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O. Executive Summary

0.1. Hintergrund und Ziele der Ex-Post-Analyse

Die Austrian Power Grid AG (APG) fiihrt als Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) und Regelzonenfiihrer gemaR den
gesetzlichen Vorgaben jedes Jahr eine Systemanalyse durch, um den Netzreservebedarf zwei Jahre in der Zukunft
abzuleiten. Um die Qualitat der Systemanalyse zu sichern, flhrt APG gemaR § 143 (3) Elektrizitdtswirtschaftsgesetz
(EIWG)? bzw. gem3R § 7 (2) Netzreserve-Verordnung (Netzreserve-VO)? zusitzlich jéhrlich eine Ex-Post-Analyse
zum historischen Netzreservebedarf des Vorjahres durch. Die Erkenntnisse der Ex-Post-Analyse sind in der
folgenden Systemanalyse als methodische Anpassungen oder in Form von Anpassungen von Annahmen zu
berilcksichtigten. Die Ex-Post-Analyse 2026 fokussiert nach §8(3) Netzreserve-VO auf den Zeitraum von 01. Jdnner
2025 bis 30. Juni 2026.

0.2.Umfang und Erkenntnisse der Ex-Post-Analyse

§ 7 (2) Netzreserve-VO legt den Untersuchungsrahmen der Ex-Post-Analyse fest, welcher sowohl umfassende
Auswertungen zu den vorliegenden Rahmenbedingungen und der Entwicklung von Engpassmanagement-Abrufen
beinhaltet als auch die Detailbetrachtung der Notwendigkeit der Netzreserve in Einzelsituationen. Die historischen
Ergebnisse werden den Annahmen bzw. Ergebnissen der Systemanalyse gegeniibergestellt.

Kapitel 2 behandelt das allgemeine historische energiewirtschaftliche Umfeld 2025 und 2026.
Im Vergleich zum Vorjahr weist das Jahr 2025/2026 eine Haufung von Handelsfliissen von
West- nach Siidosteuropa auf und dhnelt dem durch die Gaskrise kritischen Jahr 2021/2022.
Die europadische und 6sterreichische Energiewirtschaft ist von einer hohen Volatilitat gepragt.
Besonders der Zeitraum von Juli 2025 bis Juni 2026 zeichnet sich durch seine extreme
Trockenheit in Osterreich aus, die sich in der geringsten Laufwassererzeugung der letzten
Jahre widerspiegelt. Nach 2024, wo Osterreich entgegen dem langjahrigen Trend Netto-Stromexporteur war, ist

Osterreich nunmehr wiederum Netto-Stromimporteur.

Die Entwicklung von Engpassmanagement-Abrufen hinsichtlich des Bedarfs, der Haufigkeit,
Wirksamkeit und Ursachen, sowie eine Gegenliberstellung der Kosten und Mengen von

DI:I|:| Engpassmanagement-MaRnahmen der Historie mit der Systemanalyse sind in Kapitel 3.1
aufgefiihrt. Der Bedarf an Engpassmanagement-Abrufen der Jahre 2025 und 2026 ist dhnlich
und deckt sich gut mit den jeweiligen Erkenntnissen der Systemanalyse.

Kapitel 3.2 weist die maximalen saisonalen Netzreserveabrufe 2025 und 2026 aus. Die Netzreserve wurde 2025
und 2026 ganzjdhrig zur Engpassvermeidung bendtigt. Die Haufigkeit der Abrufe verdoppelte sich im Zeitraum
Juli 2025 bis Juni 2026 im Vergleich zum Vorjahr. Die maximalen Abrufe der Netzreserve im Winter (400 MW in
2024/2025 bzw. 470 MW in 2025/2026) nutzten die kontrahierte Kapazitat zur Ganze. Auch im Sommer trafen die
hoéchsten abgerufenen Netzreserveleistungen (730 MW in 2024/2025 bzw. 1190 MW in 2025/2026) die Prognosen
der Systemanalyse gut.

Kapitel 4 widmet sich der detaillierten Betrachtung netztechnisch relevanter

Einzelsituationen. §7(2) Netzreserve-VO erfordert eine Gegenlberstellung historisch

24/7 ‘ kritischer Stunden und der bedarfsdimensionierenden Stunden der Systemanalyse. Die
? tatsachlich aufgetretenen systemkritischen Stunden dhneln den simulierten Stunden der
Systemanalyse stark. In der Realitat treten der Simulation dhnliche Situationen haufig auf. Die

Besonderheiten und Unterschiede sind umfassend in Kapiteln 4.2.2 und Anhang 1 und 3

aufgefiihrt. Je flinf Falle im Sommer und Winter im Zeitraum Janner 2025 — Juni 2026 werden umfassend in Absatz

1 Bundesgesetz zur Regelung der Elektrizitatswirtschaft (RIS - Elektrizitdtswirtschaftsgesetz - Bundesrecht konsolidiert,
Fassung vom 29.07.2026).

2 Verordnung des Vorstandes der E-Control zu den Anzeigepflichten, zum Ausschreibungsverfahren und zu den
Produkten der Netzreserve (RIS - Netzreserve-Verordnung - Bundesrecht konsolidiert, Fassung vom 29.07.2026).
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4.2.1 und Anhang 2 ausgewiesen. Die Komplexitat der Engpasslosung in Einzelsituationen wird verdeutlicht und
gezeigt, dass die Netzreserve aufgrund ihrer zuverlassigen Verfiligbarkeit in der Betriebsfiihrung weiterhin zur
Sicherstellung der Netz- und Versorgungssicherheit notwendig ist.

Die Ex-Post-Analyse fir den Zeitraum O1. Janner 2025 bis 30. Juni 2026 hat ein umfassendes
Bild des historischen Engpassmanagement- und Netzreservebedarfs im Kontext der

europaischen und &sterreichischen Energiewirtschaft und Netzsituation gezeichnet. Die

Bedeutung der Netzreserve als fundamentaler Versicherungsmechanismus wird besonders
vor dem Hintergrund der hohen Volatilitat der Rahmenbedingungen und in der
Detailbetrachtung der Engpasslésung in einzelnen Stunden sichtbar. Die Netzreserve bleibt
ein entscheidendes Instrument zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit der
osterreichischen Stromversorgung.

Die Ex-Post-Analyse der Annahmen der Systemanalyse zu Szenarien und Eingangsdaten sowie
weiterer Faktoren in der Bedarfsableitung erfolgt in Kapitel 5. Trotz der hohen Volatilitat der

@ Energiewirtschaft der letzten Jahre sind die Annahmen der Systemanalyse fiir 2025 und 2026
robust.

