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Kurzfassung  

Eine präzise und verlässliche Zustandsschätzung von Verteilnetzen ist der Schlüssel für eine dynamische Steuerung und 

die Kontrolle aktiver Smart Grids. Durch den immer größer werdenden Anteil an dezentralen Erzeugungseinheiten in 

den Niederspannungsnetzen wird der Netzbetrieb zunehmend komplexer. Echtzeit-Überwachung und Überprüfung 

durch Zustandsschätzung ist bei den Übertragungsnetzbetreibern auf Grund verfügbarer Messdaten eine Routineaufga-

be. Verteilnetzbetreiber hingegen suchen noch nach Möglichkeiten ihr Monitoring für Mittel- und Niederspannungsnet-

ze zu erweitern, um zukünftige Smart Grid Anwendungen einsetzen zu können. Mit der Markeinführung von Smart-

Metern, die als eine der entscheidenden Faktoren für zukünftige Smart Grids betrachtet wird, sollten in Zukunft genü-

gend Messdaten (Spannung, Strom, Wirk- und Blindleistungsverbrauch und -erzeugung) an jedem Verbraucherknoten 

verfügbar sein, um diese Anwendungen umsetzen zu können. Diese Veröffentlichung hat das Ziel einen Lösungsansatz 

für die Platzierung von Smart-Metern in Bezug auf die Zustandsschätzung in Niederspannungsnetzen aufzuzeigen. 

Abstract 

Accurate and reliable state estimation for low voltage networks is the corner stone for flexible operation and control in 

the current transaction from passive conventional grids to active smart grids. Through the current expansion of integrat-

ing DG units in low voltage networks, the network operation is becoming more complex than before. However, real-

time monitoring and control through state estimation is a routine task for the transmission system operators (TSO’s) due 

to the availability of measurement data. The distribution system operators (DSO’s) are trying to extend their monitoring 

and control for medium and low voltage network in order to enable smart grid applications. With the current rollout of 

smart meters, which are considered a key component of future smart grids, there would be enough metering data in the 

distribution networks (voltage, current, active and reactive power consumption and generation) available at every cus-

tomer connection point. This paper aims to develop a method to solve the problem of meter placement for low voltage 

system state estimation through deciding which measurement data from the installed smart meters should be considered 

in the state estimation algorithms in order to improve on the uncertainty of the estimated voltage and its phase angle at 

every node in the network. 

 

1 Einleitung 

Eine präzise und verlässliche Zustandsschätzung von Ver-

teilnetzen ist der Schlüssel für eine dynamische Steuerung 

und die Kontrolle aktiver Smart Grids. Durch den immer 

größer werdenden Anteil an dezentralen Erzeugungsein-

heiten in den Niederspannungsnetzen wird der Netzbe-

trieb zunehmend komplexer. Echtzeitüberwachung und     

-überprüfung durch Zustandsschätzung ist bei den Über-

tragungsnetzbetreibern auf Grund verfügbarer Messdaten 

eine Routineaufgabe. Verteilnetzbetreiber hingegen su-

chen noch nach Möglichkeiten ihr Monitoring für Mittel- 

und Niederspannungsnetze zu erweitern, um zukünftige 

Smart Grid Anwendungen einsetzen zu können. Mit der 

Markeinführung von Smart-Metern, die als eine der ent-

scheidenden Faktoren für zukünftige Smart Grids betrach-

tet wird, sollten in Zukunft genügend Messdaten (Span-

nung, Strom, Wirk- und Blindleistungsverbrauch und -

erzeugung) an jedem Verbraucherknoten verfügbar sein, 

um diese Anwendungen umsetzen zu können. Diese Ver-

öffentlichung hat das Ziel einen Lösungsansatz für die 

Platzierung von Smart-Metern in Bezug auf die Zustands-

schätzung in Niederspannungsnetzen aufzuzeigen. Die 

verwendete Methode zeigt, welche Messdaten der jewei-

ligen Smart-Meter im Zustandsschätzalgorithmus betrach-

tet werden müssen, um eine Verbesserung der Genauig-

keit der geschätzten Spannung und des geschätzten Pha-

senwinkels an jedem Knoten im Netzwerk zu erzielen. 

