von Lasten in Verteilnetzen sind die VDEW-Standardlastprofile. Auch wenn diese Stan-
dardlastprofile für die sogenannte Bilanzkreisbildung in der Energiewirtschaft erstellt 
wurden, eignen sie sich unter bestimmten Voraussetzungen auch für die Anwendung in 
Simulationsmodellen. Die Profile mit einer zeitlichen Auflösung von 15-Minuten-Mittel-
werten basieren auf einer Datenerhebung mehrerer deutscher Energieversorger und 
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wurden im Jahr 1999 veröffentlicht. Vergleiche zwischen den Standardlastprofilen aus 
dem Jahr 1999 mit Messdaten aus den Jahren 2012 [GER15] und 2017 [KRE19] zeigen 
weiterhin eine gute Übereinstimmung beim Haushaltsprofil H0 und dem Gewerbeprofil 
G0. Die Standardlastprofile beschreiben das durchschnittliche Lastverhalten von Haus-
halten, Landwirtschaften und Gewerbebetrieben für unterschiedliche Wochentage sowie 
Jahreszeiten. Die auf 1.000 kWh Jahresverbrauch normierten Profile können entspre-
chend des benötigten Energieverbrauchs skaliert werden. Auf Grund der Tatsache, dass 
es sich bei den Standardlastprofilen um durchschnittliche Tageslastgänge handelt, kann 
zum Beispiel bei den Haushaltsprofilen eine gute Übereinstimmung mit der Realität erst 
ab 150 bis 400 Haushalten erreicht werden [ENG00]. Das entspricht in etwa der Anzahl 
an Haushalten, die von einer städtischen Ortsnetzstation versorgt werden. Eine Verwen-
dung der Standardlastprofile für die Lastmodellierung eines repräsentativen Tages in 
Mittelspannungsnetzen ist somit möglich. In Niederspannungsnetzen tritt häufig der Fall 
auf, dass nur ein einzelner Haushalt oder wenige Haushalte an einem Netzanschluss mo-
delliert werden müssen und somit die Standardlastprofile nicht geeignet sind. [MEI99] 

Lastprofilgeneratoren: Bei Niederspannungsnetzen werden für die Modellierung von 
Haushalten meist Lastprofilgeneratoren eingesetzt, die typische Haushaltsgeräte wie zum 
Beispiel die Beleuchtung oder einen Fernseher in einem 1-Minuten-Zeitintervall abbilden. 
Die Einschaltzeitpunkte der Geräte basieren auf unterschiedlichen Wahrscheinlichkeits-
verteilungen und variieren täglich, wie es in der Realität auch der Fall ist. Dementspre-
chend sieht der Leistungsbezug einzelner Haushalte jeden Tag anders aus. Eine Überlage-
rung der Spitzenlast von zwei oder mehreren Haushalten ist Zufall. Aus diesem Grund ist 
es notwendig, eine große Anzahl von Tagen zu betrachten, um eine zuverlässige Aussage 
zur maximal auftretenden Spitzenlast zu treffen, die auslegungsrelevant ist. [WAG16] 

Saisonale Lastschwankungen: Der Energiebezug und die daraus resultierenden Spitzen-
lasten sind in Verteilnetzen außerdem von saisonalen Lastschwankungen beeinflusst. Die 
Lastschwankungen werden in den VDEW-Standardlastprofilen durch Typtage für die Jah-
reszeiten Sommer, Winter und Übergangszeit repräsentiert. Auf Grund des verstärkten 
saisonalen Effektes bei Haushalten ist dort noch zusätzlich eine sogenannte Dynamisie-
rungsfunktion anzuwenden. Nach Anwendung der Dynamisierungsfunktion ist die 
höchste Last im Winter und die niedrigste Last im Sommer vorzufinden. [MEI99] Im Ver-
gleich zur Übergangszeit variieren die Spitzenlasten des VDEW-Lastprofils für Haushalte 
(H0) um etwa ± 30 % über das Jahr hinweg. Beim Gewerbeprofil (G0) sind die Schwan-
kungen geringer mit + 10 % im Winter und - 10 % im Sommer. Bei Messungen an exemp-
larischen Mittelspannungsringen mit hohem Gewerbeanteil konnten vereinzelt auch hö-
here Spitzenlasten im Sommer identifiziert werden. Der Effekt ist auf die zunehmende 
Installation von Klimageräten im Stadtkern und in Bürogebäuden zurückzuführen. 
[KRE19] Für eine bestmögliche Abbildung der saisonalen Schwankungen muss somit ein 
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ganzes Jahr modelliert werden. Bei der Anwendung von Lastprofilgeneratoren in Nieder-
spannungsnetzen müssen viele Jahre betrachtet werden, um die Tage mit der höchsten 
Last auf Grund der statistischen Effekte bei der Lastüberlagerung betrachten zu können. 
Weil der Aufwand für die Modellierung und Simulation vieler Jahre sehr groß ist, werden 
Untersuchungen häufig auf die relevante Jahreszeit beschränkt. Bei der Netzintegration 
von Elektrofahrzeugen zeigen die Untersuchungen in Kapitel 3 sowie die anderer Studien 
([WUS21], [FNN21]), dass die Winterzeit am relevantesten ist. BEVs haben bei niedrigen 
Temperaturen den höchsten Energiebedarf, der mit der saisonalen Spitzenlast der Haus-
halte und der meisten Gewerbebetriebe im Winter zusammentrifft. 

Wochentage: Neben der saisonalen Lastschwankungen gibt es Unterschiede bei den Wo-
chentagen. Zur Reduzierung des Modellierungsaufwands soll auch hier der relevanteste 
Wochentag betrachtet werden. Für die Betrachtung von Unterschieden in der Bestands-
last kann ebenfalls auf die VDEW-Standardlastprofile zurückgegriffen werden. Dabei sind 
alle Werktage zu einem Typtag zusammengefasst sowie Samstage und Sonntage mit se-
paraten Zeitreihen. Bei den Haushaltsprofilen H0 ist der Unterschied in der Leistungs-
spitze und dem Energiebezug zwischen den Wochentagen im Vergleich zu den saisonalen 
Lastschwankungen verhältnismäßig klein [KRE19]. Bei den Haushaltsprofilen H0 hat der 
Sonntag eine stärker ausgeprägte Mittagsspitze als Werktage und der Samstag. Bei den 
Gewerbeprofilen G0 ist an Werktagen die höchste Belastung zu erkennen, gefolgt vom 
Samstag mit etwas niedrigerer Belastung und Sonntag mit konstant niedriger Last. Vor 
allem in städtischen Gebieten, wo eine Durchmischung von Haushalten und Gewerbe vor-
zufinden ist, erreicht die Bestandslast somit ihr Maximum an Werktagen. [MEI99] Bei 
Elektromobilität sind die zu erwartenden Belastungen an Werktagen durch das Arbeits-
laden und die erwartete höhere Gleichzeitigkeit bei der Rückkehr von der Arbeit zum 
Wohnort größer, wie auch [FNN21] beschreibt und Kapitel 3 zeigt. Basierend auf diesen 
Erkenntnissen liegt der Fokus für die Untersuchungen der Netze und die damit verbun-
dene Modellierung der Bestandslast auf Winterwerktagen. 

2.4.2 Modellierung der Bestandslast 

Die im Abschnitt 2.3 definierte Versorgungsaufgabe liefert die Eingangsinformationen für 
die Modellierung der Bestandslast. 

Haushalte im Niederspannungsnetz: Die Haushalte in den repräsentativen Niederspan-
nungsnetzen werden mit Hilfe von vorgefertigten synthetischen Lastprofilen eines Haus-
halts-Lastprofilgenerators modelliert. Die vorgefertigten Wirk- und Blindleistungsprofile 
mit einer zeitlichen Auflösung eines 1-Minuten-Intervalls repräsentierten 2-Personen-
Haushalte über eine Dauer von 53 Wochen sowie einem jährlichen Energiebedarf von 
2.900 kWh. [WAG16] Das entspricht der durchschnittlichen Haushaltsgröße im Jahr 2019 
in Deutschland von genau 2,0 Personen und annähernd dem durchschnittlichen Jahres-
energieverbrauch von 2-Personen-Haushalten im Jahr 2019 mit 2.890 kWh [BDE21]. Aus 
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den vorgefertigten Jahreslastgängen des Lastprofilgenerators werden jeweils die Winter-
werktage für die Modellierung verwendet. Weil bei einer großen Anzahl von aggregierten 
Winterwerktagen des Lastprofilgenerators Abweichungen zur Profilform vom VDEW-
Standardlastprofil H0 festzustellen waren, wurden die synthetischen Lastprofile von 
[WAG16] in einem weiteren Verarbeitungsschritt kalibriert. Bei der Kalibrierung wurde 
jeder einzelne Tageslastgang in bestimmten Zeiträumen gestreckt oder gestaucht. Nach 
der Kalibrierung entsprechen die aggregierten Profile aus dem Lastprofilgenerator annä-
hernd dem Verlauf des H0-Profils. Die Übereinstimmung der Lastgänge ist vor allem für 
die Validierung der vereinfachten Modellierung mit durchschnittlichen Tageslastgängen 
in Abschnitt 6.3 wichtig. Bei der Modellierung der Lasten an den einzelnen Niederspan-
nungsnetzanschlüssen wird eine entsprechende Anzahl an Lastprofilen für 2-Personen-
Haushalte hinterlegt. Die Anzahl der Lastprofile orientiert sich an der Anzahl der ermit-
telten Bewohner für jedes Gebäude. Zwei Bewohner werden jeweils mit einem Profil ab-
gebildet. Bei der Definition der Versorgungsaufgabe in Abschnitt 2.3.1 wurde bereits be-
rücksichtigt, dass an jedem Netzanschluss eine gerade Anzahl an Bewohnern vorliegt. 

Haushalte im Mittelspannungsnetz: Die Haushalte im Mittelspannungsnetz bzw. den un-
terlagerten Niederspannungsnetzen werden mit Hilfe des VDEW-Standardlastprofils H0 
für die Jahreszeit Winter modelliert. Je Bewohner wird ein Jahresenergieverbrauch von 
1.450 kWh angesetzt, was bei 2-Personen-Haushalten wie in der Niederspannung 
2.900 kWh entspricht. Zur Berücksichtigung der anzuwendenden Dynamisierungsfunk-
tion wird das Profil mit einem Faktor von 1,26 multipliziert, was dem Wintertag mit der 
höchsten Belastung entspricht. Die Auflösung der Lastprofile wird von 15-Minuten- auf 1-
Minuten-Intervalle erhöht, damit die Profile der Bestandslast die gleiche Auflösung wie 
die in Kapitel 3 für Elektromobilität entwickelten Profile haben. Alle 15 Zeitschritte inner-
halb eines 15-Minunten-Intervalls erhalten denselben Wert des VDEW-Standardlastpro-
fils, woraus ein Verlauf mit kleinen stufenförmigen Lastveränderungen über den Tag hin-
weg resultiert. Ein Blindleistungsbezug wird nicht modelliert, weil die Untersuchungen 
zur Entwicklung des Haushaltslastprofilgenerators in [WAG16] zeigen, dass der Wirkleis-
tungsfaktor nahe bei 1 liegt. Stärkere Streuungen von einzelnen Blindleistungsprofilen in 
den induktiven sowie kapazitiven Bereich heben sich außerdem bei der Aggregation vie-
ler Profile gegenseitig auf. 

Gewerbebetriebe in Nieder- und Mittelspannungsnetzen: Die exakte Modellierung von 
einzelnen Gewerbebetrieben ist schwierig, weil sich sogar Gewerbebetriebe mit ähnlicher 
Größe und gleichem Gewerbetyp stark in der Lastcharakteristik unterscheiden können. 
Außerdem sind Gewerbebetriebe mit einem relevanten Einfluss auf die Netzbelastung 
meist nicht in Niederspannungssträngen, sondern direkt an eine Ortsnetzstation ange-
schlossen. Das hat zur Folge, dass die Lastgänge der Gewerbebetriebe erst am Orts-
netztransformator relevant werden und sich die stochastischen Effekte mit der Last der 
anderen Verbraucher reduzieren. Die Modellierung von Gewerbebetrieben wird deshalb 
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vereinfacht mit den VDEW-Standardlastprofilen in der Nieder- und Mittelspannungs-
ebene durchgeführt. Es gibt bei den VDEW-Standardlastprofilen eine Unterscheidung 
zwischen unterschiedlichen Gewerbetypen: G0 – Gewerbe allgemein, G1 – Gewerbe werk-
tags, G2 – Gewerbe Abendstunden, G3 – Gewerbe durchlaufend, G4 – Laden/Friseur, G5 – 
Bäckerei, G6 – Wochenendbetrieb. Zur Reduzierung der Komplexität und Kompensation 
von Unsicherheiten bei der Bestimmung des richtigen Gewerbetyps erfolgt die Modellie-
rung nur mit dem G0-Profil für die Jahreszeit Winter. Das G0-Profil wird entsprechend 
dem ermittelten Jahresenergiebedarf aus der Analyse der Versorgungsaufgabe (Abschnitt 
2.3.4) skaliert. Zusätzlich zum Wirkleistungsprofil wird ein induktiver Blindleistungsbe-
zug mit einem konstanten Wirkleistungsfaktor von 0,98 berücksichtigt, was in den unter-
suchten Netzen als typisch angesehen wird. Wie bei der Modellierung der Haushalte in 
der Mittelspannung wird die Auflösung des G0-Profils von 15 auf 1 Minute erhöht. 

2.4.3 Validierung der Bestandslast in den Niederspannungsnetzen 

Die Validierung der modellierten Bestandslast in der Niederspannung erfolgt mit Hilfe 
von Lastflussmessungen an den Ortsnetztransformatoren und der Historie von 
Schleppzeigerinstrumenten in den Ortsnetzstationen der repräsentativen 
Niederspannungsnetze. Bei der Validierung werden in Abbildung 2-6 die Spitzenlasten in 
allen und in Abbildung 2-7 die Profilformen in zwei exemplarischen Netzen verglichen. 

Spitzenlast: Zur Validierung der Spitzenlast steht in Abbildung 2-6 die maximale 
Transformatorauslastung zum Vergleich. Die blauen Balken repräsentieren die 
modellierte Spitzenlast. Diese wurde aus 300 Tagesverläufen (Winter) mit einem 
Mittelungsintervall von zehn Minuten berechnet. Die grünen Balken beschreiben die 
Schleppzeigerhistorie. Die abgelesenen Schleppzeigerströme werden unter der 
vereinfachten Annahme einer Nennspannung von 400 V und bei Berücksichtigung der 
Nennleistung des Transformators auf eine Transformatorauslastung umgerechnet. 
Abweichend zur Spannungsaufteilung von Abbildung 2-3 (blau Kennline) für 
lastdominierende Extremfälle bestätigen Messdaten aus dem realen Betrieb eine 
Netzspannnung von etwa 400 V an den Messpunkten der Schelppzeier. Der verwendete 
Schleppzeigerstrom entspricht dem Maximum aus der Ablesehistorie der letzten drei 
Jahre über die drei Außenleiter. Die Ablesegenauigkeit entspricht bei den meisten 
Transformatoren einer Schrittweite von 100 A, was bei 630 kVA 
Transformatornennleistung und einer Nennspannung von 400 V einer Abweichung von 
±5 % Auslastung in Abbildung 2-6 entspricht. Die orangen Balken repräsentieren das 
Ergebnis der durchgeführten Lastgangmessungen. Die Auslastung wird aus der 
gemessenen maximalen Scheinleistung und der Nennleistung des Transformators 
berechnet. Die Lastgangmessung erfolgt im 10-Minunten-Messintervall über eine Dauer 
von ca. drei Wochen und primär in der Jahreszeit Sommer. An den Netzen C2_T1 und 
C3_T2 wurde die Lastgangmessung im Winter (Februar und März) durchgeführt. 
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Abbildung 2-6: Validierung der modellierten Spitzenlast im Netzbestand 

Die modellierte Spitzenlast in Abbildung 2-6 ist tendenziell etwas größer als die Schlepp-
zeigerhistorie. Es ist dabei zu berücksichtigen, dass die Abweichungen häufig noch im To-
leranzbereich der Schleppzeigerablesegenauigkeit liegen (bei 630 kVA Transformatoren 
ca. ± 5 %). Die Spitzenlast der Lastgangmessung ist in allen Netzen niedriger als die 
Schleppzeigerhistorie. Grund dafür ist, dass der Messzeitraum (ca. drei Wochen) nicht im 
Zeitraum der Jahreshöchstlast liegt und sich deshalb die Schleppzeigerwerte besser für 
einen Vergleich mit der modellierten Spitzenlast eignen. Vor dem Hintergrund möglicher 
Nachverdichtungen mit entsprechender Leistungssteigerung ist die tendenziell leichte 
Überschätzung der Last durch das Modell als unkritisch zu betrachten. 

Profilform: Zur Validierung der 
modellierten Profilformen werden die 
beiden Netze C2_T1 und C3_T2 
herangezogen, da dort der 
Messzeitraum im Winter war und damit 
die Randbedingungen am Besten mit 
denen der Modellierung 
übereinstimmen. In Abbildung 2-7 
werden die Lastgänge aus Simulation 
und Messung verglichen. 

a) Wohngebiet C2_T1 

 

b) Gewerbegebiet C3_T2

 

Abbildung 2-7: Validierung der Auslastung der Orts-
netztransformatoren von Netz C2_T1 
und C3_T2 

Der Vergleich bezieht sich auf jeweils fünf Winterwerktage mit einer zeitlichen Auflösung 
von zehn Minuten. Das Netz C2_T1 in Abbildung 2-7 a) versorgt hauptsächlich Haushalte. 
Eine gute Übereinstimmung zwischen Modellierung und Messung ist in der Nacht und in 
den Zeiträumen mit Leistungsanstieg und -abfall vorzufinden. Die größte Abweichung ist 
um etwa 19 Uhr mit einer Differenz von etwa 15 % Auslastung. Unter der Annahme, dass 
im Messzeitraum über drei Wochen im Februar nicht die Jahreshöchstlast lag, ist zu 
erwarten, dass die Abweichung in der Realität geringer ist. Das Netz C3_T2 in Abbildung 
2-7 b) versorgt nur Gewerbegebäude, die vereinfacht über das G0-Profil modelliert 
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werden. Eine Abweichung zwischen den fünf modellierten Tagen (blau) ist deshalb nicht 
zu erkennen. Die größte Abweichung mit etwa 15 % zwischen der grünen und blauen 
Kennlinie bei C3_T2 ist um etwa 14 Uhr und lässt sich hauptsächlich auf die 
unterschiedlichen Profilformen zurückführen. 

2.4.4 Validierung der Bestandslast in den Mittelspannungsnetzen 

In Abbildung 2-8 werden modellierte und gemessene Lastgänge aus dem Mittelspan-
nungsnetz verglichen. Die verwendeten Messdaten, die angewendete Kalibrierung und 
die Modellierung von Nachtspeicherheizungen wird nachfolgende beschrieben. 

a) SC1_F2_1 

 

b) SC1_F2_2 

 

c) SC1_F2_3 

 

d) SC1_F2_4 

 
e) SC1_F3_1 

 

f) SC2_F2_1 

 

g) SC2_F2_2 

 

h) SC2_F2_3 

 
i) SC2_F2_4 

 

j) SC2_F3_1 

 

k) SC3_F2_1 

 

l) SC3_F2_2 

 
m) SC3_F2_3 

 

n) SC3_F2_4 

 

o) SC3_F3_1 

 

p) Legende 
 

–– Gemessen an 5 Tagen: 
–– 21. - 25.01.2019 
–– Modelliert mit Nacht-  
–– speicherheizung 
••• Modelliert ohne Nacht-  
••• speicherheizung 

Abbildung 2-8: Profilverläufe bei der Validierung der Bestandslast der Mittelspannungsnetze unter 
Berücksichtigung der Skalierungsfaktoren aus Tabelle 2-8 

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
gi

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA

0
1
2
3
4
5

ZeitSc
he

inl
eis

tun
g i

n M
VA



2.4  Modellierung und Validierung der Bestandslast 

35 

Messdaten: Die Validierung der modellierten Bestandslasten in der Mittelspannung, er-
folgt mit Hilfe von gemessenen Lastgängen aus dem Jahr 2019, weil aus diesem Jahr für 
alle untersuchten Netze Aufzeichnungen aus den Umspannwerken vorliegen. Aus dem 
Jahr 2019 wird die kälteste Arbeitswoche vom 21.01.2019 bis 25.01.2019 mit Tages-
durchschnittstemperaturen bis zu -4,1 °C herangezogen [DWD21]. Nachdem sich die Mo-
dellierung auf eine auslegungsrelevante Temperatur von -10 °C bezieht (vgl. Abschnitt 
2.5.3), wurde an einigen Netzen zusätzlich ein Abgleich mit Lastgängen vom 26.02.2018 
vorgenommen, da an diesem Datum die Tagesdurchschnittstemperatur -10 °C erreichte. 
Der Vergleich zwischen dem 26.02.2018 und der Arbeitswoche in 2019 zeigt auch bei 
Netzen mit hohem Anteil von Nachtspeicherheizungen vernachlässigbar kleine Unter-
schiede. In Abbildung 2-8 werden die gemessenen und modellierten Lastgänge der Netze 
miteinander verglichen, wobei für die Modellierung die Skalierungsfaktoren aus Tabelle 
2-8 berücksichtigt sind. 

Kalibrierung der Modellierung: Die 
modellierten Lastgänge basieren auf 
der in Abschnitt 2.3.4 beschriebenen 
automatisierten Standortanalyse und 
der daraus resultierenden Versor-
gungsaufgabe von Tabelle A-3. Bei der 
Standortanalyse müssen unterschied-
liche Datenquellen miteinander ver-
knüpft werden, wofür es aber keine 
eindeutigen Verknüpfungsmerkmale 
gibt. Dadurch ist es bei ungünstigen 
Voraussetzungen zum Beispiel nicht 
möglich, die Haushalte eines Gebäudes 
dem richtigen Netzanschluss zuzuord-
nen. Erschwerend kommt hinzu, dass 
der spezifische Energiebedarf für Ge-
werbebetriebe aus Tabelle 2-6 eine 
Verallgemeinerung darstellt und nicht 
immer auf die Betriebe vor Ort zutrifft. 

Tabelle 2-8: Skalierungsfaktoren für Bewohner und 
Gewerbeenergie sowie Anteil von Nacht-
speicherheizungen 

Netz Skalierung 
Anzahl 
Bewohner 

Skalierung 
Gewerbe-
energie 

Anteil 
Nacht-
speicher 

SC1_F2_1 1,7 1,00 2,5 % 
SC1_F2_2 1,5 1,00 1,0 % 
SC1_F2_3 0,8 0,80 1,5 % 
SC1_F2_4 1,7 1,00 3,0 % 
SC1_F3_1 0,9 1,00 1,5 % 
SC2_F2_1 1,0 1,00 2,0 % 
SC2_F2_2 1,0 1,00 1,0 % 
SC2_F2_3 1,4 1,00 1,5 % 
SC2_F2_4 1,0 1,00 8,0 % 
SC2_F3_1 1,0 1,00 2,0 % 
SC3_F2_1 1,0 0,90 0,0 % 
SC3_F2_2 1,0 0,85 0,0 % 
SC3_F2_3 1,0 0,75 0,0 % 
SC3_F2_4 1,0 1,15 0,0 % 
SC3_F3_1 1,0 0,65 0,0 % 

 

Die beschriebenen Herausforderungen führen in einigen Netzen zu Abweichungen zwi-
schen den modellierten und gemessenen Lastgängen. In Netzen mit größeren Abweichun-
gen der Spitzenlast wird durch die gleichmäßige Skalierung der Anzahl an Bewohnern 
oder des Gewerbeenergiebedarfs (Versorgungsaufgabe Tabelle A-3) aller Stationen im 
Ring die Modellierung kalibriert. In Tabelle 2-8 sind die verwendeten Skalierungsfakto-
ren zusammen mit der Modellierung der Nachtspeicherheizungen gelistet. 
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Modellierung von Nachtspeicherheizungen: Nachtspeicherheizungen haben im Winter 
trotz geringer Durchdringung einen beachtlichen Einfluss auf die Lastgänge von Mit-
telspannungsnetzen in Wohngebieten. Analog zu den VDEW-Standardlastprofilen für 
Haushalte und Gewerbebetriebe gibt es auch temperaturabhängige Lastprofile für Nacht-
speicherheizungen [MEI99]. Für das untersuchte Netzgebiet wird das Lastprofil ohne 
Tagnachladung für Werktage bei -10 °C ausgewählt und vereinfacht je 2-Personen-Haus-
halt ein Jahresverbrauch der Nachtspeicherheizung von 10.000 kWh angenommen 
[SWM23]. Die Nachtspeicherheizungen werden gleichmäßig auf die Haushalte in den Mit-
telspannungsringen aufgeteilt, bis bei einer entsprechenden Durchdringung die gemesse-
nen Lastspitzen in den Abend- und Morgenstunden erreicht werden. In Tabelle 2-8 sind 
die erreichten Durchdringungen mit Nachtspeicherheizungen zusammen mit den Skalie-
rungsfaktoren für Haushalte und Gewerbe gelistet. In Abbildung 2-8 werden die gemes-
senen Lastgänge (grün) mit den modellierten Lastgängen mit (blau) und ohne (orange) 
Nachtspeicherheizung verglichen. Es ist eine hohe Übereinstimmung zwischen den mo-
dellierten Lastgängen (inkl. Kalibrierung) und den gemessenen Lastgängen in Abbildung 
2-8 zu erkennen. Der Lastbeitrag durch die Nachtspeicherheizungen ist trotz geringer 
Durchdringung an den Haushalten (typisch zwischen 1 % bis 3 %, Extremfall 8 % in Ab-
bildung 2-8 i)) beachtlich. 

2.5 Szenarien für Elektromobilität 

Szenarien oder Szenariotechniken werden häufig in der Wissenschaft verwendet, um 
komplexe Entwicklungen in der Zukunft zu analysieren und Zusammenhänge darzustel-
len. Szenariotechniken gliedern sich typischerweise in vier Phasen: Szenariofeld-Bestim-
mung, Schlüsselfaktor-Identifikation, Schlüsselfaktor-Analyse und Szenario-Generierung. 
[KOS08] Die vier Phasen der Szenariotechnik werden nachfolgend für die Untersuchun-
gen im Rahmen der Arbeit durchgeführt. 

2.5.1 Szenariofeld-Bestimmung 

Wie bereits in Kapitel 1 beschrieben, werden die Auswirkungen von BEVs auf städtische 
Nieder- und Mittelspannungsnetze analysiert. Die Untersuchungen basieren auf Last-
flussberechnungen, die an repräsentativen Nieder- und Mittelspannungsnetzen mit einer 
bekannten Bestandslast angewendet werden. Die zukünftige Existenz von BEVs und das 
zu erwartende Ladeverhalten soll mit Hilfe von Szenarien untersucht werden. Vorunter-
suchungen haben gezeigt, dass auf Grund des hohen Berechnungsaufwands an den Nie-
derspannungsnetzen eine Anzahl von etwa zehn Szenarien untersucht werden kann. 

2.5.2 Schlüsselfaktor-Identifikation 

Auswirkungen von BEV auf das Verteilnetz und die dabei relevanten Einflussfaktoren 
können mit Hilfe der nachfolgenden Schlüssel-Indikatoren beschrieben werden: 
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• Durchdringung: Durchdringungsgrad mit BEVs am gesamten PKW-Bestand 
• Umgebungstemperatur: Definition der auslegungsrelevanten Temperatur 
• Ladeort: Typische Orte, an denen BEVs geladen werden 
• Ladeleistung: Typische Ladeleistungen der Ladepunkte von BEVs 
• Ladestrategie: Ungesteuertes Laden oder Steuerung nach bestimmten Kriterien 
• Wärmepumpen: Als weiterer relevanter Trend mit potentiell hohem Lastanstieg 

2.5.3 Schlüsselindikator-Analyse 

Mögliche Ausprägungen oder Wertebereiche der einzelnen Schlüsselindikatoren werden 
nachfolgend analysiert. 

Durchdringung: Die zu erwartende Anzahl von BEVs wird in dieser Arbeit primär über 
den Durchdringungsgrad in Bezug auf den aktuellen PKW-Bestand ermittelt. Die Durch-
dringung berücksichtigt somit den Worst-Case, bei dem der PKW-Bestand gleich bleibt 
und sich nicht wie zum Beispiel in [PRO21] beschrieben auf Grund von verändertem Mo-
bilitätsverhalten reduziert. Ein Wertebereich von annährend 0 % bis 100 % ist daher 
sinnvoll. Voruntersuchungen bei den Niederspannungsnetzen haben gezeigt, dass die 
Auswirkungen auf die Netzbelastung bei niedriger Durchdringung kaum erkennbar sind 
und bei der erzielten statistischen Genauigkeit (siehe Kapitel 5) eine Schrittweite von 
25 % sinnvoll ist. Daraus resultieren die nachfolgenden Durchdringungsgrade mit BEV 
am PKW-Bestand: 0 % (Bestandslast), 50 %, 75 % und 100 %. 

Umgebungstemperatur: Zur Bestimmung einer auslegungsrelevanten Umgebungstempe-
ratur im Winter erfolgt eine Auswertung von Kälteperioden in München mit Temperatur-
messdaten im 1-Stunden-Intervall zwischen den Jahren 1993 und 2020 [DWD21]. Wie die 
Modellierung der Ladevorgänge an privaten Ladepunkten in Abschnitt 3.2 zeigt, liegt das 
mittlere Ladeintervall bei drei (Arbeitsladen) bzw. sechs (Heimladen) Tagen. 

Der Energieinhalt der Batterie wird über 
mehrere Tage ausgespeichert, bis es zu einer 
erneuten Ladung kommt. Ein erhöhter Ener-
gieverbrauch kommt deshalb erst nach meh-
reren kalten Tagen vollständig in der Netz-
belastung zu tragen. Für die Auswertung in 
Abbildung 2-9 werden deshalb Kälteperio-
den berücksichtigt, an denen mindestens an 
zwei aufeinanderfolgenden Tagen ein defi-
nierter Grenzwert der Tagesdurchschnitts-
temperatur unterschritten bleibt.  

Abbildung 2-9: Kälteperioden in München von 
1993 bis 2020 
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Die Durchschnittstemperatur über die Dauer der Kälteperiode (vertikale Achse) liegt 
meist einige Grad Celsius unter dem definierten Grenzwert. Mit sinkendem Grenzwert der 
Tagesdurchschnittstemperatur reduziert sich die Anzahl  𝑛𝑛 der aufgetretenen Kälteperi-
oden. Bei einem Grenzwert von -15 °C ist nur noch eine Kälteperiode aufzufinden. Als aus-
legungsrelevante Umgebungstemperatur wird die Temperatur von Kälteperioden ange-
nommen, die durchschnittlich jedes Jahr einmal auftritt. Bei dem angestellten Betrach-
tungszeitraum von 27 Jahren traten 30 Kälteperioden mit einer Temperatur ≤ -8 °C in Ab-
bildung 2-9 auf. Bei einer zweiten Analyse der Tagesmittelwerte (nicht dargestellt) wurde 
außerdem der Einfluss unterschiedlicher Gewichtungen untersucht, um zu berücksichti-
gen, dass die meisten Fahrten tagsüber stattfinden, wenn die Temperaturen typischer-
weise über dem Tagesdurchschnitt liegen. Die Gewichtung der 1-Stunden-Mittelwerte der 
Temperatur zwischen 6 Uhr und 20 Uhr mit einem Faktor von 1 sowie zwischen 20 Uhr 
und 6 Uhr mit einem Faktor von 0,25 führt zu einer Reduzierung auf 22 Kälteperioden mit 
≤ -8 °C. Bei einer dritten Analyse (nicht dargestellt) werden zur Übertragbarkeit auf an-
dere deutsche Städte Temperaturmessdaten aus Berlin analysiert, wovon 19 Kälteperio-
den mit ≤ -8 °C ermittelt wurden. In allen drei Analysen erreichen die Kälteperioden mit 
≤ -8 °C häufig einen Temperaturmittelwert von etwa -10 °C. Es wird somit eine ausle-
gungsrelevante Umgebungstemperatur von -10 °C definiert. 

Ladeorte: In der Vergangenheit sind an nachfolgenden privaten, halböffentlichen und 
öffentlichen Orten im städtischen Umfeld Ladepunkte entstanden: An privaten Stellplät-
zen am Wohn- und Arbeitsort, an öffentlichen Straßenstellplätzen in Stadtgebieten mit 
unterschiedlicher Bebauung sowie an halböffentlichen Orten wie Tankstellen und Kun-
denparkplätzen. Welcher der benannten Ladeorte in den betrachteten Verteilnetzen vor-
kommt, hängt von der Parkplatzsituation ab und wurde bereits teilweise in Abschnitt 
2.3.4 bei der Analyse der Versorgungsaufgabe festgelegt. Weil die BEVs an unterschiedli-
chen Orten parken, aber meist nur an einem typischen Ort laden, sind typische Ladeorte 
zu definieren. Zur Reduzierung der Komplexität wird hier bereits zwischen einem Fall mit 
primär privaten Ladepunkten und einem Fall mit verstärkt öffentlichem Ladeanteil in Ta-
belle 2-9 unterschieden. Für die bessere Verständlichkeit der Tabelle beziehen sich die 
Werte auf einen Durchdringungsgrad mit BEVs von 100 %. Bei abweichenden BEV-
Durchdringungen sind die Werte zusätzlich mit dem entsprechenden Faktor zu multipli-
zieren. Die Werte in Tabelle 2-9 wurden in Anlehnung an [KRE21a] definiert. Bei Heim-
stellplätzen wird ein Ladeanteil von 90 % im Fall „primär privat“ und 60 % Ladeanteil bei 
„verstärkt öffentlich“ definiert. 80 % der BEVs mit Parkplatz am Straßenrand laden dort 
und teilen sich die verfügbaren öffentlichen AC-Ladepunkte. Durch das Teilen der öffent-
lichen AC-Ladepunkte wird nicht an jedem Straßenstellplatz ein AC-Ladepunkt benötigt. 
Im verstärkt öffentlichen Fall wird davon ausgegangen, dass BEVs mit Heimstellplatz ver-
mehrt an AC-Straßenladepunkten laden und sich dadurch den Aufbau eines eigenen 
Heimladepunktes sparen. Um das verstärkt öffentliche Laden zu berücksichtigen und den 
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Bezug zu den Straßenstellplätzen belassen zu können, liegt der Ladeanteil hier bei 120 %. 
Gegebenenfalls müssen dafür in der Praxis neue öffentliche Parkmöglichkeiten geschaffen 
werden. 

Tabelle 2-9: Ladeortverteilung für einen Fall mit primär privaten Ladepunkten und einem Fall mit 
verstärkt öffentlichem Ladeanteil 

Ladesäulentyp (Bezugsgröße) Primär privat Verstärkt öffentlich 

Heimladepunkte AC (Anzahl Stellplätze) 90 % aller Stellplätze 60 % aller Stellplätze 

Straßenladepunkte AC (Anz. Stellplätze) 80 % aller Stellplätze 120 % aller Stellplätze 

Arbeitsladepunkte AC (Anz. Mitarbeiter) 30 % aller Mitarbeiter 15 % aller Mitarbeiter 

Kundenladepunkte DC (Betriebsgröße) 0,5 BEV/(100 m²·Tag) 1 BEV/(100 m²·Tag) 

Straßenladepunkte DC (Anz. je NS-Netz) 2 Ladepunkte (50 kW) 0 Ladepunkte (50 kW) 

Tankstelle DC (Anzahl je NS-Netz) 0 Ladepunkte (150 kW) 1 Ladepunkt (150 kW) 

Ob ein Unternehmen seinen Mitarbeitern die Möglichkeit für das Arbeitsladen bietet, 
hängt von vielen Einflussfaktoren ab. Nachfolgend sind mögliche Einflussfaktoren gelis-
tet: Parkplatzangebot, Besitz von Dienstwagen, Gewerbebranche und Unternehmensinte-
ressen wie zum Beispiel Mitarbeiterbindung. Die getroffenen Annahmen, bei denen 30 % 
bzw. 15 % aller Mitarbeiter ihr BEV am Arbeitsplatz laden, beziehen sich auf die durch-
schnittlichen Bedingungen in den Gebäudeclustern C3 und C5. Das zu erwartende Lade-
aufkommen an Kundenparkplätzen ist stark abhängig davon, welche Interessen Handels-
unternehmen verfolgen, um mit dem Ladeangebot zum Beispiel ihre Kundenbindung zu 
erhöhen. Kundenparkplätze sind hauptsächlich in Gebäudecluster C3 vorzufinden und 
das Ladeaufkommen wird auf die Betriebsflächen mit 0,5 und 1 BEV/(100 m²·Tag) bezo-
gen, weil nur für den Lebensmittel-Einzelhandel verlässliche Literaturwerte zum Kun-
denaufkommen zur Verfügung stehen. Supermärkte haben zum Beispiel im Jahr 2013 
eine durchschnittliche Verkaufsfläche von 1.370 m² und ein durchschnittliches tägliches 
Kundenaufkommen von 1.531 Kunden pro Tag [NEU14]. In Bezug auf die definierten Sze-
narien würde demnach nur etwa jeder hundertste Kunde am Supermarkt sein BEV laden. 
Im Gegensatz dazu stehen Gewerbebetriebe wie zum Beispiel ein Möbelhaus mit großen 
Ausstellungsflächen und vermutlich geringer Kundenzahl. Schnellladesäulen mit DC-La-
detechnologie sind ebenfalls am Straßenrand oder an Tankstellen und Kundenparkplät-
zen anzutreffen. Die tatsächlichen Standorte sind schwer vorhersehbar, da neben der At-
traktivität des Standortes die Verfügbarkeit geeigneter Parkplätze mit zusätzlichem Platz 
für die Ladesäule und Anschlussschränke gegeben sein muss. Weil diese Schnelllade-
punkte in der Praxis auf Grund hoher Ladeleistungen mit einer neuen Anschlussleitung 
direkt an den Ortsnetztransformator angeschlossen werden, bleiben die bereits beste-
henden Niederspannungsstränge weitestgehend unbeeinflusst. Die Ermittlung des 
Integrationspotentials beschränkt sich dadurch auf die Lastspitzen am Ortsnetztransfor-
mator und die Belastung der darüber liegenden Netzebenen. Bei der Ladeortverteilung 
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werden deshalb für jedes Niederspannungsnetz zwei Schnellladesäulen mit je 50 kW 
(Straßenladepunkte DC) bei „primär privat“ und eine Schnellladesäule mit 150 kW (Tank-
stelle DC) bei erhöhtem öffentlichen Ladeanteil berücksichtigt. 

Ladeleistung: Die maximale Ladeleistung beim Ladevorgang resultiert aus den Nennlade-
leistungen des Fahrzeugs und des Ladepunktes. Dabei muss zwischen der AC- und DC-
Ladetechnologie unterschieden werden. Aktuelle Prognosen für das AC-Laden deuten da-
rauf hin, dass eine Ladeleistung von 11 kW beim AC-Laden sehr wahrscheinlich ist. Vor 
allem an privaten Ladeorten mit langen Standzeiten ist der dadurch erreichte Ladekom-
fort bereits heute zufriedenstellend. Eine Ladeleistung von 22 kW wird aktuell als Maxi-
mum bei der AC-Ladetechnologie und allgemein bei privaten Ladepunkten angenommen. 
Geringere AC-Ladeleistungen wie zum Beispiel 3,7 kW und 7,4 kW haben aktuell noch ei-
nen großen Anteil, sind aber für Untersuchungen weniger relevant, da vorangegangenen 
Studien (Tabelle A-1) zeigen, dass geringere Ladeleistungen zu einer Entlastung der Ver-
teilnetze führen. Bei der DC-Ladetechnologie ist ebenfalls die Nennladeleistung von BEVs 
und Ladepunkten zu berücksichtigen. Während die meisten BEVs heute über eine Ladel-
eistung von etwa 50 kW oder 100 kW verfügen, gibt es typischerweise Ladepunkte mit 
20 kW (Kundenparkplatz), 50 kW (Straßenstellplätze) und 150 kW (Tankstelle, Kunden-
parkplatz). An Autobahnen gibt es vereinzelt Ladepunkte mit bis zu 350 kW Ladeleistung, 
die im Rahmen der Arbeit nicht weiter betrachtet werden. [NAT20b], [WIN21], [EVD23] 

Ladestrategie: Das ungesteuerte Laden ist aktuell am häufigsten an privaten, 
halböffentlichen und öffentlichen Ladepunkten vorzufinden. Das BEV wird sofort nach 
dem verbinden mit dem Ladepunkt mit technisch maximal möglicher Ladeleistung gela-
den, was den besten Ladekomfort für BEV-Nutzer bedeutet. An den meisten öffentlichen 
Ladepunkten ist auf Grund kurzer Standzeiten auch zukünftig das weitestgehend unge-
steuerte Laden zu erwarten. Als Ausnahme sind zum Beispiel Schnellladesäulen mit La-
deleistungen von 300 kW zu nennen, bei denen bereits heute ein Spitzenlastmanagement 
eingesetzt wird, um die 300 kW Nennladeleistung der Ladesäule auf zwei Ladepunkte auf-
zuteilen [ALP22]. Da viele BEVs über keine so hohe Ladeleistungen verfügen und die La-
deleistung sich während des Ladevorgangs reduziert (siehe Kapitel 4) beeinflusst das 
Spitzenlastmanagement das Ladeverhalten kaum. Spitzenlastmanagement wird ver-
mehrt bei der Integration einer größeren Anzahl von privaten Ladepunkten angewendet. 
Das Spitzenlastmanagement reduziert die Lastspitzen am Netzanschluss und verhindert 
dadurch die Überlastung oder den notwendigen Ausbau des Netzanschlusses. Es kann 
zwischen einem statischen und dynamischen Spitzenlastmanagement unterschieden 
werden wie [ELE20] und Abschnitt 3.4.1 zeigt. Weil das dynamische Lastmanagement 
(DLM) bei gleicher Netzanschlussgröße mehr Integrationspotential für Ladepunkte bie-
tet, ist das DLM die interessante Variante, welche primär auch in der Praxis bei privaten 
Ladepunkten zum Einsatz kommt. Marktgetriebenes Laden ist ebenfalls eine Ladestrate-
gie für private Ladepunkte, da die Ladevorgänge entsprechend verzögert werden, um 
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günstige Ladekosten zu erreichen. Die Modellierung des marktgetriebenen Ladens (Kapi-
tel 3) zielt auf den Marktpreis ab und zeigt typische Tage mit Potential für große Anreize 
während der Mittags- und Nachtstunden. 