Basierend auf den Erkenntnissen der Ex-Post-Analyse werden in Absatz 6.2 Riickwirkungen auf
die Systemanalyse 2027 abgeleitet.

In der Gegenuberstellung der Historie und der Systemanalyse zeigt sich die hohe Qualitat der
Systemanalyse. Obwohl die Bandbreite an méglichen historischen Szenarien aufgrund der

starken Schwankungen der Energiewirtschaft und des Klimawandels grof3 ist, sind die

Ergebnisse der Systemanalyse als robust einzustufen.
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1. Die Netzreserve: Eine Versicherung der Versorgungssicherheit gestern
und heute

1.1. Was ist die Netzreserve und warum ist sie notwendig?

Die APG hat als Ubertragungsnetzbetreiber und Regelzonenfiihrer die gesetzliche Verantwortung und
Verpflichtung, sicher und zuverldssig zu betreiben, zu warten sowie vorausschauend zu optimieren, zu verstarken
und auszubauen. Durch die voranschreitende Dekarbonisierung und Elektrifizierung des Osterreichischen
Energiesystems wird diese Aufgabe stets herausfordernder.

ez
=
’ SIECACH
‘ i
it

Abbildung 1: Die Netzreserve ist eine Versicherung der Stromversorgung Osterreichs.

Dazu zahlt auch die Identifizierung von potenziellen Engpdssen im Stromnetz sowie die Durchfiihrung von
MaRnahmen zur Engpassvermeidung und -behebung zur Absicherung des Ubertragungsnetzbetriebs. Eine dieser
MaRnahmen ist der Einsatz von Redispatch, also die Anpassung der Einspeisung von Kraftwerken in das Stromnetz
bzw. die Anpassung des Strombezugs von Stromverbrauchern im Engpassfall. Dadurch wird die tatsachliche
Erzeugung bzw. der Verbrauch raumlich verlagert, um Netzengpédsse zu vermeiden. Dabei wird im ersten Fall ein
thermisches oder hydraulisches Kraftwerk ,hinter dem Engpass” angewiesen, die Erzeugung zu erhéhen, wihrend
im Gegenzug dazu ein Kraftwerk ,vor dem Engpass” die Einspeisung reduziert, um zu jeder Zeit sicherzustellen,
dass Stromerzeugung und -verbrauch im Stromsystem ausgeglichen sind (siehe Abbildung 1). Um Redispatch-
MaRnahmen dieser Art durchfiihren und eine sichere Stromversorgung in Osterreich rund um die Uhr
gewihrleisten zu kdnnen, muss im Ubertragungsnetz eine bestimmte Menge an flexibel verfiigbarer Leistung
vorhanden sein. Diese Vorhaltung von verfiigbarer Leistung zur Einspeisungsanpassung im Engpassfall, die nicht
am Markt verfiigbar ist, wird als Netzreserve bezeichnet (Abbildung 2).

rﬂm L_R_J :h verfiigbare flexible Leistung
A i
[~

H & Kraftwerk mit Stilllegungsabsicht

= EF[M VA remittsedn

‘ & %‘A; Lﬁé_n] Hﬂf Netzreserve
'

h A :}ttht
Vit 1t

Abbildung 2: Veranschaulichung der Netzreserve als Vorhaltung thermischer Leistung.
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Der Ubertragungsnetzbetrieb richtet sich nach der Einhaltung des ,,(n-1)-Kriteriums” gemaR der System Operation
Guideline (SO GL)3. Nach dem (n-1)-Prinzip muss bei Ausfall eines Betriebsmittels (Leitung, Transformator, etc.) ein
sicherer Betrieb gewdhrleistet sein. Weiters stellt auch die Umsetzung des ,,Clean Energy Package” nach Art.15
Elektrizitditsbinnenmarkt-Verordnung (Elektrizitdtsbinnenmarkt-VO)* eine Herausforderung fiir das 6sterreichische
Ubertragungsnetz dar. Fiir eine breite Ermoglichung von grenziiberschreitendem Stromhandel in Europa miissen
bis 2026 im tiglichen Prozess mindestens 70% der grenziiberschreitenden Ubertragungskapazitit als Minimum
Margin Available for Cross-Zonal Trade (minMACZT) diesem Handel zur Verfligung gestellt werden (Market Coupling
via SDAC). Dies kann massive Uberlastungen im dsterreichischen Ubertragungsnetz zur Folge haben?®.

Auch die geografische Verteilung der

S Mw
. - . 2 7000
Stromerzeuger in Osterreich 5
. . D oonn mmee -40% installierte Leistung
beeinflusst die Auslastung des Netzes © ©000 g "= in 10 Jahren
H R L B e
SOYVIe -den N?tzrese.rvebedarf. E 5000 I I . I e — =
Wahrend im Westen Osterreichs durch 3 .4, -
Pumpspeicherkraftwerke in der Regel £ 000
viele flexible Kapazitdten fir positiven £
. . £ 2000
Redispatch (d.h. eine o m Steinkohle
Einspeisungserhéhung oder g 1000 M Erdélderivate
b
. . E
Pumpleistungsreduktion) vorhanden § rdges
= 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025
sind, nimmt das flexible
Hochfahrpotenzial im Osten Abbildung 3: Abnahme der vorhandenen thermischen Leistung in

. Osterreich der letzten 10 Jahre.
Osterreichs ab, da dort immer mehr

thermische Kraftwerke aufgrund ihres hohen Alters stillgelegt oder endgiiltig geschlossen werden sollen (Abbildung
3) und damit nicht mehr fir die Engpasslosung zur Verfligung stehen. Dies stellt eine Herausforderung fiir den
sicheren Netzbetrieb in Osterreich dar, da gerade im Fall von Handelsfliissen (sowohl Import- als auch Transitfliisse)
von Westen nach Osten positives Redispatch-Potenzial im Osten Osterreichs bendtigt wird.

Dies beschrénkt sich nicht grundsatzlich auf thermische Kraftwerke, sondern inkludiert alle verfligbaren
Flexibilitaiten wie z.B. regelbare Lasten, Batteriespeicher oder Elektrolyseure. Wind- und Photovoltaikanlagen
allein sind jedoch nicht ausreichend, da diese im Engpassfall ihre Einspeisung in der Regel nicht erh6hen kénnen
und somit nicht gesichert fiir positiven Redispatch zur Verfiigung stehen.