Eine Platzierung der Messgeräte nach der traditionellen 

Zustandsschätzmethode kann nicht direkt auf Nieder-

spannungsnetze angewendet werden. Der Grund liegt in 

den unterschiedlichen Charakteristiken des Übertragungs- 

und Verteilnetzes. In diesem Beitrag wird eine Methode 

vorgestellt mit der sich eine Zustandsschätzung in Nieder-

spannungsnetzen realisieren lässt. In Anlehnung an die 

aktuell vorhandenen Smart-Meter wird aufgezeigt, welche 

Messdaten für den Zustandsschätzalgorithmus entschei-

dend sind, um die relativen Fehler (prozentualer Fehler 

zwischen dem geschätzte und dem tatsächlichen Netzzu-

stand), die Residuen (Abweichung zwischen Messdaten 

und geschätzten Daten) und die Unsicherheit (prozentuale 

Abweichung, die sich über die Rückrechnung mit den 
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Messwerten an den jeweiligen Knoten aus der Stan-

dartabweichung ergibt) der Zustandsvariablen (Spannung 

und Winkel) an jedem Knoten zu minimieren. Die 

Grenzwerte zu den genannten Faktoren beziehen sich auf 

die Besonderheiten des Niederspannungsnetzes. 

2 Herausforderung 

In elektrischen Übertragungsnetzen ist eine Zustands-

schätzung bereits seit den 1970er Jahren Stand der Tech-

nik. Für elektrische Verteilnetze sind Verfahren der Zu-

standsschätzung bisher aus zwei Gründen nicht eingesetzt 

[1]: 

 Es stehen nur sehr wenige Echtzeitmessungen 

zur Verfügung (bei einem Verteilungsstromkreis mit 

mehreren Tausend Knoten meist nur einige am Kopf-

ende eines Abzweigs). 

 Die komplexe Modellierung mehrphasiger asymmetri-

scher Verteilnetze stellt eine große Herausforderung 

für die Entwicklung effizienter und robuster Schät-

zungsalgorithmen dar, die für verschiedene Arten von 

Messungen geeignet sind. 

 

Diese Gründe resultieren aus grundsätzlichen Unterschie-

den zwischen Übertragungs- und Verteilnetzen: 

Während Übertragungsnetze vermascht betrieben werden, 

sind Verteilnetze meist radial aufgebaut. Für die Leitungen 

und Kabel gelten in Übertragungsnetzen ein Netzimpe-

danzverhältnis R/X << 1, für Verteilnetze liegt dies oft so-

gar bei R/X > 1. In Verteilnetzen und insbesondere in Nie-

derspannungsnetzen liegen häufig deutliche Unsymmetrien 

vor, weshalb Zustandsschätzungsalgorithmen auf dreipha-

sige Systeme bezogen werden müssen. Da diese Unsym-

metrien auf Transportnetzebene ausgemittelt werden, kön-

nen diese in der Regel als symmetrisch angenommen wer-

den. Gleichzeitig sind die Transportnetze mit einer hohen 

Anzahl an Messstellen an den Betriebsmitteln ausgestattet, 

was eine Beobachtbarkeit gewährleistet. Trotz zum Teil 

höherer Knotenzahlen ist der spezifische Aufwand für 

Mess-, Informations- und Kommunikationsinfrastruktur 

pro übertragener Energieeinheit in Verteilnetzen höher, 

weshalb der Netzbetreiber  in den Nieder- und Mittelspan-

nungsnetzen keine oder nur sehr wenige Messstellen hat, 

was eine Zustandserkennung erschwert oder sogar unmög-

lich macht 

 