Wärmepumpen: Neben BEVs werden Wärmepumpen zukünftig einen relevanten Lastzu-
wachs im Verteilnetz verursachen. In welchem Zusammenhang der Hochlauf sowie die 
Steuerung von BEVs und Wärmepumpen stattfindet, ist schwer abschätzbar. Von beson-
derem Interesse ist das Extremszenario, in dem Wärmepumpen und Elektrofahrzeuge mit 
hoher Durchdringung auftreten. Die detaillierte Modellierung von Wärmepumpen ist 
komplex, da hierfür die individuellen Gebäudedämmungen und Wärmeverteilungssys-
teme (z. B. Flächenheizung oder Radiatoren) berücksichtigt werden müssen. Es wird des-
halb eine vereinfachte Modellierung durchgeführt und Wärmepumpen werden in Nieder-
spannungsnetzen ausschließlich in Wohngebieten mit einem Pauschalansatz untersucht. 
Die angesetzte Leistung an den Netzanschlüssen entspricht 0,5 kW je Bewohner bzw. 
1 kW je 2-Personen-Haushalt für die Raumheizung und Warmwasseraufbereitung. Somit 
verteilt sich die Wärmepumpenleistung proportional zur Bewohnerzahl und damit annä-
hernd zum Wohnraum. Der Wert 1 kW je 2-Personen-Haushalt entspricht bei Durch-
schnittswerten für den coefficient of performance (𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃 ≈ 2,5 bei Mischung von Luft- und 
Grundwasserwärmepumpen bei -10 °C) und einer Normheizlast von 4 kW (thermisch) je 
2-Personen-Haushalt in etwa 60 % Durchdringung mit Wärmepumpen. Die Gleichung 
(A-1) beschreibt die Zusammenhänge der einzelnen Größen, die mit Beispielwerten aus 
[COR18] ersetzt wurden. Weil in Mittelspannungsnetzen die Durchmischung von Wohn- 
und Gewerbegebieten so stark ist, dass eine reine Betrachtung der Wohngebäude zu einer 
Unterschätzung der Last führen würde, wird dort noch zusätzlich je 100 m² Gewerbeflä-
che 1 kW konstanter Leistungsbezug betrachtet. Die Abschätzung in Gleichung (A-2) 
kommt mit dieser Annahme auch zu einer Durchdringung mit etwa 60 % Wärmepumpen 
in Gewerbegebäuden. 

2.5.4 Szenario-Generierung 

Unter Berücksichtigung der unterschiedlichen Schlüsselfaktoren werden die in der Ta-
belle 2-10 beschriebenen zehn Szenarien definiert. Das Szenario S0 beschreibt die Be-
standslast von Haushalt und Gewerbebetrieben ohne BEVs. In den Szenarien S1 bis S3 
wird bei ungesteuertem Laden mit primär privater Ladeortverteilung die Durchdringung 
der BEVs erhöht. Bei allen weiteren Szenarien (S4 bis S9) bleibt die Durchdringung bei 
100 % und jeweils ein Schlüsselfaktor wird variiert. In Szenario S4 findet verstärkt öffent-
liches Laden statt und in Szenario S5 liegt die AC-Ladeleistung bei 22 kW. In Szenario S6 
und S7 wird marktgetriebenes Laden mit Anreizen mittags und nachts angewendet. In 
Szenario S8 wird ein DLM am Netzanschluss und in Szenario S9 werden zusätzlich Wär-
mepumpen in Wohngebäuden berücksichtigt. Szenario S10 mit zusätzlichen Wärmepum-
pen in Gewerbebetrieben wird nur noch an den Mittelspannungsnetzen untersucht. 
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Tabelle 2-10: Definierte Szenarien für die Untersuchung an den repräsentativen Nieder- und Mit-
telspannungsnetzen 

Bezeich-
nung 

Durch-
dringung 

Ladestrategie Ladeort AC-Lade-
leistung 

Wärmepumpen 
 

S0 0 % --- --- --- Nein 

S1 50 % Ungesteuert Primär privat 11 kW Nein 

S2 75 % Ungesteuert Primär privat 11 kW Nein 

S3 100 % Ungesteuert Primär privat 11 kW Nein 

S4 100 % Ungesteuert Verstärkt öffentlich 11 kW Nein 

S5 100 % Ungesteuert Primär privat 22 kW Nein 

S6 100 % Markt mittags Primär privat 11 kW Nein 

S7 100 % Markt nachts Primär privat 11 kW Nein 

S8 100 % DLM Primär privat 11 kW Nein 

S9 100 % Ungesteuert Primär privat 11 kW 1 kW je 2-P.-HH* 

S10 (nur 
MS-Netze) 

100 % Ungesteuert Primär privat 11 kW 1 kW je 2.-HH* 
1 kW je 100 m² GF* 

1 kW je 2-P.-HH*           1 kW je 2-Personen-Haushalt ≈ 60 % Durchdringung bei Wohngebäuden 
1 kW je 100 m² GF*      1 kW je 100 m2 Gewerbefläche ≈ 60 % Durchdringung bei Gewerbegebäuden 
DLM    Dynamisches Lastmanagement am Netzanschlusspunkt 

Die Modellierung der Ladevorgänge für die unterschiedlichen Szenarien erfolgt in nach-
folgenden Kapitel 3 und 4. 
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3 Private Ladepunkte und Lastprofilgeneratoren 

In Kapitel 3 werden die Lastgänge an privaten Heim- und Arbeitsladepunkten modelliert. 
Als Eingangsdaten für die Modellierung werden probabilistische Verteilungen für be-
stimmte Eigenschaften wie zum Beispiel die geladene Energiemenge je Ladevorgang ver-
wendet. Mit den Wahrscheinlichkeitsverteilungen werden Lastprofilgeneratoren para-
metriert, die für bestimmte Ladepunkttypen Ladeprofile erzeugen. Durch systematische 
Erzeugung von Ladeprofilen werden außerdem Gleichzeitigkeitsfaktoren und durch-
schnittliche Tageslastgänge generiert, die als Werkzeuge in der Verteilnetzplanung einge-
setzt werden können. Die Modellierung berücksichtigt außerdem das gesteuerte Laden in 
Form von Spitzenlastkappung und marktgetriebenem Laden. 

3.1 Lastprofilgeneratoren für BEVs 

Lastprofilgeneratoren erzeugen basierend auf Eingangsinformationen synthetische Last-
profile. Beim Erzeugen der synthetischen Lastprofile wird das Ziel verfolgt, diese mög-
lichst realitätsgetreu zu modellieren. Eine der Hauptaufgaben bei der Entwicklung eines 
Lastprofilgenerators ist die Erhebung und Aufbereitung der Eingangsdaten. Die Aufgabe 
des Lastprofilgenerators selbst ist die Durchführung einer Monte-Carlo-Simulation, bei 
der durch die Ziehung von Zufallsgrößen aus probabilistischen Verteilungen die Model-
lierung eines Lastprofils erfolgt. Die in dieser Arbeit verwendeten probabilistischen Ver-
teilungen zur Erzeugung von Ladeprofilen sind nachfolgend aufgelistet: 

• Anzahl der Ladevorgänge je Tag 
z. B. 1 Ladevorgang 

• Startzeitpunkte der Ladevorgänge 
z. B. 09:00 Uhr 

• Geladene Energie je Ladevorgang 
z. B. 22 kWh 

 
Abbildung 3-1: Exemplarische Ladeprofile 

Weitere Eingangsinformationen sind die Ladeleistung und die Profilform. Typische Nenn-
ladeleistungen wurden bereits in Kapitel 1 und 2 benannt und liegen bei privaten AC-La-
depunkten zum Beispiel bei 11 kW. Die Profilform hat im Idealfall einen rechteckigen Ver-
lauf, was der dauerhaften Nennladeleistung (z. B. 11 kW) entspricht und dadurch zur 
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schnellstmöglichen Beladung des BEVs führt. Beim Ladestart um 09:00 Uhr, einer Ladel-
eistung von 11 kW und einer geladenen Energie von 22 kWh ist der Ladevorgang um 
11:00 Uhr beendet (Abbildung 3-1, blau). Das Ende des Ladevorgangs kann somit aus der 
Ladeenergie und dem Startzeitpunkt berechnet werden. In der Praxis starten die Lade-
vorgänge typischerweise bei der Nennleistung und unter bestimmten Voraussetzungen 
kann sich die Ladeleistung reduzieren (Abbildung 3-1, grün). Die Reduzierung der Ladel-
eistung erfolgt durch das Batteriemanagementsystem der BEVs und wird in Kapitel 4 ge-
nauer analysiert. Der Modellierungsansatz für die hier entwickelten Lastprofilgenerato-
ren bezieht sich auf den Idealfall mit dauerhafter Nennleistung und damit rechteckiger 
Profilform. Es wird außerdem vereinfacht ein Wirkleistungsfaktor von 1 angenommen, 
wodurch die Modellierung von Blindleistungsverläufen nicht notwendig ist. Messungen 
im Rahmen der Messkampagne von Kapitel 4 bestätigen die Annahme des Wirkleistungs-
faktors von annähernd 1 aus der Praxis. Bei privaten Ladepunkten wird vorerst angenom-
men, dass jeder Ladepunkt von nur einem BEV genutzt wird und je Tag maximal ein La-
devorgang stattfindet. Die geteilte Nutzung von privaten Ladepunkten wird in Abschnitt 
3.3.3 genauer untersucht. 

3.2 Ungesteuertes Laden an privaten Ladepunkten 

Die Modellierung des ungesteuerten Ladens basiert auf Mobilitätsdaten der Studie Mobi-
lität in Deutschland 2017 (MiD2017) [NOB18] und Inhalten, die bereits in [KRE21a] ver-
öffentlicht wurden. Die weiteren Analysen beginnen mit der Herleitung der probabilisti-
schen Eingangsgrößen für das ungesteuerte Laden an Heim- und Arbeitsladepunkten. 

3.2.1 Tagesenergiebedarf basierend auf Mobilitätsdaten 

Die Grundlage für die Ermittlung des Tagesenergiebedarfs ist die zurückgelegte Tagesge-
samtstecke von PKWs in deutschen Metropolen und Großstädten der Studie MiD2017. 
Basierend auf der zurückgelegten Tagesgesamtstrecke wird der Energiebedarf in Anleh-
nung an [WUS21] berechnet. Nachfolgende Abhängigkeiten werden dabei berücksichtigt 
und sind in Abbildung 3-2 dargestellt. 

• Tagesgesamtstrecke in Abhängigkeit des Wochentags und der Zulassungsart 
• Anzahl der Fahrten je Tag oder die Länge der Einzelwegstrecken je Tag 
• Durchschnittsgeschwindigkeit in Abhängigkeit zur Weglänge 
• Energieverbrauch in Abhängigkeit zur Durchschnittsgeschwindigkeit 
• Energieverbrauch in Abhängigkeit zur Umgebungstemperatur 
• Endergebnis: Verbrauch in Abhängigkeit der Tagesgesamtstrecke und Temperatur 

Tagesgesamtstrecke in Abhängigkeit des Wochentags und der Zulassungsart: Es wird un-
terschieden zwischen privat und gewerblich zugelassenen Fahrzeugen sowie Werktagen 
(Montag bis Freitag) und Wochenenden (Samstag und Sonntag). Die kumulierte Häufig-
keit der Tagesgesamtstrecken ist in Abbildung 3-2 a) exemplarisch für privat zugelassene 
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PKWs an Werktagen und an Wochenende dargestellt. Die ursprüngliche Häufigkeitsver-
teilung aus der Studie MiD2017 mit definierten Streckenintervallen wurde kumuliert und 
die resultierenden Datenpunkte durch lineare Interpolation verbunden. Die durchschnitt-
liche Tagesgesamtstrecke im betrachteten Raumtyp Metropole und Großstadt liegt für 
private PKWs bei 22,1 km und für gewerblich zugelassene PKWs bei 30,6 km. Bei Heim-
ladepunkten werden die Tagesgesamtstrecken von privaten PKWs berücksichtigt. Für Ar-
beitsladepunkte werden die Tagesgesamtstrecken von gewerblichen PKWs herangezo-
gen, weil anzunehmen ist, dass dort bevorzugt Dienstwägen und PKWs von Pendlern mit 
höheren Fahrleistungen geladen werden. 

Länge der Wegstrecken: Die Tagesgesamtstrecke teilt sich meist in mehrere einzelne 
Wege oder Fahrten auf. In Abbildung 3-2 b) wird die Anzahl der Fahrten je Tag mit ihrer 
Häufigkeit dargestellt. 

Mit einem Anteil von 42 % treten zwei 
Fahrten je Tag am häufigsten auf, weshalb 
vereinfacht angenommen wird, dass sich 
die Tagesgesamtstrecke täglich auf zwei 
gleich lange Wegstrecken aufteilt. 

Durchschnittsgeschwindigkeit in Abhän-
gigkeit zur Weglänge: Die Aufteilung in 
Wegstrecken ist notwendig, weil aus der 
Weglänge die Durchschnittsgeschwindig-
keit berechnet wird, die wiederum Ein-
fluss auf den Energieverbrauch nimmt. 
Der Zusammenhang zwischen Wegstrecke 
und Durchschnittsgeschwindigkeit wird 
ebenfalls in [WUS21] berücksichtigt, 
stammt ursprünglich aus [SCH18] und ist 
in Abbildung 3-2 c) dargestellt. 

Energieverbrauch in Abhängigkeit zur 
Durchschnittsgeschwindigkeit: Besonders 
bei hohen Geschwindigkeiten, wie zum 
Beispiel bei Fahrten auf der Autobahn 
oder Schnellstraßen ist der Energiebedarf 
hoch. Der quadratische Zusammenhang 
aus [WUS21] und [FÜß17] ist in Abbildung 
3-2 d) dargestellt. 

a) Tagesgesamtstrecke 

 

b) Fahrten je Tag 

 
c) Geschwindigkeit 

 

d) Energieverbrauch 

 
e) Temperatureinfluss 

 

f) Endergebnis 

 
Abbildung 3-2: Einflussfaktoren auf den Energie-

bedarf für Tagesgesamtstrecken 
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Energieverbrauch in Abhängigkeit zur Umgebungstemperatur: Einer der relevantesten 
Einflussfaktoren auf den Energieverbrauch ist die Umgebungstemperatur, die mit einem 
Temperaturkoeffizienten berücksichtigt wird. Die in [WUS21] ermittelte Näherungsfunk-
tion mit Daten aus dem Jahr 2012 wurde durch neue Daten aus dem Jahr 2020 [ARG20] 
ersetzt. Der geringste Verbrauch liegt bei etwa 20 °C, welcher sich durch die Beheizung 
des Fahrzeuginnenraums und die Klimatisierung der Fahrzeugbatterie bei -10 °C fast ver-
doppelt. Die genäherte Polynomfunktion dritten Grades ist Gleichung (3-1) und Abbil-
dung 3-2 e) zu entnehmen. 

𝑘𝑘(𝜗𝜗) = 1,0829 ∙ 10−5 ∙ 𝜗𝜗3 + 4,8833 ∙ 10−4 ∙ 𝜗𝜗2 − 3,7619 ∙ 10−2 ∙ 𝜗𝜗 + 1,467 (3-1) 

 𝑘𝑘(𝜗𝜗) Temperaturkoeffizient  
 𝜗𝜗 Umgebungstemperatur  

Die Berechnung des temperaturabhängigen Energiebedarfs unter Berücksichtigung der 
genannten Einflussfaktoren erfolgt mit Gleichung (3-2) in Anlehnung an [WUS21]. 

𝐸𝐸(𝑠𝑠,𝜗𝜗) = 𝑘𝑘(𝜗𝜗) ∙ 2 ∙ 𝐸𝐸(𝑣𝑣(𝑠𝑠/2)) (3-2) 

 𝐸𝐸(𝑠𝑠,𝜗𝜗) Temperaturabhängiger Energiebedarf für Tagesstrecke  
 𝑘𝑘(𝜗𝜗) Temperaturkoeffizient  
 𝑠𝑠 Tagesgesamtstrecke  
 𝑣𝑣(𝑠𝑠/2) Durchschnittsgeschwindigkeit in Abhängigkeit der halben 

Tagesgesamtstrecke 
 

 𝐸𝐸(𝑣𝑣(𝑠𝑠/2)) Energiebedarf in Abhängigkeit der Durchschnittsgeschwin-
digkeit und der halben Tagesgesamtstrecke 

 

Der resultierende Energiebedarf in Abhängigkeit der Tagesgesamtstrecke und Umge-
bungstemperatur bei -10 °C sowie +25 °C ist Abbildung 3-2 f) zu entnehmen. Die hier er-
mittelten durchschnittlichen Energiebedarfe für städtische Fahrstrecken mit 
20 kWh / 100 km bei - 10 °C und 13 kWh / 100 km bei +25 °C haben eine gute Überein-
stimmung mit den in Tabelle A-4 aufgeführten anderen Studien. 

3.2.2 Simulation des Batteriefüllstands 

In einer Batteriefüllstand-Simulation wird durch die Ziehung zufälliger Tagesgesamtstre-
cken aus der kumulierten Häufigkeitsverteilung (Abbildung 3-2 a)) der tägliche Energie-
verbrauch eines BEVs simuliert. Die benötigte Tagesenergie wird jeweils aus der Fahr-
zeugbatterie entnommen, wodurch sich der Batteriefüllstand täglich weiter reduziert. Mit 
Unterschreiten eines bestimmten Batteriefüllstandes steigt die Wahrscheinlichkeit für 
die Wiederaufladung der Batterie. Nach der Ladung der Batterie auf 100 % Füllstand kön-
nen wieder Tagesgesamtstrecken zurückgelegt werden bis es zu einer erneuten Ladung 
kommt. Ein Auszug von 100 Tagen der Batteriesimulation eines privaten BEVs bei -10 °C 
und einer Netto-Batteriekapazität von 60 kWh ist Abbildung 3-3 a) zu entnehmen. Die 
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Kapazität mit 60 kWh wurde in Anlehnung an [EBN19] (50 kWh) und unter Berücksich-
tigung aktueller BEV-Modelle definiert (z. B.: VW ID.3: klein 45 kWh, mittel 58 kWh, groß 
82 kWh [VOL22]; Hyundai IONIQ 5: klein 58 kWh, groß 72,6 kWh [HYU23]). 

Die angewendete Wahrscheinlichkeits-
verteilung für die Wiederaufladung der 
Batterie ist in Abbildung 3-3 b) darge-
stellt. Die Knickpunkte der Kennlinie be-
schreiben eine zwingende Aufladung bei 
einer Restreichweite von weniger als 
125 km (Füllstand bei ca. 40 %) und keine 
Nachladung, wenn seit der letzten Aufla-
dung weniger als ca. 40 km (Füllstand bei 
ca. 85 %) zurückgelegt wurden. 

a) Batteriesimulation 

 

b) Ladewahrscheinlichkeit 

 
Abbildung 3-3: Simulation des Batteriefüllstands 

mit Ladewahrscheinlichkeit 

Die Knickpunkte und die Form der Kennlinie orientieren sich an der Wahrscheinlichkeits-
verteilung in [EBN19]. In Abschnitt 3.3.3 wird untersucht, welchen Einfluss die Nachla-
dung nach jeder Rückkehr zum Ladepunkt hat. Bei gewerblichen BEVs wird in der Simu-
lation berücksichtigt, dass eine Nachladung am Samstag und Sonntag nicht möglich ist. 
Sollte die Batterie auf Grund der geplanten Fahrstrecken am Wochenende leer werden, 
wird vorbeugend am Freitag geladen und in sehr seltenen Fällen zusätzlich an einem an-
deren Ort wie zum Beispiel einer öffentlichen Ladesäule. 

3.2.3 Auswertung von Ladewahrscheinlichkeit und Ladeenergie 

Die Simulation des Batteriefüllstands aus 
Abschnitt 3.2.2 erfolgt über eine Dauer 
von 200.000 Tagen (ca. 550 Jahre), damit 
ausreichend viele Ladvorgänge für eine 
statistische Auswertung zur Verfügung 
stehen. Anschließend wird die geladene 
Energie je Ladevorgang und die Vertei-
lung der Ladevorgänge auf die Wochen-
tage analysiert. Abbildung 3-4 a) zeigt die 
relative Häufigkeit der Ladevorgänge an 
den Wochentagen bei Heimladepunkten. 
Die relative Häufigkeit schwankt zwi-
schen 0,15 und 0,19, was einem Ladein-
tervall von ca. sechs Tagen entspricht. Die 
kleinen Unterschiede entstehen auf 
Grund verschiedener Fahrstrecken zwi-
schen Werktagen und dem Wochenende. 

a) Heimladen Tag 

 

b) Heimladen Energie 

 
c) Arbeitsladen Tag 

 

d) Arbeitsladen Energie 

 

Abbildung 3-4: Ladehäufigkeit je Wochentag und 
Ladeenergie je Ladevorgang 
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Die Wahrscheinlichkeit, dass eine Fahrt am Wochenende stattfindet ist zwar kleiner, aber 
die zurückgelegte Strecke ist typischerweise länger (Abbildung 3-2 a)). Bei der Auswer-
tung der Ladeenergie je Ladevorgang wird eine Kerndichteschätzung (Kernel Density E-
stimation, KDE) angewendet [DIC12]. Als Kern der KDE dient die Gaußsche Normalver-
teilung. Die KDE hat gegenüber der bekannten Häufigkeitsverteilung den Vorteil, dass ein 
kontinuierlicher Verlauf entsteht und dadurch Streuungen geglättet werden. Ein Beispiel 
zur Anwendung der KDE ist Abbildung 4-8 zu entnehmen. Die Wahrscheinlichkeitsdichte-
funktionen sind über die Wochentage sehr ähnlich. Der arithmetische Mittelwert 𝜇𝜇 der 
geladenen Energie je Ladevorgang entspricht 24 kWh bzw. 25 kWh. Für das Arbeitsladen 
sind die Auswertungen in Abbildung 3-4 c) und d) zu sehen. Weil das BEV gemäß der An-
nahme in Abschnitt 3.2.2 am Samstag und Sonntag nicht mit dem Ladepunkt verbunden 
wird, resultiert eine erhöhte Ladewahrscheinlichkeit am Montag mit 0,43 und Freitag mit 
0,31. Bei der Wahrscheinlichkeitsdichte der Ladeenergie weicht der Montag mit durch-
schnittlich 31 kWh je Ladevorgang ebenfalls von den anderen Wochentagen mit durch-
schnittlich 26 kWh ab. Die Ladewahrscheinlichkeit je Wochentag und die Ladeenergie je 
Ladevorgang repräsentieren zwei der drei benötigten probabilistischen Eingangsinfor-
mationen für die Modellierung der Ladepunkte mit Lastprofilgeneratoren. 

3.2.4 Startzeitpunkte der Ladevorgänge basierend auf Mobilitätsdaten 

Der Startzeitpunkt der Ladevorgänge ist die dritte probabilistische Eingangsgröße, die 
mit Hilfe der Studie MiD2017 für dem Raumtyp Metropole und Großstadt direkt ermittelt 
werden kann. In der Studie wurde unter anderem die Uhrzeit der Ankunft an unterschied-
lichen Orten analysiert. Unter den Ankunftsorten sind auch Wohnorte und Arbeitsstätten 
mit den entsprechenden Häufigkeitsverteilungen über Intervallbreiten von einer Stunde. 

Abbildung 3-5 zeigt die kumulierte 
Häufigkeit der Ankunftszeitpunkte, die 
zusätzlich auf eine 1 min Auflösung linear 
interpoliert wurden. Weil typischerweise 
sofort nach der Ankunft am Zielort das BEV 
mit dem Ladepunkt verbunden wird, 
entspricht der Ankunftszeitpunkt dem 
Einsteckzeitpunkt und bei ungesteuerter 
Ladung auch dem Start des Ladevorgangs. 

 

Abbildung 3-5: Ankunftswahrscheinlichkeiten 
basierend auf MiD2017 

Alle benötigten probabilistischen Verteilungen zur Modellierung von Heim- und Arbeits-
ladepunkten sind definiert. Bei der Untersuchung der Niederspannungsnetze kommen 
die probabilistischen Verteilungen zur Lastmodellierung direkt in Kapitel 5 zum Einsatz. 
Im nachfolgenden Abschnitt werden Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche 
Lastgänge erzeugt. 
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3.3 Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge 

Der in Abschnitt 3.1 beschriebene Modellierungsansatz für Lastprofilgeneratoren wird 
um einen Algorithmus erweitert, mit dem Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche 
Tageslastgänge erzeugt werden können. Die Inhalte dieses Abschnitts basieren auf 
[KRE22b]. 

3.3.1 Methodik 

Die Methodik beruht auf der systematischen Erzeugung von synthetischen Lastprofilen 
und ist in Abbildung 3-6 beschrieben. Der Aufbau besteht aus vier kaskadierten Schleifen, 
die zusammen mit jeweils einer Gleichung zu den Gleichzeitigkeitsfaktoren und durch-
schnittlichen Lastprofilen führen. Zu Beginn ist außerdem der Ladeort (z. B. Heim- oder 
Arbeitsladen) und die Ladeleistung (z. B. 11 kW) zu definieren. Der Ablauf und die Funk-
tion der Schleifen wird nachfolgend von innen nach außen für die Ermittlung des Gleich-
zeitigkeitsfaktors beschrieben. 

 
Abbildung 3-6: Methodik zur Ermittlung von Gleichzeitigkeitsfaktoren 

Schleife 1: Im Zentrum der Methodik befindet sich ein Lastprofilgenerator, der für einen 
einzelnen Tag ein Lastprofil erzeugt. Bei privaten Ladepunkten taucht auf Grund der ge-
troffenen Annahmen ein einzelner oder kein Ladevorgang auf. Bei öffentlichen und halb-
öffentlichen Ladepunkten können mehrere Ladevorgänge je Tag auftreten. Treffen zwei 
Ladevorgänge zufällig auf gleiche Zeiträume, wird ein Ladevorgang verzögert, bis der an-
dere abgeschlossen ist. Eine Überlappung von zwei Ladevorgängen an einem Ladepunkt 

Definition: Nennladeleistung 𝑃𝑃n 
und Ladeort (z.B. Heimladepunkte, Arbeitsladepunkte, Kundenladepunkt, …)

Start Schleife 4: Anzahl der betrachteten Iterationen (Tage): 𝑛𝑛schleife4 
=  𝑛𝑛iter

Ende Schleife 4: Ermittlung der Spitzenlast über alle Iterationen:𝑃𝑃max,all,iter =  max (𝑃𝑃max,i)
Weitere Schritte: Berechnung der Gleichzeitigkeitsfaktoren mit Gleichung (3-3) sowie 𝑃𝑃max,all,iter, 𝑃𝑃n und 𝑛𝑛lp

Start Schleife 3: Anzahl der betrachteten Ladepunkte 𝑛𝑛schleife3 
=  𝑛𝑛lp

Ende Schleife 3: Ermittlung des Summenlastgangs aller betrachten Ladepunkte:  𝑃𝑃sum(𝑡𝑡) =  ∑ 𝑃𝑃𝑖𝑖(𝑡𝑡)
𝑛𝑛lp
𝑖𝑖=1

Weitere Schritte: Ermittlung der Spitzenlast des Summenlastgangs: 𝑃𝑃max =  max (𝑃𝑃sum(𝑡𝑡))

Start Schleife 2: Lastgangerstellung für zwei aufeinanderfolgende Tage: 𝑛𝑛schleife2 
=  2

Ende Schleife 2: Lastgang für einen Ladepunkt über zwei aufeinanderfolgende Tage
Weitere Schritte: Verwendung des Lastgangs des zweiten Tages 𝑃𝑃 𝑡𝑡 (eingeschwungener Zustand)

Start Schleife 1: Ziehung der Anzahl an Ladevorgängen je Tag und Ladepunkt: 𝑛𝑛schleife1 = 𝑛𝑛lv
• tstart Ziehung eines Startzeitpunkts z.B. 09:00 Uhr
• E Ziehung der geladenen Energie z.B. 22 kWh
Weitere Schritte: Bereinigung von überlappenden Ladevorgängen (v.a. bei öfftl. Ladepunkten)

Ende Schleife 1: Ladevorgänge an einem Ladepunkte für einen Tag definiert
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ist technisch nicht möglich und würde in der Realität ebenfalls zur zeitlichen Verschie-
bung des Ladevorgangs oder zur Nutzung eines anderen Ladepunktes führen. 

Schleife 2: Mit Schleife 2 wird das erzeugte Lastprofil um einen weiteren Tag erweitert. 
Die weiteren Arbeitsschritte beziehen sich dann nur noch auf den zweiten Tag, weil dort 
ein eingeschwungener Zustand mit überlappenden Ladeprofilen aus dem Vortag vorzu-
finden ist. 

Schleife 3: In Schleife 3 wird die Anzahl der betrachteten Ladepunkte festgelegt. Bei 
Gleichzeitigkeitsfaktoren wird eine Anzahl von 1 bis 10.000 Ladepunkten betrachtet 
(Schrittweite 1). Anschließend werden für jede Anzahl der Ladepunkte die Lastprofile zur 
𝑃𝑃sum(𝑡𝑡) addiert und die Leistungsspitze 𝑃𝑃max berechnet. 

Schleife 4: Mit der äußersten Schleife wird der Vorgang in den unterlagerten Schleifen mit 
einer bestimmten Anzahl an Iterationen 𝑛𝑛iter wiederholt und aus den 𝑃𝑃max jeder einzelnen 
Iteration (𝑃𝑃max,i) der Maximalwert 𝑃𝑃max,all,iter aller Iterationen bestimmt. Zur Optimie-
rung der Genauigkeit und Rechenzeit wird 𝑛𝑛iter abhängig von der Anzahl der Ladepunkte 
𝑛𝑛lp dynamisch zwischen 100 und 100.000 Iterationen angepasst. Der Einfluss der be-
trachteten Iterationen wird in Abschnitt 3.3.3 genauer analysiert. Die Berechnung des 
Gleichzeitigkeitsfaktors erfolgt in Anlehnung an [PRO14] [ALI21] mit Gleichung (3-3). 

𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺 =
𝑃𝑃max,all,iter

𝑛𝑛lp ∙ 𝑃𝑃n
 (3-3) 

 𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺 Gleichzeitigkeitsfaktor  
 𝑃𝑃max,all,iter Spitzenlast aus allen betrachteten Iterationen  
 𝑛𝑛lp Anzahl der betrachteten Ladepunkte  
 𝑃𝑃n Nennladeleistung  

Die durchschnittlichen Tageslastgänge werden mit einer ähnlichen Methode wie in Abbil-
dung 3-6 ermittelt. Der Unterschied besteht darin, dass eine Anzahl von einer Million La-
depunkten in Schleife 3 betrachtet wird und bereits die Variable 𝑃𝑃sum(𝑡𝑡) aus Schleife 3 in 
die Berechnung von Gleichung (3-4) eingeht. Die Wiederholung der Vorgehensweise mit 
den Iterationen in Schleife 4 ist somit nicht notwendig. 

𝑃𝑃dtlg(𝑡𝑡) =
𝑃𝑃sum(𝑡𝑡)
𝑛𝑛lp

 (3-4) 

 𝑃𝑃dtlg(𝑡𝑡) Leistungsverlauf des durchschnittlichen Tageslastgangs  
 𝑃𝑃sum(𝑡𝑡) Summenlastgang aller betrachteten Ladepunkte  
 𝑛𝑛lp Anzahl der betrachteten Ladepunkte  

Die Ergebnisse zeigen bei einer Million Ladepunkten eine hohe statistische Genauigkeit 
der Monte-Carlo-Simulation mit vertretbarem Berechnungsaufwand. Die statistische Ge-
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nauigkeit wurde nicht weiter quantifiziert, aber lässt sich zum Beispiel auch an der gerin-
gen Streuung der benachbarten Datenpunkte (1 min-Intervall) der durchschnittlichen Ta-
geslastgänge in Abbildung 3-7 erkennen. 

Die Anwendung der durchschnittlichen Tageslastgänge ist somit streng genommen nur 
für eine Anzahl von einer Million Ladepunkten gültig. Weil im Verteilnetz die Anzahl der 
Ladepunkte deutlich kleiner ist, könnte die tatsächliche Spitzenlast bei der Verwendung 
der durchschnittlichen Tageslastgänge unterschätzt werden. Um den Effekt quantifizie-
ren zu können, wird in Anlehnung an [PRO14] das Spitzenlastverhältnis in Gleichung 
(3-5) berechnet. Das Spitzenlastverhältnis beschreibt einen Faktor, um den die tatsächli-
che Spitzenlast bei einer bestimmten Anzahl an Ladepunkten unterschätzt wird. In die 
Berechnung gehen der Gleichzeitigkeitsfaktor und der durchschnittliche Tageslastgang 
ein. 

3.3.2 Heim- und Arbeitsladepunkte 

Für Heim- und Arbeitsladepunkte sind die Ergebnisse für Gleichzeitigkeitsfaktoren, 
durchschnittliche Tageslastgänge und Spitzenlastverhältnis in Abbildung 3-7 mit den La-
deleistungen von 3,7 kW, 7,4 kW, 11 kW und 22 kW dargestellt. Die Ergebnisse beziehen 
sich außerdem auf einen Winterwerktag bei einer Umgebungstemperatur von -10 °C. Der 
Fokus bei der Betrachtung der Ergebnisse liegt nachfolgend exemplarisch auf den Heim-
ladepunkten mit einer Leistung von 11 kW. 

• Der Gleichzeitigkeitsfaktor liegt bei einer Anzahl von 1 bis 4 Ladepunkten bei 1 
und fällt exponentiell auf einen Endwert von etwa 0,05 bei 10.000 Ladepunkten. 

• Der durchschnittliche Tageslastgang erreicht sein Maximum mit 0,5 kW um unge-
fähr 19:00 Uhr. Die Fläche unter dem Lastgang entspricht einem Energiebedarf 
von etwa 4,4 kWh je Winterwerktag. 

• Das Spitzenlastverhältnis liegt bei einer Anzahl von 400 Ladepunkten bei einem 
Wert von ca. 2. Bei der Modellierung von 400 Ladepunkten mit durchschnittlichen 
Tageslastgängen könnte somit die Last im ungünstigsten Fall um den Faktor 2 un-
terschätzt werden. Bei einer Anzahl von 10.000 Ladepunkten nähert sich das Spit-
zenlastverhältnis dem Wert von 1 an. 

  

𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆 =
𝑃𝑃n ∙ 𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺(𝑛𝑛lp)
max (𝑃𝑃dtlg(𝑡𝑡))

 (3-5) 

 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆 Spitzenlastverhältnis  
 𝑃𝑃n Nennladeleistung  
 𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺(𝑛𝑛lp) Gleichzeitigkeitsfaktor für eine bestimmte Anzahl an Lade-

punkten 
 

 𝑃𝑃dtlg(𝑡𝑡) Durchschnittlicher Tageslastgang  
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 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Heimladen 
Winterwerktag 
(Freitag) 
▬ 3,7 kW 
▬ 7,4 kW 
▬ 11 kW 
▬ 22 kW    
b) Arbeitsladen 
Winterwerktag 
(Montag) 
▬ 3,7 kW 
▬ 7,4 kW 
▬ 11 kW 
▬ 22 kW    

Abbildung 3-7: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhältnis 
für Heim- und Arbeitsladepunkte an Winterwerktagen 

Die Ladeleistung hat besonders bei kleiner Anzahl an Ladepunkten einen entscheidenden 
Einfluss auf die resultierenden Spitzenlasten. Bei einer Anzahl von drei Ladepunkten mit 
11 kW liegt die Spitzenlast bei 33 kW und bei drei Ladepunkten mit 22 kW bei 66 kW 
(Gleichzeitigkeitsfaktor jeweils 1). Mit einer größeren Anzahl von Ladepunkten verrin-
gern sich die Unterschiede. Das verdeutlicht der Vergleich bei 10.000 Ladepunkten, wo 
die Spitzenlast bei 11 kW und 22 kW jeweils bei etwa 6 MW liegt (Gleichzeitigkeitsfaktor 
bei 11 kW ≈ 0,051, Gleichzeitigkeitsfaktor bei 11 kW ≈ 0,029). 

Beim Arbeitsladen sind die Gleichzeitigkeitsfaktoren bei gleicher Ladeleistung größer als 
beim Heimladen. Auch der durchschnittliche Tageslastgang hat eine deutlich stärkere 
Ausprägung am Vormittag mit bis zu 3 kW bei einem Energiegehalt von 13,3 kWh. Die 
Unterschiede zwischen Heim- und Arbeitsladen sind auf zwei Einflüsse zurückzuführen. 
Zum einen wurden für BEVs, die bei der Arbeit laden, längere Tagesgesamtstrecken ange-
nommen und zum anderen ist die Ankunftszeit am Arbeitsort auf einen kürzeren Zeit-
raum geballt. Der sägezahnförmige Verlauf der Kennlinien beim Gleichzeitigkeitsfaktor 
ist auf die Berechnung des Gleichzeitigkeitsfaktors mit diskreter Anzahl an Ladepunkten 
zurückzuführen (siehe auch in [FNN21]). Der Effekt fließt ebenfalls bei der Berechnung 
des Spitzenlastverhältnisses mit ein und reduziert sich mit steigender Anzahl an Lade-
punkten. Die Sprünge bei 10, 100 und 1.000 Ladepunkten sind auf die veränderte Anzahl 
der betrachteten Iterationen zurückzuführen und besonders beim Spitzenlastverhältnis 
an Heimladepunkten mit 11 kW (100 Ladepunkte) zu sehen. Dieser Effekt und weitere 
Einflüsse werden im nachfolgenden Abschnitt thematisiert. 
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3.3.3 Analyse von Einflussfaktoren 

Die Auswirkungen veränderter Annahmen für das Laden von BEVs, wie zum Beispiel die 
Umgebungstemperatur, lassen sich besonders gut mit den Gleichzeitigkeitsfaktoren und 
durchschnittlichen Tageslastgängen zeigen. Nachfolgende Einflussfaktoren werden in 
diesem Abschnitt untersucht und beziehen sich jeweils auf eine Ladeleistung von 11 kW: 

• Anzahl an Iterationen 
• Wochentage 
• Laderoutine 
• Umgebungstemperatur 
• Geteilte Nutzung von Ladepunkten 

Anzahl an Iterationen: Die Anzahl der Iterationen 𝑛𝑛iter hat einen fundamentalen Einfluss 
auf den resultierenden Gleichzeitigkeitsfaktor, weil mit steigender Anzahl an Iterationen 
die Wahrscheinlichkeit für hohe Lastspitzen steigt. 

Abbildung 3-8 zeigt einen Vergleich der re-
sultierenden Gleichzeitigkeitsfaktoren bei 
unterschiedlicher Anzahl an Iterationen an 
Heimladepunkten mit einer Ladeleistung 
von 11 kW. Während bei geringer Anzahl 
an Ladepunkten die Ergebnisse eine starke 
Abhängigkeit zur Anzahl an Iterationen auf-
weisen, ist der Unterschied ab 100 Lade-
punkten nur noch klein. Da bei einer gro-
ßen Anzahl an Iterationen und gleichzeitig 
hoher Anzahl an Ladepunkten die Simulati-
onen sehr rechenintensiv werden, wird im 
Rahmen dieser Arbeit die Anzahl der Itera-
tionen dynamisch angepasst. 

a) Einfluss der Iterationen auf das Ergebnis 

 
b) Dynamische Anpassung der Iterationen 
      ⓐ: 1 ≤ 𝑛𝑛CP ≤ 10 → 𝑛𝑛iter = 100.000 
      ⓑ: 11 ≤ 𝑛𝑛CP ≤ 100 → 𝑛𝑛iter = 10.000 
      ⓒ: 101 ≤ 𝑛𝑛CP ≤ 1.000 → 𝑛𝑛iter = 1.000 
      ⓓ: 1.001 ≤ 𝑛𝑛CP ≤ 10.000 → 𝑛𝑛iter = 100 

Abbildung 3-8: Einfluss der Iterationen auf den 
Gleichzeitigkeitsfaktor 

Die Anzahl der Iterationen entspricht in der Realität der Anzahl an betrachteten Tagen. 
Bei vorhergehenden Arbeiten wurden zum Beispiel in [ALI21] 7.000 Tage und in [FNN21] 
36.500 Tage von 1 bis 1.500 bzw. 2.000 Ladepunkte betrachtet, wobei auf die Unter-
schiede bei der Auswertung in den Studien nicht weiter eingegangen wird. In der Praxis 
würde das in [ALI21] bedeuten, dass die mit dem Gleichzeitigkeitsfaktor ermittelte Spit-
zenlast ein einziges Mal in 7.000 Tagen (oder etwa 20 Jahren) auftritt. Für die Dimensio-
nierung von Verteilnetzen ist das eine ausreichend hohe Größenordnung, da sehr hohe 
Spitzenlasten meist nur sehr kurz andauern und die thermische Trägheit von Leitungen 
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und Transformatoren eine kurzzeitige Überlastung zulassen. Die in dieser Arbeit ange-
wendete Anzahl an Iterationen liegt in der gleichen Größenordnung wie bei [ALI21] und 
[FNN21]. Besonders bei der in der Praxis an Niederspannungsnetzanschlüssen häufig auf-
tretenden Anzahl zwischen 11 und 100 Ladepunkten mit 10.000 Iterationen ist dies der 
Fall. 