Die Netzreserve ist daher eine unabdingbare VersicherungsmaRnahme, um trotz dieser Herausforderungen die
Stromversorgung in Osterreich im Ernstfall sicherzustellen. In der Zeit des "Systemumbruchs" durch Klima- und
Energiewende - d.h. mit immer mehr installierten volatilen Erzeugungsressourcen wie Photovoltaik- (PV) und
Windenergieanlagen sowie dem Fortschreiten des Klimawandels — sind Schlussfolgerungen iiber das
Zukunftssystem basierend auf einer reinen Betrachtung der Vergangenheit nur eingeschrankt maoglich.

1.2. Dimensionierung durch die Systemanalyse

1.2.1. Ziele der Systemanalyse

Wie bereits erwdhnt, wird durch die APG jahrlich eine Systemanalyse durchgefiihrt mit dem Ziel, die zukinftige
Engpasssituation im Osterreichischen Stromnetz abzuschatzen sowie den Netzreservebedarf zu ermitteln. Dabei
wird der festgestellte Bedarf an flexibler Leistung (FBL) fiir mindestens eine Kontrahierungsperiode von ca. zwei

3 Verordnung (EU) 2017/1485 der Kommission vom 2. August 2017 zur Festlegung einer Leitlinie fir den
Ubertragungsnetzbetrieb (Verordnung - 2017/1485 - EN - EUR-Lex).

4 Verordnung (EU) 2019/943 des Europaischen Parlaments und des Rates vom 5. Juni 2019 (iber den
Elektrizitatsbinnenmarkt (Verordnung - 2019/943 - EN - EUR-Lex).

5 Zur Behebung der Engpéasse wurde die Netzreserve als staatliche Beihilfe an die Europaische Kommission notifiziert
und nach Genehmigung (SA.113090) in den §§ 144ff EIWG nationalgesetzlich implementiert.
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Jahren im Voraus errechnet. Dieser prognostizierte Bedarf stellt ein Best Estimate des zu erwartenden Bedarfs dar,
und ist als Absicherung des Netzbetriebs in der Zukunft zu verstehen.

Der FBL hangt von einer Vielzahl an Faktoren ab, die historisch belegt starken Schwankungen unterliegen und im
Rahmen einer Systemanalyse nicht exakt vorhergesehen werden kénnen, wie den meteorologischen Bedingungen
im Zieljahr oder unvorhersehbaren energiewirtschaftlichen und politischen Krisen. Die energiewirtschaftliche
Situation der letzten Jahre war von unerwarteten Ereignissen wie der COVID-19-Pandemie oder dem Ukrainekrieg
und der darauffolgenden Gaskrise geprdgt. Diese Parameter beeinflussen sowohl den Energiemarkt wie auch die
Auslastung des Stromnetzes, und wirken somit direkt auf den tatsachlichen Bedarf an sicher verfiigbarer flexibler
Leistung. Der in der Systemanalyse errechnete FBL und der Netzreservebedarf stellen also eine Versicherung der
Stromversorgung gegen eine Schwankungsbreite an moéglichen Einflussfaktoren dar.

Die fur diese Ex-Post-Analyse herangezogenen Systemanalysen wurden im Jahr 2023 fiir das Zieljahr 2025 und im
Jahr 2024 fir das Zieljahr 2026 erstellt. Diese Ex-Post-Analyse fokussiert sich gemall §7(2) Netzreserve-VO
malgeblich auf den Betrachtungszeitraum von 01.01.2025 bis 30.06.2026 (Details dazu siehe Kapitel 1.3).

1.2.2. Methodik der Systemanalyse

Fir eine detaillierte Beschreibung der Methodik und Ergebnisse der Systemanalysen aus 2023 fiir das Zieljahr 2025
und aus 2024 fiir das Zieljahr 2026 sei auf die Berichte ,Systemanalyse der Austrian Power Grid AG zur Ermittlung
des osterreichischen Netzreservebedarfs im Zeitraum Q4 2023 - Q3 2025“ verwiesen®. Abbildung 4 zeigt
schematisch die in der Systemanalyse angewandte Methodik.
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Abbildung 4: Die in der Systemanalyse angewandte Methodik zur Evaluierung des Netzreservebedarfs.

Zunachst werden Annahmen zu den Rahmenbedingungen fiir die betrachtete Kontrahierungsperiode getroffen,
welche die europdische Energiewirtschaft beschreiben. Dazu zdhlen etwa die erwarteten Brennstoff- und CO»-
Preise, der erwartete Ausbau von erneuerbaren Energietragern, die zu erwartenden Handelskapazitdten, die
Netzausbauprojekte gemdfl dem Ten-Year Network Development Plan (TYNDP) und dem o&sterreichischen
Netzentwicklungsplan (NEP), sowie die Energie- und Klimastrategie der 6sterreichischen Bundesregierung.

Die getroffenen Annahmen bilden die Grundlage fiir den nachsten Schritt: die Modellierung des europdischen
Strombinnenmarktes in stiindlicher Auflosung. Im Anschluss wird, basierend auf den Ergebnissen der
Marktmodellierung, das europdische Stromnetz simuliert. Aus dieser Netzsimulation ergeben sich die Lastfllsse
und Leitungsauslastungen im 0&sterreichischen Stromnetz fiir den betrachteten Zeitraum, sowie kritische
Situationen und das benotigte Redispatch-Potenzial, um die identifizierten Engpéasse zu beseitigen. Die erkannten
kritischen Situationen werden in einer Detailanalyse evaluiert. Unter Berlicksichtigung von einigen gesondert

6 ,Systemanalyse der Austrian Power Grid AG zur Ermittlung des Gsterreichischen Netzreservebedarfs im Zeitraum
Q4 2023 - Q3 2025“: Vergangene Ausschreibungen - Austrian Power Grid (apg.at) (Letzter Aufruf: 11.11.2025)

© Austrian Power Grid AG 6


https://markt.apg.at/netz/netzreserve/vergangene-ausschreibungen/#c2710

bertcksichtigten Faktoren werden daraus schlieRlich der Bedarf an sicher verfligbarer flexibler Leistung und der
Netzreservebedarf abgeleitet (siehe Abbildung 5).

Stilllegungen

Netzreserve

i

Ohne Netzreserve
noch verfiigbare
flexible Leistung

—
Bedarf an Aktuell verfugbare
flexibler Leistung Leistung

Abbildung 5: Definition und Herleitung des Bedarfs an sicher verfiigbarer flexibler Leistung und des Netzreservebedarfs.