Der zukünftig geplante Einsatz von Smart Metern bietet 

nun jedoch ganz neue Möglichkeiten, da prinzipiell 

Messdaten, wie beispielsweise Wirk- und Blindleistung 

(im Folgenden als Leistung zusammengefasst), Spannung 

und Strom von jedem Kundenanschluss nahezu in Echt-

zeit zur Verfügung stehen können. Die Verfügbarkeit die-

ser Informationen ist eine wesentliche Grundlage für eine 

Zustandsschätzung. Mit einem genaueren Echtzeitmodell 

des Netzes durch die Zustandsschätzung können auch an-

dere Verteilnetzmanagement-Funktionalitäten wie Span-

nungs- und Blindleistungsoptimierung, Netzwiederauf-

bau, Lastausgleich und eine optimale Netzkonfiguration 

zuverlässiger ausgeführt werden. 

3 Theorie der Zustandsschätzung 

Die Grundgleichung, welche die Beziehung zwischen den 

Messwerten und Zustandsvariablen darstellt ist: 

 

   ( )       (1) 
Hierbei steht: 

  für für den Messwertvektor. 

  für den Zustandsvariablenvektor (Spannungsbetrag und  

-Winkel). 

  für das System der nichtlinearen Lastflussgleichungen. 

e für den Messfehlervektor. 

 

Das Ziel der WLS (Weighted Least Square) Methode ist 

nun die Minimierung des Fehlers e. Dies geschieht über 

die Minimierung der Fehlerfunktion  ( ): 
  

 ( )  [   ( )]  [   ( )]  (2) 

 

Hierbei ist W die Gewichtungsmatrix, welche die Inverse 

der Kovarianzmatrix R des Messfehlervektors ist.  

 

Jeder Messwert ist mit einer Gewichtung verknüpft, wel-

che die Messgenauigkeit der unterschiedlichen Messwerte 

(Echtzeit-, Pseudo-, Virtuelle-) berücksichtigt. Durch die 

WLS Methode wird die gewichtete Differenz zwischen 

den berechneten Zuständen und gemessenen Werten mi-

nimiert. Dies geschieht mit Hilfe der Formel:  

 

     ( )  ∑ [     ( )]
  [     ( )]

 
    (3) 

 

Hierbei ist m die Anzahl der Messwerte. 

 

Die beste mögliche Schätzung liegt vor, wenn der Gradi-

ent von J(x) null wird. Das System der Leistungsglei-

chungen h(x) ist nichtlinear und muss iterativ gelöst wer-

den. Hierzu gilt: 

 

   (    )     [   ( )]  (4) 

 

mit   
  ( )

  
 als Jacobimatrix von h(x).  

3.1 Theorie der Messstellenplatzierung  

Die meisten existierenden Positionierungsmethoden für 

Messstellen wurden für das Transportnetz entwickelt und 

getestet. Schweppe et al. schlugen eine Positionierung ba-

sierend auf der Reduktion der Varianz der geschätzen Zu-

standsvariablen vor [2]. Shaifu et al. schlugen vor eine 

bestimmte Anzahl an Messsystemen auszubringen, um so 

die Spannungsabweichung an den Sammelschienen zu 

bestimmen, welche auf einer Lastflussrechnung basieren 

[3]. Singh et al. schlugen einen Messplatzierungsalgo-

rithmus vor, welcher auf den Eigenschaften der Fehler-

kovarianzmatrix für Verteilnetze mit dezentraler Einspei-

sung basiert [4]. Cobelo et al schlugen einen Algorithmus 

vor, welche den Fehler der Zustandsschätzung für den 

Spannungsbetrag und –winkel unter einen bestimmten 

Grenzwert bringen wollen [5]. Echternacht et al zeigen, 

dass Messfehler nicht immer normalverteilt vorliegen [6]. 
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Die meisten der vorgeschlagenen Methoden eignen sich 

sowohl für das Hoch-, als auch das Mittelspannungsnetz, 

sind jedoch noch nicht für das Niederspannungsnetz ge-

testet worden.  