Wochentage: Verändertes Mobilitätsverhalten am Wochenende und die eingeschränkte 
Zugänglichkeit der Arbeitsladepunkte beeinflussen das tägliche Ladeverhalten und die re-
sultierende Belastung für das Verteilnetz. Bei Heimladepunkten ist der Unterschied zwi-
schen den einzelnen Tagen geringfügig. Der größte Unterschied ist bei den durchschnitt-
lichen Tageslastgängen der Heimladepunkte in Abbildung 3-9 a) zwischen Freitag und 
Sonntag. 

 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Heimladen 
▬ Freitag (Ref.) 
▬ ETag = 4,4 kWh 
▬ Samstag 
▬ ETag = 4,3 kWh 
▬ Sonntag 
▬ ETag = 3,9 kWh 
▬ Montag 
▬ ETag = 3,9 kWh 

   
b) Arbeitsladen 
▬ Freitag 
▬ ETag = 8,2 kWh 
▬ Samstag 
▬ ETag = 0 kWh 
▬ Sonntag 
▬ ETag = 0 kWh 
▬ Montag (Ref.) 
▬ ETag = 13,3 kWh 

   

Abbildung 3-9: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhältnis 
für Heim- und Arbeitsladepunkte bei unterschiedlichen Wochentagen im Winter 

Bei den Arbeitsladepunkten zeigen sich große Unterschiede zwischen den einzelnen Wo-
chentagen in Abbildung 3-9 b). Am Montag sind die Gleichzeitigkeitsfaktoren und der 
durchschnittliche Tageslastgang deutlich größer als am Freitag. Beim Blick auf die proba-
bilistischen Eingangsdaten von Abbildung 3-4 c) und d) ist zu erwarten, dass die Last am 
Dienstag, Mittwoch und Donnerstag noch etwas kleiner ist als am Freitag. 

Laderoutine: Als Laderoutine wird in dieser Arbeit das Verhalten bezeichnet, wie oft das 
BEV mit dem Ladepunkt verbunden wird. Die bisher angenommene Laderoutine basiert 
auf der Wahrscheinlichkeitsverteilung von Abbildung 3-4 a) mit b) und resultiert in der 
Praxis darin, dass private BEVs im Durchschnitt jeden sechsten Tag mit dem Ladepunkt 
verbunden werden. Abweichend davon wird untersucht, welche Auswirkungen entste-
hen, wenn das BEV nach jeder Rückkehr zum Heimstellplatz mit dem Ladepunkt verbun-
den wird. Es wird somit häufiger und dabei jeweils weniger Energie geladen. Abbildung 
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3-10 a) zeigt den Vergleich der beiden Varianten, welche sich nur gering im durchschnitt-
lichen Tageslastgang am betrachteten Freitag unterscheiden. Der größte Unterschied ent-
steht dadurch, dass sich die Ladehäufigkeit an den einzelnen Wochentagen anders ver-
teilt. Die probabilistischen Verteilungen für das Laden nach jeder Fahrt sind Abbildung 
A-1 zu entnehmen. 

 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Laderoutine 
▬ Bedarf (Ref.),  
▬ Freitag 
▬ ETag = 4,4 kWh 

▬ Täglich, 
▬ Freitag 
▬ ETag = 4,9 kWh 

   
b) Temperatur 
▬ -10 °C Freitag 
▬((Referenzfall) 
▬ ETag = 4,4 kWh 

▬ +25 °C Freitag 
▬ ETag = 2,7 kWh 

   
c) Geteilte Nutz. 
▬ Heim 1 BEV/LP 
▬ ETag = 4,4 kWh 
▬ Heim 2 BEV/LP 
▬ ETag = 8,8 kWh 
▬ Arbeit 1 BEV/LP 
▬ ETag = 13 kWh 
▬ Arbeit 2 BEV/LP 
▬ ETag = 26 kWh 

   

Abbildung 3-10: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhält-
nis für Heim- und Arbeitsladepunkte bei unterschiedlichen Bedingungen 

Umgebungstemperatur: Bei der Umgebungstemperatur wird abweichend von den bisher 
betrachteten Winterwerktagen bei -10 °C ein Sommerwerktag bei +25 °C betrachtet. Die 
Gleichzeitigkeitsfaktoren in Abbildung 3-10 b) sind bei geringer Anzahl von Ladepunkten 
sehr ähnlich, was für niedrige Spannungsebenen ähnlich hohe Spitzenlasten bedeutet. Für 
eine große Anzahl an Ladepunkten reduziert sich die abendliche Lastspitze im durch-
schnittlichen Tageslastgang bei +25 °C von etwa 0,5 kW auf 0,3 kW. 

Geteilte Nutzung von Ladepunkten: Im Rahmen dieser Arbeit wird grundsätzlich ange-
nommen, dass jeder private Ladepunkt nur von einem BEV genutzt wird. Abweichend da-
von wird in Abbildung 3-10 c) betrachtet, wie sich die Belastung verändert, wenn ein 
Heim- und Arbeitsladepunkt jeweils von zwei BEVs genutzt wird. Bei einer großen Anzahl 
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von Ladepunkten wird die Spitzenlast im durchschnittlichen Tageslastgang fast verdop-
pelt und die Profilform bleibt annähernd gleich. Für den Fall, dass 10 BEVs typischerweise 
an 10 oder 5 Arbeitsladepunkten geladen werden, werden die Auswirkungen erläutert: 

• 10 Arbeitsladepunkte (Abbildung 3-10 c), orange) → GZF = 0,8 
→ 𝑃𝑃max = 11 kW ∙ 10 ∙ 0,8 = 88 kW 

• 5 Arbeitsladepunkte (Abbildung 3-10 c), braun) → GZF = 1,0 
→ 𝑃𝑃max = 11 kW ∙ 5 ∙ 1,0 = 55 kW 

Wie der Vergleich zeigt, wirkt sich das Teilen der Ladepunkte bei einer geringen Anzahl 
von Ladepunkten sehr begünstigend auf die Spitzenlast aus. Die Annahme, dass jedes BEV 
seinen eigenen Ladepunkt hat, stellt somit den Worst Case dar. 

3.3.4 Literaturvergleich 

Die ermittelten Gleichzeitigkeitsfaktoren 
und durchschnittlichen Tageslastgänge wer-
den abschließend in Abbildung 3-11 mit an-
deren Studien aus der Literatur verglichen. 
Beim Vergleich ist zu berücksichtigen, dass 
sich die Kennlinien entweder auf städtisches 
Umfeld oder ganz allgemein auf Deutschland 
beziehen. Der größte Unterschied ist die an-
genommene Tagesgesamtstrecke und der 
Durchschnittsverbrauch. In Tabelle A-4 wer-
den die Annahmen aus unterschiedlichen 
Quellen miteinander verglichen. Die im Rah-
men dieser Arbeit ermittelten Gleichzeitig-
keitsfaktoren für 11 kW zeigen eine gute 
Übereinstimmung beim Raumtyp städtisch 
mit [ALI21] und [FNN21]. Die allgemeinen 
Gleichzeitigkeitsfaktoren von [VBE22] und 
[FNN21] liegen ab einer Anzahl von 50 Lade-
punkten etwas höher.  

a) Gleichzeitigkeitsfaktor 

 
b) Durchschnittlicher Tageslastgang 

 
Abbildung 3-11: Vergleich von Gleichzeitig-

keitsfaktoren und durchschnitt-
lichen Tageslastgängen aus der 
Literatur (Heimladen 11 kW) 

Bei den durchschnittlichen Tageslastgängen in Abbildung 3-11 b) hat das hier entwickelte 
Profil für städtisches Umfeld eine gute Übereinstimmung mit dem allgemeinen Profil für 
Deutschland aus [SAM18], wofür aber keine Temperaturannahme bekannt ist. Das Profil 
von [PRO14] hat zwar ebenfalls um etwa 19 Uhr die Spitzenlast, erreicht aber auf Grund 
länger angesetzter Tagesstrecken eine um 0,3 kW höhere Spitzenlast. Für einen Literatur-
vergleich an den Arbeitsladepunkten sind bisher keine geeigneten Studien bekannt. 
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3.4 Dynamisches Lastmanagement am Netzanschluss 

Spitzenlastmanagement kann, wie bereits in Kapitel 1 erwähnt, zur Begrenzung von Spit-
zenlasten am Netzanschlusspunkt durch den Anschlussnehmer eingesetzt werden. We-
sentliche Erkenntnisse in diesem Abschnitt basieren auf [KRE21a] und [KRE22b]. 

3.4.1 Spitzenlastmanagement allgemein 

Beim Einsatz eines Spitzenlastmanagements können Überlastungen des Netzanschlusses 
verhindert und Kosten für den Netzausbau eingespart werden. Das Spitzenlastmanage-
ment reduziert bei Überschreitung definierter Grenzwerte die Ladeleistung der BEVs. Die 
Grenzwerte für die Ladeleistung können entweder statisch oder dynamisch definiert wer-
den, woraus ein statisches oder dynamisches Lastmanagement (DLM) resultiert. Der Un-
terschied zwischen dem statischen und dynamischen Lastmanagement wird mit Hilfe von 
Abbildung 3-12 erklärt. 

In Abbildung 3-12 a) ist das statische 
Spitzenlastmanagement beschrieben. 
Die Bestandslast (blau) von acht Haus-
halten am Netzanschluss beträgt am be-
trachteten Beispieltag 22 kVA und eine 
angenommene Jahresspitzenlast 
30 kVA. Der Netzanschluss hat eine Be-
lastungsgrenze von ca. 49 kVA (rot). 
Zum ungünstigsten Zeitpunkt sind somit 
noch 19 kVA zur Beladung von BEVs 
verfügbar. Bei einem statischen Lastma-
nagement wird somit die Summenladel-
eistung aller BEVs an diesem Netzan-
schluss auf 19 kVA dauerhaft begrenzt. 
Es resultiert am darstellten Beispieltag 
der ungenutzte Bereich zwischen der 
grünen Fläche und der roten Line, der 
beim DLM in Abbildung 3-12 b) vollstän-
dig genutzt werden kann.  

a) Statisches Potential 

 

b) Dynamisches Potential 

 
c) Mit und ohne dynamischem Lastmanagement 

 
Abbildung 3-12: Spitzenlastmanagement an einem 

Netzanschluss mit einem Nennstrom 
von 80 A, 8 Haushalten und 39 Heim-
ladepunkten 

Die maximale Summenladeleistung aller Ladepunkte wird beim DLM durch die Messung 
der Bestandslast dynamisch angepasst. Die Einschränkungen auf das Ladeverhalten wer-
den dadurch deutlich reduziert. Weil das erwartete Integrationspotential für BEVs und 
die Spitzenlasten für das Verteilnetz beim DLM deutlich größer sind als beim statischen 
Lastmanagement, richtet sich der weitere Fokus auf das DLM. In Abbildung 3-12 c) ist der 
Beispieltag von 14 Uhr bis 24 Uhr bei der Beladung mehrerer BEVs dargestellt. Die grüne 
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Linie beschreibt das Ladeverhalten mit DLM und die Line in orange ohne DLM. Das DLM 
führt zu einer längeren Dauer der Ladevorgänge bei reduzierter Ladeleistung. Die Model-
lierung des DLM an den Niederspannungsnetzanschlüssen erfolgt im Lastprofilgenerator 
mit Hilfe der Strombelastbarkeit der betrachteten Netzanschlüsse. 

3.4.2 Modellierung im Niederspannungsnetz 

Ein DLM ist eine Leistungsregelung, die in Bezug auf einen gemessenen Momentwert (z. B. 
Strom) und einer Führungsgröße (z. B. maximale Strombelastbarkeit) die Leistung von 
Verbraucher oder Erzeuger anpassen kann. Das hier betrachtete DLM reduziert die Lade-
leistung von Ladepunkten, wenn der gemessene Laststrom am Netzanschluss die maxi-
male Strombelastbarkeit des Netzanschlusses überschreitet. Die Installation und der Be-
trieb dieses DLMs erfolgen durch die Motivation des Anschlussnehmers, um seinen Netz-
anschluss effizient auszunutzen. Um die Netzanschlusssicherungen nicht zu überlasten, 
wird in der Praxis eine Reserve ∆𝐼𝐼res von ca. 5 A zwischen dem eingelegten Sicherungs-
wert 𝐼𝐼si und dem maximalen Laststrom 𝐼𝐼max,DLM bei DLM gewählt (Gleichung (3-6)). 

Der in Abbildung 3-12 gezeigte Simulationsverlauf bezieht sich auf einen Netzanschluss 
mit 80 A Sicherung (55 kVA Anschlussleistung), der acht Haushalte und eine Tiefgarage 
des gesamten Gebäudekomplexes mit 39 Heimladepunkten versorgt. Das DLM regelt die 
Summenleistung aus Haushalten und BEV-Ladepunkten des Netzanschlusses durch Re-
duktion der Leistung an den BEV-Ladepunkten auf 75 A oder 49 kVA bei 380 V. Damit 
eine Rückkoppelung aus der Netzberechnung zum Lastprofilgenerator nicht erforderlich 
ist, wird vereinfacht eine Netzspannung von 380 V (𝑈𝑈𝑛𝑛 ∙ 0,96) angenommen. 

3.4.3 Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge 

Private Ladepunkte für BEVs werden meist zusammen mit anderen Verbrauchern wie 
Haushalten oder Gewerbebetrieben über einen gemeinsamen Netzanschluss versorgt 
und gegebenenfalls ein DLM installiert. Weil es bei der Kombination aus Netzanschluss-
größe, Anzahl Haushalte und Anzahl Ladepunkte viele Gestaltungsmöglichkeiten gibt, 
wird für eine verallgemeinerte Betrachtung ein Netzanschluss mit einem Nennstrom von 
63 A (43 kVA) gewählt, der nur Heimladepunkte versorgt. An dem Netzanschluss mit 63 A 
werden im Beispiel 1 insgesamt sechs und im Beispiel 2 insgesamt 60 Heimladepunkte 
mit jeweils 11 kW Ladeleistung in Kombination mit einem DLM versorgt. Um in diesem 

𝐼𝐼max,DLM =  𝐼𝐼si − ∆𝐼𝐼res (3-6) 

 𝐼𝐼max,DLM  Bezugsgröße für max. Strom am Netzanschluss bei DLM  
 𝐼𝐼si Nennstrom der Sicherung am Netzanschluss  
 ∆𝐼𝐼res Reserve zwischen dem Sicherungswert am Netzanschluss 

und der maximalen Belastung bei DLM 
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Abschnitt die Darstellbarkeit der Ergebnisse zu vereinfachen, gelten abweichend von Ab-
schnitt 3.4.2 und der Analysen in Kapitel 5 nachfolgende Randbedingungen: 𝑈𝑈 = 400 V, 
cos(𝜑𝜑) = 1, ∆𝐼𝐼res = 0 A. 

Reduktion der Spitzenlasten: In einer ersten Betrachtung wird basierend auf den in Ab-
bildung 3-7 ermittelten Gleichzeitigkeitsfaktoren für das ungesteuerte Laden untersucht, 
ob das DLM in den beiden Beispielen (6 und 60 Ladepunkte) überhaupt eingreifen muss. 
Im Beispiel 1 wurde für das ungesteuerte Laden ein Gleichzeitigkeitsfaktor von 0,83 und 
damit eine Spitzenlast von 55 kW ermittelt, die sich bei einem Netzanschluss von 63 A mit 
DLM auf 44 kW reduziert. Im Beispiel 2 liegt die Spitzenlast des ungesteuerten Ladens bei 
132 kW (Gleichzeitigkeitsfaktor 0,2) und reduziert sich ebenfalls mit DLM auf 44 kW. In 
Abbildung 3-13 a) ist die Veränderung der Spitzenlast durch das DLM dargestellt. 

Häufigkeit der Eingriffe durch das DLM: In ei-
ner zweiten Betrachtung in Abbildung 3-13 b) 
und c) ist die relative Häufigkeit der Spitzen-
lasten über 10.000 Simulationstage mit je-
weils 6 und 60 Ladepunkten bei ungesteuer-
tem Laden dargestellt (blaue Balken). Die rote 
Line markiert in beiden Diagrammen den de-
finierten Grenzwert des DLM mit 44 kW. In 
Beispiel 1 sind kaum Eingriffe durch das DLM 
notwendig, da die Spitzenlasten sehr selten 
größer als 44 kW sind. In Beispiel 2 ist in etwa 
50 % aller Tage ein Eingriff notwendig, wobei 
eine Last von mehr als 88 kW selten ist. Bei 
Spitzenlasten zwischen 44 kW und 88 kW 
verbleibt mehr als die Hälfte der Nennleistung 
für jedes ladende BEV. Das Ladeverhalten und 
die resultierende Netzbelastung werden so-
mit auch im Extremfall von Beispiel 2 nur ge-
ringfügig beeinflusst. 

Auswirkung von DLM auf durchschnittliche 
Tageslastgänge: In der dritten Betrachtung 
wird untersucht, welche Auswirkung eine 
Vielzahl von Netzanschlüssen mit DLM auf 
den durchschnittlichen Tageslastgang hat. 

a) Reduktion der Spitzenlasten durch DLM 

 
b) Beispiel 1 (6 LP) 

 

c) Beispiel 2 (60 LP) 

 
d) Durchsch. Tageslastgang mit und ohne DLM 

 
Abbildung 3-13: Auswirkungen von DLM auf 

die Spitzenlast und den durch-
schnittlichen Tageslastgang (LP 
– Ladepunkte) 

Hierzu werden wieder die beiden Beispiele (6 und 60 Ladepunkte je Netzanschluss) her-
angezogen, von denen jeweils gleichzeitig 2.000 Netzanschlüsse dieser Art mit DLM simu-
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liert werden. Die resultierenden Tageslastgänge stehen in Abbildung 3-13 d) zum Ver-
gleich. Bei Beispiel 1 ist kaum ein Unterschied zum ungesteuerten Laden zu erkennen und 
im Extremfall bei Beispiel 2 verändert sich die Profilform nur geringfügig. Die orangene 
Kurve in Abbildung 3-13 verdeutlicht, dass die Ladevorgänge durch das DLM teilweise 
länger andauern und dadurch die Last weiter in die Nacht verlagert wird. 

Einordnung der Beispiele im realen Gebäudebestand: Die untersuchten Beispiele mit DLM 
beziehen sich auf einen Netzanschluss mit einer Strombelastbarkeit von 63 A. Laut DIN 
18015-1 [DIN20b] werden über diese Anschlussgröße typischerweise Wohngebäude mit 
einer bis fünf Wohneinheiten versorgt. Bei einer durchschnittlichen Anzahl von etwa ei-
nem PKW je Haushalt in deutschen Städten [NOB18] müssten bei einer Vollelektrifizie-
rung des PKW-Bestands an einem Netzanschluss mit 63 A bis zu fünf private Ladepunkte 
versorgt werden. Unter Vernachlässigung der Haushaltslast (je Haushalt ca. 2900 kWh 
Energiebedarf pro Jahr) kommt Beispiel 1 mit sechs Ladepunkten (je privatem Heimlade-
punkt ca. 1.500 kWh/Jahr) der Realität näher als Beispiel 2 mit 60 Ladepunkten. Bei-
spiel 2 stellt somit einen Extremfall dar, wie auch das Beispiel in Abbildung 3-12 c). 

Auswirkung von DLM auf Mittelspannungsnetze: Die Modellierung der Lasten in den Mit-
telspannungsnetzen basiert auf durchschnittlichen Tageslastgängen, wofür eigene Profile 
mit DLM am Netzanschluss entwickelt werden müssten. Auf Grund der Erkenntnisse von 
Abbildung 3-13 d) wird der Effekt des DLM vernachlässigt und die Tageslastgänge des 
ungesteuerten Ladens verwendet bzw. das Szenario S8 (mit DLM) in Mittelspannungsnet-
zen nicht untersucht, weil es dem Szenario S3 (ohne DLM) entspricht. 

3.5 Marktgetriebenes Laden 

Vor dem Hintergrund einer möglichst effizienten Deckung des zukünftigen Strombedarfs 
aus erneuerbaren Energien ist es sinnvoll, den Verbrauch flexibler Lasten, wie BEVs, an 
das Erzeugungsdargebot anzupassen. Dieser Abschnitt beschäftigt sich mit den Auswir-
kungen des marktgetriebenen Ladens auf städtische Verteilnetze, wovon wesentliche In-
halte bereits in [KRE22c] und [KRE22b] veröffentlicht wurden. 

3.5.1 Motivation 

Die Differenz aus Stromverbrauch und (volatiler) erneuerbarer Erzeugung wird als Resi-
duallast bezeichnet. Die Höhe der Residuallast ist heute bereits ein entscheidender Ein-
fluss für den Börsenstrompreis [BUN22e]. Die Residuallast aus Zukunftsszenarien wie 
dem Szenario B2040 des Netzentwicklungsplans [BUN22c] eignet sich demzufolge als 
Grundlage für die Untersuchung zukünftiger Zeitverläufe des Börsenstrompreises. Aus 
den Schwankungen der Residuallast kann somit abgeleitet werden, zu welchen Zeitpunk-
ten Anreize für marktgetriebenes Laden entstehen. Anreize können über Aggregatoren an 
den Endverbraucher weitergegeben werden. Aggregatoren kaufen dafür z. B. am Day-
Ahead-Markt Energie, die in Zeiträumen mit möglichst niedrigen Preisen angeboten wird, 
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und versuchen, die von Ihnen versorgten Endverbraucher so zu steuern, dass die gesamte 
Energie im entsprechenden Zeitraum abgerufen wird. Diese Steuerung kann direkt oder 
indirekt erfolgen. Bei direkter Steuerung sendet der Aggregator Steuersignale an die 
Fahrzeuge, bei indirekter Steuerung reagiert das Fahrzeug auf einen dynamischen Strom-
preisverlauf. [TÜV22] Unabhängig davon, ob eine direkte oder indirekte Ansteuerung 
vorliegt, versucht der Aggregator den Abruf der Energie hinsichtlich Zeit und Leistung 
deckungsgleich auf die gekaufte Energie zu optimieren. Damit für die Optimierung mög-
lichst viele Fahrzeuge gleichzeitig zur Verfügung stehen, eignen sich vor allem Lade-
punkte mit langen Standzeiten zum Beispiel zu Hause oder am Arbeitsplatz. 

3.5.2 Untersuchungsansatz 

Verzögerter Ladestart: Die Modellierung der privaten Ladepunkte, ungesteuert und mit 
DLM, wird um die Funktionalität des marktgetriebenen Ladens erweitert. Der tägliche 
Energieverbrauch (Abbildung 3-2) und die Ladewahrscheinlichkeit an einem bestimmten 
Tag (Abbildung 3-3) entspricht dem ungesteuerten Laden. Wenn der Nutzer das Fahrzeug 
mit dem Ladepunkt verbunden hat, startet der Ladevorgang aber nicht sofort, sondern 
durch den Startbefehl des Aggregators mit Verzögerung. Die maximale Verzögerungszeit 
berücksichtigt einen Ladezeitpuffer um sicherzustellen, dass die Ladevorgänge vor der 
nächsten Abfahrt weitestgehend abgeschlossen sind. Es wird außerdem angenommen, 
dass alle Ladevorgänge bis 6 Uhr am Folgetag weitestgehend (> 80 %) abgeschlossen 
sind, da ab diesem Zeitpunkt eine Abfahrt sehr wahrscheinlich ist. Dadurch wird auch 
verhindert, dass sich die Verzögerung nicht über mehrere Tage erstreckt. Die Ladevor-
gänge werden ohne zwischenzeitliche Unterbrechung durchgeführt. 

Analyse der Residuallast: Basierend auf dem gewählten Untersuchungsansatz werden 
Strompreisschwankungen über eine Zeitspanne von 24 Stunden, jeweils beginnend um 
6 Uhr morgens, betrachtet. Die Residuallast des Netzentwicklungsplans wird dafür in 365 
einzelne Zeitreihen aufgeteilt und die 24-Stunden-Intervalle miteinander verglichen. Um 
aus netztechnischer Sicht auslegungsrelevante Tage zu identifizieren, werden im Daten-
satz jeweils Tage mit starker Spreizung der Residuallast gesucht. 

Die blauen Kennlinien in Abbildung 3-14 
a) und b) zeigen zwei von insgesamt 25 
normierten Verläufen der Residuallast 
mit einer tageszeitabhängigen Spreizung 
von mehr als 55 GW. Eine eindeutige Ab-
hängigkeit der in Abbildung A-2 darge-
stellten 25 Profile zu bestimmten Wo-
chentagen und Jahreszeiten ist nicht fest-
zustellen. 

a) Starke Anreize nachts 

 

b) Starke Anreize mittags 

 
Abbildung 3-14: Identifikation von Ladezeitfens-

tern mit extremen Anreizen 
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Die Residuallast in Abbildung 3-14 a) (blau) zeichnet sich durch ein hohes Niveau wäh-
rend des Tages, einem Abfall in den Abendstunden und dem Minimum zwischen 0 Uhr 
und 6 Uhr am Folgetag aus. Die Profilform in Abbildung 3-14 b) (blau) zeigt eine starke 
Beeinflussung der Residuallast durch Photovoltaikeinspeisung über die Mittagszeit. Ein 
Abgleich mit einem unabhängigen Strompreismodell für das Jahr 2040 (SWM 2040) 
[ROT22] zeigt sehr ähnliche normierte Profilformen bei Tagen mit extremen Preissprei-
zungen in den Abbildung 3-14 a) und b) in grün, da der Strompreisverlauf der Residuallast 
folgt. Die als Ladezeitfenster markierten Bereiche fallen nicht auf die Abendstunden, in 
denen heute in vielen Niederspannungsnetzen die Spitzenlast liegt. 

Fahrzeugverfügbarkeit im Ladezeitfenster: In Abbildung 3-15 ist die Aufenthaltswahr-
scheinlichkeit berufstätiger Personen am Wohnort und Arbeitsplatz dargestellt. Grund-
lage hierfür sind Mobilitätsdaten aus der Studie MiD2017 für deutsche Metropolen und 
Großstädte [NOB18]. 

Die Zeiten mit hoher Anwesenheitswahr-
scheinlichkeit am Wohnort zwischen 
0 Uhr und 6 Uhr (Abbildung 3-15 a)) 
überschneiden sich mit dem in Abbildung 
3-14 identifizierten nächtlichen Ladezeit-
fenster und lassen für diesen Zeitraum auf 
eine hohe Fahrzeugverfügbarkeit für 
preisgesteuertes Laden schließen. Für das 
Ladezeitfenster mittags wird eine Fahr-
zeugverfügbarkeit von 40 % für die fol-
genden Untersuchungen angenommen. 

a) Anwesenheit zu Hause 

 

b) Anwesenheit bei Arbeit 

 
Abbildung 3-15: Aufenthaltswahrscheinlichkeit am 

Wohnort und von berufstätigen Perso-
nen am Arbeitsort 

Am Arbeitsladeort liegt die Anwesenheitswahrscheinlichkeit in Abbildung 3-15 b) und 
dadurch die Ladeverfügbarkeit mittags bei etwa 60 % und nachts annähernd bei 0 %. Im 
weiteren Verlauf werden vorerst nur Heimladepunkte bei unterschiedlicher Ansteuerung 
betrachtet. 

Steuerungsvarianten: Die von einem Aggregator gesteuerten Lasten können neben Lade-
punkten für Elektrofahrzeuge auch andere flexible Verbraucher umfassen und über ganz 
Deutschland verteilt sein. Bei kleiner regionaler Auflösung, wie einem Niederspannungs-
netz, kann das zu einer sehr ungleichmäßigen Ansteuerung der Ladepunkte führen und 
kurzzeitig extreme Netzbelastungen hervorrufen. Die zu erwartenden Netzbelastungen 
sind somit stark von den Steuerungsalgorithmen der Aggregatoren abhängig. Zur Bewer-
tung der Netzbelastung werden drei Steuerungsvarianten an einem exemplarischen Nie-
derspannungsnetz untersucht. Der Fokus liegt zuerst auf dem Referenzszenario mit An-
reizen nachts mit Bezug auf Abbildung 3-16 a): 
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• Worst Case (blau): Alle ladebereiten BEVs starten gleichzeitig den Ladevorgang um 
0 Uhr mit 11 kW entsprechend der Wahrscheinlichkeitsverteilung. 

• Middle Case (grün): Die BEVs starten den Ladevorgang zeitlich versetzt zwischen 
0 Uhr und 02:49 Uhr mit 11 kW entsprechend der Wahrscheinlichkeitsverteilung. Die 
Zeit zwischen 02:49 Uhr und 6 Uhr entspricht dem benötigten Ladezeitpuffer, um alle 
Ladevorgänge bis zur Abfahrt bzw. bis 6 Uhr weitestgehend (80 %) abzuschließen. 

• Best Case (nicht dargestellt): Die BEVs werden so gesteuert, dass über das gesamte 
Ladezeitfenster zwischen 0 Uhr und 6 Uhr eine konstante Summenleistung resultiert. 
Das Summenlastprofil wird mit einem durchschnittlichen Energiebedarf von 4,4 kWh 
(siehe Abschnitt 3.3.2) pro Winterwerktag und BEV direkt generiert, weshalb es für 
den Best Case keine Wahrscheinlichkeitsverteilung in Abbildung 3-16 gibt. 

• Ungesteuert (braun): Die BEVs starten den Ladevorgang mit 11 kW direkt nach der 
Ankunft zu Hause mit der Wahrscheinlichkeitsverteilung. 

Neben dem Referenzszenario (nachts), 
das typische Randbedingungen in An-
lehnung an das ungesteuerte Laden auf-
weist, wird ein Extremszenario (nachts) 
betrachtet, bei dem die Eingangspara-
meter so gewählt sind, dass extreme 
Netzbelastungen durch marktgetriebe-
nes Laden möglich werden. Die Dauer 
des Ladezeitfensters wird von sechs auf 
drei Stunden, mit Start um 3 Uhr, redu-
ziert. Die BEVs werden nicht mehr be-
darfsgerecht, sondern nach jeder Fahrt 
geladen, was die Ladeverfügbarkeit von 
16 % auf 56 % aller Heimlader erhöht 
und die geladene Energie je Ladevor-
gang von durchschnittlich 25 kWh auf 
8 kWh reduziert.  

a) Referenzszenario nachts 

 

b) Extremszenario nachts 

 
c) Referenzszenario mittags 

 

d) Legende 

 

Abbildung 3-16: Definition der Startwahrscheinlich-
keit von Ladevorgängen für unter-
schiedliche Steuerungsvarianten  

Die Ladeleistung je Ladepunkt und BEV wird außerdem von 11 kW auf 22 kW erhöht. Im 
Middle Case reduziert sich der benötigte Ladezeitpuffer auf Grund höherer Ladeleistung 
und weniger Energie je Ladevorgang von 191 Minuten auf 33 Minuten. Daraus resultieren 
die neuen Verläufe für die Startwahrscheinlichkeit im Extremszenario (nachts) in Abbil-
dung 3-16 b). Bei der Definition der Startwahrscheinlichkeit für das Ladezeitfenster über 
die Mittagszeit ist zu berücksichtigen, dass nur etwa 40 % der BEVs am Stellplatz zu 
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Hause stehen (vgl. Abbildung 3-15 a)). 60 % der PKW verhalten sich deshalb so, als wür-
den sie ungesteuert nach der Rückkehr laden, wie am Mischverhalten in den Kennlinien 
von Abbildung 3-16 c) zu sehen ist. 

3.5.3 Lastgänge im Beispielnetz 

Für die Untersuchung wird eine 100 %-Elektrifizierung des PKW-Bestandes im Wohnge-
bietsnetz C2_T1 angenommen. Nachfolgend ist die Versorgungsaufgabe von Tabelle A-2 
für das Niederspannungsnetz C2_T1 bei Szenario S3 aufgeführt: 

• 690 Bewohner, Mehrfamilien- und 
Reihenhäuser 

• 146 Heimstellplätze mit 131 laden-
den BEVs in 5 privaten Tiefgaragen 

• 59 Straßenstellplätze mit öffentli-
chen AC-Ladesäulen für 47 BEVs 

• 26 BEVs beziehen ihre Ladeenergie 
an Ladepunkten in anderen Verteil-
netzen 

Der Fokus der Untersuchung liegt auf den 
BEVs mit Heimladepunkten, die alle markt-
getrieben entsprechend Abbildung 3-16 ge-
laden werden. Die Ladevorgänge an den öf-
fentlichen AC-Ladesäulen bleiben ungesteu-
ert. Es wird vorerst angenommen, dass die 
Netzanschlüsse ausreichend groß sind und 
das Ladeverhalten nicht einschränken. Die 
Simulationsergebnisse in Abbildung 3-17 
zeigen die thermische Belastung des Orts-
netztransformators über zwei Winterwerk-
tage bei unterschiedlichen Szenarien. 

Referenzszenario nachts: Im Referenzszena-
rio (Abbildung 3-17 a)) ist die maximale Be-
lastung im Worst Case und bei ungesteuer-
tem Laden mit ca. 450 kVA etwa gleich groß. 
Sowohl Middle Case als auch Best Case ver-
halten sich sogar netzdienlich durch die Ver-
lagerung der Ladevorgänge von der abendli-
chen Spitzenlast in die Nacht mit niedriger 
Bestandslast.  

a) Referenzszenario nachts 

 
b) Extremszenario nachts 

 
c) Extremszenario nachts mit DLM 

 
d) Referenzszenario mittags 

 

                  

Abbildung 3-17: Simulationsergebnisse am Bei-
spielnetz über zwei Tage bei unter-
schiedlichen Steuerungsvarianten 
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Die Bestandslast ohne BEVs entspricht in Abbildung 3-17 a) annähernd dem Verlauf von 
ungesteuertem Laden zwischen 0 Uhr und 6 Uhr sowie gesteuert (z. B. Worst Case) zwi-
schen 6 Uhr und 0 Uhr. 

Extremszenario nachts: Im Extremszenario (Abbildung 3-17 b)) steigt die anfängliche 
Lastspitze im Worst Case auf 2.550 kVA. Der Middle Case liegt auf dem Niveau des unge-
steuerten Ladens bei ca. 450 kVA und der Best Case etwas darunter. 

Extremszenario nachts mit DLM: Im dritten Szenario (Abbildung 3-17 c)) wird durch den 
Einsatz eines dynamischen Lastmanagements sichergestellt, dass die begrenzte An-
schlussleistung der Netzanschlüsse nicht überschritten wird. Das kann in der Praxis ver-
hindern, dass die Installation großer Netzanschlüsse erforderlich wird, die mit hohen 
Kosten bei Netzbetreiber und Anschlussnehmer verbunden sind. Der Dimensionierung 
eines möglichst kleinen Netzanschlusses mit DLM steht das uneingeschränkte marktge-
triebene Laden mit größtmöglichem Netzanschluss gegenüber. Abweichend zur beschrie-
benen Methode für das DLM in Abschnitt 3.4 und den Ergebnissen in Kapitel 5 werden an 
den fünf Gebäuden mit Tiefgaragen nicht die existierenden Netzanschlussgrößen verwen-
det, sondern diese vergrößert. Die Vergrößerung der Netzanschlüsse hat zur Folge, dass 
die auf das Verteilnetz wirkende Spitzenlast weniger stark gedämpft werden und damit 
gezielt ein ungünstigerer Fall abgebildet wird. Die Berechnung der Netzanschlussleistung 
bezieht sich auf die Anzahl der Wohneinheiten nach DIN 18015-1 [DIN20b] ohne Wärme-
erzeugung und zusätzlich 3 kW pro Heimladepunkt. Die Annahme von 3 kW je Ladepunkt 
orientiert sich an Experteninterviews zur aktuellen Auslegung von Ladelösungen bei wei-
testgehend ungesteuertem Laden und DLM am Netzanschluss. Aus der berechneten An-
schlussleistung wird der nächst größere Sicherungswert gewählt. Im Simulationsmodell 
reduziert das DLM die Ladeleistung der Ladepunkte hinter dem Netzanschluss, wenn der 
Laststrom am Netzanschluss den Nennstrom der Sicherung (inkl. 5 A Puffer, Gleichung 
(3-6)) überschreitet. Es werden somit die Startbefehle für die Ladevorgänge vom Aggre-
gator versendet und die Ladeleistung der Fahrzeuge bei Bedarf durch das DLM am Netz-
anschluss reduziert, wie Abbildung 3-17 c) im Extremszenario mit DLM zeigt. Im Worst 
Case kann die Lastspitze durch das DLM von 2.550 kVA auf 750 kVA reduziert werden. Im 
Middle Case sind die Lastspitzen schon so stark reduziert, dass an den beiden dargestell-
ten Tagen ein Eingriff durch das DLM nicht erkennbar ist.  

Referenzszenario mittags: Beim Referenzszenario mittags (Abbildung 3-17 d)) teilt sich 
die zusätzliche Last auf die Mittags- und Abendspitze auf. Die Lastgänge der drei Steue-
rungsvarianten haben am Ortsnetztransformator einen ähnlichen Verlauf und bleiben 
wie beim Referenzszenario nachts unter der Spitzenlast von 450 kVA. 
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3.5.4 Erkenntnisse basierend auf der Modellierung am Beispielnetz 

Extreme Anreize für marktgetriebenes Laden entstehen meist mittags sowie nachts und 
fallen daher in typischen Wohngebieten nicht auf die bisherige abendliche Verbrauchs-
spitze. Im untersuchten Wohngebiet reduziert sich bei optimaler Ansteuerung der Lade-
punkte sogar die Spitzenlast im Vergleich zum ungesteuerten Laden, sofern die marktli-
chen Anreize gesamtheitlich sinnvoll ausgenutzt werden. Wesentliche Elemente sind die 
möglichst gleichmäßige Ausnutzung des gesamten Tiefpreis-Zeitfensters und die Vertei-
lung über das Netzgebiet. Eine ungünstige marktgetriebene Ansteuerung wie lokale Häu-
fungen können zu einer massiven Erhöhung der Spitzenlast führen. Ansätze zur Vermei-
dung kritischer Netzzustände sind Netzzustandsüberwachung und eine Steuerungsmög-
lichkeit durch Netzbetreiber sowie die Erarbeitung von Richtlinien für die marktgetrie-
bene Steuerung durch Aggregatoren. Steuerungsrichtlinien könnten Aggregatoren ver-
pflichten, geografisch oder topologisch benachbarte Ladepunkte so anzusteuern, dass La-
devorgänge mit einem zeitlichen Versatz starten und sich dadurch weniger belastend auf 
das Netz auswirken. Weitere Optimierungsziele wie die Minimierung der Netzanschluss-
größe bei DLM verhindern ebenfalls extreme Belastungen. 

3.5.5 Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge 

Basierend auf der Methode von Abschnitt 3.3 werden Gleichzeitigkeitsfaktoren und 
durchschnittliche Tageslastgänge für das marktgetriebene Laden entwickelt. Für die ent-
wickelten Profile wird die Steuerungsvariante Middle Case herangezogen. Es wird somit 
vorausgesetzt, dass die Steuerung koordiniert abläuft, aber die Last nicht gleichmäßig 
über das Ladezeitfenster verteilt wird. Die Annahmen sind gut reproduzierbar und kom-
men der Praxis mit dem täglichen glockenförmigen Einspeiseverlauf von Photovoltaikan-
lagen zur Mittagszeit am nächsten. In Abbildung 3-18 a) sind Kennlinien für Anreize mit-
tags und nachts bei Heimladepunkten dargestellt. Die nächtliche Lastspitze im durch-
schnittlichen Tageslastgang ist etwa dreimal so hoch wie beim ungesteuerten Laden in 
den Abendstunden. Bei Anreizen zur Mittagszeit liegt die Spitzenlast um etwa 13 Uhr an. 
Für das marktgetriebene Laden am Arbeitsplatz wird analog zu Abbildung 3-16 die Start-
wahrscheinlichkeit in Abbildung A-3 definiert. Es werden dabei nur die Anreize zur Mit-
tagszeit betrachtet, weil nachts die Anwesenheit der Mitarbeiter bzw. BEVs am Arbeits-
platz sehr unwahrscheinlich ist (siehe Abbildung 3-15). Beim markgetriebenen Laden am 
Arbeitsplatz verschiebt sich die Spitzenlast von etwa 9 Uhr auf 12 Uhr und von 2,2 kW auf 
2,7 kW. 
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 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Heimladen 
▬ Ungesteuert 
▬((Referenzfall) 
▬ Mittags-Anreiz 
▬ Nachts-Anreiz 

   
b) Arbeitsladen 
▬ Ungesteuert 
▬((Referenzfall) 
▬ Mittags-Anreiz 

   

Abbildung 3-18: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhält-
nis für Heim- und Arbeitsladepunkte bei marktgetriebenem Laden 

3.5.6 Beeinflussung des Nutzverhaltens und bidirektionales Laden 

Die Beeinflussung des Ladeverhaltens der Nutzer schafft mehr Flexibilität für die Opti-
mierung des Aggregators und ermöglicht die Verschiebung der Ladevorgänge über meh-
rere Tage. So könnte der Nutzer durch finanzielle Anreize sein Fahrzeug immer nach der 
Rückkehr zum Stellplatz mit dem Ladepunkt verbinden, auch wenn möglichweise kein 
Ladevorgang stattfindet. Der resultierende „Anstau“ an Ladebedarf über mehrere Tage 
bei gleichzeitig hoher Ladeverfügbarkeit kann die Netzbelastung durch Elektromobilität 
auch bei Ansteuerung im Best Case (Abbildung 3-17) vervielfachen. Ähnliche Extremfälle 
können durch bidirektionales Laden entstehen, wenn die Fahrzeugbatterien durch vor-
herige Rückspeisung entladen und in Zeiträumen mit Anreiz große Energiemengen auf-
nehmen. Sollten die zukünftigen Schwankungen der Residuallast ausreichendes Potential 
für die genannten Anwendungen bieten und sich als Geschäftsmodell durchsetzen, er-
scheint eine Netzzustandsüberwachung mit Steuerungsmöglichkeit durch den Netzbe-
treiber im Großteil der urbanen Verteilnetze bis in die Niederspannungsebene erforder-
lich. Welchen Vorteil marktgetriebenes und bidirektionales Laden für das gesamte Ener-
giesystem hat, wird in Abschnitt 7.3.4 diskutiert. 
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4 Öffentliche Ladepunkte und Profilformen 

Basierend auf einer Messkampagne, die hauptsächlich im Jahr 2021 an 32 öffentlichen 
Ladesäulen in München stattfand, wird das städtische Ladeverhalten analysiert. Das Er-
gebnis der Analyse sind probabilistische Verteilungen für die Modellierung von typischen 
öffentlichen Ladepunkten in den Simulationsmodellen. Analog zu den privaten Ladepunk-
ten entstehen Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge für die öf-
fentlichen Ladepunkte. Die Messdaten der Messkampagne werden außerdem in Kapitel 4 
hinsichtlich Ladeprofilformen, Umgebungstemperatur, Außenleiterbelastung und monat-
licher Veränderung untersucht. Ergebnisse aus Kapitel 4 wurden bereits im Rahmen von 
[KRE22a] und [KRE22b] veröffentlicht. 