Zu diesen Faktoren zdhlen, in Einklang mit der SO GL und basierend auf historischen Analysen, die
Nichtverfligbarkeiten von thermischen Kraftwerken aufgrund von geplanten Revisionen, wahrend derer die
Kraftwerke nicht fiir Redispatch-Einsdtze zur Verfiigung stehen. Weiters werden die Nichtverfligbarkeiten von
Betriebsmitteln ausldndischer UNB gem&R SO GL beriicksichtigt. Fiir den Sommer erhéht sich die Prognose
auBerdem durch eine Korrektur der Leistung der thermischen Kraftwerke, da sich deren tatsachlich erbringbare
Leistung mit steigenden Umgebungstemperaturen reduziert. In der Dimensionierung des Netzreservebedarfs ist
daher fir die Sommersaison eine erhéhende Korrektur des FBL inkludiert, die diesen Leistungsabfall verglichen zu
der Kraftwerksleistung bei 20°C miteinbezieht. Zusatzlich kdnnen je nach aktueller Relevanz bestimmte
Sensitivitdten in die Dimensionierung eingehen, die vorhersehbare energiewirtschaftliche oder betriebliche
Besonderheiten beriicksichtigen.

Ziel der Systemanalyse ist, einen erwartbaren belastbaren Bedarf zu
prognostizieren, der trotz einer weiten Bandbreite an systembelastenden Faktoren

und kritischen Situationen die Stromversorgung in Osterreich jederzeit absichert.

1.3. Die Ex-Post-Analyse: Ruckblick auf das Stromsystem des Vorjahres

Die Ex-Post-Analyse zum historischen Netzreservebedarf untersucht das Osterreichische Stromsystem und den
Netzreservebedarf des Vorjahres, um ein gesamtheitliches Verstandnis der Einflussfaktoren auf die
Engpasssituation in Osterreich zu erhalten.

Das Ziel der Ex-Post-Analyse gemals §143(3) EIWG ist die Qualitatssicherung der Systemanalyse: die Erkenntnisse
der Ex-Post-Analyse sind in der Systemanalyse in Form von methodischen Anpassungen oder Anpassungen der
Eingangsannahmen zu beriicksichtigen. Der Inhalt und Betrachtungszeitraum der Ex-Post-Analyse sind in §7(2)
Netzreserve-VO behdrdlich festgelegt. Die diesjahrige Ex-Post-Analyse im Jahr 2026 gilt gemaR §8(3) Netzreserve-
VO als erste Ex-Post-Analyse mit legistischer Grundlage als Ubergangsprozess mit einem lidngeren
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Betrachtungszeitraum von 01.01.2025 — 30.06.2026. Um die Vergleichbarkeit mit den Vorjahren und kommenden
Ex-Post-Analysen zu gewadhrleisten, wird der Betrachtungszeitraum fiir einen Teil der Analysen auf die zwei
Zeitrdume von 01. Juli 2024 — 30. Juni 2025 und 01. Juli 2025 — 30. Juni 2026 aufgeteilt (Kapitel 2, 3.2, 4, und 5).
Der Untersuchungsrahmen ist als Uberblick in Abbildung 6 dargestellt.

Mﬁ\ — Umfeld
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Systemanalyse
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Abbildung 6: Untersuchungsrahmen der Ex-Post-Analyse gemdf3 §7(2) Netzreserve-VO.

Ziel der Ex-Post -Analyse ist geman Elektrizitatswirtschaftsgesetz (§143(3) EIWG)
die Qualitatssicherung der Systemanalyse: die Erkenntnisse der Ex-Post-Analyse

sind in der Systemanalyse in Form von methodischen Anpassungen oder

Anpassungen der Eingangsannahmen zu berlcksichtigen. Somit bietet die Ex-

Post- Analyse ein wichtiges Instrument fir die Qualitdtssicherung der Prognose
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2. Das energiewirtschaftliche Umfeld und seine Bedeutung fir die

Netzreserve
Die Lastfluss- und damit auch Engpasssituation in
Osterreich hiangt von einem komplexen Zusammenspiel ' | ‘
einer Vielzahl an Faktoren ab (siehe Abbildung 7). Energiepw Regulaticmy
Durch seine zentrale Lage in Europa ist das
osterreichische Stromsystem stark beeinflusst vom o Energie-
energiewirtschaftlichen 'Umfeld Ge.samt'eu.ropas.. Die V' wirtschaftliches |
Stromgestehungskosten je Technologie, die installierten I Umfeld Netazusba
Erzeugungs- und Verbrauchskapazitdten je Land und ihre / 7/

Verteilung in Europa, der Fortschritt des Netzausbaus,

klimatische Bedingungen, Kraftwerksverfligbarkeiten, ) L
aber auch regulatorische Vorgaben wie das Clean Energy O%@O, "ﬁ\é
Package bestimmen gemeinsam die Handelsfliisse ) Auslea
innerhalb Europas und damit auf die Engpasssituation wem'/ Emeuery
und den Netzreservebedarf im Osterreichischen

Ubertragungsnetz. Abbildung 7: Untersuchungsrahmen der Ex-Post-

Analyse zu den historischen
Rahmenbedingungen.

2.1. Derinnereuropaische Stromhandel 2025-2026

Der Stromhandel in Europa der letzten Jahre war durch politische, klimatische und gesellschaftliche Krisen wie
Kriegen in der Ukraine und dem Iran, oder Hitzewellen bzw. Hochwassern besonders gepragt. Diese Volatilitat
schldgt sich in der Betrachtung des Westsaldos, also der Summe der Nettopositionen westeuropdischer Lander,
nieder, wie in Abbildung 8 gezeigt. Besonders fir die Zeit von Juli 2024 bis Juni 2025 (in der Abbildung 2024/2025)
lsst sich eine deutliche Abnahme der Stunden mit positivem Westsaldo seit 2021/2022 ablesen, was einer
Zunahme von Handelsfliissen von Ost- nach Westeuropa entspricht. Da Osterreich in dieser Betrachtung als
Nadeldhr zwischen West- und Osteuropa fungiert, ist die Richtung der europdischen Handelsflisse ein guter
Indikator fiir die Lastflisse durch das Osterreichische Ubertragungsnetz. Aus Sicht der Netzreserve sind
insbesondere Fliisse in West-Ost-Richtung relevant, da hier flexibles Hochfahrpotenzial in Form von thermischen
Kraftwerken zur Engpasslosung bendtigt wird.