Die in diesem Paper verwendete Platzierungsmethode in 

radialen Niederspannungsnetzen berücksichtigt die aktu-

elle Ausbringung von Smart Metern. Hierbei werden die 

Messwerte betrachtet, welche die Ungenauigkeit der ge-

schätzten Spannungsbeträge und –winkel an jedem Kno-

ten des Netzes verringern. 

Durch eine voran gegangene Arbeit [7] wurde ermittelt, 

dass in einem solchen Niederspannungsnetz, mit einem 

hohen R/X Verhältnis der Spannungsbetrag und -winkel 

direkt proportional zu den Werten von R und X sind.  

Weiterhin ist die Ungenauigkeit der Schätzung proportio-

nal zur Kabellänge. Es wurde herausgefunden, dass in 

langen Abgängen mit vielen Lasten und PV-Anlagen das 

Hinzufügen einer Spannungsmessung an einem Knoten 

die Schätzung aller Knoten verbessert. Das Hinzufügen 

einer Leistungsmessung hingegen hatte nur eine Verbes-

serung der Schätzung für den jeweiligen Knoten zur Fol-

ge. 

Dem entgegen steht der Fall des direkten Anschlusses ei-

ner PV-Anlage oder Last an die Schaltstation. Hier hat die 

zusätzliche Leistungsmessung eine größere Verbesserung 

der geschätzten Zustände hervorgerufen, als das Hinzufü-

gen einer Spannungsmessung. 

3.2 Die gewählte Platzierungsmethode 

Ein weiterer Methodenbestandteil dieser Arbeit ist die 

Platzierungstheorie nach R. Singh [4]. Die Methode ba-

siert auf der Multiplikation aus der Transponierten der 

Jacobi-Matrix  , der Inversen der Kovarianz-Matrix    
und der Jacobi-Matrix  . Die Ergebnismatrix enthält die 

Daten der Standardabweichung der Zustandsvariablen 

Spannungsamplitude und Spannungswinkel, heißt   und 

berechnet sich wie folgt. 

 

            (5) 

 

Die Anzahl der Zustandsvariablen ergibt sich aus der An-

zahl der Knoten im Netz, in dieser Arbeit entsprach dies 

49 Knoten, exklusive den als Referenz genommenen 

Slack-Knoten. Die Matrix S hat somit (2N-2) mal (2N-2) 

Einträge (N ist die Anzahl an Knoten). Unter der Ver-

wendung eines Monte Carlo Algorithmus werden die ein-

zeln berechneten Matrizen S einer jeden Simulation itera-

tiv addiert. Nachdem alle Monte Carlo Simulationen 

durchgeführt wurden, wird der Mittelwert dieser Additi-

onsmatrix bestimmt, indem die Matrix durch die Anzahl 

der Monte Carlo Simulationen geteilt wird. In der Be-

rechnung dieses Entscheidungskriteriums fortfahrend, 

wird als nächsten für jeden Knoten k des Netzes eine 2x2 

Untermatrix P gebildet. Die Untermatrix enthält als Dia-

gonalelemente einen Eintrag für die Zustandsvariable der 

Spannungsamplitude und einen Eintrag für den Span-

nungswinkel. Die beiden Nebenelemente der Matrix ste-

hen für die Korrelation der beiden Zustandsvariablen. 

 

   [
      
      

] (6) 

 

Nun erhält man für jeden Knoten im Netz einen skalaren 

Wert    ( ). Das Ziel dieser Methode ist es nun, mit Hil-

fe dieser Determinante eine Entscheidung zu treffen, an 

welchem Knoten im Netz eine Messeinrichtung platziert 

werden sollte. 