4.1 Messkampagne an repräsentativen Ladesäulen 

Auswahl der Ladesäulen: Die Grundlage der Analyse ist die Auswahl und Vermessung re-
präsentativer Ladesäulen im Jahr 2020 und 2021 in der Stadt München. Für die Auswahl 
werden bevorzugt Ladesäulen mit einer hohen Auslastung herangezogen, um möglichst 
viele Ladevorgänge zu erfassen. Die Ladesäulen unterscheiden sich außerdem beim La-
desäulentyp und Standort wie Tabelle 4-1 zeigt. Die Ladesäulentypen lassen sich in AC-
Ladesäulen und DC-Ladesäulen unterteilen. Bei der Ladung an AC-Ladesäulen erfolgt die 
Gleichrichtung der Wechselspannung aus dem Stromnetz durch den On-Board-Charger 
im Fahrzeug. Die Ladesäule selbst enthält somit nur die Schnittstelle für das Ladekabel 
sowie Infrastruktur für Messung, Abrechnung und Sicherheitseinrichtungen. AC-Ladesäu-
len bestehen heute typischerweise aus zwei AC-Ladepunkten mit je 22 kW Ladeleistung. 
Bei DC-Ladesäulen wird die Wechselspannung bereits in der Ladesäule gleichgerichtet 
und die Leistung über das Ladekabel an das Fahrzeug übertragen. Die Ladeleistung von 
DC-Ladesäulen liegt je nach Ausführung heute zwischen 20 kW und 350 kW [BAY22]. An 
DC-Ladesäulen gibt es außerdem meist die Möglichkeit für eine AC-Ladung an einem 
zweiten Ladepunkt mit bis zu 22 kW. Die untersuchten Ladesäulen haben unterschiedli-
che DC-Ladeleistung von 20 kW (Typ 4), 50 kW (Typ 2), und 150 kW bzw. 225 kW (Typ 
3). Typ 3 ist modular aufgebaut und unterscheidet sich lediglich durch die Anzahl der ver-
wendeten Gleichrichtermodule in der maximalen Ladeleistung. Für die Auswahl und Ein-
ordnung der Ladesäulenstandorte am Straßenrand von Typ 1 (22 kW AC) und Typ 2 
(50 kW DC) wird der Flächennutzungsplan [LAN20] herangezogen. Vorangegangene Un-
tersuchungen zeigen, dass es Abhängigkeiten zwischen dem Nutzungsverhalten und der 
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Flächennutzung in der Umgebung einer Ladesäule gibt [NIE21][KRE21b]. Bei Ladesäu-
lentyp 3 und 4 kann der Standort direkt einem Tankstellengelände oder einem Kunden-
parkplatz zugeordnet werden. Die Messzeiträume an den 32 Ladesäulen im Münchner 
Stadtgebiet liegen primär im 3. und 4. Quartal des Jahres 2021 und decken jeweils einen 
Zeitraum von 63 bis 511 Tagen ab. Die unterschiedliche Dauer der Messzeiträume (An-
zahl Messtage) ist auf Herausforderungen bei der praktischen Durchführung der Mess-
kampagne zurückzuführen (u. a. Verzögerungen beim Einbau von Messequipment). 

Tabelle 4-1: Übersicht zu den 32 öffentlichen Ladesäulen, die im Rahmen einer Messkampagne ver-
messen wurden (LV* – Ladevorgänge) 

Name Typ Standort und Flächennutzungstyp u. a. 
laut Flächennutzungsplan (Abkürzung) 

Anzahl 
Messtage 

Anzahl 
LV* 

LV* ein-
deutig 

22_GB_1 Typ 1 Straßenrand, Gemeinbedarfsfläche (GB)  112 730 461 
22_GB_2 Typ 1 Straßenrand, Gemeinbedarfsfläche (GB) 142 961 309 
22_GB_3 Typ 1 Straßenrand, Gemeinbedarfsfläche (GB) 142 980 557 
22_MK_1 Typ 1 Straßenrand, Kerngebiet (MK) 141 876 581 
22_MK_2 Typ 1 Straßenrand, Kerngebiet (MK) 183 961 566 
22_MK_3 Typ 1 Straßenrand, Kerngebiet (MK) 141 801 440 
22_SO_1 Typ 1 Straßenrand, Sondergebiet-Gewerbe (SO) 153 262 97 
22_SO_2 Typ 1 Straßenrand, Sondergebiet-Gewerbe (SO) 183 365 273 
22_SO_3 Typ 1 Straßenrand, Sondergebiet-Gewerbe (SO) 112 540 332 
22_WA_1 Typ 1 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 183 845 560 
22_WA_2 Typ 1 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 183 860 544 
22_WA_3 Typ 1 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 183 947 638 
22_WB_1 Typ 1 Straßenrand, Besonderes Wohngebiet (WB) 183 1.025 607 
22_WB_2 Typ 1 Straßenrand, Besonderes Wohngebiet (WB) 112 480 310 
22_WR_1 Typ 1 Straßenrand, Reines Wohngebiet (WR) 183 566 376 
22_WR_2 Typ 1 Straßenrand, Reines Wohngebiet (WR) 112 420 247 
22_WR_3 Typ 1 Straßenrand, Reines Wohngebiet (WR) 141 283 205 
50_AG_1 Typ 2 Rastplatz, Allgemeine Grünfläche (AG) 192 104 94 
50_GB_1 Typ 2 Straßenrand, Gemeinbedarfsfläche (GB) 141 569 400 
50_GE_1 Typ 2 Straßenrand, Gewerbegebiet (GE) 71 172 132 
50_MK_1 Typ 2 Straßenrand, Kerngebiet (MK) 149 423 390 
50_W_1 Typ 2 Straßenrand, Wohnbaufläche (W) 95 658 445 
50_WA_1 Typ 2 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 415 1.201 997 
50_WA_2 Typ 2 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 140 453 332 
50_WA_3 Typ 2 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 141 250 207 
50_WA_4 Typ 2 Straßenrand, Allgemeines Wohngebiet (WA) 28 105 66 
50_WR_1 Typ 2 Straßenrand, Reines Wohngebiet (WR) 71 75 69 
150_Ku_1 Typ 3 Kundenparkplatz an Baumarkt (Ku) 252 1.480 1.010 
150_Ta_1 Typ 3 Tankstellengelände (Ta) 149 802 682 
150_Ta_2 Typ 3 Tankstellengelände (Ta) 511 2.665 1.998 
225_Ta_1 Typ 3 Tankstellengelände (Ta) 344 1.521 1.123 
20_Ku_1 Typ 4 Kundenparkplatz an Supermarkt (Ku) 63 506 454 
 Summe 5.351 22.886 15.502 
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Vermessung der Ladesäulen: Die Vermessung der Ladesäulen erfolgt mit Hilfe von Netz-
analysatoren im Netzanschlusskasten der Ladesäule (Typ 1), im vorgelagerten Zähl- und 
Wandlerschrank (Typ 2 und 3), an der Anschlussleitung aus der Trafostation (Typ 3) oder 
in der Gebäudeverteilung (Typ 4). Im Fokus der Analyse stehen gemessene Wirkleis-
tungsverläufe von Ladevorgängen. Die Blindleistung und weitere Messgrößen wurden 
zwar im Rahmen der Messkampagne aufgezeichnet, aber für diese Auswertung nicht de-
taillierter untersucht, weil der Wirkleistungsfaktor bei Nennleistung nahe bei 1 liegt. 

Erfassung einzelner Ladevorgänge: Die Erkennung eines stattfindenden Ladevorgangs in 
einer Messzeitreihe über viele Tage ist über die Erfassung ansteigender und abfallender 
Wirkleistungsflanken möglich. Anschließend erfolgen die Klassifizierung und Speiche-
rung in einer Datenbank. Bei Ladesäulen mit mehr als einem Ladepunkt (Typ 1 bis 3) kön-
nen sich auf Grund der Lage des Messpunktes (Messung der Summenlast aller Ladepunkte 
der Ladesäule) Ladevorgänge in den Messzeitreihen überschneiden, wodurch die eindeu-
tige Bewertung eines Ladevorgangs nicht mehr möglich ist. Die Identifikation von Start- 
und Endzeitpunkt sich überlappender Ladevorgänge ist zwar möglich, aber nicht die Auf-
teilung in zwei oder mehrere Leistungsprofile. Das hat zur Folge, dass davon abgeleitete 
Größen, wie z. B. die maximale Ladeleistung je Ladevorgang oder die bezogene Energie je 
Ladevorgang, welche für die Klassifizierung der Ladevorgänge benötigt werden, nicht be-
rechnet werden können. Besonders an AC-Ladesäulen (Typ 1) mit hoher Auslastung tritt 
die Überlappung häufig auf. Die Validierung des Algorithmus für die Identifikation von 
Ladevorgängen ist schwierig, da die Messzeitreihen die einzigen Eingangsinformationen 
sind. Eine manuelle Überprüfung der Profilformen über eine begrenzte Messdauer ergibt 
eine Fehlerquote < 1 % und ist daher vernachlässigbar klein. Fehler entstehen zum Bei-
spiel, wenn sich überlappende Ladevorgänge fälschlich als einzelner Ladevorgang er-
kannt werden. Dies ist der Fall, wenn die steigenden und fallenden Flanken im Leistungs-
verlauf (Ladestart und -ende) eine niedrige Anstiegs- bzw. Abfallgeschwindigkeit haben. 

4.2 Analyse der Ladevorgänge 

Aus den erfassten Ladevorgängen werden in diesem Abschnitt probabilistische Verteilun-
gen für die Modellierung von Lastgängen ermittelt. 

4.2.1 Untersuchungsmethode 

Die Verallgemeinerung des Ladeverhaltens erfolgt mit der in Abbildung 4-1 dargestellten 
Methodik. Auf Grund der besseren Verständlichkeit sind in Abbildung 4-1 bereits die in 
Abschnitt 4.2 identifizierten Abhängigkeiten zwischen typischen Ladesäulenstandorten, 
Wochentagen und Ladesäulentypen dargestellt. Typische Ladesäulenstandorte werden 
basierend auf den Eigenschaften der vermessenen Ladesäulen (Abbildung 4-1 a)) und mit 
Hilfe des Flächennutzungsplans gebildet. Die Analyse des Ladeverhaltens besteht aus dem 
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Vergleich allgemeiner Kennzahlen in Abschnitt 4.2.3 und fokussiert sich auf nachfolgende 
Größen: 

• Geladene Energie je Ladevorgang 𝐸𝐸 
• Anzahl Ladevorgänge je Tag 𝑛𝑛lv 
• maximale Ladeleistung je Ladevorgang 𝑃𝑃max 

Die allgemeinen Kennzahlen werden hinsichtlich des Wertebereichs sowie der Abhängig-
keit zu Wochentagen und der Ladeleistungsklassen analysiert. Zusammen mit den Wahr-
scheinlichkeitsverteilungen der Startzeitpunkte in Abschnitt 4.2.4 resultieren die identi-
fizierten Abhängigkeiten in Abbildung 4-1 b). Abbildung 4-1 c) beschreibt das Endergeb-
nis der Verallgemeinerung, wofür in Abschnitt 4.2.5 die ermittelten probabilistischen Ver-
teilungen dargestellt sind. Eine Unterscheidung der Jahreszeit oder Umgebungstempera-
tur findet auf Grund der kurzen Messzeiträume bei der Ermittlung der probabilistischen 
Verteilungen nicht statt. Die tatsächliche Profilform der Ladevorgänge wird vorerst ver-
nachlässigt und in Abschnitt 4.3 zusammen mit der Außenleiterbelastung, der Tempera-
turabhängigkeit und der monatlichen Entwicklung thematisiert. 

 
Abbildung 4-1: Untersuchungsmethode zur Ermittlung probabilistischer Verteilungen für typische 

öffentliche Ladeorte, Ladepunkttypen und Wochentage 

c) Übersicht der ermittelten probabilistischen Verteilungen

a) Eigenschaften der 32 Ladesäulen
Standort (u.a. Flächennutzungsplan)
• Wohngebiete: WA, WB, WR, W
• Kerngebiete: SO, GE, (AG)
• Gewerbegebiete: MK, GB
• Tankstelle: Ta,
• Kundenparkplatz: Ku
Ladesäulentyp:
• Typ 1: 2x 22 kW AC
• Typ 2: 50 kW DC & 22 kW AC
• Typ 3: 150/225 kW DC & 22 kW AC
• Typ 4: 20 kW DC oder 22 kW AC

b) Ladeverhalten an 32 Ladesäulen
Verteilung der Startzeitpunkte über Tag
• Abhängig vom Ort
• Abhängig vom Wochentag
Anzahl Ladevorgänge je Tag
• Abhängig vom Ort
• Abhängig vom Wochentag
Energie geladen je Ladvorgang
• Abhängig vom Ort
• Abhängig von Ladesäulentyp
Leistung je Ladevorgang
• Abhängig vom Ladesäulentyp

Methodik zur Bestimmung der probabilistischen Verteilungen
a) Definition typischer Ladesäulenstandorte
b) Analyse des Ladeverhaltens zur Identifikation von Abhängigkeiten
c) Bestimmung der vier probabilistischen Verteilungen

Ort der 
Ladesäule

Startzeit-
punkte
über Tag

Anzahl Lade-
vorgänge je 
Tag

Energie ge-
laden je La-
devorgang

Leistung 
je Lade-
vorgang

Wohngebiet
Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 1
Typ 2

Typ 1*
Typ 2*

Kerngebiet
Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 1
Typ 2

Typ 1*
Typ 2*

Gewerbe-
gebiet

Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 1
Typ 2

Typ 1*
Typ 2*

Rastplatz
Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 2 Typ 2*

Tankstelle
Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 3 Typ 3*

Kundenpark-
platz

Werktag
Samstag
Sonntag

Werktag
Samstag
Sonntag

Typ 4 Typ 4*

*unabhängig vom Ort, somit nur abhängig vom Ladesäulentyp
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4.2.2 Kategorisierung der Ladevorgänge nach Ladeleistung 

Für den Vergleich allgemeiner Kennzahlen 
werden die Ladevorgänge unter anderem 
nach der Ladeleistung kategorisiert. Zur 
Definition der Wertebereiche für die ein-
zelnen Leistungskategorien werden die 
15.502 eindeutig identifizierten Ladevor-
gänge aller vermessenen Ladesäulen her-
angezogen. Es wird die Häufigkeitsvertei-
lung der maximal erreichten Ladeleistung 
je Ladevorgang mit einer Klassenbreite von 
0,5 kW ermittelt. Die Abbildung 4-2 a) und 
b) zeigen die Häufigkeitsverteilung mit un-
terschiedlicher Skalierung der vertikalen 
Achse jeweils mit den roten Linien als 
Grenzwerte für die Kategorisierung. Die 
Zahlenwerte der definierten Leistungska-
tegorien sind Abbildung 4-2 c) zu entneh-
men. Die Grenzwerte der Leistungskatego-
rien orientieren sich an typischen Nenn-
leistungen von Ladesäulen bzw. BEVs 
[NAT20b], [EVD23] und liegen jeweils über 
den Häufigkeitsmaxima bzw. beim darüber 
liegenden Häufigkeitsminimum von Abbil-
dung 4-2 a) bzw. b). Während bei Leistun-
gen bis 22 kW (primär AC-Ladevorgänge) 
der ermittelte Grenzwert nur knapp über 
dem Nennwert der Leistung liegt (ca. 
2 kW), sind die Abweichungen ab 50 kW 
(DC-Ladevorgänge) deutlich größer.  

a) Gesamter Wertebereich 

 
b) Häufigkeit skaliert auf 0,010 

 
c) Definierte Wertebereiche in Zahlen 

Abbildung 4-2: Kategorisierung der Ladevor-
gänge nach Ladeleistung 

Kategorie nach 
Leistung 𝑷𝑷𝐧𝐧 

Wertebereich für 𝑷𝑷𝐦𝐦𝐧𝐧𝐦𝐦 
der Ladevorgänge 

3,7 kW  Pmax ≤ 5 kW 
7,4 kW 5 kW < Pmax ≤ 9 kW 
11 kW 9 kW  < Pmax ≤ 13 kW 
22 kW 13 kW < Pmax ≤ 24 kW 
50 kW 24 kW < Pmax ≤ 56 kW 

100 kW 56 kW  < Pmax ≤ 111 kW 
150 kW 111 kW  < Pmax ≤ 169 kW 
225 kW 169 kW < Pmax ≤ 239 kW 

Der Unterschied entsteht dadurch, dass bei AC-Ladevorgängen die verlustbehaftete 
Gleichrichtung im Fahrzeug stattfindet, bei DC-Ladevorgängen hingegen in der Ladesäule. 
Bei AC-Ladevorgängen hat das zur Folge, dass die tatsächliche Ladeleistung des Batterie-
systems, unter Berücksichtigung der Verluste des On-Board-Chargers, geringer ist als die 
Nennleistung. Die AC-Ladesäule selbst hat nur einen geringen Energiebedarf für die Kom-
munikationsinfrastruktur und wird zum Beispiel vom Hersteller Compleo mit Standby-
Verlusten von 13 W beziffert [COM22a]. Die Abweichungen der Ladeleistung von ca. 2 kW 
bei AC-Ladevorgängen können somit nur durch Messfehler oder Toleranzen bei der Be-
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zugsleistung der BEVs erklärt werden. An einzelnen Ladesäulen können größere Mess-
fehler durch eine ungünstige Kombination aus geringer Ladeleistung und Rogowski-
Strommessspulen mit sehr großem Messbereich von 3.000 A begründet werden. Bei DC-
Ladevorgängen entspricht die Nennleistung der tatsächlichen Ladeleistung des Batterie-
systems. Gleichrichterverluste werden durch zusätzlich bezogene Leistung der Ladesäule 
ausgeglichen. Die Datenblätter der DC-Ladesäulen von Typ 2 und Typ 3 beschreiben bei 
maximaler Ausgangsleistung von 50 kW und 150 kW bzw. 225 kW einen Wirkungsgrad 
von 94 % [COM22b][ALP22]. Daraus resultieren Leistungen von 53 kW und 160 kW bzw. 
239 kW. Außerdem kann Typ 3 zusätzlich, je nach Ausführung, ein oder zwei Kühlsysteme 
für eine aktive Kühlung der Ladekabel enthalten. Der zusätzliche Leistungsbedarf der Ka-
belkühlsysteme wird in den öffentlich zugänglichen Informationen des Herstellers nicht 
beschrieben. Andere Hersteller nennen eine Größenordnung von 0,6 kW bis 3 kW 
[PHO18] [BRU22] je nach Kabelsystem, verwendetem Kühlaggregat und abhängig von der 
Umgebungstemperatur. Zu berücksichtigen sind außerdem Leitungsverluste zwischen 
Messpunkt und Ladesäulenstandort, wenn sich der Messpunkt nicht direkt an der Lade-
säule befindet. An zwei Standorten von Typ 3 machen sich die Leitungsverluste im Ver-
teilnetz mit dem Kabeltyp NA2X2Y 4x150 mm² bei ca. 60 m und 120 m bemerkbar. Eine 
Überschlagsrechnung analog zu [BRE07] ergibt Leitungsverluste von 3,4 kW bei nachfol-
genden Randbedingungen: 160 kW Bezugsleistung, 400 V Netzspannung, 120 m Kabel-
länge, Drehstromsystem mit 150 mm² Aluminiumleiter und Vernachlässigung von Blind-
strömen. 

4.2.3 Vergleich allgemeiner Kennzahlen 

Der systematische Vergleich allgemeiner Kennzahlen ermöglicht die Identifikation rele-
vanter Einflussfaktoren auf das Ladeverhalten. Im nachfolgenden Abschnitt sind jeweils 
die relevantesten Erkenntnisse für die Verallgemeinerung beschrieben. Bei der Darstel-
lung von Wertebereichen wird ein Diagramm mit Boxplots verwendet. Die Boxplot-Dar-
stellung (z. B. in Abbildung 4-3) ist wie nachfolgend beschrieben definiert und in [VIG17] 
genauer erläutert: 

• Die (blaue) Box beginnt beim 1. Quartil (𝐼𝐼1) und endet beim 3. Quartil (𝐼𝐼3) der 
Werte. Sie enthält 50 % der Werte und definiert den Interquartilsabstand (𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼): 
(𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼 =  𝐼𝐼3 – 𝐼𝐼1) 

• Die Whisker (Line) umschließen 100 % aller Werte ohne Ausreißer 
• Die Ausreißer (Punkte) entstehen bei nachfolgenden Bedingungen für Werte von 

𝑥𝑥: 𝑥𝑥 >  𝐼𝐼3  +  1,5 ∙ 𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼 oder 𝑥𝑥 <  𝐼𝐼1 –  1,5 ∙ 𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼𝐼 
• Der Median teilt die (blaue) Box beim 2. Quartil in zwei Bereiche 
• Das Kreuz kennzeichnet den arithmetischen Mittelwert 

Abbildung 4-3 vergleicht die bezogene Energie aller eindeutig identifizierter Ladevor-
gänge an den 32 untersuchten Ladesäulen. Der Wertebereich erstreckt sich von 0 kWh bis 
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100 kWh mit folgender Tendenz: Je höher die Ladeleistung der Ladesäule, desto größer 
die bezogene Energie je Ladevorgang. Die ungleichen Längen des oberen und unteren 
Whiskers sowie die Lage von Median und Mittelwert deuten auf eine ungleichmäßige Ver-
teilung der Wertebereiche hin. Es treten an allen Ladesäulen viele Ladevorgänge mit ver-
gleichsweise geringem Energiebezug und wenige Ladevorgänge mit vergleichsweise gro-
ßem Energiebezug auf. Eine Besonderheit ist an der Ladesäule 20_Ku_1 zu sehen: Die ma-
ximale Ladeleistung ist hier auf 22 kW und die Ladedauer auf 1 h begrenzt, woraus eine 
maximale Energie von 22 kWh resultiert. 

 
Abbildung 4-3: Werteverteilung bezogener Energie je Ladevorgang 

Bei der Kategorisierung der bezogenen Energie jeweils nach der Nennleistung der Lade-
vorgänge gemäß Abbildung 4-2 c) wird der Zusammenhang zwischen Leistung und Ener-
gie noch deutlicher. Die Mittelwerte der bezogenen Energie je Ladevorgang in Abbildung 
4-4 liegen meist mit aufsteigender Leistungskategorie übereinander. 

 
Abbildung 4-4: Mittelwerte bezogener Energie der Ladevorgänge unterteilt nach Nennleistung 
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AC-Ladevorgänge und damit Ladeleistungen unter 22 kW sind an den Ladesäulen 
150_Ta_1 und 225_Ta_1 bedingt durch das an der Ladesäule installierte Kabelsystem 
nicht möglich. Die Verallgemeinerung der bezogenen Energie erfolgt unter Berücksichti-
gung des Ladeortes und Ladesäulentyps sowie bei Vernachlässigung von Unterschieden 
zwischen Wochentagen. In Abbildung 4-5 ist die relative Anzahl der Ladevorgänge in Be-
zug auf die Ladeleistung dargestellt. Die Ladesäulen von Typ 1 haben mit etwa 65 % einen 
hohen Anteil an Ladevorgängen mit 3,7 kW. Typ 2 ist mit etwa 60 % dominiert von Lade-
vorgängen mit 50 kW. Ein Zusammenhang zwischen Flächennutzungstyp und der Vertei-
lung ist nicht zu erkennen. Die Ladesäule vom Typ 4 (20_Ku_1) enthält einen großen An-
teil von Ladevorgängen mit 22 kW, welcher auf die Möglichkeit zur DC-Ladung mit 20 kW 
zurückzuführen ist. Die Ladevorgänge an den Ladesäulen von Typ 3 setzen sich etwa zu 
gleichen Anteilen aus 50 kW, 100 kW und 150 kW bzw. 225 kW zusammen. Die Anteile 
an Ladevorgängen je Nennleistung werden bei der Verallgemeinerung nur auf den Lade-
säulentyp bezogen. 

 
Abbildung 4-5: Anteil der Ladevorgänge je Nennleistung 

Die Anzahl der Ladevorgänge, die pro Tag an einer Ladesäule stattfinden, ist durch die 
Attraktivität des Standortes beeinflusst. Bei der Auswahl der zu vermessenden Standorte 
von Typ 1 wurden Ladesäulen mit hoher Auslastung je Flächennutzungstyp, basierend 
auf Informationen aus dem Jahr 2019, gewählt. Auf Grund der geringen Anzahl von Lade-
säulen von Typ 2 bis 4 im untersuchten Stadtgebiet erfolgte die Auswahl durch die beste 
Zugänglichkeit für die Messung. Eine niedrigere Anzahl von Ladevorgängen an den Stand-
orten von Typ 2 gegenüber Typ 1 könnte deshalb auch auf eine geringere Attraktivität des 
Standortes zurückgeführt werden oder auf geringere Bekanntheit, weil viele Ladesäulen 
von Typ 2 zusammen mit dem Messsystem neu aufgestellt wurden. 
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Abbildung 4-6: Wertebereich der Anzahl an Ladevorgängen je Tag 

Die größte Attraktivität besitzt der Kundenparkplatz mit Typ 4 (20_Ku_1) auf Grund des 
kostenlosen Angebots und der maximalen Ladedauer von einer Stunde mit durchschnitt-
lich acht Ladevorgängen pro Tag. Die Boxplots in Abbildung 4-6 zeigen eine annährend 
symmetrische Verteilung der Einzelwerte um den Mittelwert, wofür sich eine Gaußver-
teilung zur Annäherung eignet. 

 
Abbildung 4-7: Anteil an Ladevorgängen je Wochentag 

Die Anzahl von Ladevorgängen je Wochentag ist an den meisten Ladesäulen gleichmäßig 
verteilt (vgl. Abbildung 4-7). Drei Ladesäulen weichen davon ab: 

• 22_SO_1: Kaum Ladevorgänge an Samstag und Sonntag wegen des Gewerbegebiets 
• 20_Ku_1: Die Ladesäule ist nur während der Öffnungszeiten des Supermarktes in 

Betrieb und daher am Sonntag ohne Ladevorgänge 
• 50_AG_1: Die Ladesäule am Rastplatz zeigt die meisten Ladevorgänge am Sonntag 

Die Verallgemeinerung der Anzahl an Ladevorgängen erfolgt nur unter Berücksichtigung 
des Ladesäulenstandortes und der Typtage Werktag, Samstag und Sonntag. 
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4.2.4 Wahrscheinlichkeitsverteilung der Startzeitpunkte 

Die Verteilung der Startzeitpunkte von Ladevorgängen über einen Tag hinweg kann ver-
lässlich nur als Wahrscheinlichkeitsverteilung ermittelt und nicht auf eine einzelne Kenn-
zahl heruntergebrochen werden. 

Die Verteilung wird mit einer Auflösung 
von einer Minute bestimmt (Abbildung 4-8 
a), blaue Balken). Zur Glättung der Vertei-
lung wird eine Kerndichteschätzung (KDE 
[DIC12]) angewendet (Abbildung 4-8 a), 
grüne Kurve). Als Kern dient dabei die 
Gaußsche Normalverteilung. Ein Vergleich 
der Wahrscheinlichkeitsverteilungen aller 
Ladesäulen (nicht dargestellt) zeigt Ähn-
lichkeiten für die nachfolgenden Standorte 
mit entsprechender Flächennutzung: Kern-
gebiet (GB, MK), Gewerbegebiet (SO, GE), 
Wohngebiet (WA, WB, WR, W), Rastplatz 
(AG), Tankstelle (Ta, Ku 150 kW) und Kun-
denparkplatz (Ku 20 kW). Bei gleichem 
Standort ist bei Ladesäulen von Typ 1 und 
Typ 2 kein relevanter Unterschied erkenn-
bar, weshalb für diese jeweils gemeinsame 
Verteilungen ermittelt werden. In Abbil-
dung 4-8 b) stehen die definierten Stand-
ortgruppen zum Vergleich. Bei Unterschei-
dung zwischen Wochentagen durch Zu-
sammenfassung ähnlicher Tage (nicht dar-
gestellt) ergeben sich die drei Typtage 
Werktage, Samstag und Sonntag. In Abbil-
dung 4-8 c) sind die Unterschiede zwischen 
den Wochentagen für Kerngebiete darge-
stellt. 

a) Häufigkeit im Wohngebiet mit und ohne KDE 

 

b) Verteilung bei unterschiedlichen Standorten 

 
c) Verteilung an Wochentagen im Kerngebiet 

 
Abbildung 4-8: Wahrscheinlichkeitsverteilun-

gen für Startzeitpunkte 

4.2.5 Probabilistische Verteilungen für die Modellierung 

Abbildung 4-9 zeigt die ermittelten probabilistischen Verteilungen, welche mit der in Ab-
bildung 4-1 dargestellten Untersuchungsmethode ermittelt werden. Die Wahrscheinlich-
keitsverteilungen für Startzeitpunkte sind in der ersten Spalte von Abbildung 4-9 darge-
stellt. 
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 Startzeitpunkte 
über den Tag 
Wahrscheinlichkeitsverteilung 

Anzahl der Lade- 
vorgänge je Tag 
Wahrscheinlichkeitsverteilung 

Energie geladen je 
Ladevorgang in kWh 
Wahrscheinlichkeitsverteilung 

Leistung je 
Ladevorgang in kW 
Wahrscheinlichkeitsverteilung 

In Wohn-
gebieten 
am Stra-
ßenrand 
Typ 1 & 
Typ 2 

    
In Kernge-
bieten am 
Straßen-
rand 
Typ 1 & 
Typ 2 

    
In Gewer-
begebieten 
am Stra-
ßenrand 
Typ 1 & 
Typ 2 

    
Rastplatz 
an Auto-
bahn 
Typ 2 

    
Tankstelle 
oder Kun-
denpark-
platz 
Typ 3 

    
Kunden-
parkplatz 
Typ 4 

    
Farblegende 
(Spalten) 

― Werktag 
― Samstag 
― Sonntag 

― Werktag 
― Samstag 
― Sonntag 

― Typ 1, ― Typ 2 
― Typ 3, ―Typ 4 

█ Typ 1, █ Typ 2 
█ Typ 3, █ Typ 4 

Abbildung 4-9: Probabilistische Verteilungen für das Ladeverhalten an öffentlichen Ladesäulen 

Aus den Rohdaten der Anzahl an Ladevorgängen je Standort und Typtag wird die Wahr-
scheinlichkeitsverteilung mit der Normalverteilung in der zweiten Spalte approximiert. 
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Die Verteilung der Energie wird analog zu den Startzeitpunkten mit einer KDE und einem 
Intervall von 1 kWh bestimmt (dritte Spalte). Die Verteilung der Ladeleistung wird nur in 
Abhängigkeit vom Ladesäulentyp bestimmt (vierte Spalte), wobei an der Ladesäule 
225_Ta_1 der Anteil der Leistungskategorie 225 kW in die Kategorie von 150 kW über-
führt wird. Zu berücksichtigen ist, dass die für die Standorte Rastplatz und Kundenpark-
platz ermittelten Verteilungen nur begrenzt aussagekräftig sind, da jeweils nur eine La-
desäule über eine kurze Dauer von 192 bzw. 63 Tagen vermessen wurde. Der Rastplatz 
repräsentiert außerdem nicht die Bedingungen, wie sie typischerweise auf Rastplätzen 
vorzufinden sind. Anstatt der Ladeleistung von 50 kW sind dort Ladeleistungen ab 
150 kW vorzufinden [BAY22]. Der Rastplatz befindet sich außerdem am Ende einer Au-
tobahn und verfügt auch über ein kleines Café, das im Messzeitraum geschlossen war 
(COVID-19-Pandemie), was die geringe Anzahl von Ladevorgängen pro Tag erklären 
kann. Die Ladesäule am Kundenparkplatz ist für das Jahr 2021 mit einem kostenlosen La-
depunkt sowie mit begrenzter Lade- und Betriebsdauer repräsentativ für Ladesäulen auf 
Kundenparkplätzen. Durch steigende BEV-Durchdringungen und dem damit verbunde-
nen steigenden Ladebedarf könnten sich die Geschäftsmodelle mit entsprechender Lad-
einfrastruktur von Ladesäulenbetreibern auf Kundenparkplätzen zukünftig stark verän-
dern. 

4.3 Profilformen und weitere Einflussfaktoren 

4.3.1 Profilformen gemessener Ladevorgänge 

Die Profilform der Ladevorgänge wurde im bisherigen Verlauf der Arbeit vereinfacht als 
rechteckig angenommen. Das hat zur Folge, dass die modellierte Profilform beim Start 
sprunghaft von 0 kW auf die maximale Leistung ansteigt, dort konstant bleibt und am 
Ende wieder auf 0 kW zurückfällt. In der Praxis zeigt sich ein Abfall oder auch Anstieg der 
Ladeleistung mit steigendem Batteriefüllstand, welcher durch das Batteriemanagement-
system im BEV gesteuert wird [MÜL21]. 

Volllastfaktor: Im nachfolgenden Abschnitt wird beschrieben, wie das reale Verhalten ist 
und welche Auswirkungen die Vereinfachung hat. Mit Gleichung (4-1) wird der Volllast-
faktor 𝑘𝑘v zur vereinfachten Beschreibung der Ladeprofilform eingeführt. 

𝑘𝑘v =
𝐸𝐸

𝑃𝑃max ∙ ∆𝑡𝑡
 (4-1) 

 𝑘𝑘v Volllastfaktor des Ladevorgangs  
 𝐸𝐸 Bezogene Energie während des Ladevorgangs  
 𝑃𝑃max Maximale Wirkleistung während des Ladevorgangs  
 ∆𝑡𝑡 Ladedauer des Ladevorgangs (mit Energiebezug)  
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Während bei 𝑘𝑘v = 1 die Ladeleistung wäh-
rend des gesamten Ladevorgangs konstant 
bleibt (Abbildung 4-10, blau), verändert sich 
bei 𝑘𝑘v < 1 die Ladeleistung im zeitlichen Ver-
lauf. Beim grünen Ladeprofil von Abbildung 
4-10 resultiert 𝑘𝑘v = 0,7. 

(Berechnung: 𝑘𝑘v = 22 kWh
11 kW∙3 h

= 0,7) 
 

Abbildung 4-10: Exemplarische Ladeprofilfor-
men für die Berechnung von kv 

In Abbildung 4-11 sind die Volllastfaktoren der Ladevorgänge an den 32 vermessenen 
öffentlichen Ladesäulen dargestellt. Mit steigender Ladesäulennennleistung sinkt der 
Volllastfaktor. Die Wertebereiche des Volllastfaktors liegen hauptsächlich zwischen 1 und 
0,3. Die Ausreißer mit einem 𝑘𝑘v unter 0,3 (ca. 50 Ausreißer) entstehen hauptsächlich 
durch überlappende Ladevorgänge, die fälschlich als einzelne Ladevorgänge erkannt 
wurden. Bei einer Anzahl von 15.502 betrachteten Ladevorgängen ist die Fehlerquote 
aber vernachlässigbar klein. 

 
Abbildung 4-11: Werteverteilung des Volllastfaktors je Ladevorgang 

Die Unterteilung in Leistungskategorien in Abbildung 4-12 zeigt weiterhin den Trend, 
dass mit steigender Ladeleistung der Volllastfaktor sinkt. Für Abweichungen wie an 
22_GB_2 und 50_WR_1 sind die dominierende Nutzung durch einzelne BEVs oder die ge-
ringe Datenbasis mögliche Erklärungen. An den Ladesäulen von Typ 3 (z. B. 150_Ku_1) 
mit hoher Ladeleistung (bis zu 150 kW bzw. 225 kW) sind die Volllastfaktoren am ge-
ringsten. 
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Abbildung 4-12: Mittelwerte des Volllastfaktors der Ladevorgänge unterteilt in Nennleistung 

Mit Fortschreiten der Batterietechnologieentwicklung und steigenden Ladeleistungen bis 
350 kW ist anzunehmen, dass der Volllastfaktor bei kleinen Ladeleistungen (AC-Laden bis 
22 kW) zukünftig gegen den Wert von 1 geht [HAB19], [KHA19]. Untersuchungen in 
[MÜL21] mit 11 kW und 22 kW Ladeleistung zeigen, dass die Gleichzeitigkeitsfaktoren 
und damit die Netzbelastung bei 𝑘𝑘v = 1 höher ist als bei Profilformen mit exponentiellem 
Abfall der Ladeleistung während des Ladevorgangs. Die Modellierung von Ladeprofilen 
bis 22 kW Ladeleistung mit einem 𝑘𝑘v von 1 (rechteckige Form) für Zukunftsszenarien ist 
daher sinnvoll. Der Fokus für die weiteren Betrachtungen der Profilformen liegt bei hö-
heren Ladeleistungen und wird nachfolgend exemplarisch für eine Nennladeleistung von 
150 kW analysiert. 

Exemplarische Ladeprofile: Die Mittelwerte des Volllastfaktors bei einer Nennleistung 
von 150 kW liegen in Abbildung 4-12 bei etwa 0,7. Die Whisker der Boxplots an Ladesäu-
len von Typ 3 in Abbildung 4-11 schließen einen Wertebereich zwischen 0,3 und 1,0 ein. 
Abbildung 4-13 zeigt gemessene Ladeprofile von Typ 3 Ladesäulen aus der Leistungska-
tegorie mit 150 kW. Die Profile sind in Intervalle, jeweils mit Schrittweiten für Ladeener-
gie und Volllastfaktor von 5 kWh und 0,1, unterteilt. Die Farbe der Kennlinien gibt die 
genäherte Umgebungstemperatur während des Ladevorgangs an. Die Näherung bezieht 
sich auf eine Temperaturmessstation am Flughafen München [DWD21], dessen Stunden-
mittelwerte den Startzeitpunkten der Ladevorgänge zugeordnet wurden. Bei einem 𝑘𝑘v 
zwischen 1,0 und 0,9 ist die Profilform annähernd rechteckig und nicht von der Tempe-
ratur beeinflusst. Zwischen 𝑘𝑘v = 0,9 und 𝑘𝑘v = 0,7 bleibt die Leistung bei einer Tempera-
tur > 10 °C (orange, grün) anfangs bei ihrem Maximalwert und sinkt später ab. Bei glei-
chem 𝑘𝑘v und einer Temperatur ≤ 10 °C (blau) steigt die Leistung von Beginn mit ca. 80 kW 
auf ihren Maximalwert von ca. 160 kW am Ende des Ladevorgangs. Für niedrige 𝑘𝑘v zwi-
schen 0,7 und 0,3 hat die Profilform typischerweise zu Beginn einen sprunghaften Anstieg 
und anschließend direkt einen (exponentiellen, linearen oder stufenförmigen) Abfall der 
Leistung ohne erkennbare Abhängigkeit zur Temperatur. Neben der Temperatur beein-
flusst der Batteriefüllstand zum Ladestart und das BEV-Modell die Profilform [FAS23].  
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Ladeprofile sortiert nach der geladenen Energie 𝑬𝑬, Volllastfaktor 𝒌𝒌𝐯𝐯 und Umgebungstemperatur 𝝑𝝑 

 𝟒𝟒𝟒𝟒 < 𝑬𝑬 ≤ 𝟒𝟒𝟒𝟒 
in kWh 

𝟒𝟒𝟒𝟒 < 𝑬𝑬 ≤ 𝟒𝟒𝟒𝟒 
in kWh 

𝟒𝟒𝟒𝟒 < 𝑬𝑬 ≤ 𝟒𝟒𝟒𝟒 
in kWh 
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in kWh 

𝟔𝟔𝟒𝟒 < 𝑬𝑬 ≤ 𝟔𝟔𝟒𝟒 
in kWh 
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Abbildung 4-13: Gemessene Ladeprofile mit Nennladeleistung von 150 kW 

Für die Modellierung von Ladeprofilen mit 150 kW bzw. bei > 22 kW stellt sich somit 
ebenfalls die Frage, ob eine realgetreue Nachbildung der Ladeprofile mit abfallender bzw. 
ansteigender Leistung während des Ladevorgangs sinnvoll ist. Weil sich Ladepunkte mit 
> 22 kW Ladeleistung meist nicht in großer Anzahl lokal häufen und die Dimensionierung 
der Netzkomponenten stark von einzelnen Ladesäulen mit hoher Ladeleistung abhängt, 
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wird die Situation bei der Netzintegration betrachtet. Ladesäulen mit Ladeleistungen ab 
50 kW werden im untersuchten Netzgebiet mit einer separaten Niederspannungsleitung 
direkt an eine Trafostation angebunden. An einem typischen städtischen Ortsnetztrans-
formator mit 630 kVA Nennleistung können bei einer durchschnittlichen Auslastung von 
etwa 40 % (siehe Abschnitt 2.4.3) maximal drei Ladepunkte mit je 150 kW Nennleistung 
integriert werden. Bei einer Anzahl von drei Ladepunkten ist der Worst-Case, dass an je-
dem Ladepunkt ein BEV mit einem Volllastfaktor von 𝑘𝑘v = 1 zeitgleich lädt, nicht auszu-
schließen. Ein Gleichzeitigkeitsfaktor von 1 ist in diesem Fall auslegungsrelevant für das 
Verteilnetz. Ein Gleichzeitigkeitsfaktor kleiner 1 ist bei einer größeren Anzahl an Schnell-
ladesäulen im Mittel- oder Hochspannungsnetz möglich. Die vereinfachte Modellierung 
von 𝑘𝑘v = 1 führt somit tendenziell zu einer Überschätzung der Netzbelastung, bringt aber 
aus Sicht der Netzplanung keinen wirtschaftlichen Nachteil bei der Dimensionierung der 
Netzkomponenten. 