£
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Abbildung 8: Entwicklung des Westsaldos der letzten Jahre als Dauerlinie. Betrachtet wird jeweils der Zeitraum von Juli des
Vorjahres bis Juni des genannten Jahres.
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Die Handelssituation der Jahre 2024 — 2026 bietet ein gutes Beispiel fiir die hohe Volatilitait der
energiewirtschaftlichen Lage Europas: Im Gegensatz zu dem Zeitraum 2024/2025 zeigt Abbildung 8 fir den Zeitraum
Juli 2025 bis Juni 2026 wieder eine deutliche Verschiebung zu West-Ost-Handelsfliissen in Europa. Innerhalb nur
eines Jahres fand eine Umkehrung der europaischen Handelssituation und damit auch der potenziellen Kritikalitat
aus Sicht der Netzreserve in Osterreich statt. 2025/2026 wurden 1611 mehr Stunden mit West-Ost-Fliissen
verzeichnet als im Vorjahr 2024/2025. 2025/2026 dhnelt verstirkt der Handelssituation aus 2021/2022, welches
durch die Gaskrise das europdische — und damit Gsterreichische — Energiesystem vor groBe Herausforderungen
stellte. Durch die hohe Volatilitdt der europdischen Energiewirtschaft lasst ein Fortschreiben einzelner Jahre
kaum fundierte Aussagen liber die Folgejahre zu.

Die energiewirtschaftliche Lage Europas zeigt eine hohe Volatilitat: mit
zunehmender Haufigkeit von West-Ost-Handelsflissen gegenltber 2024/2025

weist das Jahr 2025/2026 deutliche Parallelen zur Handelssituation des
kritischen Jahres 2021/2022 auf.
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Abbildung 9: Nettoposition Osterreichs’ im Jahresvergleich als Dauerlinie. Oben: Stunden mit Exporten aus Osterreich. Unten:
Stunden mit Importen nach Osterreich. Betrachtet wird jeweils der Zeitraum von Juli des Vorjahres bis Juni des genannten
Jahres.

Ein dhnliches Bild zeigt sich auch fiir die Nettoposition Osterreichs’.
o Das Kalenderjahr 2024 bot eine energiewirtschaftliche Ausnahmesituation fiir Osterreich— zum ersten Mal

seit liber einem Jahrzehnt war Osterreich Strom-Nettoexporteur.

o Ab dem Jahr 2025 ist Osterreich wieder Netto-Importeur: Die Bedingungen im Kalenderjahr 2025 waren
bereits wieder durch gehiufte West-Ost- bzw. Nord-Siid-Fliisse durch Osterreich geprigt und Osterreich war
wieder Strom-Nettoimporteur. Diese Entwicklung setze sich in den Zeitraum von Juli 2025 bis Juni 2026 fort,
wie aus Abbildung 9 ersichtlich.

o Im zeitlichen Verlauf zeigt die energiewirtschaftliche Situation Osterreichs neben einem saisonalen Muster
auch eine hohe Volatilitdt. Die Gsterreichische Nettoposition und damit potenziell auch die Richtung der
Handelsflisse durch Osterreich kénnen sich stiindlich umkehren (Abbildung 10).

7 Basierend auf Scheduled Commercial Exchanges fiir Regelzone APG.
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Abbildung 10: Osterreichische Nettoposition? als Zeitreihe. Der saisonale Verlauf ist erkennbar (rot).

Osterreich war 2025/2026 wieder Netto-Stromimporteur. Die ésterreichische
Nettoposition zeigt bekannte saisonale Muster, aber auch starkere kurzfristige

Schwankungen: die Handelsposition Osterreichs kann sich stiindlich &ndern.
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50
mittleren  Stromgestehungskosten aus Gas
0 R} . .
2022/2023 2023/2024 2024/2025 2025/2026 ~ durchwegs hoher als aus Steinkohle (sihe
Abbildung 11: Mittlere historische Stromgestehungskosten im ~ Abbildung 11). Die Stromgestehungskosten aus
Jahresvergleich. Kohle haben sich im Jahr 2025/2026 jenen aus

Gas im Vergleich zum Vorjahr wieder angendhert. In den Systemanalysen fiir die Jahre 2025 und 2026 wurden
ebenfalls ,Kohle-vor-Gas“-Szenarien zur Simulation des europdischen Strombinnenmarkts angenommen.
Besonders im Osten bzw. Stidosten Europas sind noch zahlreiche Kohlekraftwerke in Betrieb. Ein ,, Kohle-vor-Gas*“-
Szenario kann daher Handelsfliisse von Ost nach West begtinstigen. Trotz dieser Merit-Order traten 2025/2026 im
Vergleich zu den Vorjahren vermehrte West-Ost-Fliisse auf, die zu kritischen Netzsituationen in Osterreich fiihren
konnen. Fiur die Zukunft ist durch die hoheren Emissionskosten von Kohle ein Wechsel zu ,,Gas-vor-Kohle“-Szenarien
erwartbar, was diesen Effekt — und damit die Kritikalitat im Gsterreichischen Netz — noch verstarken kann.

Seit einigen Jahren richtet sich die Energiewirtschaft nach einer ,Kohle-vor-Gas*

Merit-Order.

2.2. Verfugbare EE-Erzeugungskapazitaten 2025-2026

In Zeiten der fortschreitenden Energiewende tragt der Ausbau und Einsatz Erneuerbarer Energietrdager im
Stromnetz maRgeblich zu der Volatilitdt und schweren Prognostizierbarkeit von Erzeugung und Verbrauch bei. Die
Systemanalyse trifft Annahmen zu den installierten Kapazitaten Erneuerbarer im betrachteten Zieljahr, welche den
historischen Werten in Tabelle 1 gegenilibergestellt sind. In der Systemanalyse 2023 fiur Zieljahr 2025 wurde der
Ausbau von Photovoltaik in Osterreich und Deutschland unterschatzt, wihrend der Ausbau von Windkraft
historisch langsamer als in der Systemanalyse angenommen voranschritt.

© Austrian Power Grid AG 1"



Tabelle 1: Annahmen der Systemanalyse zu installierten Leistungen Erneuerbarer und tatsdchliche historische Leistungen zu
Beginn und Ende des betrachteten Zeitraums.

Installierte Leistung Historische installierte Leistung [GW]

Systemanalyse [GW]

Zeitraum Technologie

Beginn des Zeitraums Ende des Zeitraums

Photovoltaik AT 6,8 8,3 9,8
Windkraft AT 4,9 4,0 4,1
2024/2025
Photovoltaik DE 98,0 100,7 117,98
Windkraft DE 82,8 72,7 77,88
Photovoltaik AT 8,3 9,8 10,4°
Windkraft AT 4,9 4,1 4,4°
2025/2026
Photovoltaik DE 104,2 117,98 124,0%°
Windkraft DE 88,2 77,88 80,2%°

Die Szenarienwahl zum Ausbau Erneuerbarer Erzeugungskapazitaten spielt eine

wesentliche Rolle in der Systemanalyse. Bisher wurde der Ausbau von Photovoltaik

tendenziell unterschatzt, wahrend der Ausbau von Windkraft zu hoch bemessen wurde.