Mit Hilfe der Einträge der Matrix  . Die abhängig sind 

von der Standardabweichung der in der Zustandsschät-

zung ermittelten Zustandsvariablen ist. Da die Stan-

dardabweichung möglichst gering sein sollte, um ein op-

timales Ergebnis zu erzielen, sollten somit auch die Bei-

träge möglichst klein sein. Die Messstation sollte also an 

dem Knoten platziert werden, für den gilt 

 

   √   ( )
 
       (7) 

 

da die Verkleinerung des Beitrags nur über einer Verrin-

gerung des Faktors   erreichbar ist. Weitere mathemati-

sche Erklärungen findet man in [4]. 

 

Diese Methode wurde darauf ausgelegt, die verfügbaren 

Messwerte im Niederspannungsnetz zu berücksichtigen. 

Durch [7] wurde gezeigt, dass der Fehler der Spannungs-

schätzung eindeutig proportional zu den verfügbaren 

Echtzeitspannungsmessungen, während der Fehler der 

Phasenwinkelschätzungen eindeutig proportional zur den 

Leistungsaufnahme- und –Einspeisungsmessungen bzw. 

den Lastflussmessungen ist. Die verfügbaren Echtzeit-

messungen der Smart-Meter könnten reine Spannungs-

messungen sein, so dass in dieser Arbeit nur die Platzie-

rung von Echtzeitmessungen durch Smart-Meter betrach-

tet wird. 

 

Im folgenden Flussdiagramm ist das Vorgehen dieser Me-

thode bei der Platzierung von Messstationen in einem be-

trachteten Netz anhand eines Flussdiagramms schema-

tisch veranschaulicht: 
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Bild  1  Flussdiagramm der Platzierungsmethode 

Für die Monte Carlo Simulation wurden 200 Messwert-

sätze generiert. Wie in Abbildung 2 zu sehen ist wurden 

für Leistungsmesswerte 50 % Messfehler angenommen. 

 

Die Mittelwerte der Messwerte wurden durch eine Last-

flussrechnung ermittelt. Mit Hilfe einer gaußschen Nor-

malverteilung wurde ein 2σ Fehlerkonfidenzintervall 

(95.45 % aller vorkommenden Werte) hinzugefügt.  

 

 
Bild 2 Standardverteilte Fehler mit unterschiedlichen Ungenau-

igkeiten. 

Die Simulation wurde für zwei unterschiedliche Tage 

durchgeführt, um den WLS Zustandsschätzer für das Nie-

derspannungsnetz Sonderbuch zu testen. Die zwei Fälle 

stellen dabei den Zustand mit und ohne PV-Einspeisung 

dar. Der erste simulierte Tag ist der 6. Januar 2012, um 

12:00 Uhr (deutscher Winter), während dessen es keine 

PV-Einspeisung gab. Der zweite Tag ist der 20. April 

2012, um 12:00 Uhr, hier lag die maximale PV-

Einspeisung in diesem Monat vor.  

 

Mit Hilfe der 200 Messsätze mit zwei unterschiedlichen 

Messgenauigkeiten wurden Berechnungen für beide Tage 

durchgeführt und somit die Eigenschaften des WLS Zu-

standsschätzers untersucht. 

 

Der relative Schätzfehler des Spannungsbetrags | | und 

des Spannungswinkels     werden wie folgt berechnet: 

 

 

                ( )   
                                                      

                          
 (5) 

 

 