4.3.2 Weitere Einflussfaktoren auf das Ladeverhalten 

Als weitere Einflussfaktoren auf die Netzbelastung und das Nutzerverhalten werden die 
Belastung der Außenleiter, monatliche Entwicklung der Anzahl an Ladevorgängen und 
der Temperatureinfluss auf die Vergleichsparameter betrachtet. 

Außenleiterbelastung: Der Fokus bei den 
belasteten Außenleitern liegt auf den AC-
Ladesäulen (Abbildung 4-14 a)), da bei 
DC-Ladevorgängen die drei Außenleiter 
symmetrisch belastet werden (nicht dar-
gestellt). Besonders dominant sind ein-
phasige Belastungen der Leiter L1 und L2, 
was auf den hohen Anteil an Ladevorgän-
gen mit 3,7 kW (vgl. Abbildung 4-5) zu-
rückzuführen ist. Es resultiert eine un-
symmetrische Belastung, die sich durch 
die prognostizierten steigenden AC-Lade-
leistungen der BEVs mit primär 11 kW 
[NAT20b] zukünftig zu einer zunehmend 
symmetrischen Netzbelastung entwi-
ckeln wird. 

a) Anteil belasteter Außenleiter an Ladesäulentyp 1 

 
b) Monatliche Anzahl Ladevorgänge an 150_Ta_2 

 
Abbildung 4-14: Anteil belasteter Außenleiter 
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Monatliche Entwicklung: Da an nur sehr wenigen Ladesäulen eine Messung mit mehr als 
sechs Monaten Dauer stattgefunden hat, wird in Abbildung 4-14 b) exemplarisch die mo-
natliche Entwicklung an der Ladesäule 150_Ta_2 vom 05.05.2020 bis 29.09.2021 betrach-
tet. Abgesehen von den unvollständigen Monaten beim Start und Ende des Messzeitraums 
war das Ladeverhalten vermutlich durch die COVID-19-Maßnahmen stark beeinflusst. In 
Abbildung A-4 ist das veränderte Mobilitätsverhalten während des Messzeitraums darge-
stellt, welches eine Übereinstimmung mit dem Verlauf der monatlichen Zu- und Abnahme 
der Ladevorgänge aufweist. Der in Abbildung 4-14 ersichtliche Anstieg der Ladevorgänge 
von Mai 2020 mit etwa 100 Ladevorgängen zu 170 Ladevorgängen im September 2021 
ist daher primär auf die genannten Effekte zurückzuführen und vermutlich nicht auf mehr 
BEVs. Mit steigender Anzahl der Ladevorgänge erhöhen sich die Überlappungen von meh-
reren Ladevorgängen. Die Anteile der Leistungskategorie bleiben über den Betrachtungs-
zeitraum in etwa gleich. Die Jahreszeiten haben keinen erkennbaren Einfluss auf die An-
zahl der Ladevorgänge. 

Temperatureinfluss: Neben der Profilform wird die Abhängigkeit der Vergleichsparame-
ter (𝐸𝐸, 𝑛𝑛lv, 𝑃𝑃max und 𝑘𝑘v) von der Umgebungstemperatur untersucht. Auf Grund der länge-
ren Messzeiträume werden auch hier die Ladesäulen von Typ 3 untersucht. Es konnten 
keine eindeutigen Abhängigkeiten zwischen der Umgebungstemperatur und den Ver-
gleichsparametern gefunden werden, auch wenn ein steigender Energiebedarf bei kalten 
Temperaturen zu erwarten gewesen wäre. Abhängigkeiten zwischen der Temperatur und 
dem Ladeverhalten wurden unter anderem in [FAS16] untersucht. Die relevante Erkennt-
nis aus [FAS16] ist, dass das Ladeverhalten durch die Temperaturen des Batteriesystems 
und nicht direkt durch die Umgebungstemperatur beeinflusst wird. Trotz geringer Umge-
bungstemperaturen kann die Temperatur des Batteriesystems durch eine Fahrt vor dem 
Ladevorgang erwärmt sein. Vor allem bei öffentlichen Ladesäulen mit hohen Ladeleistun-
gen ist zu erwarten, dass längere Strecken vor dem Ladevorgang zurückgelegt wurden. 
Ideale Betriebsbedingungen für die Fahrzeugbatterie liegen bei Außentemperaturen von 
10 °C bis 25 °C und einer Betriebstemperatur der Batterie von 20 °C bis 40 °C vor 
[DOR21]. 

4.4 Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittliche Tageslastgänge 

Die Ermittlung der Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittlichen Tageslastgänge ba-
siert auf der in Abschnitt 3.3.1 beschriebenen Vorgehensweise und erfolgt wie bei den 
privaten Ladepunkten. 

4.4.1 Aufbereitung der Eingangsdaten 

Als Datenbasis dienen die aus der Messkampagne ermittelten probabilistischen Vertei-
lungen für öffentliche Ladesäulen von Abbildung 4-9. Weil sich die probabilistische Ver-



4  Öffentliche Ladepunkte und Profilformen 

86 

teilung der Anzahl an Ladevorgängen je Tag meist auf Ladesäulen mit mehreren Lade-
punkten beziehen, müssen diese zuerst auf einen Ladepunkt umgerechnet werden. Die 
AC-Ladesäulen vom Typ 1 besitzen zwei Ladepunkte. Es wird vereinfacht angenommen, 
dass sich die Ladevorgänge gleichmäßig auf die beiden Ladepunkte aufteilen. Die Anzahl 
der Ladevorgänge wurde mit Hilfe einer Gaußverteilung angenähert, die sich durch einen 
Mittelwert 𝜇𝜇 und eine Standardabweichung 𝜎𝜎 beschreiben lässt. Es wurden zum Beispiel 
für die Ladesäulen in Wohngebieten an Werktagen (vgl. Abbildung 4-9) 𝜇𝜇 = 3,82 und 𝜎𝜎 =
2,42 bestimmt. Durch mathematische (Rück-)Faltung wird die Verteilung für zwei Lade-
punkte auf zwei gleiche Verteilungen für jeweils einen Ladepunkt mit 𝜇𝜇 = 1,91 und 𝜎𝜎 =
1,71 bestimmt. Die DC-Ladesäulen (Typ 2 und Typ 3) bestehen meist aus einem DC-Lade-
punkt und zusätzlich einem AC-Ladepunkt. Weil die Anzahl der Ladevorgänge am AC-La-
depunkt (≤ 22 kW) vergleichsweise klein war (vgl. Abbildung 4-9), wird vereinfacht an-
genommen, dass alle Ladevorgänge an dem einen DC-Ladepunkt stattgefunden haben und 
die Verteilungen für DC-Ladesäulen direkt verwendet werden können. Die Ladesäule vom 
Typ 4 besitzt nur einen Ladepunkt, weshalb dort eine Umrechnung nicht notwendig ist. 

4.4.2 Unterschiedliche Ladeorte 

Während private Ladepunkte typischerweise von einem BEV genutzt werden, stehen öf-
fentliche Ladepunkte für alle BEVs zur Verfügung. Die geteilte Nutzung von öffentlichen 
Ladepunkten resultiert in höherer Auslastung und damit höherer Netzbelastung. In Ab-
bildung 4-15 a) werden die Kennzahlen der AC-Ladesäulen am Straßenrand von Wohn-, 
Kern-, und Gewerbegebieten verglichen. 

 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Straßenrand 
mit 11 kW (AC) 
▬ Wohngebiet 
▬(ETag = 50 kWh 
▬ Kerngebiet 
▬(ETag = 59 kWh 
▬ Gewerbegeb. 
▬(ETag = 37 kWh 
•••• Wohngebiet 
▬(mit 22 kW     
b) Straßenrand 
mit 50 kW (DC) 
▬ Wohngebiet 
▬(ETag = 93 kWh 
▬ Kerngebiet 
▬(ETag = 152 kWh 
▬ Gewerbegeb. 
▬(ETag = 80 kWh    

Abbildung 4-15: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhält-
nis für öffentliche AC- und DC-Ladepunkte am Straßenrand 
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Wie auch in Abbildung 4-15 b) bei den DC-Ladepunkten, ist im Kerngebiet die höchste 
Auslastung vorzufinden. Die Flächen unter den Profilen der durchschnittlichen Tageslast-
gänge und die daraus resultierenden Energiemengen sind bei den DC-Ladepunkten etwa 
doppelt so groß wie bei den AC-Ladepunkten. Der Vergleich im Wohngebiet mit zusätzlich 
22 kW Ladeleistung (Abbildung 4-15 a)) führt gegenüber den 11 kW zu einer Lastanhe-
bung am Vormittag und einer Reduzierung in der Nacht. Hohe Ladeleistungen von 50 kW, 
100 kW und 150 kW an Tankstellen in Abbildung 4-16 a) resultieren in ähnlicher Profil-
form beim Tageslastgang. Die besonderen Voraussetzungen am vermessenen Kundenla-
depunkt in Abbildung 4-16 b) sind auch bei der Modellierung zu erkennen. Die hohe Aus-
lastung auf Grund kostenloser Lademöglichkeit führt zu hohen Gleichzeitigkeitsfaktoren. 

 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Tankstelle bis 
150 kW DC 
▬ 50 kW 
▬ 100 kW 
▬ 150 kW 
ETag = 174 kWh 

   
b) Kundenpark-
platz bis 22 kW 
▬ 11 kW 
▬ 20 kW DC o.  
▬(22 kW AC 
ETag = 90 kWh 

   

Abbildung 4-16: Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnittlicher Tageslastgang und Spitzenlastverhält-
nis für öffentliche Ladepunkte an Tankstellen und Kundenparkplätzen 

4.4.3 Unterschiedliche Wochentage und Auslastungen 

Abschließend werden unterschiedliche Wochentage und Ladepunkteauslastungen mitei-
nander verglichen. Beim Vergleich der Wochentage wird die Ladung mit 11 kW in Wohn-
gebieten herangezogen. Die Unterschiede zwischen Werktag, Samstag und Sonntag sind 
gering, wobei die Auslastung am Samstag am höchsten ist. Die veränderte Auslastung 
wird an 50 kW Ladepunkten in Wohngebieten untersucht, die im Referenzfall einen Mit-
telwert von 𝜇𝜇 = 3,82 und Standardabweichung von 𝜎𝜎 = 2,42 haben. Die Anzahl der Lade-
vorgänge wird jeweils verdoppelt bzw. halbiert sowie die Standardabweichung durch ma-
thematische (Rück-)Faltung der Normalverteilung ermittelt. Es resultieren 𝜇𝜇doppel = 7,64 
und 𝜎𝜎doppel = 3,42 sowie 𝜇𝜇halb = 1,91 und 𝜎𝜎halb = 1,71 in Abbildung 4-16. Die Profilform 
des durchschnittlichen Tageslastgangs bleibt annähernd gleich, wodurch eine veränderte 
Auslastung der Ladesäulen auch durch die Skalierung des durchschnittlichen Tageslast-
gangs erreicht werden kann. Bei geringer Anzahl von Ladepunkten (5 bis 100) verdoppelt 

0,0
0,2
0,4
0,6
0,8
1,0

1 10 100 1.000
Anzahl der Ladepunkte

0
3
6
9

12
15

Zeit

1,0

3,0

5,0

7,0

9,0

1 10 100 1.000
Anzahl der Ladepunkte

0,0
0,2
0,4
0,6
0,8
1,0

1 10 100 1.000
Anzahl der Ladepunkte

0
3
6
9

12
15

Zeit

1,0

3,0

5,0

7,0

9,0

1 10 100 1.000
Anzahl der Ladepunkte



4  Öffentliche Ladepunkte und Profilformen 

88 

bzw. halbiert sich der Gleichzeitigkeitsfaktor nicht, sondern ändert sich nur in etwa um 
den Faktor 1,3 und 0,7. 

 Gleichzeitigkeitsfaktor Durchsch. Tageslastgang in kW Spitzenlastverhältnis 
a) Wohngebiet 
11 kW (AC) 
▬ Werktag 
▬ ETag = 50 kWh 
▬ Samstag 
▬ ETag = 59 kWh 
▬ Sonntag 
▬ ETag = 49 kWh 

   
b) Wohngebiet 
50 kW (DC) 
▬ 3,82 Lade- 
▬(vorgänge/Tag 
▬ (Referenzfall) 
▬ 7,64 Lade- 
▬(vorgänge/Tag 
▬ 1,91 Lade- 
▬(vorgänge/Tag 

   

Abbildung 4-17: Einfluss der Wochentage und Auslastung auf Gleichzeitigkeitsfaktor, durchschnitt-
licher Tageslastgang und Spitzenlastverhältnis für öffentliche Ladepunkte 
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5 Auswirkungen auf Niederspannungsnetze 

Die Grundlagen aus Kapitel 2 sowie die Modellierung privater und öffentlicher Lade-
punkte aus Kapitel 3 und 4 kommen in Kapitel 5 bei der Niederspannungsnetzberechnung 
zur Anwendung. Die entwickelte Untersuchungsmethode ermöglicht die Bewertung der 
Netzbelastungen bei unterschiedlichen Szenarien für das Laden der BEVs. Wesentliche 
Inhalte aus Kapitel 5 wurden bereits in [KRE23b] veröffentlicht. 

5.1 Untersuchungsmethode 

Die Untersuchungsmethode basiert auf vier Arbeitsschritten, die jeweils am betrachteten 
Niederspannungsnetz in Kombination mit Szenarien für Elektromobilität angewendet 
werden. Abbildung 5-1 beschreibt die Schrittfolge, in die als Eingangsinformation die 
bereits definierten repräsentativen Niederspannungsnetze und Szenarien einfließen. 

 

Abbildung 5-1: Untersuchungsmethode für Niederspannungsnetze 

Im ersten Arbeitsschritt werden mit Hilfe von Standortdaten die Versorgungsaufgabe und 
die Parkplatzsituation des betrachteten Niederspannungsnetzes analysiert, um die 
Anzahl und Art der zu erwartenden Ladepunkte individuell an die regionalen 
Netzbedingungen anzupassen. Im zweiten Arbeitsschritt werden Lastgänge für zehn 
Elektromobilitätsszenarien bei unterschiedlicher Durchdringung mit Elektrofahrzeugen 
und Ladestrategien erstellt. Bei der Netzberechnung im dritten Schritt wird eine 
Zeitreihensimulation je Szenario und Netz über 300 Winterwerktage mit einer Auflösung 
von einer Minute durchgeführt. Im letzten Schritt erfolgt die Analyse der 

1. Standortanalyse
• Netzanschlüsse
• Gebäude: Haushalte, 

Gewerbegröße & -art
• Parkplatzsituation: 

Öffentliche und private 
Stellplätze

2. Lastgangerstellung
• Bestandslast
• E-Mobilitäts-Szenarien
• Durchdringung
• Ladeanteil priv. & öff.
• Ungest., Markt, DLM

• Ausblick Wärmepumpe

3. Netzberechnung
• Modellierung von 

Sammelschienen, 
Leitungen und Lasten

• Zeitreihensimulation
• UONT,MS: 96 % von Un
• Umin: 90 % von Un

4. Ergebnisauswertung
• 10-Min.-Mittelwerte der 

Knotenspannung (und 
Leitungsauslastung) 
nach DIN EN 50160

• Ergebnisdarstellung in
unterschiedlicher Form

Szenario

Standortbedingungen 
je Netzanschluss

Lastgänge je 
Netzanschluss

Spannung & Auslas-
tung je Netzelement

Verallge-
meinerung

Nieder-
spannungs-

netz



5  Auswirkungen auf Niederspannungsnetze 

90 

Knotenspannungen und Betriebsmittelauslastungen. Die betrachteten 
Knotenspannungen umfassen die Spannung an Netzanschlüssen, Muffen sowie Sammel-
schienen in Ortsnetzstationen und Kabelverteilerschränken. Die einzelnen 
Arbeitsschritte werden nachfolgend detailliert beschrieben. 

5.1.1 Standortanalyse und Anschluss der Ladepunkte im Netz 

Die Analyse der Versorgungsaufgabe wurde bereits in Abschnitt 2.3 definiert. Das Ergeb-
nis daraus sind Kennzahlen für die Modellierung der Bestandslast und für Ladepunkte 
von BEVs. Der weitere Fokus richtet sich auf den Anschluss der Ladepunkte im Nieder-
spannungsnetz und auf ortsbezogenes Ladeverhalten an einzelnen Ladepunkttypen. Ta-
belle 5-1 gibt einen Überblick zu den gewählten Anschlussorten und dem Ortsbezug. 

Tabelle 5-1: Anschlussort und Ortsbezug der Ladepunkte 

Ladesäulentyp (Bezugsgröße) Ortsbezug Anschlussort 

Heimladepunkte AC (Anzahl Stellplätze) Allgemein (1 Variante) Gebäudenetzanschluss 

Straßenladepunkte AC (Anz. Stellplätze) Wohnen, Kern, Gewerbe Bei 2/3 Stranglänge 

Arbeitsladepunkte AC (Anz. Mitarbeiter) Allgemein (1 Variante) Gebäudenetzanschluss 

Kundenladepunkte DC (Betriebsgröße) Allgemein (1 Variante) Gebäudenetzanschluss 

Straßenladepunkte DC (Anz. je NS-Netz) Wohnen, Kern, Gewerbe Ortsnetztransformator 

Tankstelle DC (Anzahl je NS-Netz) Allgemein (1 Variante) Ortsnetztransformator 

Ortsbezug: Für AC- und DC-Straßenladepunkte wird jeweils ein ortsbezogenes Ladever-
halten implementiert. Die Datengrundlage dafür wurde in Kapitel 4 mit der Messkam-
pagne geschaffen. Das ortsbezogene Ladeverhalten ist in einem Niederspannungsnetz 
gleich und orientiert sich am Bebauungscluster (siehe Tabelle 2-1) der Niederspannungs-
netze: 

• Ortsbezug Wohnen bei Bebauungscluster C2 und C4 
• Ortsbezug Kern bei Bebauungscluster C0 und C1 
• Ortsbezug Gewerbe bei Bebauungscluster C3 und C5 

Für alle anderen Ladeorte (Heimladen, Arbeitsladen, Kundenladen, Tankstelle) gibt es 
keine Unterscheidung beim Ladeverhalten in Bezug auf die Bebauungscluster. 

Anschlussort: Heim-, Arbeits- und Kundenladepunkte werden direkt an den bestehenden 
Netzanschlüssen der Gebäude integriert. Die tatsächliche Anzahl der Ladepunkte an dem 
Netzanschluss hängt von der ermittelten Anzahl der jeweiligen Stellplätze (bzw. Mitarbei-
ter, Betriebsgröße) an den Netzanschlüssen und den angewendeten Szenarien (Abschnitt 
2.5) ab. DC-Straßenladepunkte und DC-Tankstellenladepunkte werden auf Grund hoher 
Anschlussleistungen direkt an die Trafostation angeschlossen. Die Anzahl der jeweiligen 
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DC-Ladesäulen je Niederspannungsnetz wird in den Szenarien direkt vorgegeben (Ab-
schnitt 2.5). Bei den AC-Straßenladepunkten folgt die Ermittlung der benötigten Anzahl 
an Ladepunkten und der Anschluss im Niederspannungsnetz der hier beschriebenen Sys-
tematik: 

• In Abschnitt 2.3 wird eine Anzahl an öffentlichen Straßenstellplätzen für das ganze 
Niederspannungsnetz ermittelt, die je nach Szenario von einer bestimmten Anzahl 
von BEVs genutzt werden. Es resultiert somit eine Anzahl von BEVs, die regelmä-
ßig an öffentlichen Ladesäulen am Straßenrand laden. Außerdem wird angenom-
men, dass es sich dabei hauptsächlich um private BEVs handelt, die im Winter ei-
nen täglichen Durchschnittsverbrauch von 4,4 kWh (Abschnitt 3.3.2) haben. 

• Basierend auf dem berechneten Energiebedarf der BEVs mit Straßenstellplätzen 
im betrachteten Niederspannungsnetzgebiet wird die Anzahl der benötigten Lade-
säulen ermittelt. Die Ladesäulen werden entsprechend Abbildung 4-9 als Typ 1 
(2x 22 kW AC) in Wohn-, Kern- und Gewerbegebieten modelliert. Die Ladesäulen 
liefern täglich durchschnittlich 50 kWh in Wohngebieten, 59 kWh in Kerngebieten 
und 37 kWh in Gewerbegebieten. Die benötigte Anzahl an Ladesäulen ergibt sich 
aus der Division des Energiebedarfs der BEVs im Netz durch die Energiebereitstel-
lung einer Ladesäule (das Ergebnis wird aufgerundet). Es werden zum Beispiel bei 
50 BEVs, die regelmäßig im öffentlichen Straßenraum in Wohngebieten geladen 
werden, fünf Ladesäulen vom Typ 1 benötigt. (Beispielrechnung: 
(50 BEV ∙  4,4 kWh)/50 kWh = 4,4 ≙ aufgerundet 5 Ladesäulen) 

• Der tatsächliche Aufstellungsort neuer AC-Ladesäulen ist bei Parkplätzen entlang 
der Straße schwer vorhersehbar und häufig von Randbedingungen wie breiten 
Fußwegen mit ausreichend Platz abhängig. Weil die benötigten Standortdaten nur 
bedingt vorliegen, wird ein vereinfachtes Verfahren zur Platzierung und Netzin-
tegration der AC-Ladesäulen gewählt. Die Ladesäulen eines Niederspannungsver-
sorgungsgebietes werden proportional zur Länge der Niederspannungsstränge 
auf die einzelnen Stränge aufgeteilt. Die Aufteilung basiert auf der Annahme, dass 
die Wahrscheinlichkeit für das Auftreten einer AC-Ladesäule in der Nähe eines 
Niederspannungsstrangs mit der Länge des Strangs steigt und diese im Idealfall 
auf dem kürzesten Weg in den Strang integriert wird. Die Platzierung der Ladesäu-
len im Strang selbst erfolgt pauschal auf zwei Drittel der Gesamtlänge, ausgehend 
von der Trafostation. Damit ist sichergestellt, dass die Position hinsichtlich der Lei-
tungsbelastung und des Spannungsfalls konservativ, aber nicht extrem ungünstig 
ist. 
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5.1.2 Lastgangerstellung 

Für jeden Netzanschluss im Niederspannungsnetz werden Lastgänge generiert, die sich 
aus Bestandslast und Last durch BEVs sowie in Szenario S9 einer vereinfachten Modellie-
rung der Wärmepumpen zusammensetzen. Die Modellierung der Bestandslast und die 
Validierung mit Messdaten ist bereits in Abschnitt 2.4 erfolgt. Die vereinfachte Modellie-
rung der Wärmepumpen an Wohngebäuden für Szenario S9 ist in Abschnitt 2.5 beschrie-
ben. Die Lastgangerstellung für BEVs erfolgt mit Hilfe von Lastprofilgeneratoren sowie 
den probabilistischen Eingangsdaten für private (Kapitel 3) und öffentliche (Kapitel 4) 
Ladepunkte, die sich abhängig von den in Tabelle 2-10 definierten Szenarien unterschei-
den. Privates und öffentliches AC-Laden findet je nach Szenario mit einer Ladeleistung 
von 11 kW oder 22 kW (Szenario S5) statt. Bei DC-Kundenladepunkten (20 kW) und DC-
Straßenladepunkten (50 kW) finden die Ladevorgänge immer mit der Nennleistung der 
Ladesäule statt. Bei DC-Ladepunkten, die eine Nennleistung von 150 kW (Tankstelle) be-
sitzen, treten Ladevorgänge in Anlehnung an die Ergebnisse in Abbildung 4-9 zu je einem 
Drittel mit 50 kW, 100 kW und 150 kW auf, um die begrenzte Ladeleistung („preiswer-
ter“) BEV-Modelle zu berücksichtigen. 

Simulierte Wochentage: Weil das Ladeverhalten an privaten Ladepunkten auch zwischen 
den Wochentagen schwankt, werden basierend auf den Erkenntnissen von Abbildung 3-9 
von Haushalten dominierte Netze (C0, C2, C4) für den Wochentag Freitag modelliert und 
von Gewerbe dominierte Netze (C1, C3, C5) für den Wochentag Montag. Die Lastprofilge-
neratoren liefern außerdem Lastgänge mit einer zeitlichen Auflösung von einer Minute 
und einer Umgebungstemperatur von -10 °C im Winter. 

Anzahl der Iterationen: Auf Grund stochastischer Effekte in der Praxis und im Simulati-
onsmodell unterscheiden sich die täglichen Lastgänge an den Netzschlüssen in Nieder-
spannungsnetzen. Es entstehen somit jeden Tag unterschiedlich hohe Lastspitzen im Ver-
teilnetz. Für eine aussagekräftige Bewertung der maximalen Betriebsmittelauslastung 
und minimalen Knotenspannung ist es daher notwendig, eine ausreichend hohe Anzahl 
an Tagen zu betrachten, die wie in Abschnitt 3.3 als Iterationen bezeichnet werden. Die 
Anzahl der zu betrachtenden Iterationen hängt von der gewünschten statistischen Genau-
igkeit ab, die wiederum durch die Anzahl und die Zusammensetzung unterschiedlicher 
Verbraucher beeinflusst ist. 300 Iterationen (Winterwerktage) haben sich für die Unter-
suchung der Niederspannungsnetze als guter Kompromiss zwischen Rechenaufwand und 
statistischer Genauigkeit erwiesen. Es resultiert eine Streuung von ca. ±5 % der maxima-
len Leitungs- und Transformatorauslastung sowie ±0,2 % der minimalen Knotenspan-
nung bei Wiederholung der gleichen Untersuchungen mit jeweils 300 Iterationen an 
exemplarischen Netzen und Szenarien. Durch die Erhöhung der Anzahl an Iterationen 
kann die statistische Genauigkeit erhöht werden, wobei dies meist erst bei einem Faktor 
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von 10 spürbare Effekte bringt (Abschnitt 3.3), aber den Simulationsaufwand verzehn-
facht. Beim Vergleich der Anzahl an Iterationen mit anderen Studien wie [AIG21], 
[SAM18] ist zu berücksichtigen, dass sich der Begriff Iterationen dort auf die Anzahl un-
terschiedlicher Ortsverteilungen der Erzeuger und Verbraucher im Netz und nicht wie 
hier auf die Variation der Lastgänge bei gleicher Position der Verbraucher beziehen. In 
[AIG21] werden 1.000 unterschiedliche Ortsverteilungen mit Nennleistung und Gleich-
zeitigkeitsfaktor (kein Tageslastgang) untersucht. In [SAM18] werden 60 Ortsverteilun-
gen jeweils über die Dauer von einem Jahr simuliert, was 365 Tagen entspricht, wobei die 
Anzahl der betrachteten Wintertage in diesem Fall begrenzt ist. Die betrachteten Winter-
tage sind in der vorliegenden Arbeit mit einer Temperatur von durchschnittlich -10 °C 
charakterisiert, die in München typischerweise jedes Jahr in etwa einmal als Kälteperiode 
mit einer Dauer von durchschnittlich fünf Tagen auftritt, wie Abbildung 2-9 zeigt. Das ent-
spricht einem betrachteten Zeithorizont von etwa 60 Jahren 
(300 Tage / 5 Tage pro Jahr = 60 Jahre). Eine Variation der Ortsverteilung der Verbrau-
cher ist in dieser Arbeit nicht vorgesehen, da die Position der Verbraucher in den Netzen 
auf Grund der detaillierten Standortanalyse weitestgehend bekannt ist. Basierend auf den 
Erkenntnissen von [WEI21] kann die Aussagekraft hinsichtlich der Netzbelastungen 
durch die Variation der Ortsverteilungen nicht erhöht werden, sofern die Ortsverteilung 
bekannt ist. 

5.1.3 Netzberechnung 

Die Sammelschienen, Netzanschlüsse, Leitungen und Ortsnetztransformatoren werden 
entsprechend der realen Netze im Simulationsmodell abgebildet. Die Netzanschlüsse sind 
als Lasten repräsentiert, in denen die Lastgänge für Wirk- und Blindleistung der 300 Ite-
rationen (Tage) mit einer Auflösung von einer Minute hinterlegt sind (432.000 Zeit-
schritte). Auf der Oberspannungsseite der Ortsnetztransformatoren wird eine Span-
nungsquelle mit einer konstanten Außenleiterspannung von 9,6 kV angelegt. Die ge-
wählte Außenleiterspannung entspricht 96 % der Nennspannung gemäß Abbildung 2-3. 
Es verbleibt somit ein maximal zulässiger Spannungsfall von 6 % über Ortsnetztransfor-
matoren und Leitungen, um das zulässige Spannungsband laut DIN EN 50160 [DIN20a] 
einhalten zu können. Die Auslastung der Ortsnetztransformatoren und Leitungen sowie 
die Knotenspannungen werden für alle 18 Netze, zehn Szenarien und 300 Simulations-
tage abgespeichert. 

5.1.4 Ergebnisauswertung 

Die Ergebnisauswertung bezieht sich auf die in Abschnitt 5.2.2 dargestellten Ergebnisse. 
Der Fokus richtet sich dabei auf die am höchsten ausgelasteten Betriebsmittel und nied-
rigsten Knotenspannungen in den Netzen. 
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10-Minuten-Mittelwerte: Für die Bewertung der maximalen Betriebsmittelauslastungen 
und minimalen Knotenspannungen in Abschnitt 5.2.2 werden aus den Zeitreihen mit 1-
Minuten-Auflösung die 10-Minuten-Mittelwerte gebildet. Das Mittelungsintervall von 
zehn Minuten entspricht den Randbedingungen, die auch für die Bewertung der Span-
nungsqualität laut DIN EN 50160 [DIN20a] herangezogen werden. Bei der Betriebsmit-
telauslastung werden außerdem durch die 10-Minuten-Mittelwerte die thermische Träg-
heit der Leitungen bzw. Transformatoren vereinfacht abgebildet, was zur Dämpfung kur-
zer Lastspitzen führt. 

Leitungsauslastung der Netzstränge: Bei der Bewertung der maximalen Leitungsauslas-
tung in Abschnitt 5.2.2 werden keine Hausanschlussleitungen berücksichtigt. Als Hausan-
schlussleitung werden kurze Leitungsabschnitte bezeichnet, die von den Niederspan-
nungshauptsträngen abzweigen und einzelne Netzanschlüsse versorgen. Hausanschluss-
leitungen können in der Praxis nicht überlastet werden, weil die Hausanschlusssicherung 
passend zur Leitung dimensioniert wird und bei Überlast die Sicherung auslöst. Zur Re-
duzierung der Komplexität im Simulationsmodell und denselben Randbedingungen in al-
len Szenarien (S8 mit realem Netzanschluss und DLM) werden die Hausanschlussleitun-
gen auch bei einer großen Anzahl von versorgten Verbrauchern (BEVs) nicht ersetzt und 
Überlastung im Simulationsmodell vernachlässigt. Der verstärkte Spannungsabfall auf 
den überlasteten Hausanschlussleitungen im Simulationsmodell ist zu vernachlässigen, 
da die Hausanschlussleitungen meist kürzer als zehn Meter sind. Die Hausanschlusslei-
tungen haben je nach betrachtetem Netz einen Längenanteil der Gesamtleitungslänge 
zwischen 3 % und 47 %. Gewerbenetze in den Clustern C3 und C5 haben geringe Anteile 
(ab 3 %) von Hausanschlussleitungen und Wohngebietsnetze in C2 und C4 haben die 
höchsten Anteile mit bis zu 47 %. 

5.2 Simulationsergebnisse an repräsentativen Netzen 

Die Beschreibung der Simulationsergebnisse besteht aus exemplarischen Lastgängen, ei-
nem Vergleich zwischen den repräsentativen Netzen und Szenarien sowie der Untersu-
chung von Abhängigkeiten. 

5.2.1 Exemplarische Lastgänge 

Eine übersichtliche Darstellung der zeitlichen Verläufe von Auslastung und Spannung an 
allen Netzelementen ist auf Grund der großen Anzahl an Elementen und betrachteten Ta-
gen nicht möglich. Es werden deshalb in Abbildung 5-2 an einem Beispielnetz (C2_T1) 
Verläufe der Leitungsauslastung (𝐼𝐼/𝐼𝐼n) und Knotenspannung (𝑈𝑈/𝑈𝑈n) an Netzstrang 1 
über die ersten 3 der 300 Simulationstage gezeigt (Winterwerktage, ohne Samstag und 
Sonntag, im 1-Minuten-Intervall). Die Leitungsauslastung bezieht sich auf die Leitungsan-
fangsstrecke (ab Transformatorstation) und die Knotenspannung auf das Strangende, da 
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dort in lastdominierten Netzen typischerweise die ungünstigsten Bedingungen vorzufin-
den sind. 

 
Abbildung 5-2: Leitungsauslastung und Knotenspannung über drei Tage von Strang 1 aus Netz C2_T1 

Zur besseren Lesbarkeit des Diagramms sind außerdem nur vier der insgesamt zehn Sze-
narien dargestellt. Lastgänge der nicht dargestellten Szenarien sind zum Beispiel für das 
marktgetriebene Laden und DLM am Netzanschluss der Abbildung 3-17 zu entnehmen. 
Nachfolgend ein Auszug aus Tabelle 2-10 zur Einordnung der Szenarien in Abbildung 5-2: 

• S0: Bestandslast der Haushalte und Gewerbebetriebe ohne BEVs 
• S3: 100 % Durchdringung mit BEVs, 11 kW an AC-Ladepunkten 
• S5: 100 % Durchdringung mit BEVs, 22 kW an AC-Ladepunkten 
• S9: S3 und 60 % Wärmepumpen-Durchdringung in Wohngebäuden 

In den beiden Szenarien S3 und S5 erhöht sich die maximale Leitungsauslastung in den 
drei Tagen gegenüber dem Szenario S0 (Bestandslast) von 65 % auf etwa 84 % und die 
minimale Spannung fällt von 93,4 % auf 92,8 %. Im Szenario S9 mit Wärmepumpen 
kommt es zu deutlichen Leitungsüberlastungen mit 166 % sowie einer kurzen Span-
nungsbandverletzung (89,5 %) am ersten und zweiten Tag. Bereits beim Vergleich der 
drei aufeinanderfolgenden Tage im selben Szenario wird deutlich, dass sich einzelne Tage 
stark voneinander unterscheiden können und deshalb die Bewertung (z. B. der maxima-
len Leitungsauslastung) erst nach Betrachtung einer ausreichend großen Anzahl von Ta-
gen aussagekräftig wird. Der Vergleich unterschiedlicher Netze und Szenarien erfolgt des-
halb im nachfolgenden Abschnitt in Bezug auf die maximalen Leitungsauslastungen und 
minimalen Knotenspannungen über die 300 simulierten Winterwerktage. 
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5.2.2 Vergleich der Netze und Szenarien 

Im Vergleich aller 18 Niederspannungsnetze und zehn Szenarien wird jeweils das Netze-
lement mit der größten Leitungs- bzw. Transformatorauslastung und der niedrigsten 
Knotenspannung über den Betrachtungszeitraum von 300 Tagen herangezogen. Wie be-
reits in Abschnitt 5.1.4 beschrieben, erfolgt die Auswertung basierend auf den 10-Minu-
ten-Mittelwerten. 

a) Maximale Leitungsauslastung 

 

b) Anteil überlasteter Leitungen 

 
c) Minimale Knotenspannung 

 

d) Anteil betroffener Knoten 

 
e) Maximale Transformatorauslastung 

 

f) Legende für Szenarien 
BEV-Durch- 

drigung 
Lade- 
strategie 

Ortsver- 
teilung 

AC-Lade- 
leistung 

Wärme- 
pumpe 

○S0 0 % --- --- --- Nein 
○S1 50 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
□S2 75 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
△S3 100 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
○S4 100 % Ungesteuert V. öffentlich 11 kW Nein 
○S5 100 % Ungesteuert P. privat 22 kW Nein 
○S6 100 % Markt mittags P. privat 11 kW Nein 
□S7 100 % Markt nachts P. privat 11 kW Nein 
○S8 100 % DLM P. privat 11 kW Nein 
○S9 100 % Ungesteuert P. privat 11 kW 1 kW HH* 
*1 kW je 2-Personen-Haushalte (60 % Wärmepumpendurchdringung) 

 

Abbildung 5-3: Vergleich der Simulationsergebnisse zwischen den unterschiedlichen Niederspan-
nungsnetzen und Szenarien 

Auslastung und Knotenspannung allgemein: Die Simulationsergebnisse für die maximale 
Leitungsauslastung (𝐼𝐼max/𝐼𝐼n) sind in Abbildung 5-3 a) dargestellt. An der horizontalen 
Achse sind die 18 repräsentativen Netze aus unterschiedlichen Bebauungsclustern (C0 
bis C5) aufgelistet. Die farbigen Marker im Diagramm repräsentieren die Auslastungen 
bei den Szenarien S0 bis S9 und die rote Linie den Grenzwert für die maximal zulässige 
Auslastung. Für die maximal zulässige Auslastung von Leitungen und Transformatoren ist 
ein Grenzwert von 100 % definiert, wobei eine mögliche Anpassung des Grenzwertes für 
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Transformatoren in Abschnitt 6.3 diskutiert wird. In Abbildung 5-3 b) ist der Anteil aller 
überlasteter Leitungen (𝑙𝑙überlastet) an der gesamten Leitungslänge des Netzes (𝑙𝑙gesamt) 
dargestellt. Analog zur Leitungsauslastung zeigen Abbildung 5-3 c) und d) die minimale 
Knotenspannung (𝑈𝑈min/𝑈𝑈n) sowie den Anteil der betroffenen Knoten (𝑛𝑛betroffen) bei 
Spannungsbandverletzungen von allen Netzknoten (𝑛𝑛gesamt). Bei der Transformatoraus-
lastung werden nur die Maximalwerte in Abbildung 5-3 e) gezeigt, weil in fast allen Net-
zen nur ein Transformator betrieben wird und falls zwei Transformatoren verwendet 
werden, diese auf Grund der vereinfachten Parallelschaltung im Simulationsmodell die-
selbe Auslastung erfahren. Nachfolgend werden die Ergebnisse an den Netzen und jewei-
ligen Szenarien beschrieben, wobei zur einfacheren Lesbarkeit auf weitere Verweise zu 
Abbildung 5-3 verzichtet wird. 

Bestandslast in S0: Ausschlaggebend für das Integrationspotential von BEVs ist die Be-
standslast. Die maximale Transformatorauslastung bei Bestandslast (Szenario S0) in den 
18 repräsentativen Netzen liegt zwischen 22 % und 70 % (Mittelwert 43 %). Weil eine 
Abhängigkeit zum Bebauungscluster nicht festzustellen ist und die atypischen Netze ver-
einzelt zu einer höheren Auslastung tendieren, kann gefolgert werden, dass die Vorbelas-
tungen nur von den individuellen Bedingungen in jedem einzelnen Netz vor Ort abhängen. 
Die maximalen Leitungsauslastungen erreichen zwischen 27 % und 87 %. Die minimale 
Knotenspannung von 90 % kann im Bestandsnetz mit simulierten Werten zwischen 91 % 
und 95 % eingehalten werden. 

Ansteigende BEV-Durchdringung in S1, S2 und S3: Die Durchdringung mit BEVs wird in 
den Szenarien S1, S2 und S3 von 50 % auf 75 % und 100 % erhöht. Weitere Randbedin-
gungen sind das ungesteuerte Laden an allen Ladepunkten, 11 kW Ladeleistung bei der 
AC-Ladung und die Ladeortverteilung mit bevorzugt privaten Ladeorten. Die Transforma-
torauslastung erhöht sich in S1, S2 und S3 gegenüber der Auslastung bei Bestandslast 
(43 %) an allen Netzen durchschnittlich auf 65 %, 72 % und 77 %. Der Anstieg der Aus-
lastung ist nicht linear, da die Gleichzeitigkeitsfaktoren mit steigender Anzahl von BEVs 
sinken (Abschnitt 3.3). Während die maximale Leitungsauslastung einen Anstieg auf 
69 %, 78 % und 87 % erfährt, fällt die minimale Knotenspannung durchschnittlich auf 
92,2 %, 91,7 % und 91,1 % der Nennspannung. Unter Berücksichtigung der in Abschnitt 
5.1.2 beschriebenen statistischen Genauigkeit von ±5 % bei der Transformator- und Lei-
tungsauslastung treten zum Beispiel beim Netz C2_T1 im Szenario S2 minimal höhere Ka-
belauslastungen als im S3 auf. Ähnliche Effekte sind ebenfalls beim Anteil der überlaste-
ten Leitungen in Netz C0_A1 zu sehen. Eine kleinere Schrittweite als 25 % ist deshalb bei 
der BEV-Durchdringung mit der erzielten statistischen Genauigkeit nicht sinnvoll. Das 
Szenario S3 mit 100 % BEVs kann in 12 der 18 Netze ohne Grenzwertverletzung inte-
griert werden. Von den überlasteten sechs Netzen sind vier Netze aus den Bebauungsclus-
tern C2 und C4, welche die größten Lastanstiege erfahren. Die anderen beiden Netze mit 
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Grenzwertverletzung haben eine sehr hohe Bestandslast (C0_A1) und einen langen Netz-
strang, an dem mit steigender Last zunehmend Spannungsbandverletzungen auftreten 
(C3_T2). Der Anteil der überlasteten Leitungen liegt in S1 bis S3 mit Ausnahme von C0_A1 
(10 %) in der Größenordnung von 5 % der Gesamtleitungslänge. Der Anteil von Knoten 
mit Spannungsbandverletzungen ist abgesehen von Netz C2_A2 (38 %) in den betroffenen 
Netzen kleiner als 14 %. Zusammenfassend für das Szenario S3 ist festzuhalten, dass BEVs 
typischerweise in Netze mit Transformator- und Leitungsvorbelastung kleiner 50 % ohne 
Grenzwertverletzung integriert werden können. Es resultiert im Szenario S3 im Mittel 
über alle Netze eine maximale Transformatorauslastung von 77 % und damit eine Erhö-
hung der Spitzenlast an den Ortsnetztransformatoren um den Faktor 1,8. Szenario S3 
wird im weiteren Verlauf häufig als Referenzszenario für BEVs herangezogen, weil das 
Eintreten der Annahmen von S3 zum aktuellen Zeitpunkt als am wahrscheinlichsten an-
zusehen ist. 