2.3. Meteorologisches Umfeld 2025-2026

Der Markt- und Netzsimulation der vergangenen Systemanalyse liegt ein Klimajahr zugrunde, welches so gewahlt
wurde, dass auch systemkritische Situationen abgebildet werden kénnen. Fur die Systemanalysen 2023 und 2024
war das gewdhlte Klimajahr das historische Jahr 2018 (rote Linie in Abbildung 12), welches im historischen Vergleich
ein eher trockenes Jahr darstellt (siehe Abbildung 12). In trockenen Jahren kann weniger Strom aus
Laufwasserkraft!! erzeugt werden, wodurch ein héherer Importbedarf entsteht, welcher zu einer kritischeren
Engpasslage im 6sterreichischen Stromnetz fihren kann.
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Abbildung 12: Historische Laufwassererzeugung Osterreichs'? im Jahresvergleich.

8 Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur, Daten fir 2024 und 2025, Stand 15.06.2026.
9 E-Control Austria: Netzbetreiberumfrage Mai 2026.

10 Marktstammdatenregister der Bundesnetzagentur, Daten bis inkl. Mai 2026, Stand 15.06.2026.
11 |nkludiert Erzeugung aus Laufwasser- und Schwellkraft in der Regelzone APG.
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Im historischen Vergleich der letzten Jahre:

o zeigt der Zeitraum Juli 2024 — Juni 2025 in Summe Ahnlichkeiten mit dem Kalenderjahr 2018 in der
Jahresmenge der Laufwassererzeugung. Obwohl 2024 ein sehr wasserreiches Jahr war, stellt der
Zeitraum Juli 2024 — Juni 2025 aufgrund der hohen Trockenheit 2025 ein eher trockenes Wetterjahr
dar.

o Der Zeitraum Juli 2025 —Juni 2026 ist mit 23 TWh das Jahr mit der geringsten Laufwassererzeugung
der letzten Jahre.

o Das meteorologische Umfeld der letzten Jahre weist nicht nur eine hohe Schwankungsbreite an
Bedingungen auf, wie auch aus Abbildung 13 hervorgeht, sondern zeigt auch, dass kritischere
Wetterjahre als das zur Simulation herangezogene Jahr 2018 in der Realitdt auftreten. Unter
Anbetracht des voranschreitenden Klimawandels kann aulerdem davon ausgegangen werden, dass
Wetterextreme — wie etwa das Hochwasser im Herbst 2024 (deutlich erkennbar in Abbildung 13) - in
Zukunft hdufiger und intensiver auftreten.

7000 Std.abw./Tag 2022-2026
Mittelwert/Tag 2022-2026
eocp0 }4—n——-v1n+4-——— L = 2023/2024
___________________________________________________ - - 2024/2025

—2025/2026

Mittlere Laufwassererzeugung [MWh/h]

Jul Aug Sep Okt Nov Dez Jan Feb Mar Apr Mai Jun

Abbildung 13: Historische Laufwassererzeugung Osterreichs? als Zeitreihe.

Der Zeitraum von 2025-2026 weist im historischen Vergleich geringe

Jahresenergiemengen aus Laufwasserkraft auf, was zu einer angespannten

Engpasslage in Osterreich fiihren kann.

Abbildung 14 zeigt die monatliche Durchschnittstemperatur der letzten Jahre im Vergleich zu 2018. Wahrend der
Jahresbeginn 2025 (Feb. — Mar.) héhere Temperaturen als 2018 aufweist, liegt die mittlere Temperatur fiir den Rest
des Jahres 2025 in den meisten Monaten unter der von 2018. Fir Januar 2026 zeigt sich sogar eine negative
Durchschnittstemperatur. Gleichzeitig liegt die Monatsdurchschnittstemperatur im Juni 2025 und 2026 deutlich
lber dem Monatsmittel aus 2018.
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Abbildung 14: Monatliche Durchschnittstemperaturen in Osterreich im Jahresvergleich.

Monatsdurchschnittstemperatur [°C]
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Der Temperaturverlauf beeinflusst die Stromnachfrage und korreliert damit mit dem Importbedarf Osterreichs. Wie
schon die geringe Wasserverflgbarkeit kann also auch eine niedrige Temperatur im Winter bzw. hohe
Temperaturen im Sommer zu kritischeren Bedingungen im Netzbetrieb beitragen. Tabelle 2 listet die Annahmen
der Systemanalysen zum Native Demand und die historisch verzeichneten Werte zur Stromnachfrage fur Juli 2024
bis Juni 2026. Die Annahmen fiir das Jahr 2025 stimmen gut mit den historischen Lastwerten Uberein. Fir das Jahr
2026 erreicht die historische Stromnachfrage die Annahme der Systemanalyse nicht.

Tabelle 2: Annahmen der Systemanalysen zur Last und tatséchliche Stromnachfrage im Zeitraum Juli 2024 - Juni 2026.

Zeitraum Stromnachfrage [TWh]

Systemanalyse 2023 fiir 2025 68,4
Historischer Zeitraum Juli 2024 — Juni 20252 70,91314
Systemanalyse 2024 fiir 2026 70,2
Historischer Zeitraum Juli 2025 — Juni 2026 65,31

Die meteorologischen Voraussetzungen der Zukunft kdnnen nur ndherungsweise

prognostiziert werden und unterliegen, angefacht durch die Klimakrise, starken
und haufigen Schwankungen.
Die Netzreserve muss besonders in Zeiten von zunehmenden Wetterextremen die
Versorgungssicherheit gewahrleisten.

12 Gesamtlast im offentlichen Netz (Eigenerzeugung und -verbrauch der Industrie nicht inkludiert).
13 E-Control Austria: Betriebsstatistik — Strombilanz 2024 (Stand Janner 2025).