Der in Abbildung 3 dargestellte Ausschnitt des Netzes 

“Sonderbuch” ist ein Niederspannungsnetz in Süd-

deutschland, welches sich durch eine Durchdringung von 

PV-Anlagen auszeichnet. Die R/X Verhältnisse der Kabel 

in diesem Netz liegen zwischen 2.89 und 7.72. Die Kun-

den und PV-Anlagen in diesem Netzausschnitt sind mit 

Smart Metern ausgestattet, welche die Wirk- und Blind-

leistungen, in 15 Minuten Intervallen, sowie Spannungen 

versenden können. Weiterhin liegen für die Abgänge auf 

der Sekundärseite des Niederspannungstransformators 

Spannungs- und Leistungsflussmessungen vor. Die somit 

verfügbaren Messwerte sind Echtzeitmessungen am Netz-

anschlusspunkt der Kunden, Pseudomessungen durch das 

deutsche Standardlastprofil    sowie Spannungs- und 

Leistungsmessungen auf der Niederspannungsseite des 

Transformators. Pseudomessungen werden mit einer Un-

genauigkeit von 50 % angenommen, Blind- und Wirkleis-

tungsmessungen mit einer Ungenauigkeit von 3 % (Hier-

bei wird in dieser Arbeit die Blindleistung aus der 

Wirkleistung mit Hilfe eines konstanten Leistungsfaktors 

berechnet) und Spannungsmessungen mit einer Ungenau-

igkeit von 1 %.  
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Messdaten der Leistung - 50% Ungenauigkeit bei 2 Sigma

Bild 3 Ausschnitt aus dem Niederspannungsnetz „Sonder-

buch“ 
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4 Simulation und Ergebnisse  

Mit Hilfe von Simulationen in den beiden oben genannten 

Fällen soll evaluiert und verifiziert werden, ob der Plat-

zierungsalgorithmus durch Variation der Last und Ein-

speisung im Netz beeinflusst wird. Hierzu werden 200 

Monte Carlo Simulationen für jeden Fall mit der in Ab-

bildung 4 dargestellten Methode durchgeführt. Es wird 

angenommen, dass die erlaubten Maximalgrenzwerte für 

die Schätzung des Spannungsbetrags bei 1 % und die 

Schätzung des Spannungswinkels bei 4 % liegen. 

 

Wintertag

Sommertag

200 Monte-Carlo-
Simulationen

mit 
Zustandsschätzung

Fehler im 
Spannungs-

winkel

Fehler im 
Spannungs-

betrag

Soll ein Tag mit 
geringer, oder mit 
hoher Erzeugung 

simuliert werden?

gering

hoch

Start

Bild 2 Flussdiagramm der Monte Carlo Simulationen 

4.1 Wintertag Szenario 

Zur Bestimmung der Beeinflussung durch Platzierung 

neuer Echtzeitmessungen im Netz werden vier Monte 

Carlo Simulationen durchgeführt. Für die erste Simulation 

wird angenommen, dass keine Messtechnik im Netz vor-

handen ist. Hierzu werden für alle Netzverknüpfungs-

punkte eine pseudo Leistungsmessung und für die Sekun-

därseite des Transformators eine pseudo Lastflussmes-

sung genutzt (Fall A-1). Zur Bestimmung des Einflusses 

wird in der zweiten Simulation wird eine Echtzeitmes-

sung auf der Sekundärseite des Niederspannungstrans-

formators hinzugefügt (Fall A-2). Diese Echtzeitmessung 

beinhaltet eine Spannungsbetragsmessung für den Slack-

Knoten und eine Leistungsflussmessung für die beiden 

Abgänge. Weiterhin werden die Fälle einer oder zwei 

weiterer Smart Meter Echtzeitspannungsmessungen ana-

lysiert (Fall A-3 und A-4). 

 

Abbildung 5 zeigt die Ergebnisse für den Faktor D an al-

len Knoten in diesem Netz für die vier oben genannten 

Fälle.   