Verstärkt öffentliches Laden in S4: In Szenario S4 wird, abweichend von allen anderen 
Szenarien, das verstärkt öffentliche Laden untersucht. Der größte Unterschied ist an der 
Transformatorauslastung zu erkennen, die in S4 in vielen Netzen die höchsten Werte bei 
den BEV-Szenarien (ohne Wärmepumpen) erreicht. Ursache dafür sind Schnellladesäulen 
mit einer Ladeleistung von bis zu 150 kW, die direkt an die Ortsnetzstationen angeschlos-
sen werden. Gegenüber dem Szenario S3 mit einer durchschnittlichen Transformatoraus-
lastung über alle Netze von 77 % erhöht sich die Auslastung in S4 auf 86 %. Das vermehrt 
öffentliche Laden an AC-Ladesäulen am Straßenrand und gleichzeitig reduziertes Lade-
aufkommen an privaten Ladepunkten führt tendenziell zu einer Reduzierung der Lei-
tungsauslastung und des Spannungsfalls. In Szenario S4 sind 5 der 18 Netze von Grenz-
wertverletzungen betroffen. 

22 kW AC-Ladeleistung in S5: Die höchsten Leitungsauslastungen und niedrigsten Kno-
tenspannungen werden im BEV-Szenario S5 bei einer Ladeleistung von 22 kW an privaten 
und öffentlichen AC-Ladepunkten erreicht. Besonders bei einer kleinen Anzahl von Lade-
punkten entstehen bei höheren Ladeleistungen hohe Spitzenlasten, die sich mit steigen-
der Anzahl der Ladepunkte von oben an die Spitzenlast in Szenarien mit geringer 
Ladeleistung annähern. Der Effekt ist unter anderem an den Kennlinien der Gleichzeitig-
keitsfaktoren in Abbildung 3-7 zu sehen. Daher setzt sich das Szenario S5 bei der Trans-
formatorauslastung auf Grund der großen Anzahl an Ladepunkten nur noch geringfügig 
vom Szenario S3 mit nur 11 kW Ladeleistung ab. Die Anteile der überlasteten Leitungen 
und Netzknoten mit Spannungsbandverletzung erreichen in Extremfällen 25 % Leitungs-
anteil (C3_T2) und 40 % Knotenanteil (C2_A2). Der Mittelwert der maximalen Leitungs-
auslastung an den 18 Netzen steigt von 48 % auf 110 % und damit um den Faktor 2,3. 

Marktgetriebenes Laden in S6 und S7: Beim marktgetriebenen Laden mit Anreizen mit-
tags (S6) und nachts (S7) ist hinsichtlich der Bebauungsstruktur zu unterscheiden. In 
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Netzgebieten mit hohem Wohnanteil (C0, C2, C4) wirken sich die Anreize nachts (S7) 
meist netzbelastender als mittags (S6) aus, weil nachts vor allem an Heimladepunkten 
mehr Fahrzeuge mit dem Ladepunkt verbunden sind. In Netzgebieten mit hohem Gewer-
beanteil (C1, C3, C5) sind nachts kaum BEVs an den Arbeitsladepunkten verfügbar, wes-
halb in diesem Fall die Anreize zur Mittagszeit höhere Spitzenlasten verursachen. Die ma-
ximalen Netzbelastungen durch markgetriebenes Laden sind abgesehen von den erhöh-
ten Leitungsauslastungen in C2_T1 und C2_A1 vergleichbar mit S3. Die maximale 
Transformatorauslastung sinkt sogar im Durchschnitt über alle Netze von 76 % in S3 auf 
71 % in S6 (Anreize nachts). Bei der Interpretation der Ergebnisse zum marktgetriebenen 
Laden sind die getroffenen Annahmen aus Abschnitt 3.5.2 (Middle Case) zu berücksichti-
gen, die eine koordinierte Ansteuerung topologisch (geografisch) benachbarter Lade-
punkte vorsieht. Die koordinierte Ansteuerung verhindert lokale Häufungen und berück-
sichtigt das gesamte Tiefpreiszeitfenster von mehreren Stunden. Veränderte Annahmen 
für die Steuerung können zu massiven Lastspitzen führen, wie Abbildung 3-17 zeigt. 

DLM am Netzanschluss in S8: Mit DLM an den Netzanschlusspunkten sind die Simulati-
onsergebnisse vergleichbar mit dem Szenario S3 oder weniger netzbelastend. Die größ-
ten Unterschiede im Vergleich zu S3 sind in den beiden Netzen von Bebauungscluster C5 
(C5_T1, C5_T2) zu sehen. Die beiden Netze versorgen wenige Netzanschlüsse in großen 
Bürogebäuden und Wohnkomplexen. In den zugehörigen Tiefgaragen werden zwischen 
20 und 100 Heim- oder Arbeitsladepunkte versorgt. Das DLM macht sich in diesem Fall 
besonders bemerkbar, weil die Netzanschlüsse aus dem Netzbestand nicht vergrößert 
werden und sich die anteiligen Leistungsreserven je Haushalt bzw. Gewerbefläche mit 
steigender Anzahl der Haushalte laut DIN 18015-1 [DIN20b] reduzieren. Umgekehrt ist 
somit eine Abregelung der Ladepunkte durch DLM an Netzanschlüssen mit wenigen 
Wohneinheiten und wenigen Ladepunkten selten und führt daher kaum zu einer Netzent-
lastung. Ob der Ladekomfort in den Netzen C5_T1 und C5_T2 noch zufriedenstellend und 
der simulierte Fall praxisgerecht ist, wird an dieser Stelle nicht bewertet. Das Potential 
zur Reduzierung der Spitzenlasten an Leitungen und Transformatoren ist somit im Be-
bauungscluster C5 sehr groß und in allen andern Bebauungsclustern verschwindend 
klein. 

BEVs und Wärmepumpen in S9: Die gemeinsame Betrachtung von BEVs (Szenario S3) und 
zusätzlich eine Wärmepumpendurchdringung von 60 % in Wohngebäuden repräsentiert 
Szenario S9. Das Szenario S9 wird an den Netzen mit hohem Gewerbeanteil (horizontale 
Achsenbeschriftung mit * markiert) nicht angewendet, da die Wärmepumpen in Nieder-
spannungsnetzen nur an Wohngebäuden modelliert werden und dadurch die zu erwar-
tende Last bei 60 % Durchdringung mit Wärmepumpen in Gewerbegebieten deutlich un-
terschätzt würde. Mit Ausnahme von Netz C0_T1 gibt es in allen untersuchten Netzen 
Grenzwertverletzungen. Transformator- und Leitungsauslastungen erreichen Werte von 



5  Auswirkungen auf Niederspannungsnetze 

100 

200 % bzw. 250 % und die Knotenspannung sinkt teilweise bis auf 81 % der Nennspan-
nung bei einer Speisespannung von 96 % und einem Grenzwert von 90 %. Bei individuel-
ler Betrachtung jedes einzelnen Netzes zeigt sich, dass sich der Aufwand für einen mögli-
chen Netzausbau in Grenzen hält. Der Anteil der überlasteten Leitungen je Netz liegt in 
Extremfällen bei etwa 20 % und im Durchschnitt über die untersuchten Netze bei etwa 
10 %. In Netzen mit niedriger Transformatorvorbelastung (C0_T1: 24 %, C4_T1: 26 %, 
C4_T2: 26 %, jeweils in S0) ist der Transformator ausreichend groß. Extreme Spannungs-
bandverletzungen lassen sich voraussichtlich im Zuge des Leitungsaustausches oder der 
Parallelverlegung neuer Leitungen auf Grund der thermischen Überlastung lösen. 

Bebauungsstruktur: Bedingt durch die Parkplatzsituation und die zugelassenen PKWs 
bzw. BEVs ist in den Bebauungsclustern C2 (Wohngebiete) und C4 (Wohngebiete locker) 
durch BEVs der größte Lastanstieg zu erwarten. Der niedrigste Lastanstieg durch BEVs 
zeigt sich in C1 (Stadtkern). Die hohe Lastdichte und die daraus resultierenden elektri-
schen Eigenschaften der Netze von C1 (Stadtkern) und C5 (Sondergebiete) verursachen 
nur einen sehr geringen Spannungsabfall auf den Leitungen und Transformatoren, 
wodurch dort keine Spannungsbandverletzungen auftreten. Leitungs- und Transforma-
torüberlastungen sind in C1 und C5 bei BEV-Szenarien (S1 bis S8) ebenfalls nicht aufge-
treten. Die Netze aus C3 (Gewerbegebiete) weisen ein sehr individuelles Lastverhalten 
auf, wie die Ergebnisse an C3_T1 und C3_T2 zeigen, weshalb eine Verallgemeinerung auf 
Grundlage weniger Beispielnetze nicht möglich ist. Die Netze von C0 (Wohngebiete mit 
Blockbebauung) haben mit 35 % den größten Anteil an der Bebauungsstruktur und wei-
sen bei den typischen Netzen ein hohes Integrationspotential für BEVs und Wärmepum-
pen auf. 

Typische und atypische Netze: Die atypischen Netze C0_A1 (erhöhte Anzahl an Netzan-
schlüssen) und C4_A2 (erhöhte Gesamtleitungslänge) fallen besonders durch eine hohe 
Auslastung in S0 (Bestandslast) und einen starken Lastzuwachs in den BEV-Szenarien auf. 
Die Simulationsergebnisse der anderen atypischen Netze (C1_A1, C2_A2 und C4_A1) ver-
halten sich eher wie die der typischen Netze. Besonders ungünstige Bedingungen lassen 
sich daher nur bedingt über die elektrischen Parameter vorhersagen und sind mehr von 
den Verbrauchern an den Netzanschlüssen abhängig. So ist zum Beispiel das Ausmaß der 
Grenzwertverletzungen im typischen Netz C2_T2 ähnlich wie bei den genannten atypi-
schen Netzen C0_A1 und C4_A2. 

5.2.3 Abhängigkeiten und Verallgemeinerungen 

In diesem Abschnitt wird untersucht, ob es Abhängigkeiten zwischen Leitungsauslastung, 
Knotenspannung und Transformatorauslastung gibt. In den drei Diagrammen der Abbil-
dung 5-4 sind jeweils zwei der Größen aus Abbildung 5-3 an den horizontalen und verti-
kalen Achsen gegenübergestellt. Zur besseren Übersichtlichkeit wird mit verschiedenen 
Markern nur noch zwischen den sechs Bebauungsstrukturen (C0 bis C5) unterschieden. 
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Die roten Linien markieren die Auslastungsgrenze bzw. das zulässige Spannungsband. Die 
in Abbildung 5-4 blau und grün markierten Bereiche fallen dadurch auf, dass dort keine 
Datenpunkte oder nur in Ausnahmefällen einzelne Ausreißer vorzufinden sind. 

Blau markierte Bereiche: Die blau markier-
ten Bereiche in den drei Diagrammen in 
Abbildung 5-4 enthalten bis auf eine Aus-
nahme in b) keine Datenpunkte. Nachfol-
gende Aussagen lassen sich davon ableiten: 

• Transformatorüberlastung erst 
nach Leitungsüberlastung (Abbil-
dung 5-4 a)) 

• Leitungsüberlastungen immer in 
Kombination mit Spannungsband-
verletzung (Abbildung 5-4 b)) 

• Transformatorüberlastungen im-
mer in Kombination mit Spannungs-
bandverletzung (Abbildung 5-4 c)) 

Grün markierte Bereiche: Die grünen Flä-
chen erstrecken sich jeweils über 80 % der 
Leitungs- oder Transformatorauslastung: 

• Leitungsüberlastungen erst ab 80 % 
Transformatorauslastung mit Aus-
nahme von Netzen aus C2 und C4 
bei S5 und S7 (Abbildung 5-4 a)) 

• Spannungsbandverletzungen erst 
ab 80 % Leitungsauslastung mit 
Ausnahme von Netz C3_T2 (Abbil-
dung 5-4 b)) 

• Spannungsbandverletzungen erst 
ab 80 % Transformatorauslastung 
mit Ausnahme von C2 & C4 bei S5 & 
S7 sowie C3_T2 (Abbildung 5-4 c)) 

a) Max. Transformator- & max. Leitungsauslastung 

 
b) Min. Spannung & max. Leitungsauslastung 

 
c) Max. Transformatorauslastung & min. Spannung 

 
d) Legende für Bebauungscluster 
Cluster Name: Bebauung und Nutzung 
○C0 Stadtgebiet: Blockbebauung mit hohem Wohnanteil 
○C1 Stadtkern: Dichte Blockbebauung u. a. mit Gewerbe 
○C2 Wohngebiete: Mehrfamilien- und Reihenhäuser 
○C3 Gewerbegebiete: Einzel- & Großhandel mittlerer Höhe 
○C4 Wohngebiete locker: Kleinere Wohngebäude 
○C5 Sondergebiete: Gewerbe & Mischnutz., dicht & hoch 

 

Abbildung 5-4: Abhängigkeiten zwischen Lei-
tungs- und Transformatorauslas-
tung sowie Knotenspannung 

Die Ausnahmen in den Darstellungen von Abbildung 5-4 sind hauptsächlich auf atypische 
Netze von Bebauungscluster C2 und C4 sowie einen speziellen Netzstrang des Netzes 
C3_T2 zurückzuführen. Die genannten Netze bzw. Netzstränge unterscheiden sich von 
den anderen untersuchten Netzen durch hohe Leitungslängen und großer Anzahl von 
Netzanschlüssen, was besonders in Szenario S5 und S7 höhere Leitungsauslastungen und 
stärke Spannungsabfälle zur Folge hat. 
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Verallgemeinerung: Auf Basis der untersuchten Netze (Abbildung 5-4) kann festgestellt 
werden, dass Leitungsüberlastungen und Spannungsbandverletzungen typischerweise 
erst ab einer Transformatorauslastung von 80 % auftreten. Für den Zusammenhang gibt 
es keine direkte Erklärung, wobei Planungsgrundsätze einen entscheidenden Einfluss auf 
die Eigenschaften der Netze haben. Die Kennzahlen der untersuchten Netze aus dem Pro-
jekt E2G sind bei der Diskussion der Übertragbarkeit auf andere Städte in Abbildung 7-2 
zusammengefasst. 

5.3 Netzverluste 

Für die vereinfachte Modellierung der Lastgänge in Mittelspannungsnetzen (Kapitel 6) 
müssen die Netzverluste berücksichtigt werden. In diesem Abschnitt werden an zwei Bei-
spielnetzen (C2_T1 und C3_T2) die Verluste der Ortsnetztransformatoren und Leitungen 
mit Hilfe des Simulationsmodells ermittelt. Abbildung 5-5 a) zeigt jeweils einen simulier-
ten 3-Tages-Verlauf für den Leistungsbezug aus dem Mittelspannungsnetz und den Anteil 
der Netzverluste. 

a) Wirkleitungsbezug und Netzverluste über die Dauer von drei Tagen 

 
b) Zusammenhang von Bezug und Verlusten absolut 

 

c) Zusammenhang von Bezug und Verlusten relativ 

 
Abbildung 5-5: Ermittlung der Verluste in der Niederspannung an zwei Beispielnetzen 

Auf den Datenpunkten der zeitlichen Verläufe von Abbildung 5-5 a) basieren Abbildung 
5-5 b) und c). In Abbildung 5-5 b) ist der Zusammenhang zwischen der bezogenen Leis-
tung und den absoluten Verlusten im Niederspannungsnetz zu erkennen. Die Verluste tei-
len sich bei hoher Bezugslast (𝑃𝑃bezug,ms > 200 kW) etwa gleichmäßig auf den Orts-
netztransformator und die Niederspannungsleitungen auf (nicht dargestellt). Das Mini-
mum von 𝑃𝑃bezug,ms liegt in beiden Netzen bei etwa 50 kW, wobei die Verlustleistung 
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(𝑃𝑃verluste,ns) in diesem Betriebspunkt annähernd den Leerlaufverlusten des Orts-
netztransformators mit etwa 1,5 kW entspricht. Mit steigendem Leistungsbezug aus dem 
Mittelspannungsnetz (𝑃𝑃bezug,ms) steigt die Verlustleistung 𝑃𝑃verluste,ns auf bis zu 15 kW an. 
Der relative Anteil der Verlustleistung am Leistungsbezug aus dem Mittelspannungsnetz 
bewegt sich in Abbildung 5-5 c) je nach Netz, Szenario und Auslastung zwischen 1 % und 
4 %. Bei geringem 𝑃𝑃bezug,ms sind die relativen Verluste besonders hoch, da die Leerlauf-
verluste des Transformtors primär den Eisenverlusten entsprechen, die weitestgehend 
unabhängig vom Belastungszustand des Transformators sind. Bei der Bestandslast (S0) 
sind die Verluste im Netz C3_T2 auf Grund geringerer Leitungslängen tendenziell etwas 
geringer als bei C2_T1. Basierend auf diesen Erkenntnissen, wird die Verlustleistung im 
Niederspannungsnetz vereinfacht mit einem konstanten Faktor von 1,03 bei der Lastmo-
dellierung der Ortsnetzstationen in Kapitel 6 berücksichtigt (3 % Verluste). 
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6 Auswirkungen auf Mittelspannungsnetze 

Die Untersuchung der repräsentativen Mittelspannungsnetze basiert auf den entwickel-
ten durchschnittlichen Tageslastgängen aus Kapitel 3 und 4. Die Bewertung der Auswir-
kungen von BEVs auf die Mittelspannungsnetze konzentriert sich auf den Normalbetrieb 
und den gestörten Betrieb in den sogenannten (n-1)-Fällen. Außerdem wird die verein-
fachte Modellierung mit den durchschnittlichen Tageslastgängen validiert und Zusam-
menhänge wie Gleichzeitigkeitsfaktoren zwischen Ortsnetzstationen analysiert. Auszüge 
aus diesem Kapitel wurden bereits in [KRE23a] veröffentlicht. 

6.1 Untersuchungsmethode 

Die Untersuchungsmethode orientiert sich an der Vorgehensweise im Niederspannungs-
netz mit vier Arbeitsschritten (Abbildung 5-1). In Tabelle 6-1 sind die Unterschiede in den 
vier Arbeitsschritten an den Nieder- und Mittelspannungsnetzen gegenübergestellt. Die 
Arbeitsschritte an den Mittelspannungsnetzen werden in den nachfolgenden Abschnitten 
mit Bezug auf den Inhalt von Tabelle 6-1 beschrieben. Die ausgewählten Netze und defi-
nierten Szenarien sind Abschnitt 2.2 und 2.5.4 zu entnehmen. 

Tabelle 6-1: Vergleich der Untersuchungsmethoden im Nieder- und Mittelspannungsnetz 

Arbeitsschritt Methodik Niederspannung Methodik Mittelspannung 

1. Standort-
analyse 

Analyse der Versorgungsaufgabe je 
Niederspannungsnetzanschluss 

Analyse der Versorgungsaufgabe je 
Niederspannungsnetzanschluss  
→ Aggregation der NS-Anschlüsse 
auf die gesamte Ortsnetzstation 

2. Lastganger-
stellung 

Stochastisches Simulationsmodell 
bei Modellierung von 300 Tagen 

Durchschnittliche Tageslastgänge 
bei Modellierung eines Tages 

3. Netzberech-
nung 

Standardschaltzustand 
 
Speisespannung 9,6 kV (𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ =
96 %) am Ortsnetztransformator 
→ Minimal zulässige Spannung von 
360 V (𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 90 %) im Nieder-
spannungsnetz 

Standardschaltzustand & zusätzlich 
→ Ungünstige (n-1)-Fälle 
Speisespannung 10,0 kV (𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ =
100 %) im Umspannwerk 
→ Minimal zulässige Spannung von 
9,6 kV (𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 96 %) an den Orts-
netzstationen  

4. Ergebnis-
auswertung 

Berücksichtigung aller Niederspan-
nungsleitungen 
→ Ohne Hausanschlussleitungen 

Berücksichtigung aller Mittelspan-
nungsleitungen 

 



6  Auswirkungen auf Mittelspannungsnetze 

106 

6.1.1 Standortanalyse 

Zur Definition der Versorgungsaufgabe der Mittelspannungsnetze werden die unterlager-
ten Niederspannungsnetze analog zur Methodik der Niederspannungsnetze in Abschnitt 
6.1.1 analysiert. Das ermöglicht eine detaillierte Modellierung der Lastsituation. Die Ver-
sorgungsaufgabe jedes einzelnen Niederspannungsnetzanschlusses (vgl. Abschnitt 2.3) 
wird für das jeweilige unterlagerte Niederspannungsnetz aggregiert, sodass für jede Orts-
netzstation die zu erwartende Anzahl unterschiedlicher Verbrauchertypen vorliegt. 

6.1.2 Lastgangerstellung 

Durchschnittliche Tageslastgänge: Entsprechend der ermittelten Versorgungsaufgabe 
wird eine bestimmte Anzahl an durchschnittlichen Tageslastgängen unterschiedlicher 
Verbraucher zu einem Summenlastgang zusammengestellt. Die Modellierung der Be-
standslast mit Hilfe der VBEW-Standardlastprofile für Haushalte, Gewerbebetriebe und 
Nachtspeicherheizungen ist in Abschnitt 2.4.2 beschrieben. Für die Modellierung von 
BEV-Ladepunkten werden die in Kapitel 3 und 4 ermittelten durchschnittlichen Tages-
lastgänge verwendet. Es wird dabei wie im Niederspannungsnetz das ortstypische Lade-
verhalten berücksichtigt (vgl. Tabelle 5-1). Die Verwendung der durchschnittlichen Ta-
geslastgänge hat den Vorteil, dass der Modellierungsaufwand gegenüber einem stochas-
tischen Simulationsmodell deutlich reduziert werden kann. Für die Mittelspannungsmo-
dellierung wird zum Beispiel nur noch ein Wintertag entwickelt, anstatt der 300 Winter-
werktage in der Niederspannung, da die mit durchschnittlichen Tageslastgängen model-
lierten Tage identisch sind. Die Modellierung mit durchschnittlichen Tageslastgängen hat 
den Nachteil, dass bei niedriger Anzahl der Verbraucher an den Ortsnetzstationen Last-
spitzen unterschätzt werden und die Rauigkeit der Lastgänge nicht realgetreu abgebildet 
wird. Die Rauigkeit von Lastgängen wird zum Beispiel auch in [WAG16] betrachtet. Die 
Abweichungen der vereinfachten Modellierung werden vorerst vernachlässigt und im Ab-
schnitt 6.3 genauer analysiert. 

Szenario S8 mit DLM (S8): Basierend auf den Erkenntnissen von Abschnitt 3.4.3 wird das 
Szenario S8 an den Mittelspannungsnetzen nicht weiter untersucht. Die Auswirkungen 
des DLM am Netzanschluss werden als vernachlässigbar klein angenommen. Damit ist die 
Betrachtung von Szenario S3 ausreichend. 

Netzverluste im Niederspannungsnetz: Durch die Aggregation der Verbraucher an den 
Niederspannungsnetzanschlüssen auf die Ortsnetzstationen werden die Verluste im Nie-
derspannungsnetz (Niederspannungsleitungen und Ortsnetztransformator) nicht be-
rücksichtigt. Die Untersuchung der Netzverluste an zwei Beispielnetzen bei Szenario S0 
und S3 in Abschnitt 5.3 ergibt eine Größenordnung zwischen 1 % und 4 % des Wirkleis-
tungsbezugs aus dem Mittelspannungsnetz. Zur Berücksichtigung der Netzverluste wer-
den die Wirkleistungsverläufe der durchschnittlichen Tageslastgänge mit einem Faktor 
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von 1,03 multipliziert und damit konstante Verluste im Niederspannungsnetz von 3 % 
angesetzt. 

6.1.3 Netzberechnung 

Die Simulationsmodelle der repräsentativen Mittelspannungsnetze bestehen aus einer 
Spannungsquelle im Umspannwerk, Mittelspannungsleitungen, Ortsnetzstationen mit 
Mittelspannungssammelschienen und Mittelspannungslasten in den Ortsnetzstationen, 
die die Last der unterlagerten Niederspannungsnetze repräsentieren. 

Spannungsband: Die Spannungsquelle speist die Mittelspannungsringe mit einer kon-
stanten Außenleiterspannung von 10,0 kV gemäß der Spannungsaufteilung von Abbil-
dung 2-3 (𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 100 %). Im Mittelspannungsnetz verbleibt somit im Normalbetrieb ein 
maximal zulässiger Spannungsfall von 4 % auf ein Minimum von 𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 96 %. Die An-
forderungen an die Grenzwerte werden für einen Störfall mit einem Fehler ((n-1)-Fall) 
auf eine minimale Netzspannung von 𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 94 % ausgeweitet. Durch die Ausweitung 
des Spannungsbands im (n-1)-Fall werden in sehr ungünstigen Konstellationen zeitlich 
begrenzte Spannungsbandverletzungen im Niederspannungsnetz in Kauf genommen und 
dadurch Kosten für notwendige Maßnahmen eingespart. 

Untersuchung von (n-1)-Fällen: Wie in Abschnitt 2.1.2 beschrieben, muss beim Ausfall ei-
nes Betriebsmittels ((n-1)-Fall) die Versorgung im Mittelspannungsnetz weiter möglich 
sein. Die ungünstigsten (n-1)-Fälle in Mittelspannungsringen treten auf, wenn eine der 
Kabelstrecken betroffen ist, die aus dem Umspannwerk zur ersten Ortsnetzstation führt. 

Das hat zur Folge, dass die gesamte Last über 
die andere Ringhälfte versorgt werden 
muss. Bei Ringen ohne Mittelsehne wird so-
mit jeweils der Ausfall der beiden Anfangs-
kabelstrecken als ungünstigste (n-1)-Fälle 
betrachtet. Bei Ringen mit Mittelsehne gibt 
es im (n-1)-Fall mehr Handlungsspielraum, 
wobei in der Praxis das Ziel verfolgt wird, 
eine stabile Wiederversorgung mit mög-
lichst wenigen Schalthandlungen zu errei-
chen. Daraus resultieren vier besonders un-
günstige (n-1)-Fälle, die in Abbildung 6-1 be-
schrieben sind und für die Untersuchung in 
Abschnitt 6.2.4 angewendet werden. 

 
Abbildung 6-1: Kritische (n-1)-Fälle in Mit-

telspannungsringen mit Mittel-
sehne 

Strombelastbarkeit von Leitungen: Im Normalbetrieb wird die maximale Leitungsauslas-
tung auf 60 % begrenzt, um in (n-1)-Fällen eine zeitlich beschränkte Auslastung von bis 
zu 120 % zu ermöglichen (vgl. Abschnitt 2.1.2). 

Normal-
betrieb

(n-1)-Fall 
Variante 1

(n-1)-Fall 
Variante 2

(n-1)-Fall 
Variante 3

(n-1)-Fall 
Variante 4

Über den linken Strang versorgte Ortsnetzstationen
Über die Mittelsehne versorgte Ortsnetzstationen
Über den rechten Strang versorgte Ortsnetzstationen
Position der Trennstellen
Position des Fehlers
Leitungen in Betrieb
Leitungen nicht in Betrieb (fehlerbehaftet)
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6.1.4 Ergebnisauswertung 

Die Ergebnisauswertung orientiert sich an der Methodik der Niederspannungsnetze mit 
10-Minuten-Mittelwerten von Strom und Spannung. Es werden außerdem alle Leitungs-
abschnitte und Netzknoten in den Auswertungen berücksichtigt. 

6.2 Simulationsergebnisse an repräsentativen Netzen 

Die Simulationsergebnisse beziehen sich auf exemplarische Lastgänge, Vergleich der 
Netze und Szenarien, Abhängigkeiten und Verallgemeinerungen sowie ungünstige Schalt-
zustände im Fehlerfall. 

6.2.1 Exemplarische Lastgänge 

In Abbildung 6-2 sind exemplarische Lastgänge von drei ausgewählten Mittelspannungs-
ringen dargestellt. Die Lastgänge basieren auf der Überlagerung der durchschnittlichen 
Lastgänge unterschiedlicher Verbraucher. Diese unterscheiden sich zwischen den darge-
stellten Netzen in Typ und Anzahl. 

a) SC1_F2_2 bei unterschiedlichen Szenarien 

 

b) Lastverteilung in SC1_F2_2 bei Szenario S3 

 
c) SC2_F2_2 bei unterschiedlichen Szenarien 

 

d) Lastverteilung in SC2_F2_2 bei Szenario S3 

 
e) SC3_F2_4 bei unterschiedlichen Szenarien 

 

f) Lastverteilung in SC3_F2_4 bei Szenario S3 

 

   
Abbildung 6-2: Lastgänge an ausgewählten Mittelspannungsnetzen bei unterschiedlichen Szenarien 

In der linken Spalte (Abbildung 6-2 a), c), e)) ist jeweils die Summenlast von drei Mit-
telspannungsringe für die definierten Szenarien (vgl. Tabelle 2-10) dargestellt. In der 
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rechten Spalte (Abbildung 6-2 b), d), f)) jeweils die Lastgänge der einzelnen Ortsnetzsta-
tionen bei Szenario S3. Die drei ausgewählten Netze stammen aus den Bebauungsclustern 
der Mittelspannungsnetze SC1 (Stadtkern), SC2 (Wohngebiete) und SC3 (Gewerbege-
biete). 

SC1_F2_2 im Stadtkern: Die Bestandslast (Abbildung 6-2 a), S0) setzt sich aus Haushalts- 
und Gewerbebetrieben mit einer über den Tag hinweg relativ konstanten Last von etwa 
3 MVA zusammen. Bei einer Durchdringung mit 100 % BEVs wird in den Szenarien S3 bis 
S7 ein Lastanstieg auf etwa 4,5 MVA erreicht. Eine veränderte Ladeortverteilung (S4) und 
Ladeleistung (S5) verursacht im Vergleich zu Szenarios S3 nur geringe Unterschiede im 
Profilverlauf. Die größten Unterschiede in den BEV-Szenarien treten beim marktgetriebe-
nen Laden mit Ausprägungen mittags (S6) und nachts (S7) auf. In den Szenarien mit BEVs 
und Wärmepumpen ist ein extremer Lastanstieg auf 7,5 MVA (S9) bzw. 8 MVA (S10) zu 
erwarten, was einer Steigerung gegenüber der Bestandslast um den Faktor 2,7 entspricht. 
In Abbildung 6-2 b) ist dargestellt, wie sich die Summenlast des Mittelspannungsrings aus 
den einzelnen Ortsnetzstationen bei Szenario S3 zusammensetzt. Während in drei Orts-
netzstationen die Spitzenlast zur Mittagszeit auftritt (grün), liegt in den restlichen zehn 
Ortsnetzstationen die Lastspitze abends (blau). 

SC2_F2_2 im Wohngebiet: In reinen Wohngebieten (Abbildung 6-2 c)) ist die typische 
Spitzenlast in den Abendstunden zu erkennen. Die Lastspitze der Bestandslast ist in 
SC2_F2_2 mit etwa 2,5 MVA zwar niedriger als in SC1_F2_2 (ca. 3 MVA), erfährt aber durch 
die BEV-Szenarien einen stärkeren Anstieg auf ebenfalls ca. 4,5 MVA. Der Effekt ist auf 
einen größeren Fahrzeugbestand in Wohngebieten zurückzuführen, was auch besonders 
gut bei den Ausprägungen des marktgetriebenen Ladens (S6 und S7) zu erkennen ist. Hin-
sichtlich des marktgetriebenen Ladens ist an dieser Stelle nochmals zu erwähnen, dass 
die Ergebnisse stark von der angenommenen Steuerungsvariante (siehe auch Abschnitt 
3.5) abhängig sind. Die Kombination aus 100 % BEVs und 60 % Wärmepumpen führt zu 
einer Verdreifachung der Spitzenlast gegenüber der Bestandslast. Die Lastgänge der Orts-
netzstationen erreichen in Szenario S3 zeitgleich um etwa 19 Uhr die Spitzenlast (Abbil-
dung 6-2 d)). 

SC3_F2_4 im Gewerbegebiet: Im Gewerbenetz SC3_F2_4 liegt die heutige Spitzenlast um 
11 Uhr mittags bei etwa 3,5 MVA (Abbildung 6-2 e)). In den meisten BEV-Szenarien ver-
schiebt sich die Lastspitze auf etwa 9 Uhr mit bis zu 6 MVA. Nennenswerte Auswirkungen 
des marktgetriebenen Ladens mit Anreizen nachts sind auf Grund einer geringen Anzahl 
von Haushalten nicht erkennbar. Das kombinierte BEV- und Wärmepumpenszenario S10 
führt zu einer Steigerung der Bestandslast um den Faktor 2,4. Die Spitzenlast in den ein-
zelnen Ortsnetzstationen in Szenario S3 wird um etwa 10 Uhr erreicht (Abbildung 6-2 f)). 
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6.2.2 Vergleich der Netze und Szenarien 

In diesem Abschnitt werden die 15 Mittelspannungsringe bei unterschiedlichen Szena-
rien verglichen. Die Darstellungsweise von Abbildung 6-3 ist analog zu Abbildung 5-3 (Er-
gebnisse an Niederspannungsnetzen), weshalb auf den Aufbau an dieser Stellte nicht wei-
ter im Detail eingegangen wird. 

a) Maximale Leitungsauslastung 

 

b) Anteil der Leitungen mit > 60 % Auslastung 

 
c) Minimale Knotenspannung 

 

d) Anteil betroffener Knoten 

 
e) Spitzenlast des gesamten Rings 

 

f) Legende für Szenarien 
BEV-Durch- 

drigung 
Lade- 
strategie 

Ortsver- 
teilung 

AC-Lade- 
leistung 

Wärme- 
pumpe 

○S0 0 % --- --- --- Nein 
○S1 50 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
□S2 75 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
△S3 100 % Ungesteuert P. privat 11 kW Nein 
○S4 100 % Ungesteuert V. öffentlich 11 kW Nein 
○S5 100 % Ungesteuert P. privat 22 kW Nein 
○S6 100 % Markt mittags P. privat 11 kW Nein 
□S7 100 % Markt nachts P. privat 11 kW Nein 
○S8 100 % DLM P. privat 11 kW Nein 
○S9 100 % Ungesteuert P. privat 11 kW 1 kW HH* 
□S10 100 % Ungesteuert P. privat 11 kW 1 kW HH* 

& 1 kW GF* 
HH*   1 kW je 2-Personen-Haushalte ≈ 60 % Wärmepumpendurchdringung 
GF*   1 kW je 100 m² Gewerbefläche ≈ 60 % Wärmepumpendurchdringung 

 

Abbildung 6-3: Vergleich der Simulationsergebnisse zwischen den unterschiedlichen Mittelspan-
nungsnetzen und Szenarien 

Maximale Leitungsauslastung in Abbildung 6-3 a): Grenzwertverletzungen (> 60 %) sind 
bereits bei der Bestandslast (S0) im Netz SC2_F2_4 mit 64 % Leitungsauslastung vorzu-
finden. Als Ursache hierfür wurde bereits bei der Bestandslastvalidierung (vgl. Abbildung 
2-8 i)) der hohe Anteil von Nachtspeicherheizungen (ca. 8 % Durchdringung) identifiziert. 
Der Grund für den aufgeschobenen Netzausbau ist nicht bekannt, aber vermutlich auf die 
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rückläufige Nachtspeichertechnologie, seltenes Auftreten der Grenzwertüberschreitung 
(sehr kalte Tage) und zeitlich begrenztes Auftreten der Überschreitungen (ca. 22 Uhr bis 
2 Uhr am Folgetag) zurückzuführen. Besonders problematisch ist in diesem Zusammen-
hang das marktgetriebene Laden mit Anreizen nachts (SC2_F3_4 bei S7), das die nächtli-
che Spitzenlast noch deutlich erhöht. Die maximale Leitungsauslastung liegt im Szenario 
S0 im Durchschnitt über alle Netze bei 37 %. Insgesamt 8 der 15 Netze sind in den BEV-
Szenarien von Grenzwertverletzungen betroffen, wobei starke Grenzwertverletzungen 
mit > 65 % Auslastung nur noch in SC2_F2_3, SC2_F2_4 und SC3_F2_F4 auftreten. Die drei 
genannten Netze haben die größten Leitungsvorbelastungen mit 42 %, 64 % und 52 %. In 
den Szenarien mit BEVs und Wärmepumpen sind in allen Netzen Grenzwertverletzungen 
festzustellen, die vereinzelt die maximale zulässige Leitungsauslastung von 60 % um 
mehr als einen Faktor von 2 übersteigen. 

Anteil der Leitungslängen mit > 60 % Auslastung in Abbildung 6-3 b): Der Anteil der Lei-
tungslänge mit > 60 % Auslastung bei den BEV-Szenarien (ohne Wärmepumpen) liegt in 
den acht betroffenen Netzen zwischen 0,4 % und 31 %. Das Wärmepumpenszenario S10 
verursachet typischerweise in weniger als 40 % der Leitungslänge und im Durchschnitt 
über alle Netze in etwa 25 % der Leitungslänge Grenzwertverletzungen. 

Minimale Knotenspannung in Abbildung 6-3 c): Der Spannungsabfall in den untersuchten 
Mittelspannungsnetzen ist trotz unzulässig hoher Leitungsauslastung gering. Das zuläs-
sige Spannungsband zwischen 𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 100,0 % und 𝑈𝑈 𝑈𝑈n⁄ = 96,0 % wird in den Netzen 
der Bebauungscluster SC1 (Kerngebiete) und SC3 (Gewerbegebiete) nur im Bereich zwi-
schen 100,0 % und 98,8 % ausgenutzt. In Wohngebieten (SC2) sind auf Grund größerer 
Leitungslänge (vgl. Tabelle 2-4) stärkere Spannungsfälle zu erkennen, wobei eine Grenz-
wertverletzung nur im Netz SC2_F3_1 beim Extremszenario mit BEVs und Wärmepumpen 
(S10) auftritt. 

Anteil betroffener Knoten in Abbildung 6-3 d): Die relevanten Ergebnisse reduzieren sich 
auf das bereits genannte Netz SC2_F3_1 in Szenario S10 mit einem Anteil der betroffenen 
Knoten von 7,4 %. Es treten in diesem Fall in zwei der insgesamt 27 Ortsnetzstationen 
Spannungsbandverletzungen auf, wobei zugleich auch Leitungsüberlastungen stattfin-
den. 

Spitzenlast der Mittelspannungsnetze in Abbildung 6-3 e): Die Bestandslast liegt in allen 
Netzen bei einer Größenordnung von 3 MVA. Die BEV-Szenarien erhöhen die Bestands-
spitzenlast um den Faktor 1,5 bis 2, die Kombination aus BEVs und Wärmepumpen um 
den Faktor 2,5 bis 3. Auf Unterschiede zwischen den BEV-Szenarien und den Profilformen 
wurde bereits in Abbildung 6-2 eingegangen. 
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6.2.3 Abhängigkeiten und Verallgemeinerung 

Die Untersuchung von Abhängigkeiten und die Verallgemeinerung der in Abbildung 6-3 
dargestellten Simulationsergebnisse beziehen sich nur auf die Spitzenlast der untersuch-
ten Mittelspannungsnetze und die maximale Leitungsauslastung, da Spannungsbandver-
letzungen nur in einem Ausnahmefall auftreten. 

In Abbildung 6-4 ist die Abhängigkeit zwi-
schen der Leitungsauslastung und der Spit-
zenlast dargestellt. Es wird außerdem zwi-
schen Ringen mit und ohne Mittelsehne un-
terschieden. Analog zur Verallgemeinerung 
bei den Niederspannungsnetzen sind Berei-
che des Diagramms blau und grün hinterlegt, 
wovon nachfolgende Aussagen abgeleitet 
werden können: 

 
Abbildung 6-4: Abhängigkeiten zwischen Spit-

zenlast und Leitungsauslastung in 
Mittelspannungsringen 

• Keine Grenzwertverletzung (Leitungsauslastung ≤ 60 %) in Ringen ohne Mittel-
sehne bei einer Spitzenlast im Ring bis 4 MVA (Abbildung 6-4, grüne Fläche) 

• Grenzwertverletzungen (Leitungsauslastung > 60 %) immer in Mittelspannungs-
ringen ohne Mittelsehne bei mehr als 5,5 MVA Last (Abbildung 6-4, blaue Fläche) 

Auf Grund der geringen Anzahl von drei untersuchten Ringen mit Mittelsehne lässt sich 
nur ein grober Trend erkennen, bei welchem unzulässig hohe Leitungsauslastungen 
(> 60 %) ab 5 MVA bzw. 7 MVA auftreten. Wie bei den Niederspannungsnetzen sind die 
Zusammenhänge an den untersuchten Mittelspannungsringen auf die Planungsgrund-
sätze zurückzuführen. Planungsgrundsätze und typische Betriebsmittel der untersuchten 
Mittelspannungsnetze sind Tabelle 7-2 zu entnehmen. 

6.2.4 Schaltzustände im (n-1)-Fall 

Wie in Abschnitt 6.1.3 beschrieben, werden für Mittelspannungsringe ohne Mittelsehne 
zwei und für Mittelspannungsringe mit Mittelsehne vier (n-1)-Fälle untersucht. Als Grenz-
werte sind eine maximale Leitungsauslastung von 𝐼𝐼max 𝐼𝐼n⁄ = 120 % und eine minimale 
Knotenspannung von 𝑈𝑈min/𝑈𝑈n = 94 % definiert. Zur besseren Übersicht sind in Abbil-
dung 6-5 nur noch die beiden Szenarien S3 und S10 dargestellt. 