14 E-Control Austria: Betriebsstatistik — Strombilanz 2025 (Stand Janner 2026).

15 E-Control Austria: Betriebsstatistik — Strombilanz 2026 (Stand Juni 2026).
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3. Der Netzreserve- und Engpassmanagementbedarf

Vor dem Hintergrund der in Kapitel 2 erérterten hohen Volatilitat

&ht , der europdischen Energiewirtschaft und der meteorologischen
Hetziresetwj Bedingungen der Jahre 2025 und 2026 kommt der Netzreserve als
elnsatz
. Versicherungsinstrument weiterhin eine zentrale Bedeutung zu.

m | . Trotz voranschreitendem  Netzausbau kommt es im
Mengen Netzreserve— & Kosten . . L. .o el e . .
osterreichischen Ubertragungsnetz ganzjahrig zu Engpéssen, die

Redispatch- durch Engpassmanagement-MaRnahmen (EPM-MaRnahmen), wie
Bedarf dem Einsatz von Netzreserve im Redispatch, gel6st werden

D—L cy missen, um die Netzsicherheit rund um die Uhr sicherzustellen.
o o | Weitere EPM-Malnahmen fir die Periode Janner 2025 bis Juni
Ursamy WirksaW 2026 umfassen den Redispatch-Einsatz von thermischen

Marktkraftwerken, hydraulischen Kraftwerken, oder — in geringem

Abbildung 15: Untersuchungsrahmen der Ex-
Post-Analyse zum historischen Netzreserve-
und Engpassmanagementbedarf in Rahmenbedingungen der letzten Jahre kann die Engpasslage im

AusmaR - von Windanlagen. Durch den breiten Rahmen an

Osterreich. dsterreichischen Ubertragungsnetz und damit der Einsatz von
EPM-MaRnahmen und von Netzreserven, von Jahr zu Jahr stark schwanken. Von einem potenziell geringeren
Bedarf unter weniger angespannten Voraussetzungen darf jedoch nicht auf die Kritikalitdt und den Bedarf an
Versicherungsmitteln geschlossen werden. Besonders durch die hohe Volatilitit miissen Instrumente zur
Verfiigung stehen, um in allen méglichen Situationen im Stromsystem die Versorgungssicherheit gewahrleisten
zu kénnen.

3.1. Entwicklung von Engpassmanagementabrufen

3.1.1. Hhe des EPM-Bedarfs 2025 und 2026

Fiir einen gesamtheitlichen Uberblick tiber die Entwicklung des Bedarfs an EPM-MaRnahmen in Osterreich werden
im Folgenden gemall §7(2) Netzreserve-VO die Hohe, die Haufigkeit, die Ursachen und Wirksamkeit von EPM-
Abrufen von Janner 2025 bis Juni 2026 untersucht. Ebenso erfolgt eine Gegeniberstellung der monatlichen
abgerufenen EPM-Mengen und den damit verbundenen Kosten fiir den historischen Zeitraum 2025 und 2026 mit
den Ergebnissen aus den Systemanalysen aus 2023 und 2024 fiir die Zieljahre 2025 und 2026 (Abbildung 15).

Die Hohe des Bedarfs an Engpassmanagement-Einsdtzen in den Jahren 2025 und 2026 ist in Abbildung 16
dargestellt (Abrufe von Gegensteuerungen im Ausland sind nicht inkludiert).

o 2025: Der héchste EPM-Abruf 2025 erfolgte durch hydraulische Kraftwerke mit 1680 MW, was aber
einen AusreiRer der Verteilung der hydraulischen Redispatch-Einsatze 2025 darstellt. In dieser Stunde war
durch den hohen thermischen Markteinsatz nur wenig thermisches Hochfahrpotenzial vorhanden. Der
Mittelwert liegt hier bei ca. 203 MW mit einer Standardabweichung von ca. 339 MW. Der hochste EPM-
Einsatz von thermischen Kraftwerken liegt 2025 bei 1190 MW, der Mittelwert bei ca. 296 MW mit einer
Standardabweichung von ca. 265 MW. Insgesamt wurden im Zeitraum Janner 2025 bis Dezember 2025 an
215 Tagen EPM-Malnahmen abgerufen.

o 2026: Im ersten Halbjahr 2026 ist der hochste EPM-Einsatz ein Redispatch-Abruf thermischer Kraftwerke
mit einer Leistung von 1580 MW, der Mittelwert ergibt sich hier zu (216 + 249) MW. Der hochste positive
hydraulische Abruf im ersten Halbjahr 2026 liegt bei 1175 MW, das Mittel liegt bei ca. 142 MW mit einer
Standardabweichung von 295 MW. In Summe ergeben sich fiir das erste Halbjahr 2026 damit 114 Tage mit
EPM-Einsatzen.
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Sowohl 2025 als auch 2026 finden Redispatch-Einsdtze in Form von Abregelung von Windanlagen statt: wahrend
der maximale Einsatz 2025 noch 225 MW betrug, lag er 2026 bereits bei 440 MW. Insgesamt fanden 2025 und 2026
an 329 Tagen Engpassmanagement-Abrufe statt. Das entspricht dem Einsatz von EPM-MaRnahmen alle 1.7 Tage
und verdeutlicht die Notwendigkeit von flexibler Leistung, etwa in Form der Netzreserve-Kraftwerke, zur
Engpassbehebung in Osterreich.

Verteilung EPM-Einsatze Janner - Dezember 2025
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Verteilung EPM-Einsatze Janner - Juni 2026
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Abbildung 16: Héhe des EPM-Bedarfs je Technologie fiir 01/ 2025 bis
06/2026. Die ,Whisker” genannten Antennen geben ein Mal3 fiir milde
Ausreil3er der Verteilung (oberer ,Whisker*= Q3 + 1.5 x (Q3-Q1),
unterer ,Whisker“= Q1 - 1.5 x (Q3-Q1)).
Insgesamt fanden 2025 an 215 Tagen Engpassmanagement-Abrufe statt, im
ersten Halbjahr von 2026 an 114 Tagen. Das entspricht dem Einsatz von EPM-

MaBnahmen alle 1.7 Tage und verdeutlicht die Notwendigkeit von flexibler

Leistung, etwa in Form der Netzreserve-Kraftwerke, zur Engpassbehebung in

Osterreich.

3.1.2. Ursachen fur EPM-Abrufe 2025 und 2026

Die Osterreich-internen Ursachen fiir die Abrufe von Engpassmanagement-MaRRnahmen in Osterreich sind in
Abbildung 17 dargestellt. Abrufe externer UNB sind nicht inkludiert, da besonders Abrufe aus Deutschland den
GroRteil der Redispatch-Einsdtze in Osterreich ausmachen und die Differenzierung der internen Ursachen in
Abbildung 17 sonst erschwert wird. In einem groRen Teil dieser Situationen war jedoch nicht nur ein Engpass im
deutschen Ubertragungsnetz verantwortlich, sondern es traten auch Uberlastungen im 6sterreichischen
Ubertragungsnetz auf. Die Redispatch-Abrufe der deutschen UNB sind damit auch fiir die Netzsicherheit im
dsterreichischen Ubertragungsnetz relevant. Im Jahr 2026 gewannen die Transformatoren in Zell/Ziller als
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relevanter Engpass an Bedeutung. Als
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@ 2 Pleinting hat sich auch in den

Systemanalysen 2023 und 2024 als

Abbildung 17: Ursachen fiir EPM-Abrufe 2025 und 2026. dimensionierender Engpass
erwiesen.