 
Bild 3: Faktor D für alle Knoten und verschiedene Szenarien im 

Winter 

Die Ergebnisse der Fälle (Fehler vom Spannungsbetrag 

und -Winkel für alle Knoten) werden mit einem Grenz-

wert verglichen. Liegen weniger als 95 % aller Ergebnisse 

unterhalb eines Grenzwertes, so wird eine neue Messein-

richtung platziert. In diesem Fall werden nur die Span-

nungsmessungen betrachtet. Anderen Falls kann ange-

nommen werden, dass die Zustandsschätzung mit der je-

weiligen Konfiguration genau genug ist. Die Anzahl der 

zusätzlichen – unzulässigen – Überschreitungen der 

Grenzwerte werden in Tabelle 1 dargestellt. Es ist deut-

lich zu sehen, dass durch das Hinzufügen der Messung an 

der Sekundärseite des Transformators der Faktor D für 

alle Knoten und die Anzahl der unerlaubten Überschrei-

tungen (Spannungsbetrag    von 437 auf 55 unzulässige 

Überschreitungen, Spannungswinkel   von 645 auf 104 

unzulässige Überschreitungen) kleiner werden. Dies zeigt 

die Notwendigkeit einer Messung am Slack-Knoten. Mit 

der vorhandenen Echtzeitmessung am Transformator lag 

für Knoten 9 das Maximum für D an, sodass dort eine 

Echtzeitmessung hinzugefügt wurde. Hierdurch wurde 

ebenfalls die Anzahl der Simulationen mit unerlaubten 

Grenzwertüberschreitungen für den Schätzfehler des 

Spannungsbetrags verringert, jedoch nicht für den Span-

nungswinkel. Dieser wäre nur durch eine Echtzeitleis-

tungsmessung  möglich.  

 

Zur weiteren Verbesserung des geschätzten Spannungsbe-

trags wird eine weitere Echtzeitspannungsmessung an 

Knoten 11 hinzugefügt, da für Knoten 11 das höchste D 

vorliegt (Fall A-3). Wie Tabelle 1 zeigt werden durch die 

Nutzung der zweiten Spannungsmessung der geforderte 

Grenzwert von 95 % aller Simulationen eingehalten. Wei-

terhin wird, wie zuvor bereits erläutert, gezeigt, dass die 

Grenzwertüberschreitungen für den Spannungswinkel 

leicht verringert werden, wenn auch nicht ausreichend. 

Leistungs- und Leistungsflussmessungen sind in Nieder-

spannungsnetze nicht durch Smart-Meter beziehbar, da 

diese keine Echtzeitmessungen sind, sondern werden 

durch die bezogene Energie pro Zeiteinheit berechnet.  

Durch die Platzierung der Messung am Niederspannungs-

transformator, sowie Knoten 11 und 9 kann die verlangte 

Spannungsgenauigkeit erreicht werden (Fall A-4). 

 
Fall | |    

A-1 437 645 

A-2 55 104 

A-3 9 59 

A-4 0 17 
Tabelle 1 Anzahl der unzulässigen Schätzungsfehler im Winter-

tags Szenario  

4.2 Sommertag Szenario 

Um die Ergebnisse der gewählten Platzierungsmethode zu 

testen werden weitere Simulationen durchgeführt, welche 

eine PV-Einspeisung in das Niederspannungsnetz berück-

sichtigen. Um zu prüfen, ob diese Simulationen dieselben 

Ergebnisse haben, wie die eines Wintertages wurde die-

selbe Methode für den 10. April genutzt.  Im ersten Fall 

werden nur pseudo Leistungsmessungen genutzt (Fall B-

1). Im zweiten Schritt wird eine Echtzeitmessung auf der 
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Sekundärseite des Niederspannungstransformators ge-

nutzt (Fall B-2). Im dritten und vierten Schritt werden 

Echtzeitspannungsmessungen an den Knoten verwendet, 

welche den höchsten Faktor D aufweisen (Fall B-3 und B-

4).  

 

Die erste Simulation zeigt, dass die Kurve des Faktors D 

ein lokales Maximum an Knoten Nummer 4 hat, in der 

Winterkurve lag dies an Knoten Nummer 5 an. Diese 

Diskrepanz wird in [7] näher betrachtet. Hier wurde ge-

zeigt, dass ohne PV-Einspeisung die Last an Knoten 5 

größer ist als an Knoten 4. Die PV-Anlage an Knoten 4 

speist zu diesem Zeitpunkt jedoch mehr Leistung ein, so 

dass die resultierende Leistung zu dem gewählten Zeit-

punkt an Knoten 4 größer ist als an Knoten 5. Dies er-

klärt, warum sich das lokale Maximum von D verschoben 

hat, da dieser proportional zur resultierenden Leistung 

von Last und Einspeisung am Verknüpfungspunkt ist. 