Maximale Leitungsauslastung und Anteil der Leitungslänge mit Grenzwertverletzung: Bei 
der Bewertung der Leitungsauslastung in Szenario S3 treten in 4 der 15 Mittelspannungs-
ringe Grenzwertverletzungen auf, wobei bei der Auswertung im Normalbetrieb (Abbil-
dung 6-3) fünf Netze betroffen sind. Die Bewertung der Leitungsauslastung im Normalbe-
trieb ist konservativer, da zusätzliche Grenzwertverletzungen durch die ungünstige Lage 
der Trennstellen bzw. ungünstige Verhältnisse bei der Lastaufteilung in die Halbringe 
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(Netzstränge) entstehen können. Der Effekt ist am Netz SC3_F3_1 beim Vergleich von Sze-
nario S3 zwischen Abbildung 6-3 a) und Abbildung 6-5 a) zu beobachten. Unterschiede 
sind außerdem beim Leitungsanteil mit > 120 % (Abbildung 6-3 b) und Abbildung 6-5 b)) 
zum Beispiel am Netz SC3_F2_4 zu erkennen. Ob der Normalbetrieb oder die ungünstigs-
ten (n-1)-Fälle zur Bewertung der Leitungsauslastung herangezogen werden, ist Definiti-
onssache. Im Rahmen dieser Arbeit wird die konservative Variante und damit der Nor-
malbetrieb gewählt. In Szenario S10 wird in allen Netzen die Belastungsgrenze erreicht 
oder überschritten, was sich in einigen Netzen und kritischen (n-1)-Fällen auf bis zu 50 % 
des Leitungslängenanteils auswirkt. 

a) Maximale Leitungsauslastung 

 

b) Anteil der Leitungen mit > 120 % Auslastung 

 
c) Minimale Knotenspannung 

 

d) Anteil betroffener Knoten 

 

 
Abbildung 6-5: Leitungsauslastung und Knotenspannung im Mittelspannungsnetz bei (n-1)-Fällen 

Minimale Knotenspannung und Anteil betroffener Knoten: In den (n-1)-Fällen ist die Be-
wertung der Knotenspannung von besonderem Interesse, weil sich die Netztopologien 
durch die Veränderung der Schaltzustände ändern. Es resultieren Netzstränge, die im 
Vergleich zum Normalbetrieb auf der ersten Kabelstrecke in etwa die doppelte Auslas-
tung erfahren und in etwa doppelt so lang werden. Das erhöht den Spannungsabfall deut-
lich, wobei es in Szenario S3 nur zu einer Grenzwertverletzung an Netz SC2_F3_1 bei 
Schaltungsvariante 3 kommt. In Szenario S10 sind vier Netze betroffen, die aber gleich-
zeitig unzulässig hohe Leitungsauslastungen (> 120 %) erfahren. Durch die Behebung der 
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Grenzwertverletzungen bei unzulässig hoher Leitungsauslastung können gegebenenfalls 
auch die Spannungsbandprobleme behoben werden. 

6.3 Validierung der vereinfachten Modellierung 

In diesem Abschnitt erfolgt die Validierung der vereinfachten Modellierungsmethode, die 
auf durchschnittlichen Tageslastgängen basiert. 

Validierung mit stochastischem Modell: Für die Validierung werden die stochastischen 
Simulationsmodelle aus Kapitel 3, 4 und 5 herangezogen. Die Simulationsergebnisse für 
private Ladepunkte (z. B. Abbildung 3-7) zeigen, dass die Abweichungen vom durch-
schnittlichen Tageslastgang in Form des Spitzenlastverhältnisses erst ab einer Anzahl von 
mehreren tausend gleichen Ladepunkten geringer werden. Die modellierten Lastgänge 
der Ortsnetzstationen versorgen typischerweise nur mehrere hundert Ladepunkte unter-
schiedlicher Typen (Ladeorte und Ladeleistung) in Kombination mit der Bestandslast. In 
diesem Abschnitt wird deshalb untersucht, welche Größenordnung das Spitzenlastver-
hältnis in Mittelspannungsnetzen aufweist und wie stark dadurch einzelne Lastspitzen 
unterschätzt werden. Für die Untersuchung werden die Simulationsergebnisse der reprä-
sentativen Niederspannungsnetze (Abschnitt 2.2.1) mit detaillierter (stochastisches Mo-
dell) und vereinfachter (durchschnittliche Tageslastgänge) Modellierung verglichen. 

Spitzenlastverhältnis an Ortsnetzstationen: 
In Abbildung 6-6 a) sind die modellierten 
Scheinleistungsverläufe exemplarisch über 
drei Tage für das Niederspannungsnetz 
C2_T1 (Wohngebiet) im Szenario S3 darge-
stellt. Während der durchschnittliche Ta-
geslastgang (grün) eine tägliche Spitzenlast 
von 0,35 kVA erreicht, liegt die Spitzenlast 
des Lastgangs aus dem stochastischen Mo-
dell (blau, 10-Minuten-Mittelwert) über 
den Betrachtungszeitraum von 300 Tagen 
bei 0,57 MVA. Das entspricht einem Spit-
zenlastverhältnis für den Lastgang am Orts-
netztransformator im Netz C2_T1 von 1,63 
(0,57 MVA  0,35 MVA⁄ = 1,63 ). 

a) Lastgänge einer Ortsnetzstation (C2_T1) bei S3 

 
b) Summenlastgang von 14 Ortsnetzstationen bei S3 

 

 
Abbildung 6-6: Vergleich der Lastgänge bei detail-

lierter und vereinfachter Modellie-
rung 

Spitzenlastverhältnis im Mittelspannungsnetz: Die höchsten und damit kritischsten Netz-
belastungen entstehen typischerweise an den Kabelanfangsstrecken der Mittelspan-
nungsringen und setzen sich aus der Summe mehrerer Ortsnetzstationen zusammen. Das 
Spitzenlastverhältnis ist somit besonders an den Kabelanfangsstrecken von Interesse. In 
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Abbildung 6-6 b) ist exemplarisch der Summenlastgang von 14 Niederspannungsnetzen 
aus Wohn- und Kerngebieten dargestellt (repräsentative Netze aus Tabelle 2-2). Das Spit-
zenlastverhältnis der 14 Ortsnetzstationen über 300 Simulationstage reduziert sich in 
diesem Beispiel auf einen Wert von 1,18 (4,83 MVA  4,11 MVA⁄ = 1,18 ). Im weiteren 
Verlauf wird mit Hilfe der Lastgänge aus der Niederspannungssimulation das Spitzenlast-
verhältnis für eine Anzahl von 1 bis 14 Ortsnetzstationen ermittelt und in Abbildung 6-7 
für das Szenario S0 und S3 dargestellt. Weil bei mehr als einer und weniger als 14 Orts-
netzstationen die unterschiedlichsten Kombinationen aus den 14 Ortsnetzstationen mög-
lich sind, werden alle 𝑛𝑛 Kombinationen in Abbildung 6-7 untersucht. Die Beschreibung 
der Boxplot-Darstellung ist in Abschnitt 4.2.3 enthalten. Das Spitzenlastverhältnis liegt 
bei einzelnen Ortsnetzstation (𝑛𝑛 = 1) im Szenario S3 zwischen 1,4 und 1,9. Mit steigender 
Anzahl von Ortsnetzstationen (𝑛𝑛 > 1) sinkt das Spitzenlastverhältnis auf einen Wert von 
etwa 1,2 bei 𝑛𝑛 = 14. Beim Szenario S0 (Bestandslast) ist das Spitzenlastverhältnis und 
damit die Rauigkeit der Lastgänge vor allem bei geringer Anzahl von Ortsnetzstationen 
(𝑛𝑛 ≤ 5) deutlich kleiner. Der Energiebezug der BEVs führt somit neben der grundsätzlich 
höheren Netzbelastung außerdem zu einer Erhöhung der Rauigkeit bei den Lastgängen. 

 
Abbildung 6-7: Spitzenlastverhältnis bei unterschiedlicher Anzahl von Ortsnetzstationen 

Relevanz der Abweichungen auf die Simulationsergebnisse: Nachfolgend wird beschrie-
ben, welche Auswirkungen die vernachlässigte Rauigkeit der Lastgänge auf die thermi-
sche Belastung der Mittelspannungskabel und das Spannungsband hat. Der Lastgang aus 
dem stochastischen Simulationsmodell streut symmetrisch in positiver und negativer 
Richtung um den durchschnittlichen Tageslastgang (vgl. Abbildung 6-6), weshalb unter 
den nachfolgenden Bedingungen die vernachlässigten Lastspitzen unkritisch sind: 

• Im Normalbetrieb sind Spitzenlastverhältnisse bis zu einem Wert von 1,7 unkri-
tisch, weil Mittelspannungskabel als thermische Reserve für (n-1)-Fälle nur mit 
60 % ausgelastet werden (100 % / 60 % = 1,7). Da in typischen Netzen (siehe Ta-
belle 2-4) ≥ 5 Ortsnetzstationen über einen Mittelspannungshalbring versorgt 

Szenario S0 Szenario S3

Anzahl Ortsnetzstationen (n - Kombinationen)
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werden und das Spitzenlastverhältnis in Abbildung 6-7 für 𝑛𝑛 =  5 bei ≤ 1,5 liegt, 
ist die vereinfacht Modellierung im Normalbetrieb gerechtfertigt. 

• In (n-1)-Fällen werden in typischen Netzen (siehe Tabelle 2-4) und bei ungünsti-
gen Fehlerorten ≥ 11 Ortsnetzstationen über einen Mittelspannungsabgang ver-
sorgt, wofür in Abbildung 6-7 ein Spitzenlastverhältnis von ≤ 1,2 ermittelt wurde. 
Es ist zu berücksichtigen, dass in (n-1)-Fällen zusätzliche thermische Überlastun-
gen durch die Lastspitzen schon bei einem Spitzenlastverhältnissen > 1 möglich 
sind. Wie kritisch die Lastspitzen im Einzelfall sind, hängt davon ab, welche Er-
wärmung die Mittelspannungskabel vor der Lastspitze erfahren haben und wie 
groß die thermische Trägheit des Kabels ist. Nach einer zehnstündigen konstanten 
Kabelauslastung mit 90 % ist zum Beispiel basierend auf den Kennlinien von 
[CIC12] eine konstante Lastspitze mit einem Spitzenlastverhältnis von 1,2 (Aus-
lastung: 90 % ∙ 1,2 = 108 %) über eine Dauer von vier Stunden möglich. Weitere 
Annahmen aus [CIC12] sind: Kabeltyp NA2XS2Y 3×1×150 RM/25 12/20 kV, Ver-
legung in Erde im Dreieck 0,7 m tief, Umgebungstemperatur 20°C, EVU-Lastspiel 
mit ungünstigem Einsetzzeitpunkt nach zehn Stunden. Das Beispiel zeigt, dass 
kurze Lastspitzen mit einem Spitzenlastverhältnis von 1,2 auch bei hoher Vorbe-
lastung unkritisch sind und die vereinfachte Modellierung valide ist. 

Der Spannungsfall wird direkt von den Lastspitzen beeinflusst und kann durch das Mitte-
lungsintervall von zehn Minuten gemäß DIN EN 50160 nur bedingt geglättet werden. Der 
tatsächliche Spannungsfall in den untersuchten Netzen wird somit etwas stärker ausfal-
len als die auf durchschnittlichen Lastgängen basierten Simulationsergebnisse zeigen. 
Weil aber vom verfügbaren Spannungsband von 4 % im Normalbetrieb bei den meisten 
untersuchten Netzen nur 1 % bis 2 % beansprucht werden (Abbildung 5-3 c)), ist nicht zu 
erwarten, dass die vernachlässigten Spitzenlasten zu einer deutlichen Veränderung der 
Ergebnisse und damit zu Grenzwertverletzungen führen werden. 

Rückschlüsse für die Belastbarkeit von Ortsnetztransformatoren: Für Ortsnetztransfor-
matoren wird im Rahmen dieser Arbeit eine Belastungsgrenze von 100 % Auslastung de-
finiert. Bei der Bewertung der Auslastung werden die detaillierten Lastgänge aus dem 
stochastischen Simulationsmodell mit einem Mittelungsintervall von zehn Minuten her-
angezogen. Basierend auf den ermittelten Spitzenlastverhältnissen für jeweils eine Orts-
netzstation in Abbildung 6-7 (Wertebereich bei S3: 1,4 – 1,9) und der Kenntnis der ther-
mischen Zeitkonstanten von Öltransformatoren mit mehreren Stunden [VDE77], [VDE08] 
ist festzustellen, dass die thermischen Grenzen der Öltransformatoren mit dieser Bewer-
tung nicht ausgereizt werden. Um die thermischen Grenzen der Ortsnetztransformatoren 
besser ausnutzen zu können, müssten die durchschnittlichen Tageslastgänge an den Orts-
netztransformatoren zur Bewertung der Auslastung herangezogen werden oder die de-
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taillierten Lastgänge in Kombination mit einer Belastungsgrenze über 100 %. Bei der Be-
wertung der Transformatorauslastung in Abschnitt 5.2.2 mit den durchschnittlichen Ta-
geslastgängen würde es in den BEV-Szenarien S1 bis S8 keine Transformatorüberlastung 
geben (nicht dargestellt). Bei Verwendung der Lastgänge aus dem stochastischen Modell 
und einer maximal zulässigen Transformatorauslastung von 140 % (Spitzenlastverhält-
nis 1,4) würde mit Ausnahme von (C2_T2 bei S4) ebenfalls keine Grenzwertverletzung in 
Abbildung 5-3 e) auftreten. Ähnliche Überlegungen zur kurzzeitigen Überlastung von 
Ortsnetztransformatoren werden zum Beispiel in [KER10] im Zusammenhang mit der 
Netzintegration von Photovoltaikanlagen vorgestellt. Basierend auf thermischen Simula-
tionen wird dort die Auslastung von Öltransformatoren in Höhe der 1,5-fachen Bemes-
sungsscheinleistung empfohlen. Trockentransformatoren sind in diesem Zusammenhang 
auf Grund anderer thermischer Eigenschaften gesondert zu betrachten. 

6.4 Zusammenhänge zwischen Stations- und Abgangslasten 

Gleichzeitigkeitsfaktor zwischen Ortsnetzstationen: Die Spitzenlast eines Mittelspan-
nungsabgangs kann basierend auf den Spitzenlasten der Ortsnetzstationen und typischen 
Gleichzeitigkeitsfaktoren ermittelt werden. Mit Hilfe der Lastgänge aus dem stochasti-
schen Simulationsmodell werden analog zu den Spitzenlastverhältnissen in Abbildung 
6-7 Gleichzeitigkeitsfaktoren in Abbildung 6-8 ermittelt. Die durchschnittlichen Tages-
lastgänge finden in dieser Betrachtung keine Anwendung. Die Gleichzeitigkeitsfaktoren 
werden entsprechend der Gleichung (6-1) über eine Dauer von 300 Tagen ermittelt. 

Die Gleichzeitigkeitsfaktoren in Abbildung 6-8 reduzieren sich mit steigender Anzahl von 
Ortsnetzstationen und liegen zum Beispiel bei einer Anzahl von sechs Stationen im Mittel 
bei 0,86 in S0 (Bestandslast) bzw. bei 0,76 in S3 (100 % BEV). Der Unterschied zwischen 
S0 und S3 ist gegensätzlich zum Spitzenlastverhältnis und auf die Berechnung zurückzu-
führen. 

𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺(𝑀𝑀) =
max (𝑆𝑆ons,stoch,sum)
∑ max (𝑆𝑆ons,stoch,𝑖𝑖)𝑖𝑖∈𝑀𝑀

 (6-1) 

 𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺𝐺(𝑀𝑀) Gleichzeitigkeitsfaktor einer Menge 𝑀𝑀 ausgewählter Orts-
netzstationen 

 

 𝑆𝑆ons,stoch,sum Summenlastgang der ausgewählten Ortsnetzstationen 
aus dem stochastischen Simulationsmodell 

 

 𝑆𝑆ons,stoch,𝑖𝑖 Lastgang einer Ortsnetzstation  𝑖𝑖 aus dem stochastischen 
Simulationsmodell 
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Abbildung 6-8: Gleichzeitigkeitsfaktor bei unterschiedlicher Anzahl von Ortsnetzstationen 

Profilfaktor: Die berechneten Gleichzeitigkeitsfaktoren berücksichtigen die Rauigkeit der 
Lastgänge und den zeitlichen Versatz der Spitzenlasten. Die Rauigkeit der Profile wird in 
Abschnitt 6.3 in Form des Spitzenlastverhältnisses bewertet. Der weitere Fokus richtet 
sich auf den zeitlichen Versatz der Spitzenlasten zwischen den Ortsnetzstationen, wofür 
der Profilfaktor 𝑃𝑃𝐺𝐺 in Gleichung (6-2) eingeführt wird. Die Berechnung unterscheidet sich 
zu Gleichung (6-1) nur in der Verwendung der durchschnittlichen Tageslastgänge anstatt 
der Lastgänge aus dem stochastischen Modell. 

 
Für die 15 repräsentativen Mittelspannungs-
netze und unterschiedlichen Szenarien sind in 
Abbildung 6-9 die ermittelten Profilfaktoren 
dargestellt. Zur besseren Darstellbarkeit der 
Ergebnisse werden die Profilfaktoren über 
den ganzen Ring ermittelt und dadurch die 
Schaltzustände (z. B. Trennstellen im Normal-
betrieb) vernachlässigt. Die Netze von SC1 
(Kerngebiete) haben die kleinsten Profilfak-
toren. Die Profilfaktoren von SC2 (Wohnge-
biete) und SC3 (Gewerbegebiete) liegen meist 
nahe bei 1, wobei die Netze SC1_F2_1 und 
SC3_F2_2 davon abweichen. 

 
Abbildung 6-9: Profilfaktor zwischen den Orts-

netzstationen der untersuchten 
Mittelspannungsnetze 
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𝑃𝑃𝐺𝐺(𝑀𝑀) =
max (𝑆𝑆ons,dtlg,sum)
∑ max (𝑆𝑆ons,dtlg,𝑖𝑖)𝑖𝑖∈𝑀𝑀

 (6-2) 

 𝑃𝑃𝐺𝐺(𝑀𝑀) Profilfaktor einer Menge 𝑀𝑀 ausgewälter Ortsnetzstationen  
 𝑆𝑆ons,dtlg,sum Summenlastgang der ausgewählten Ortsnetzstationen, 

modelliert mit durchschnittlichen Tageslastgängen 
 

 𝑆𝑆ons,dtlg,i Lastgang einer Ortsnetzstation 𝑖𝑖, modelliert mit durch-
schnittlichen Tageslastgängen 
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Der grundsätzliche Unterschied zwischen SC1, SC2 und SC3 lässt sich mit Hilfe der Last-
gänge in Abbildung 6-2 b), d) und f) erklären. Während bei reinen Wohngebieten (SC2) in 
allen Ortsnetzstationen die Spitzenlasten abends durch die Dominanz des H0-Profils und 
der Heimladepunkte auftreten (Abbildung 6-2 d)), liegt die Spitzenlast in reinen Gewer-
begebieten (SC3) durch das dominierende G0-Profil und die Arbeitsladepunkte während 
der Mittagszeit (Abbildung 6-2 f)).Im Kerngebiet (SC1) sind Haushalte und Gewerbebe-
triebe mehr oder weniger stark durchmischt, wodurch sich die einzelnen Spitzenlasten 
nicht mehr direkt überlagern und der Profilfaktor dadurch sinkt. Beim Netz SC1_F3_1 mit 
einem Profilfaktor von annährend 1 ist die Durchmischung von Haushalten und Gewerbe 
weniger stark als in den anderen Netzen von SC1. Bei den Netzen SC_F2_1 und SC3_F2_2 
sind vereinzelt Ortsnetzstationen aus Gewerbe- und Wohngebieten enthalten, die den 
Profilfaktor reduzieren. 

Erkenntnisse zum Profilfaktor: Der Profilfaktor reduziert sich mit steigender Durchmi-
schung von Haushalts- und Gewerbelasten und Spitzenlasten. Im Idealfall entstehen etwa 
zwei gleich große Spitzenlasten mittags und abends (Abbildung 6-2 a)). In der Netzpla-
nung kann durch die gezielte Durchmischung (Haushalts- und Gewerbelasten) der Orts-
netzstationen in Mittelspannungsringen die Übertragungskapazität effizient ausgenutzt 
und dadurch mit derselben Infrastruktur mehr Last übertragen werden. 

Belastungsgrad: Beim Betrieb von Leitungen nahe der thermischen Belastungsgrenze ist 
zu berücksichtigen, dass sich die Strombelastbarkeit von Kabeln häufig auf einen Belas-
tungsgrad von 0,7 (EVU-Last) und nicht auf die Dauerbelastbarkeit (Belastungsgrad 1,0) 
bezieht. Der Belastungsgrad beschreibt das Verhältnis der durchschnittlichen Tageslast 
zur Tagesspitzenlast und berücksichtigt bei einem Wert von 0,7 (EVU-Last) Zeiträume in 
einem Tageslastgang, in denen sich die Kabel abkühlen können. [VDE18a] Für die Last-
gänge in Abbildung 6-2 a), c) und d) bei Szenario S3 liegen die Belastungsgrade bei 0,68 
(SC1_F2_2), 0,58 (SC2_F2_2) und 0,51 (SC3_F2_4). Mit den Korrekturfaktoren aus 
[VDE18a] und [VDE18c] kann die zulässige Strombelastbarkeit für die entsprechenden 
Belastungsgrade ermittelt werden, was in den genannten Beispielen sogar zu einer Erhö-
hung des maximal zulässigen Betriebsstroms führen würde. Die Korrekturfaktoren be-
rücksichtigen außerdem zum Beispiel die Verlegetiefe, den thermischen Widerstand des 
Erdbodens, eine Parallelverlegung mit anderen Kabelsystemen und die Leiteranordnung. 
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7 Diskussion und Ausblick 

Im letzten Kapitel werden die drei Forschungsfragen und die Übertragbarkeit auf andere 
Städte diskutiert sowie ein Ausblick auf weiterführende Forschungsaktivitäten gegeben. 
Die Diskussion der Forschungsfragen gibt zugleich einen Überblick zu den Kernergebnis-
sen der Arbeit. Die Übertragbarkeit bezieht sich hauptsächlich auf deutsche Großstädte. 
Weiterführende Forschungsaktivitäten können sich auf großflächige Netzberechnungen 
mit detaillierter Modellierung von Wärmepumpen und die Bewertung von Integrations-
maßnahmen beziehen. 

7.1 Diskussion der Forschungsfragen 

7.1.1 Forschungsfrage 1 

Wie unterscheidet sich das Ladeverhalten von BEVs an charakteristischen privaten, 
halböffentlichen und öffentlichen Ladepunkten im städtischen Umfeld? 

Im Rahmen dieser Arbeit werden in Kapitel 3 zwei private Ladepunkttypen und in Kapitel 
4 fünf öffentliche bzw. halböffentliche Ladepunkttypen modelliert. Bei den privaten Lade-
punkten werden Heim- und Arbeitsladepunkte als typische Ladeorte definiert und dafür 
geeignete Mobilitätsdaten zur Modellierung herangezogen. Für öffentliche Ladepunkte 
werden charakteristische Ladesäulentypen und -orte basierend auf dem Ladesäulenbe-
stand des Jahres 2020 identifiziert. Die Standorte werden außerdem mit Hilfe des Flä-
chennutzungsplans eingeordnet und das Ladeverhalten an 32 Ladesäulen detailliert ver-
messen. Aus der Analyse resultieren fünf typische Ladeorte im städtischen Umfeld mit 
unterschiedlichen Ladepunkttypen: Öffentliche Ladepunkte am Straßenrand in Wohn-, 
Kern- und Gewerbegebieten sowie Ladepunkte auf halböffentlichem Grund wie Kunden-
parkplätzen und Tankstellen. Die Unterschiede des Ladeverhaltens sind am besten beim 
Vergleich der durchschnittlichen Tageslastgänge erkennbar. Die in Tabelle 7-1 dargestell-
ten Größen sind von den durchschnittlichen Tageslastgängen aus Abbildung 3-7, Abbil-
dung 4-15 und Abbildung 4-16 abgeleitet. Der durchschnittliche Tagesenergiebedarf ist 
bei den privaten Heimladepunkten mit 4,4 kWh je Tag am geringsten und bei den Schnell-
ladepunkten an Tankstellen mit 174 kWh je Tag am größten. Die zu erwartenden Netzbe-
lastungen sind an öffentlichen und halböffentlichen Ladepunkten um ein Vielfaches grö-
ßer als an privaten Ladeorten. In Tabelle 7-1 sind außerdem die Hochlastzeitfenster dar-
gestellt, die die sechs Stunden der durchschnittlichen Tageslastgänge mit der höchsten 
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Last markieren. Während an Arbeitsladepunkten um 07:10 Uhr das Hochlastzeitfenster 
beginnt, startet das Hochlastzeitfenster bei Heimladepunkten erst um 15:14 Uhr. An öf-
fentlichen und halböffentlichen Ladepunkten liegen die Hochlastzeitfenster meist am 
Nachmittag oder Abend. Bei den 50 kW DC-Ladepunkten in Wohn- und Kerngebieten teilt 
sich das Hochlastzeitfenster in zwei Bereiche auf. 

Tabelle 7-1: Vergleich des Ladeverhaltens an unterschiedlichen privaten und öffentlichen Ladeor-
ten basierend auf den entwickelten durchschnittlichen Tageslastgängen 

Ladeort Ladeleis-
tung 

Durchschnittlicher 
Tagesenergiebedarf 

Hochlastzeitfenster (6 h je 
Tag mit der höchsten Last) 

Heimladepunkt 11 kW (AC) 

  

Arbeitsladepunkt 11 kW (AC) 

Wohngebiete 
(Straßenrand) 

11 kW (AC) 
50 kW (DC) 

Kerngebiete 
(Straßenrand) 

11 kW (AC) 
50 kW (DC) 

Gewerbegebiete 
(Straßenrand) 

11 kW (AC) 
50 kW (DC) 

Kundenladepunkt 20 kW (DC) 

Tankstellenlade-
punkt 

150 kW (DC) 

7.1.2 Forschungsfrage 2 

Welche Auswirkungen hat das ungesteuerte Laden von BEVs auf städtische Nieder- und 
Mittelspannungsnetze? 

Die Auswirkungen des ungesteuerten Ladens von BEVs auf Nieder- und Mittelspannungs-
netze sind in Abbildung 7-1 zusammengefasst. Die Zusammenfassung beschränkt sich auf 
die BEV-Szenarien S1 und S3, da das Eintreten der angesetzten Randbedingungen (haupt-
sächlich privates Laden bei 11 kW) zum aktuellen Zeitpunkt als am wahrscheinlichsten 
angesehen wird. Die Szenarien S9/S10 geben einen Ausblick auf die Auswirkungen der 
Vollelektrifizierung mit BEVs zusammen mit einem hohen Anteil an Wärmepumpen. 

Grenzwertverletzungen nach Szenario und Netzebene: In Abbildung 7-1 a) sind die An-
zahl der untersuchten Nieder- und Mittelspannungsnetze mit Grenzwertverletzungen bei 
den Szenarien S1 (50 % BEVs), S3 (100 % BEVs) und S9/S10 (100 % BEVs und 60 % Wär-
mepumpen) gegenübergestellt. Der Vergleich zeigt, dass im selben Szenario ähnlich häu-
fig Grenzwertverletzungen in den Nieder- und Mittelspannungsnetzen auftreten und da-
mit das Integrationspotential in den beiden Netzebenen etwa gleich hoch ist. Bei S1 treten 
in etwa einem Fünftel der untersuchten Netze Grenzwertverletzungen auf, bei S3 in einem 
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Drittel und bei S9/S10 in fast jedem Netz (Abbildung 7-1 a)). Die Ursache für Grenzwert-
verletzungen in der Mittelspannungsebene ist immer eine unzulässig hohe Leitungsaus-
lastung (> 60 % Auslastung im Normalbetrieb) und im Niederspannungsnetz fast immer 
Leitungsüberlastungen (> 100 % Auslastung). Der weitere Fokus richtet sich deshalb auf 
den Leitungslängenanteil mit unzulässig hoher Auslastung. 

Anteil der betroffenen Leitungslängen: Der Anteil der Leitungslänge bei unzulässig hoher 
Leitungsauslastung (von Netzen mit Grenzwertverletzungen) ist in Abbildung 7-1 b) dar-
gestellt. Auf Grund der geringen Anzahl an Netzen und der damit verbundenen Ungenau-
igkeit der Verallgemeinerung sind die in Abbildung 7-1 b) angegebenen Werte auf eine 
5 % Schrittweite gerundet. 

Während in Szenario S1 die betroffenen 
Leitungslängenanteile in der Nieder- und 
Mittelspannungsebene mit einer Größen-
ordnung von 5 % ähnlich sind, ist der 
Längenanteil bei S3 und S9/S10 im Mit-
telspannungsnetz etwa doppelt so hoch 
(Abbildung 7-1 b)). Unter der Annahme, 
dass die untersuchten Netze den gesam-
ten Netzbestand repräsentieren, müssen 
bei S9/S10 an durchschnittlich (⌀ in Ab-
bildung 7-1 b)) 10 % der Leitungslänge in 
der Niederspannungsebene und 25 % der 
Leitungslänge in der Mittelspannungs-
ebene Maßnahmen zur Netzintegration 
ergriffen werden. Für das Szenario S3 
wäre der Handlungsbedarf deutlich klei-
ner mit 2 % ((6/18) ∙ 5 % ≈ 2 %) der Lei-
tungslänge in der Niederspannungsebene 
und 3 % ((5/15) ∙ 10 % ≈ 3 %) der Lei-
tungslänge in der Mittelspannungsebene, 
weil nur in einem Drittel der Netze Grenz-
wertverletzungen auftreten (Abbildung 
7-1 a)). 

a) Grenzwertverletzungen nach Szenario und Ebene 
Szenario Niederspan-

nungsebene 
Mittelspan-
nungsebene 

50 % BEVs (S1) 4 von 18 Netzen 3 von 15 Netzen 
100 % BEVs (S3) 6 von 18 Netzen 5 von 15 Netzen 
BEV + WP* (S9/S10) 9 von 10 Netzen 10 von 10 Netzen 
* 100 % BEVs und zusätzlich 60 % Wärmepumpen 

 

b) Anteil der Leitungslänge bei unzulässig hoher Lei-
tungsauslastung in Netzen mit Grenzwertverletzungen 
Szenario Niederspan-

nungsebene 
Mittelspan-
nungsebene 

50 % BEVs (S1) ≤ 5 % (⌀ 5 %) ≤ 5 % (⌀ 5 %) 
100 % BEVs (S3) ≤ 10 % (⌀ 5 %) ≤ 20 % (⌀ 10 %) 
BEV + WP* (S9/S10) ≤ 20 % (⌀ 10 %) ≤ 40 % (⌀ 25 %) 
* 100 % BEVs und zusätzlich 60 % Wärmepumpen 

 

c) Priorisierung nach Handlungsdruck (BEV-Szenarien) 
1. Unzulässig hohe Leitungsauslastungen in Nieder- und 

Mittelspannungsnetzen 
2. Spannungsbandverletzungen im Niederspannungsnetz 

→ Präzisierung der Modelle durch spannungs- 
     ebenenübergreifende Untersuchungen 

3. Überlastung des Ortsnetztransformators 
→ Bewertung der thermischen Auslastung zur 
     Erhöhung des Integrationspotentials 

4. Spannungsbandverletzungen in Mittelspannungs- 
netzen bei kritischen (n-1)-Fällen 

Abbildung 7-1: Auswirkungen unterschiedlicher 
BEV-Szenarien auf das Verteilnetz 

Priorisierung nach Handlungsbedarf in den BEV-Szenarien (S1 bis S8): Basierend auf den 
gewonnen Erkenntnissen in Kapitel 5 und 6 enthält Abbildung 7-1 c) eine Priorisierung 
des Handlungsdrucks für BEV-Szenarien (100 % BEVs ohne Wärmepumpen). Unzulässig 
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hohe Leitungsauslastungen sind die Hauptursache für Grenzwertverletzungen im Nieder- 
und Mittelspannungsnetz. Spannungsbandverletzungen im Niederspannungsnetz sind 
die zweithäufigste Ursache für Grenzwertverletzungen. Da für den gewählten (verein-
fachten) Untersuchungsansatz das Spannungsband gemäß Abbildung 2-3 aufgeteilt wird, 
treten Spannungsbandverletzungen im Simulationsmodell tendenziell häufiger als im re-
alen Betrieb auf. Durch spannungsebenenübergreifende Untersuchungen kann die Präzi-
sion in den Simulationsmodellen erhöht werden, wodurch die Simulationsergebnisse we-
niger konservativ ausfallen. Die Überlastung des Ortsnetztransformators ist die dritthäu-
figste Ursache für Grenzwertverletzungen. Durch die Berücksichtigung der thermischen 
Trägheit von Öltransformatoren, wie in Abschnitt 6.3 erläutert, sind nur in Ausnahmefäl-
len Maßnahmen an den Ortsnetztransformatoren bei den BEV-Szenarien notwendig. 
Spannungsbandverletzungen treten im Mittelspannungsnetz selten und nur in kritischen 
(n-1)-Fällen auf, deren Relevanz gegebenenfalls auch durch spannungsebenenübergrei-
fende Untersuchungen widerlegt werden kann. 

Verallgemeinerungen zur Bebauungsstruktur: In den typischen städtischen Kerngebieten 
(SC1 bzw. C0 und C1) führt eine 100 % Durchdringung mit BEVs (ohne Wärmepumpen) 
zu keinen Grenzwertverletzungen. Die Bebauungsstruktur der Kerngebiete mit Su-
percluster SC1 (Mittelspannungsebene) sowie Cluster C0 und C1 (Niederspannungs-
ebene) haben einen Anteil von 52 % (Tabelle 2-3) und 50 % (Tabelle 2-1) am gesamten 
Versorgungsgebiet. Die Wohngebiete in den Bebauungsclustern (SC2 bzw. C2 und C4) er-
fahren auf Grund der hohen PKW-Zulassungszahlen den größten Lastzuwachs, weshalb 
dort vereinzelt ab 50 % Durchdringung mit BEVs Grenzwertverletzungen bei der Lei-
tungsauslastung auftreten. In Gewerbegebieten (SC3 bzw. C3 und C5) ist das Integrations-
potential für BEVs sehr unterschiedlich, da die tatsächliche Bestandslast der Gewerbebe-
triebe häufig deutlich kleiner als die Anschlussleistung ist und dadurch Planungsunsi-
cherheiten bei der Dimensionierung der Netze entstehen. Der größte Handlungsbedarf 
besteht somit in den Wohngebieten, deren Anteil am gesamten Netzbestand in der Mit-
telspannungsebene bei 26 % (Tabelle 2-3, SC2) und in der Niederspannungsebene (Ta-
belle 2-1, C2 und C4) bei 33 % liegt. 

7.1.3 Forschungsfrage 3 

Wie verändert sich die Netzbelastung durch gesteuertes Laden bei Spitzenlastmanage-
ment am Netzanschluss und marktgetriebenes Laden? 

Das Spitzenlastmanagement durch DLM am Netzanschluss wird in dieser Arbeit mit Sze-
nario S8 als DLM am Netzanschluss untersucht sowie das marktgetriebene Laden mit An-
reizen mittags und nachts mit Szenario S6 und S7. 
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Spitzenlastmanagement mit DLM am Netzanschluss: Durch das DLM kann der Netzan-
schluss möglichst effizient ausgenutzt werden und dadurch Kosten bei der Netzintegra-
tion von BEVs eingespart werden, indem der Ausbau des Hausanschlusses vermieden 
wird. Als positiver Nebeneffekt kann das DLM am Netzanschluss auch die Belastung im 
Verteilnetz reduzieren. Eine relevante Reduzierung der Netzbelastung kann nur in Nie-
derspannungsnetzen von Bebauungscluster C5 (Sondergebiete) erreicht werden. Dort 
werden jeweils zwischen 20 und 100 private Ladepunkte zusammen mit Haushalten oder 
Gewerbebetrieben über direkte Anschlussleitungen von der Ortsnetzstation versorgt. Die 
Netzentlastung durch das DLM am Netzanschluss reduziert sich mit steigender Anzahl an 
Netzanschlüssen, die ein DLM nutzen, wie die Untersuchungen in Abschnitt 3.4.3 zeigen. 
Die entlastende Wirkung auf die überlagerten Netzebenen wie dem Mittelspannungsnetz 
ist deshalb vernachlässigbar klein und entspricht in etwa der Netzbelastung des unge-
steuerten Ladens. 

Marktgetriebenes Laden: Marktgetriebenes Laden ermöglicht die effiziente Ausnutzung 
volatiler erneuerbarer Erzeugung und leistet dadurch einen entscheidenden Beitrag zum 
Erreichen der Klimaziele. In Zeiträumen mit starker Überdeckung des allgemeinen Strom-
bedarfs durch erneuerbare Energiequellen können BEVs mit niedrigen Strompreisen ge-
laden werden. Die unkoordinierte Steuerung der Ladevorgänge, während starker Preis-
anreize, kann lokal zu extremen Überlastungen führen wie die Erkenntnisse in Abschnitt 
3.5 zeigen. Weil eine Auslegung der Netze auf extrem hohe und zeitliche begrenzte Last-
spitzen nicht sinnvoll ist, wird in dieser Arbeit eine koordinierte Steuerung mit den bei-
den nachfolgenden Bedingungen berücksichtigt: 

• Bedingung 1: Maximale zeitliche Verzögerung der Ladevorgänge von 24 Stunden 
→ Verhindert den „Anstau“ von Ladebedarf über mehrere Tage und damit eine 
Vervielfachung der Belastung im Verteilnetz. Die mittlere Verzögerungszeit liegt 
bei Arbeitsladepunkten bei etwa zwei Stunden und bei Heimladepunkten (Anreize 
nachts) bei etwa acht Stunden (siehe Abbildung 3-18). Der Nutzerkomfort ist so-
mit nur geringfügig eingeschränkt. 

• Bedingung 2: Gleichmäßige Verteilung der Ladestarts über den Zeitraum mit 
Preisanreizen und topologisch (geografisch) gleichmäßige Verteilung über das 
Marktgebiet (z. B. Deutschland). 
→ Verhindert lokale Überlastungen, die auftreten, wenn Ladevorgänge an vielen 
topologisch (geografisch) benachbarten Ladepunkten gleichzeitig stattfinden. 

Die beiden Bedingungen könnten in der Praxis zum Beispiel durch Steuerungsrichtlinien 
für Aggregatoren berücksichtigt werden. Für die Untersuchungen an den repräsentativen 
Niederspannungsnetzen wird die koordinierte Ansteuerung entsprechend eines gemä-
ßigten Szenarios (vgl. „Middle Case“ Abbildung 3-16) angewendet. Das koordinierte 
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marktgetriebene Laden mit Anreizen mittags (S6) und nachts (S7) führt in den untersuch-
ten Niederspannungsnetzen zu Netzbelastungen, die vergleichbar groß sind, wie beim un-
gesteuerten Laden in Szenario S3. Die maximale Verzögerungszeit von 24 Stunden (Be-
dingung 1) für das koordinierte Laden führt zwar zu weniger starker Belastung der Ver-
teilnetze, schränkt aber gleichzeitig das Optimierungspotential und die effiziente Nutzung 
der erneuerbaren Quellen ein. Bei Auflösung von Bedingung 1 kann sich die Netzbelas-
tung durch BEVs in urbanen Netzen um ein Vielfaches erhöhen, wodurch ähnliche Zu-
stände herbeigeführt werden, die auch durch das bidirektionale Laden entstehen können. 
Zur Analyse dieser Zustände müssen andere Untersuchungsansätze gewählt und für den 
realen Netzbetrieb umfangreiche Mess- und Steuerungsinfrastruktur im Netzbetrieb ein-
gesetzt werden, um kritische Netzzustände zu verhindern. Ein Gesamtkonzept zur Steue-
rung mit intelligenten Messsystem wird zum Beispiel in [FNN22] vorgestellt. 

7.2 Übertragbarkeit auf andere Städte 

In diesem Abschnitt wird die Übertragbarkeit der Erkenntnisse aus München auf andere 
Städte diskutiert. Die Diskussion gliedert sich in die Übertragbarkeit der Modellierung 
von Ladevorgängen, Simulationsergebnisse an den repräsentativen Nieder- und Mit-
telspannungsnetzen sowie die Untersuchungsmethode im Allgemeinen. 

7.2.1 Modellierung der Ladepunkte 

Private Ladepunkte: Die Modellierung der Heim- und Arbeitsladepunkte basiert auf Mo-
bilitätsdaten, Annahmen zur Fahrzeugtechnologie von BEVs, Annahmen zum Ladeverhal-
ten der BEV-Besitzer und den Umgebungsbedingungen aus Abschnitt 3.2. 

• Mobilitätsdaten: Tagesgesamtstrecken und Ankunftswahrscheinlichkeit 
• Fahrzeugtechnologie: Energieverbrauch, Netto-Batteriekapazität (60 kWh) 
• Umgebungsbedingungen: Auslegungsrelevante Umgebungstemperatur (-10 °C) 
• Ladeverhalten: Ladewahrscheinlichkeit abhängig vom Batteriefüllstand 

Die Mobilitätsdaten aus [NOB18] beziehen sich auf deutsche Großstädte und Metropolen 
und sind daher auch für andere deutsche Großstädte gültig. Die Fahrzeugtechnologie mit 
Energieverbrauch und Netto-Batteriekapazität von durchschnittlich 60 kWh hat keinen 
direkten Ortsbezug, da die meisten Fahrzeugmodelle europa- oder weltweit verkauft wer-
den. Randbedingungen wie die Umgebungstemperatur haben einen Ortsbezug, wobei die 
Unterschiede innerhalb von Deutschland gering sind, wie der Vergleich zwischen Mün-
chen und Berlin in Abschnitt 2.5.3 zeigt. Das Ladeverhalten ist beeinflusst von der Batte-
riekapazität sowie den tatsächlichen Fahrstrecken und der „Reichweitenangst“ der ein-
zelnen BEV-Nutzer. Die Modellierung der privaten Ladepunkte trifft somit für alle deut-
schen Großstädte zu. Bei der Übertragung auf Großstädte außerhalb von Deutschland 
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sind gegebenenfalls die auslegungsrelevante Umgebungstemperatur und das Mobilitäts-
verhalten anzupassen. Das gesteuerte Laden durch Spitzenlastmanagement und markt-
getriebenes Laden ist ebenfalls auf andere Städte in Deutschland übertragbar. 

Öffentliche Ladepunkte: Das Ladeverhalten an öffentlichen Ladesäulen wird mit Hilfe ei-
ner Messkampagne in der Stadt München erfasst. Basierend auf den Messungen erfolgt 
die Verallgemeinerung auf typische Ladeorte und Ladepunkttypen sowie die Bestimmung 
probabilistischer Verteilungen: 

• Ladeorte: Wohn-, Kern-, Gewerbegebiete, Kundenparkplatz, Tankstelle 
• Ladepunkttypen: 22 kW AC, 50 kW DC, 20 kW DC und 150 kW DC 
• Probabilistische Verteilungen: Startzeitpunkte der Ladevorgänge, Anzahl Lade-

vorgängen je Tag, Geladene Energie je Ladevorgang, Ladeleistung je Ladevorgang 

Die typischen Ladeorte sind auch in anderen deutschen oder europäischen Städten vor-
zufinden [BAY22]. Die Ladepunkttypen richten sich nach der Ladetechnologie der BEVs 
und sind deshalb wie die Fahrzeugmodelle europa- oder weltweit genormt, wie zum Bei-
spiel das Combinded Charging System [DEU21]. Die zur Modellierung verwendeten pro-
babilistischen Verteilungen beinhalten weitere Einflüsse. Die Startzeitpunkte von Lade-
vorgängen haben einen Zusammenhang zum Mobilitätsverhalten der BEV-Nutzer. Gemäß 
der Verallgemeinerungen in [NOB18] ist das Mobilitätsverhalten in deutschen Großstäd-
ten und Metropolen ähnlich, weshalb die in München erfassten Verteilungen zum La-
destart auch auf andere deutsche Großstädte übertragbar sind. Die Anzahl der Ladevor-
gänge je Ladepunkt und die damit verbundene Auslastung ist vom Ladesäulenangebot ab-
hängig, wobei die tatsächliche Auslastung jedes einzelnen Ladepunktes von der Attrakti-
vität der einzelnen Standorte beeinflusst wird. Die unterschiedlich starke Auslastung der 
Ladepunkte ist somit in jeder Stadt zu beobachten. Welche Auswirkungen eine veränderte 
Auslastung hat, ist Abschnitt 4.4.3 zu entnehmen. Die Verteilung der geladenen Energie 
und Ladeleistung bezieht sich auf die Fahrzeugmodelle (z. B. Batteriegröße) und deren 
Ladetechnologie, was einer Übertragbarkeit europa- und weltweit entspricht. Basierend 
auf den angestellten Betrachtungen sind die modellierten öffentlichen Ladepunkte auf 
deutsche Städte und bei ähnlichem Mobilitätsverhalten auch auf Städte außerhalb von 
Deutschland übertragbar. 

7.2.2 Simulationsergebnisse an Nieder- und Mittelspannungsnetzen 

Zur Reduzierung des Modellierungsaufwands werden in dieser Arbeit 18 repräsentative 
Niederspannungs- und 15 Mittelspannungsnetze aus dem Forschungsprojekt E-Motion-
to-Grid (E2G) [HOC22] detailliert modelliert. Die repräsentativen Netze werden im Rah-
men einer Clusteranalyse in [NIE23] ausgewählt und repräsentieren das Netzgebiet der 
Stadt München mit etwa 4.800 Niederspanungsnetzen und 250 Mittelspannungsringen. 
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Um die Simulationsergebnisse auf andere Städte übertragen zu können, muss nachgewie-
sen werden, dass die repräsentativen Netze aus München auch typisch für andere Städte 
sind. Weil die Netzdaten aus anderen Städten für eine gemeinsame Clusteranalyse oder 
einen detaillierten Vergleich von Kennzahlen nicht zur Verfügung stehen, erfolgt ein Ver-
gleich mit Beispiel- und Typnetzen aus anderen Studien. Die größte Datenerhebung und 
Identifikation von Typnetzen deutscher Großstädte findet in [WIN21] im Rahmen des 
Forschungsprojektes PuBStadt (Planungs- und Betriebsgrundsätze für städtische Netze) 
statt. Die Datenbasis besteht aus 7.370 Nieder- und 146 Mittelspannungsnetzgebieten 
von sechs städtischen Netzbetreibern. Als Ergebnis einer Clusteranalyse resultieren 
20 Niederspannungsnetze und 11 Mittelspannungsnetzgebiete. 

Niederspannungsnetze: Für die Nieder-
spannungsnetze ist ein direkter Vergleich 
von Kennzahlen der repräsentativen Netze 
aus E2G und PuBStadt möglich. In Abbil-
dung 7-2 a) bis d) werden die Kennzahlen 
Transformatorscheinleistung, Gesamtlei-
tungslänge, Anzahl der Netzstränge und 
Anzahl der Netzanschlüsse der 20 Netze 
aus PuBStadt und 18 Netze aus E2G mitei-
nander verglichen. In der Boxplot-Darstel-
lung von Abbildung 7-2 sind auf Grund der 
geringen Anzahl an Werten die einzelnen 
Datenpunkte wie die Ausreißer mit einem 
Punkt markiert. Zum Vergleich sind außer-
dem elf Kerber-Typnetze [KER10] aus den 
Kategorien Land und Dorf dargestellt. 

a) Transformator in MVA 

 

b) Leitungslänge in km 

 
c) Anzahl Netzstränge 

 

d) Anzahl Netzanschlüsse 

 
Abbildung 7-2: Vergleich von Kennzahlen städti-

scher Niederspannungsnetze aus den 
Projekten PuBStadt [WIN21] und E2G 
[NIE23] sowie Netze von Kerber 
[KER10] aus Land und Dorf 

Der Inter-Quartils-Abstand (blaue Boxen in Abbildung 7-2) und die Mittelwerte der Kenn-
zahlen aus E2G und PuBStadt liegen in einer ähnlichen Größenordnung. Die Diversität der 
Kennzahlen ist bei den Netzen von PuBStadt größer, was möglicherweise auf die unter-
schiedlichen Clusterverfahren und die Auswahl der Repräsentanten zurückzuführen ist. 
In den Netzen von Kerber sind die Transformatorscheinleistung, die Anzahl der Netz-
stränge und die Anzahl der Netzanschlüsse typischerweise kleiner als in den städtischen 
Netzen. Der Vergleich in Abbildung 7-2 zeigt, dass die Kennzahlen der städtischen Netze 
von PuBStadt und E2G ähnlich sind und sich die ländlichen und dörflichen Netze von Ker-
ber deutlich davon unterscheiden. Entscheidend für die elektrischen Eigenschaften der 
Niederspannungsstränge sind neben den betrachteten Kennzahlen von Abbildung 7-2 die 
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verwendeten Kabeltypen. Sowohl in den Netzgebieten von PubStadt als auch in E2G wur-
den in der nahen Vergangenheit Kabeltypen aus Aluminium und einem Querschnitt von 
150 mm² verbaut. Der Altbestand besteht in den Netzen von E2G aus Kabeltypen mit ähn-
licher Strombelastbarkeit und vereinzelt mit schwächeren Kabeltypen. Schwache Kabel-
typen aus dem Altbestand von PuBStadt sind zum Beispiel NAKBA 95 mm² und NAKBA 
150 mm². 

Mittelspannungsnetze: Ein direkter Vergleich mit Kennzahlen von Mittelspannungsnet-
zen aus dem Projekt PuBStadt ist nicht möglich, da in PuBStadt ganze Umspannwerksbe-
zirke mit jeweils mehreren Mittelspannungsringen untersucht wurden und in E2G der 
Fokus auf einzelnen Mittelspannungsringen liegt. Der Vergleich in Tabelle 7-2 bezieht sich 
deshalb auf die Planungsgrundsätze und eingesetzten Betriebsmittel aus der Vergangen-
heit. Die Planungsgrundsätze hinsichtlich Nennspannung sowie Topologie im Netzaufbau 
und Normalbetrieb in den Mittelspannungsnetzen von PubStadt und E2G sind fast iden-
tisch. Bei den eingesetzten Betriebsmitteln richtet sich der Fokus auf die Standardkabel-
typen und Kabeltypen im Altbestand. 

Tabelle 7-2: Vergleich der Planungsgrundsätze und eingesetzten Betriebsmittel der repräsentati-
ven Netze aus PuBStadt [WIN21] und E2G 

 PuBStadt E2G 

Nennspannung 10 kV (vereinzelt 20 kV) 10 kV 

Topologischer Aufbau Ringnetze 
(Weitere Details nicht bekannt) 

Ringtopologie und vereinzelt 
Ringe mit Mittelsehne 

Topologie im Normal-
betrieb 

Betrieb als Halbringe (Stränge) 
durch offene Trennstellen 

Betrieb als Halbringe (Stränge) 
durch offene Trennstellen 

Standardkabeltyp bis 
heute (In,erde) 

NA2XS2Y 150 mm² (315 A) 
NA2XS2Y 185 mm² (450 A) 

NA2XS2Y 150 mm² (315 A) 

Kabeltypen im Altbe-
stand (In,erde) 

NAKBA 95 mm² (209 A) 
NAKBA 150 mm² (270 A) 
(Keine weiteren Kabeltypen aus 
dem Datenbestand bekannt) 

NAKBA 95 mm² (209 A) 
NAKBA 3x120 mm² (240 A) 
NAEKYBA 185 mm² (312 A) 
(Weitere mit geringem Anteil) 

In PuBStadt gibt es zusätzlich zum Standardkabeltyp NA2XS2Y 150 mm² den Kabeltyp 
NA2XS2Y 185 mm², der eine höhere Belastbarkeit zulässt als in den Netzen von E2G. Die 
Kabeltypen im Altbestand verursachen ähnliche Schwachstellen in Bezug auf die Strom-
belastbarkeit 𝐼𝐼n,erde. Weitere Kabeltypen werden für Sonderlösungen wie große Kunden-
anlagen im Mittelspannungsnetz eingesetzt, die jedoch nicht weiter betrachtet werden. 
Untersuchungen im Rahmen von PuBStadt zeigen außerdem, dass die Verteilnetze der 
sechs beteiligten Netzbetreiber zueinander ähnlich sind. 
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Fazit: Der Vergleich der verwendeten Nieder- und Mittelspannungsnetze aus München 
mit dem Projekt PuBStadt zeigt, dass die Verteilnetze in anderen Großstädten ähnlich sind 
und deshalb die Erkenntnisse auf andere Großstädte in Deutschland übertragbar sind. 

7.2.3 Untersuchungsmethode 

Die Untersuchungsmethode für Nieder- und Mittelspannungsnetze basiert auf dem in Ab-
bildung 5-1 beschriebenen Vorgehen mit den Arbeitsschritten Standortanalyse, Last-
gangerstellung, Netzberechnung und Auswertung. Für die Standortanalyse und die damit 
verbundene Definition der Versorgungsaufgabe werden die in Tabelle 2-5 aufgeführten 
Datenquellen benötigt. Die meisten Datenquellen, wie die Lage von Netzanschlüssen und 
Gebäuden, liegen bei den Netzbetreibern typischerweise in den Geo- und Netzinformati-
onssystemen vor. Zusatzinformationen wie Bewohner- und PKW-Meldezahlen werden in 
den Stadtverwaltungen erfasst. Besonders die Analyse der Parkplatzsituation ist in Mün-
chen eine Herausforderung, da eine flächendeckende Erfassung von privaten Tiefgaragen 
mit Ort und Stellplatzanzahl nicht vorhanden ist. In anderen Städten ist die Datenbasis zu 
privaten Tiefgaragen möglicherweise besser und dadurch die Unsicherheiten bei der Ab-
schätzung kleiner. Für die Lastgangerstellung wurde die Übertragbarkeit bei der Model-
lierung von Ladepunkten bereits in Abschnitt 7.2.1 diskutiert. Die Netzberechnung und 
Auswertung kann direkt auf andere Städte übertragen werden. 

7.3 Ausblick auf weiterführende Forschungsaktivitäten 

Der Ausblick auf weiterführende Forschungsaktivitäten richtet sich auf die detaillierte 
Untersuchung aller Netze, Wärmewende mit Wärmepumpen, Integrationsmaßnahmen 
und zukünftige Randbedingungen. 

7.3.1 Detaillierte Untersuchungen am gesamten Netzbestand 

Die Simulationsergebnisse an den repräsentativen Nieder- und Mittelspannungsnetzen 
zeigen, dass Verallgemeinerungen nur bedingt getroffen werden können, da das Integra-
tionspotential für BEVs und Wärmepumpen häufig von den individuellen Bedingungen 
vor Ort abhängt. In der Vergangenheit wurden diese Unsicherheiten durch eine konser-
vative Netzplanung und der damit verbundenen Überdimensionierung der Netze berück-
sichtigt. Zur vollständigen Ausnutzung der Belastbarkeit der bestehenden Betriebsmittel 
müssen die detaillierten Netzberechnungen von den repräsentativen Netzen auf den ge-
samten Netzbestand ausgeweitet werden, um gezielt die überlasteten Leitungen und 
Transformatoren zu identifizieren und Maßnahmen zu ergreifen. Die vorgestellte Unter-
suchungsmethode eignet sich für die Ausweitung der Netzberechnung auf das gesamte 
Netzgebiet, wenn flächendeckende Standortdaten zur Parkplatzsituation zur Verfügung 
stehen oder Unsicherheiten bei der Parkplatzsituation in Kauf genommen werden. Auch 
wenn die reine Berechnungszeit mit den entwickelten Modellen für ein Niederspannungs-
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netz bei etwa einem Tag lag, kann diese durch effizientere Rechenmodelle und leistungs-
starke Rechenmaschinen um ein Vielfaches reduziert werden. Basierend auf den Erkennt-
nissen von Kapitel 5 und 6 liegt der Ausbaubedarf für Leitungen bei 100 % BEVs und 60 % 
Wärmepumpendurchdringung (Szenarien S9, S10) im Niederspannungsnetz bei einem 
Längenanteil von durchschnittlich 10 % und im Mittelspannungsnetz von 25 % der Ge-
samtleitungslänge. Wenn bezogen auf die Gesamtleitungslänge (Nieder- und Mittelspan-
nung in München) mit etwa 12.000 km [SWM21] durch detaillierte Netzberechnungen 
der Ausbaubedarf zum Beispiel um 1 % (120 km) reduziert werden kann, entspricht das 
Einsparungen von 12 Millionen Euro. Für die Überschlagsrechnung werden in Anlehnung 
an [SAM16] Kosten von 100.000 Euro je Kilometer Leitungsbau angesetzt. Es lohnt sich 
somit, mehr Aufwand in detaillierte Netzberechnung mit gezieltem Netzausbau zu inves-
tieren, als in einen verallgemeinerten Netzausbau. 

7.3.2 Wärmewende mit Wärmepumpen 

Der Gebäudesektor hat laut [PRO21] das viertgrößte Einsparpotential für Treibhaus-
gasemissionen nach der Energiewirtschaft, der Industrie und dem Verkehr. Die klima-
neutrale Wärmeversorgung soll durch den Neubau oder Sanierung (Dämmung) des Ge-
bäudebestands, Wärmenetze und Wärmepumpen erreicht werden. Wärmepumpen sind 
demzufolge zukünftig neben BEVs fester Bestandteil der elektrischen Verbraucher in 
städtischen Verteilnetzen, sofern keine Wärmenetze oder andere klimaneutrale Alterna-
tiven zur Verfügung stehen. [PRO21] Besonders an kalten Tagen ist der Wärmebedarf und 
der damit verbundene Bezug elektrischer Energie von Wärmepumpen beachtlich. 

Abbildung 7-3 demonstriert stark verein-
facht die Größenverhältnisse des Energiebe-
darfs für einen 2-Personen-Haushalt mit ei-
nem BEV sowie einer Wärmepumpe für die 
Raumheizung und Warmwasseraufberei-
tung an einem Winterwerktag bei -10 °C. Die 
Lastgänge für den 2-Personen-Haushalt und 
den Heimladepunkt entsprechen den in Ka-
pitel 6 verwendeten durchschnittlichen Ta-
geslastgängen. 

 
Abbildung 7-3: Zusammensetzung des Energie-

verbrauchs eines 2-Personen-
Haushalts mit BEV und Wärme-
pumpe an einem Winterwerktag 

Der Wärmepumpenlastgang von Szenario S9 mit konstant 1 kW je 2-Personen-Haushalt 
entspricht laut Gleichung (A-1) einer Wärmepumpendurchdringung von 60 %. Abwei-
chend davon wird im Beispiel von Abbildung 7-3 die Wärmepumpenlast mit 1,7 kW 
(1 kW/60 % = 1,7 kW) berücksichtigt, damit die Leistungsannahme der vollständigen 
Beheizung des 2-Personen-Haushalts mit einer Wärmepumpe entspricht. Der Anteil der 
Wärmepumpe mit 40 kWh am gesamten Tagesenergiebedarf (53,7 kWh) ist im Vergleich 
zum Haushaltsstromverbrauch von 9,3 kWh und dem BEV mit 4,4 kWh extrem groß. Da 
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im Rahmen dieser Arbeit vereinfacht angenommen wird, dass unter anderem die Heizsys-
teme auf eine Temperatur von -10 °C ausgelegt sind, führt das zu einem dauerhaften Be-
trieb der Wärmepumpen und dadurch zu einem konstanten Lastgang mit 1,7 kW für einen 
2-Personen-Haushalt in Abbildung 7-3. Die vereinfachte Modellierung der Wärmepum-
pen führt zu Unter- und Überschätzung der tatsächlichen Netzbelastung. Bei detaillierter 
Modellierung wären zum Beispiel nachfolgende Einflussfaktoren zu berücksichtigen: 

• Wärmepumpentechnologien (z. B. Luft, Erdwärme, Grundwasser) 
• Ausführung des Wärmepumpensystems: Monovalent (nur Wärmepumpe), mono-

energetisch (mit zusätzlichem elektrischem Heizelement) oder bivalent (mit zu-
sätzlicher Heizung aus einer anderen Energiequelle als Strom) 

• Überdimensionierung der Wärmepumpen für gesteuerten Betrieb 
• Wärmeverteilungssysteme (z. B. Flächenheizung oder Radiatoren) 
• Energiestandard bzw. Dämmung der Gebäude heute und in Zukunft 
• Mögliche alternative Heiztechnologien im Versorgungsgebiet (z. B. Fernwärme) 

Die genannten Einflussfaktoren auf Wärmepumpen sind bei der Definition der Versor-
gungsaufgabe zu berücksichtigen und analog zu BEV-Ladepunkten individuell an die Be-
dingungen vor Ort anzupassen. 

7.3.3 Untersuchung von Integrationsmaßnahmen 

Konventioneller Netzausbau: Durch die Erfassung der Leitungs- und Transformatoraus-
lastung wurde indirekt der Ausbaubedarf für die Behebung von Betriebsmittelüberlas-
tungen ermittelt. Zur Bewertung der Knotenspannungen müssen zuerst in den Netzmo-
dellen die überlasteten Betriebsmittel verstärkt werden und anschließen durch Netzbe-
rechnungen erneut die Knotenspannungen bestimmt werden. Die Untersuchungen an 
den repräsentativen Netzen zeigen bei der Kombination aus BEVs und Wärmepumpen in 
fast allen Netzen Ausbaubedarf. In Abschnitt 7.3.1 wird deshalb bereits die detaillierte 
Netzberechnung am gesamten Netzbestand empfohlen, um den Netzausbau auf das not-
wendige Minimum zu reduzieren. 

Steuerung durch den Netzbetreiber: Für steuerbare Verbrauchseinrichtungen wie Lade-
punkte von BEVs und Wärmepumpen werden im § 14a EnWG [BUN05a] seit dem 
24.11.2022 die Randbedingungen für den netzdienlichen Betrieb geschaffen. Die Rege-
lungen beziehen sich mit dem Stand vom 24.11.2022 [BUN22d] nur auf steuerbare Ver-
brauchseinrichtungen im Niederspannungsnetz. Eine Abregelung von Ladepunkten oder 
Wärmepumpen durch den Netzbetreiber ist außerdem nur strangscharf und bei unzuläs-
sigen Netzzuständen erlaubt. Die Abregelung kann sich je nach Wunsch des Letztverbrau-
chers direkt auf die steuerbare Verbrauchseinrichtung (Variante 1) oder auf den gesam-
ten Netzanschluss (Variante 2) beziehen. Die Variante 2 ähnelt dem untersuchten Szena-
rio S8, bei dem ein DLM am Netzanschluss stattfindet. Die Simulationsergebnisse bei S8 
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zeigen, dass unter bestimmten Voraussetzungen eine Entlastung im Niederspannungs-
netz stattfindet, aber das überlagerte Mittelspannungsnetz durch die sporadischen Abre-
gelungen keine Entlastung erfährt (vgl. Abschnitt 3.4.3). Bei Anwendung von Steuerungs-
maßnahmen ist außerdem gemäß [BUN22d] der notwendige Netzausbau anzustoßen. Bei 
der langfristigen Netzplanung sind die Verteilnetze somit mindestens auf das ungesteu-
erte Laden auszulegen. Durch die vorgesehene Steuerung nach § 14a EnWG kann nur im 
Niederspannungsnetz der notwendige Netzausbau aufgeschoben werden. Eine beson-
dere Relevanz für steuernde Eingriffe durch den Netzbetreiber wurde im Rahmen dieser 
Arbeit für unkoordiniertes marktgetriebenes sowie bidirektionales Laden identifiziert 
(siehe Abschnitt 3.5.6). Inwiefern bei dieser Konstellation ab der erstmaligen Abregelung 
ein Netzausbau sinnvoll ist, ist sowohl aus technischer, als auch wirtschaftlicher Sicht zu 
überprüfen. 

Weitere innovative Maßnahmen: Innovative Maßnahmen sind aus der Vergangenheit von 
ländlichen Verteilnetzen für die Netzintegration von dezentralen Erzeugungsanlagen be-
kannt. Die Auflistung in Tabelle 7-3 beschreibt mögliche innovative Maßnahmen, die dem 
Netzbetreiber in Anlehnung an [SAM18] zur Verfügung stehen. 

Tabelle 7-3: Mögliche innovative Maßnahmen des Netzbetreibers aus [SAM18] zur Erhöhung des 
Integrationspotentials für BEVs und Wärmepumpen in den untersuchten Netzen 

Maßnahme Optimierungsgrößen Erhöht Integrationspo-
tential in unters. Netzen 

Regelbarer Ortsnetztransformator & 
Transformator mit Stufensteller 

Spannung  

Längsregler Spannung  
Blindleistungsmanagement Spannung  
Freileitungsmonitoring Auslastung  
Quartierspeicher Spannung und Auslastung  
Topologische Schalthandlungen Spannung und Auslastung  

Die Maßnahmen regelbarer Ortsnetztransformator, Transformator mit Stufensteller, 
Längsregler und Blindleistungsmanagement zielen auf das Spannungsband ab. Sie sind 
deshalb für die untersuchten Netze, die primär von Überlastungen betroffen sind, unge-
eignet zur Erhöhung des Integrationspotenitals für BEVs und Wärmepumpen. Das Frei-
leitungsmonitoring kann in städtischen Verteilnetzen nicht angewendet werden, weil die 
Netze bis auf einzelne Ausnahmen aus Kabel bestehen. Das Konzept des Freileitungsmo-
nitorings könnte aber auf die Temperaturüberwachung von Kabeln und Transformatoren 
übertragen werden und dadurch die thermische Belastbarkeit voll ausgereizt werden. 
Durch Quartierspeicher können Spitzenlasten geglättet und dadurch das Integrationspo-
tential für neue Lasten erhöht werden, wobei unter den aktuellen Randbedingungen die 
Quartierspeicher deutlich teurer als der konventionelle Netzausbau sind [SAM18] 
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[WIN21]. Topologische Schalthandlungen sind in den betrachteten Nieder- und Mit-
telspannungsnetzen möglich, wenn durch ungleichmäßigen Lastzuwachs die aktuellen 
Positionen der Trennstellen zukünftig nicht mehr den optimalen Betriebszustand abbil-
den. Für Mittelspannungsringe mit Mittelsehne gibt es zukünftig durch die Automatisie-
rung von Ortsnetzstationen in (n-1)-Fällen mehr Handlungsspielraum für topologische 
Schalthandlungen, wodurch im Normalbetrieb die Möglichkeit einer erhöhten Leitungs-
auslastung besteht. Das Konzept zur Erhöhung der Belastbarkeit von Mittelspannungs-
ringen mit Mittelsehne durch Trennstellenoptimierung im Fehlerfall ist in [KRE20] detail-
liert beschrieben. 

7.3.4 Zukünftige Randbedingungen und Anforderungen 

Mobilitätsverhalten: Trotz jährlich steigendem PKW-Bestand in Deutschland [BUN23a] 
prognostizieren Studien ([PRO21] [BUN22h]) einen Rückgang des PKW-Bestands bis zum 
Jahr 2045. Bei konstanter Personenverkehrsnachfrage mit etwa 1.200 Milliarden Perso-
nenkilometern pro Jahr werden die reduzierten PKW-Strecken zukünftig durch die Erhö-
hung des Anteils an Schienenverkehr und öffentlichem Straßenverkehr kompensiert. Im 
öffentlichen Straßenverkehr soll es zukünftig neben zusätzlichen Bussen Angebote für die 
geteilte Nutzung von PKWs geben [PRO21] [LAN23]: 

• Ridehailing: Kommerzieller Fahrdienst, der gleichzeitig nur von einer Person 
oder einer Personengruppe genutzt wird (z. B. Taxi, Uber) 

• Ridepooling: Kommerzieller Fahrdienst, der gleichzeitig unterschiedliche Fahr-
anfragen miteinander kombiniert (z. B. IsarTiger) 

• Ridesharing: Mitfahrgelegenheiten ohne kommerziellen Hintergrund 
• Carsharing:  Geteilte Nutzung eines PKWs durch mehrere Personen zu unter-

schiedlichen Zeitpunkten 

Die aufgeführten Angebote führen zwar zur Reduzierung des PKW-Bestands aber nur bei 
Ridepooling oder Ridesharing zur Reduzierung des Energiebedarfs, weil dabei Wegstre-
cken gemeinsam zurückgelegt werden können. Der öffentliche Ladeanteil erhöht sich 
durch die Sharing-Angebote, da die BEVs keinen privaten Stellplatz haben oder Zwi-
schenladungen auf Grund langer Tagesgesamtstrecken notwendig werden. Ein vermehrt 
öffentliches Ladeaufkommen ist auch durch autonome BEVs möglich, weil diese die öf-
fentlichen Ladepunkte in Zeiträumen nutzen können, wo kein Personentransport statt-
findet und dadurch der Aufbau von privater Ladeinfrastruktur eingespart werden kann. 

Fahrzeugtechnologie und BEVs als flexible Lasten: Für die zukünftige Verteilnetzbelas-
tung ist die fortschreitende Batterie- und Ladetechnologie von Interesse. Auch wenn Ab-
schnitt 3.3.3 zeigt, dass bei ungesteuertem Laden das Ladeverhalten und die Batterie-
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größe kaum Einfluss auf die Netzbelastung haben, so sind sie beim marktgetriebenen La-
den ausschlaggebend für die Flexibilität im Stromversorgungsystem. Der Begriff Flexibi-
lität wird von der Bundesnetzagentur mit nachfolgendem Satz definiert [BUN17]: 

„Flexibilität ist die Veränderung von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion auf ein ex-
ternes Signal (Preissignal oder Aktivierung) mit dem Ziel, eine Dienstleistung im Energie-
system zu erbringen. Die Parameter, um Flexibilität zu charakterisieren, beinhalten: Die 
Höhe der Leistungsveränderung, die Dauer, die Veränderungsrate, die Reaktionszeit, der 
Ort etc.“ 

Die Flexibilität von BEVs kann durch nachfolgende Möglichkeiten erhöht werden: 

• Höhere Verfügbarkeit am Ladepunkt: Durch Ladetechnologien wie das induktive 
Laden können BEVs automatisch mit Ladepunkten verbunden werden 

• Größere Fahrzeugbatterien: Große Fahrzeugbatterien bieten die Voraussetzung 
zum Austausch und der Zwischenspeicherung großer Energiemengen 

• Bidirektionales Laden: Durch das ein- und ausspeichern der Energie kann das 
Speicherpotential der Fahrzeugbatterien besser ausgenutzt werden 

Je mehr Flexibilität durch flexible Lasten wie BEVs entsteht, desto effizienter können die 
erneuerbaren Energien in das Gesamtsystem integriert werden. Auf Grund der hohen 
zeitlichen und örtlichen Volatilität der erneuerbaren Quellen müssen die flexiblen Lasten 
der Erzeugung folgen. Die flexiblen Lasten wie BEVs werden dabei zeitlich über den Mark-
preisverlauf und örtlich über das Stromnetz mit der erneuerbaren Erzeugung gekoppelt. 
Im Idealfall befinden sich die flexiblen Lasten direkt bei den Erzeugungsanlagen, weil 
dadurch keine Einschränkungen für den Austausch von Energie über das Stromnetz ent-
stehen. In der Praxis muss die Energie von den ländlichen Erzeugungsstandorten zu den 
Lastzentren in Städten mit vielen BEVs transportiert werden. Sind die Übertragungska-
pazitäten des Stromnetzes nicht ausreichend groß, gibt es nachfolgende Möglichkeiten: 

• Variante 1: Koordinierte Ansteuerung der flexiblen Lasten (BEVs), wodurch keine 
Netzengpässe entstehen 

• Variante 2: Netzausbau zur Vermeidung der Engpässe 
• Variante 3: Zwischenspeicherung der regenerativ erzeugten Energie mit zusätzli-

chen Speichern bis die Netzengpässe vorbei sind 
• Variante 4: Abregelung der regenerativen Erzeugungsanlagen und Bereitstellung 

der Energie aus konventionellen Kraftwerken (CO2-Emissionen) 

Die Optimierung jeder einzelnen Variante selbst, die Kombination der Varianten inner-
halb einer Netzebene und die Optimierung über alle Netzebenen hat eine hohe Komplexi-
tät. Weiterführende Arbeiten können einen Beitrag leisten, um das volkswirtschaftliche 
Optimum und die ambitionierten Ziele zum Klimaschutz schnellstmöglich zu erreichen. 
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A Anhang 

A.1 Vergleich vorangegangener Arbeiten 

In Tabelle A-1 (nächste Seite) sind vorangegangene Arbeiten zum Thema Netzintegration 
von BEVs aufgelistet. Zum Vergleich stehen nachfolgende Größen: Fokus der Arbeit (Ti-
tel), betrachtete Netze, Modellierungsart, Szenarien, modellierte Ladeorte und Ladestra-
tegien. In Abschnitt 1.4.4 wird unter anderem beschrieben, wie sich die vorliegende Ar-
beit von den vorangegangenen Arbeiten unterscheidet. 
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Tabelle A-1: Vorangegangene Arbeiten im Zusammenhang mit der Netzintegration von BEVs 
[WIN21], [WUS21], [AGO19], [LIU18], [SAM18], [UHL17], [NOB16], [PRO14], [STÖ14] 
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A.2 Versorgungsaufgabe der Nieder- und Mittelspannungsnetze 

Die Ergebnisse in Tabelle A-2 resultieren aus der Analyse der Versorgungsaufgabe von 
Abschnitt 2.3 für die repräsentativen Niederspannungsnetze aus Tabelle 2-2. 

Tabelle A-2: Überblick zur definierten Versorgungsaufgabe der repräsentativen Niederspannungs-
netze 

Bez. 
Netz 

Anzahl 
Bewohner 

Gewerbe-
energie 
MWh/a 

Gewerbe-
betriebe 

Mitarbeiter 

Private 
Heim-

stellplätze  

Öffentliche 
Straßen-

stellplätze 

C0_T1 316 2,3 0 55 44 
C0_T2 574 11,0 1 93 77 
C0_A1 592 30,0 4 114 87 
C1_T1 164 1.081,7 189 0 11 
C1_T2 336 803,6 140 15 39 
C1_A1 390 63,8 11 33 74 
C2_T1 690 34,5 4 146 59 
C2_T2 570 152,6 18 140 70 
C2_A1 226 447,6 57 98 37 
C2_A2 690 122,6 14 204 105 
C3_T1 90 347,6 45 36 30 
C3_T2 0 914,9 119 0 0 
C4_T1 334 35,9 9 97 42 
C4_T2 354 5,9 1 117 53 
C4_A1 616 103,0 22 206 94 
C4_A2 754 62,0 14 244 120 
C5_T1 0 2.205,2 383 0 0 
C5_T2 484 1.835,6 319 168 0 
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Tabelle A-3 gibt einen Überblick zur Versorgungsaufgabe der repräsentativen Mittelspan-
nungsnetze von Tabelle 2-4, basierend auf der Methodik von Abschnitt 2.3. 

Tabelle A-3: Überblick zur definierten Versorgungsaufgabe der repräsentativen Mittelspannungs-
netze 

Bez. 
Netz 

Anzahl 
Bewohner 

Gewerbe-
energie 
MWh/a 

Gewerbe-
betriebe 

Mitarbeiter 

Private 
Heim-

stellplätze  

Öffentliche 
Straßen-

stellplätze 

SC1_F2_1 4.668 2.902,434 505 414 835 
SC1_F2_2 4.036 6.089,979 702 716 574 
SC1_F2_3 7.412 7.531,404 879 1.289 973 
SC1_F2_4 2.906 4.086,840 530 264 543 
SC1_F3_1 10.412 973,126 120 1.773 1.422 
SC2_F2_1 4.076 2.412,906 236 1.080 537 
SC2_F2_2 6.646 634,059 126 2.302 1.045 
SC2_F2_3 5.254 1.957,658 255 1.896 878 
SC2_F2_4 5.438 660,193 134 1.507 729 
SC2_F3_1 10.584 4.557,358 582 3.030 1.351 
SC3_F2_1 1.548 9.203,395 1.365 267 218 
SC3_F2_2 1.330 10.694,045 1.232 323 149 
SC3_F2_3 354 12.456,624 1.587 74 9 
SC3_F2_4 2 12.687,920 1.353 15 0 
SC3_F3_1 154 21.954,093 2.816 57 0 

A.3 Durchdringung mit Wärmepumpen in Wohngebäuden 

Gleichung (A-1) beschreibt die Zusammenhänge der einzelnen Größen für die resultie-
rende Durchdringung mit Wärmepumpen von 60 % bei Wohngebäuden. Die Annahmen 
basieren auf ausgewählten Werten von [COR18]. 

𝑃𝑃sum,el,wp = 𝑛𝑛hh,wp ∙ 𝑃𝑃el,hh,wp = 𝑛𝑛hh,ges ∙ 𝐷𝐷𝐷𝐷wp ∙
𝑃𝑃th,hh,wp

𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃
 

𝑃𝑃sum,el,wp

𝑛𝑛hh,ges
= 𝐷𝐷𝐷𝐷wp ∙

𝑃𝑃th,hh,wp

𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃
    →    1 kW ≈ 60 % ∙ 4 kW

2,5
 

(A-1) 

 𝑃𝑃sum,el,wp Summe der elektrischen Leistung aller Wärmepumpen im 
Netz 

 

 𝑛𝑛hh,wp Anzahl Haushalte, die mit Wärmepumpen heizen  
 𝑃𝑃el,hh,wp Elektrische Wärmepumpenleistung je Haushalt mit Wärme-

pumpe 
 

 𝑛𝑛hh,ges Anzahl aller Haushalte im betrachteten Netz  
 𝐷𝐷𝐷𝐷wp Durchdringung mit Wärmepumpen  
 𝑃𝑃th,hh,wp Thermische Heizleistung je Haushalt mit Wärmepumpe 

(Normheizlast) 
 

 𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃 Coefficient of performance (Mittelwert am Auslegungstag)  
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A.4 Durchdringung mit Wärmepumpen in Gewerbegebäuden 

Eine Auswertung an Gebäuden mit gewerblicher und industrieller Nutzung aus dem Mo-
dell München [GÜN20] ergibt einen durchschnittlichen Heizenergiebedarf von 
78 kWh/(m²⋅a). Dabei sei darauf verwiesen, dass die Eingangsdaten in das Modell Mün-
chen für die Zuweisung von gewerblicher und industrieller Nutzung einer gewissen Unsi-
cherheit unterliegen und flurstückscharf gelten. Daher kann es teilweise Abweichungen 
von der tatsächlichen Nutzung der Gebäude geben, sodass die 78 kWh/(m²⋅a) eine grobe 
Näherung darstellen. Basierend auf [COR18],[GRE22] und [FFE21] wird Gleichung (A-2) 
aufgestellt. Es resultiert bei einer 60 % Durchdringung mit Wärmepumpen eine elektri-
sche Heizleistung von annähernd 1 kW je 100 m² Gewerbefläche. 

𝑃𝑃el,wp =
𝑃𝑃th
𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃

=

𝐸𝐸th
𝑇𝑇voll
𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃

∙ 𝐷𝐷𝐷𝐷wp =

78 kWh
m2 ∙ a

1750 h
a

 

2,5
∙ 0,6 = 0,0107 

kW
m2  

(A-2) 

 𝑃𝑃el,wp Elektrische Wärmepumpenleistung  
 𝑃𝑃th Thermische Heizleistung  
 𝐶𝐶𝐶𝐶𝑃𝑃 Coefficient of performance (Mittelwert am Auslegungstag)  
 𝐸𝐸th Jahresenergiebedarf für Wärme  
 𝑇𝑇voll Volllast- oder Vollbenutzungsstunden der Wärmepumpe  
 𝐷𝐷𝐷𝐷wp Durchdringung mit Wärmepumpen  

A.5 Annahmen zum Tagesenergiebedarf 

In Tabelle A-4 werden die Annahmen für den Tagesenergiebedarf bei der Modellierung 
von Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittlichen Tageslastgängen aus unterschiedli-
chen Studien verglichen. Die Studien beziehen sich unter anderem auf den Literaturver-
gleich von Abschnitt 3.3.4. 
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Tabelle A-4: Vergleich der Annahmen in unterschiedlichen Studien bei der Modellierung sowie der 
Generierung von Gleichzeitigkeitsfaktoren und durchschnittlichen Tageslastgängen 

A.6 Ladewahrscheinlichkeit und Ladeenergie 

Die Ladehäufigkeit mit Wochentag und 
Ladeenergie in Abbildung A-1 beziehen 
sich auf Heimladepunkte, an denen nach 
jedem Tag mit Fahrt nachgeladen wird. 
Die Verteilungen dienen als Eingangsda-
ten für die Erstellung von Abbildung 3-10 
a) und wurden analog zu den Verteilun-
gen in Abschnitt 3.2.3 ermittelt. Zwischen 
Montag und den restlichen Werktagen 
gibt es kaum einen Unterschied. 

a) Heimladen Tag 

 

b) Heimladen Energie 

 

Abbildung A-1: Ladehäufigkeit je Wochentag und 
Ladeenergie je Ladevorgang bei La-
dung an jedem Tag mit Fahrt 

A.7 Analyse der Residuallasten im Jahr 2040 

In Abbildung A-2 sind 25 ausgewählte Residuallastverläufe des Netzentwicklungsplans 
(Version 2021) aus dem Szenario B2040 dargestellt. Die ausgewählten Residuallastver-
läufe zeichnen sich durch eine Spreizung von mehr als 55 GW über die Dauer von jeweils 
24 Stunden aus (von 6 Uhr bis 6 Uhr am Folgetag). Abbildung A-2 a) zeigt die absoluten 
Verläufe in GW und Abbildung A-2 b) die normierten Verläufe. Die dunkelblaue und dun-
kelgrüne Kennlinien aus Abbildung A-2 b) wird für die Definition der Ladezeitfenster in 
Abschnitt 3.5.2 verwendet. Sie zeichnen sich durch ein eindeutiges Tal der Residuallast 
im Tagesverlauf aus. Der blaue Verlauf repräsentiert den Fall mit extremen Anreizen 
nachts und grün mit extremen Anreizen zur Mittagszeit. Einige Verläufe in hellblau und 
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VDE FNN [FNN21] Vorstädtisch 38 km Winter 24,0 9,1 kWh 
VDE FNN [FNN21] Ländlich 42 km Winter 28,0 11,8 kWh 
Probst [PRO14] Vorstädtisch 37 km --- 21,0 7,8 kWh 
Samweber [SAM18] Deutschland 36 km Jahresmittel 13,9 5,0 kWh 
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hellgrün haben zwei Täler im Residuallastverlauf. Diese werden als weniger netzbelas-
tend angesehen, da sich die Anreize und dadurch die Ladevorgänge auf mittags und 
nachts aufteilen. Die Nummerierung in der Legende bezieht sich auf den Tag im Jahr (z. B. 
Tag Nummer 46 ≙ Mi, 15.02.2040). 

a) Residuallast absolut in GW b) Residuallast normiert 

 
Abbildung A-2: Residuallasten im Jahr 2040 mit einer Spreizung von mehr als 55 GW  

A.8 Marktgetriebenes Laden am Arbeitsplatz 

Für die Modellierung des marktgetriebe-
nen Arbeitsladens, unter anderem in Ab-
bildung 3-18 b), wird analog zur Metho-
dik von Abschnitt 3.5.2 die Startwahr-
scheinlichkeit in Abbildung A-3 definiert. 

 

Abbildung A-3: Definierte Startwahrscheinlichkeit 
für marktgetriebenes Arbeitsladen 

A.9 Verändertes Mobilitätsverhalten während des Messzeitraums 

Die Veränderung des Mobilitätsverhal-
tens während der COVID-19-Pandemie 
wurde mit Hilfe von Mobilfunkdaten er-
mittelt. Die Veränderung bezieht sich auf 
die Mobilität im Jahr 2019. [STA22a] Es 
wird vereinfacht angenommen, dass sich 
das Mobilitätsverhalten in München ähn-
lich wie im ganzen Bundesland Bayern 
verändert hat. Der Betrachtungszeitraum 
in Abbildung 4-14 b) entspricht der 
blauen Markierung in Abbildung A-4. 

 

Abbildung A-4: Verändertes Mobilitätsverhalten in 
Bayern während dem Messzeitraum 
[STA22a] 
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