Aus demselben Grund gibt es eine Verschiebung des glo-

balen Maximums von Knoten 9 im Winter auf Knoten 11 

im Sommer.  

  

Abbildung 5 und Tabelle 2 zeigen ebenfalls, dass durch 

die Nutzung einer Echtzeitmessung an der Sekundärseite 

des Transformators (Fall B-2) erneut die Anzahl der Si-

mulationen mit unzulässigen Grenzwertüberschreitungen 

für Spannungsbetrag und –Winkel reduziert werden. 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Bild 4 Faktor D für alle Knoten und verschiedene Szena-

rien im Sommer 

 

Für die Nutzung von Echtzeitspannungsmessungen wurde 

zunächst der Knoten 11 gewählt, da dieser erneut den ma-

ximalen Wert für D zeigt (Fall B-3). Man kann erkennen, 

dass die Nutzung der zusätzlichen Spannungsmessung 

eine Verringerung der Simulationen mit einer unzulässi-

gen Grenzwertüberschreitung für den Spannungsbetrag 

hervorruft. Die Grenzwertüberschreitungen des Span-

nungswinkels werden, wie auch im Winter Szenario kaum 

beeinflusst. Im nächsten Schritt wird eine weitere Echt-

zeitspannungsmessung am Knoten mit dem maximalen 

Faktor D eingesetzt. In diesem Szenario liegt dies an Kno-

ten 4 vor. 

 

Durch die Platzierung der Messung am Niederspannungs-

transformator, sowie Knoten 11 und 4 kann die verlangte 

Spannungsgenauigkeit erreicht werden (Fall B-4). 

 

Fall | |    

B-1 297 984 

B-2 44 97 

B-3 15 81 

B-4 0 75 
Tabelle 2  Anzahl der unzulässigen Schätzungsfehler im Som-

mertags Szenario 

5 Diskussion und  

Zusammenfassung 

Wie schon in den Winter- und Sommerszenarien gezeigt, 

lagen neben der Spannungs- und Leistungsflussmessung 

am Knoten 1 (Slack), die besten Platzierungen von Span-

nungsmessungen im Winter am Knoten  #9 und #11 vor. 

Für den Sommer wurden die besten Platzierungen von 

Spannungsmessungen an den Knoten #4 und #11 ermit-

telt. Die unterschiedlich ermittelten Positionen für die 

Smart Meter Spannungsmessungen werden durch unter-

schiedliche Positionen des Maximums für den Faktor D 

erzeugt. Dies wird durch die unterschiedlich starke PV-

Einspeisung an den jeweiligen Knoten hervorgerufen. Der 

Netzbetreiber kann jedoch keine jahreszeitabhängige 

Messstruktur errichten, sondern muss mit fest installierten 

Messsystemen arbeiten. Aus diesem Grund wird vorge-

schlagen die Messeinrichtungen, wie durch das Sommer 

Szenario bestimmt auszubringen, da die Zustandsschät-

zung in Niederspannungsnetzen hauptsächlich benötigt 

wird, falls hohe PV-Einspeisungen vorliegen. Die Netzsi-

tuation, wie sie im Winter Szenario vorliegt, kann durch 

den herkömmlichen Netzbetrieb durchfahren werden, 

weshalb eine korrekte Zustandsschätzung in Zeiträumen 

mit hoher PV-Einspeisung vorliegen muss.  

 

Basierend auf den Kriterien der Netzbetreiber können die 

Schätzungsfehlergrenzen für den Spannungswinkel und –

Betrag modifiziert werden. Durch die Lockerung dieser 

Grenzen durch den Netzbetreiber kann die Anzahl der 

notwendigen Messsysteme im zu untersuchenden Netz 

reduziert werden. Es muss ein Kompromiss zwischen der 

Genauigkeit der Netzzustandsschätzung und den Kosten 

für jedes ausgebrachte Messsystem gefunden werden. 
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