3.1.3. Wirksamkeit von EPM-Einsatzen 2025 und 2026

Zur Evaluierung der Wirksamkeit von EPM-MaRnahmen in Osterreich wurden die Sensitivititen der fiir EPM-
MaRnahmen eingesetzten Kraftwerke auf die relevantesten Engpdsse, die St. Peter-Leitungen, fur den Zeitraum
Juni 2025 bis Juni 2026, also nach Inbetriebnahme der 380-kV-Salzburgleitung, untersucht. Die Kraftwerke weisen
untereinander und je Engpass unterschiedliche Sensitivitdten in der Engpassldsung auf. Die Sensitivitat beschreibt
den Effekt der Redispatch-Leistung eines Kraftwerks auf die Auslastung des Uberlasteten Netzelements. Die
Unterschiede in Sensitivitdt ergeben sich durch die Netztopologie. Zundchst tragt die Anbindung bzw. die
(elektrische) Entfernung der Kraftwerke zum Engpass zur Sensitivitdt bei: ein Kraftwerk, das in genau jener
Netzmasche angebunden ist, in der der Engpass auftritt, weist eine hohere Sensitivitdt in der Losung dieser
Uberlastung auf als ein Kraftwerk mehrere Maschen entfernt. Weiters wird die Sensitivitit durch die
Ubertragungskapazitit der verbindenden Leitungen, Leitungsabschaltungen oder andere topologische
Anderungen wie Sonderschaltzustinde beeinflusst.

Als Malstab fur die Wirksamkeit der Kraftwerke in der Losung von Engpéassen auf den St. Peter-Leitungen wurden
je Leitung die mittleren Sensitivitdten je Kraftwerk, basierend auf den historischen Netzmodellen aus dem Day-
Ahead-Congestion-Forecast (DACF) fiir 2025 und 2026, ermittelt (Abbildung 18). Die mittleren Sensitivitaten geben
an, wie stark sich die Auslastung des Netzelements (in MW) im Mittel &ndert, wenn Redispatch-Leistung eingesetzt
wird (in MW). Die Wirksamkeitsanalyse zeigt:

o Fur alle vier Leitungen sind thermische Kraftwerke mitunter die wirksamsten MaBnahmen in der
Engpasslosung.

o Das Kraftwerk Timelkam weist die hochste mittlere Wirksamkeit auf die St. Peter-Leitungen auf, gefolgt
vom Industriekraftwerk Steyrermuhl, und den Kraftwerken Linz Mitte, Linz Stid und Salzburg Mitte.

o Unter den hydraulischen Kraftwerken mit der hochsten mittleren Sensitivitat sind Kaprun und Malta.
Aufgrund ihrer netztechnischen Entfernung zu den St. Peter-Leitungen zeigt die Kraftwerksgruppe Zemm
die geringste mittlere Sensitivitat zur Engpasslosung in St. Peter.

Abbildung 18 verdeutlicht wieder die Rolle der thermischen Kraftwerke in der Gewahrleistung der
Versorgungssicherheit in Osterreich. Zur Engpasslésung in St. Peter bieten die thermischen Kraftwerke auch 2025
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und 2026, trotz der verbesserten Anbindung der Pumpspeicherkraftwerke an St. Peter durch die Inbetriebnahme
der 380-kV-Salzburgleitung im Jahr 2025, mitunter das effektivste Mittel.

Wirksamkeit Kraftwerke auf Leitung St. Peter-Pirach Wirksamkeit Kraftwerke auf Leitung St. Peter-Simbach

hydraulisch

hydraulisch
0.08 W thermisch

B thermisch

=4 o o b4 o
o o o o =)
N ) & @ =)

o
o
=]
Mittlere Wirksamkeit (MW siostung/MWragispaton)

Mittlere Wirksamkeit (MW agiastung/ MW edisparch)

0.00
F PP FESELE SO & O &
PR FF L EE T T O N S é‘”@é‘
&0 FH O E & « .b\,a&&z © é\é“l\ & = E & @
3 & £ g 2 & &
& o R & & & < & &
Wirksamkeit Kraftwerke auf Leitung St. Peter-Altheim Wirksamkeit Kraftwerke auf Leitung St. Peter-Pleinting
2 —_ "
Zi 0.08 hydraulisch Z0.16 hydraulisch
g W thermisch s W thermisch
& $0.14
% 0.07 §°‘
< =
£ 0.06 012
2 005 2010
S g
=
= 004 2 0.08
£ 003 £ 006
@ £
£ g
= 0.02 X 0.04
% 0.01 E
g .| E 0.02
3 000 S 000
SR I S R s S R BRI RGP, SR S oY o
E SIS IS S S 50 S5
<& oS 0@\}&0@ @ & O W Qgﬁ
of Y N S

Abbildung 18: Mittlere Wirksamkeiten der EPM-Kraftwerke Osterreichs auf die St. Peter-Leitungen.

Thermische Kraftwerke sind in der L6sung von Engpéssen des weiterhin relevanten
Engpasses in St. Peter mitunter am wirksamsten.

3.1.4. Energiemengen, Haufigkeit, und Kosten von EPM-Eins&tzen historisch und in der Systemanalyse

—— Menge pos. Redispatch Systemanalyse 2023 fiir 2025
1o EPM-Menge Leistungserhéhung historisch 2025

Menge [GWh]

Jan Feb Mar Apr Mai Jun Jul Aug Sep Okt Nov  Dez

Abbildung 19: Vergleich der historisch abgerufenen EPM-Mengen (Leistungserh6hung) 2025 mit Ergebnissen der
Systemanalyse fiir 2025.

Insgesamt wurden im Zeitraum von Janner 2025 bis Dezember 2025 667 GWh Engpassmanagement-Energie fir
Leistungserhdhungen in Osterreich abgerufen. Von Janner 2026 bis Juni 2026 betrigt die EPM-Gesamtmenge fiir
Leistungserhohungen 256 GWh. Diese Menge inkludiert Abrufe fir Engpédsse innerhalb des APG-Netzes, auf
Grenzleitungen, und Abrufe fiir auslandische UNB. Der monatlich kumulierte Verlauf der EPM-Energiemengen fiir
das historische Jahr 2025 und die in der Systemanalyse 2023 ermittelten Werte fiir das Zieljahr 2025 sind in

Abbildung 19 gezeigt.
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Abbildung 20: Monatliche Anzahl an Tagen mit Redispatch-

I Historisch 2025
B Systemanalyse fiir 2025

In der Systemanalyse fiir 2025 wird an 286 Tagen
Redispatch  abgerufen'®. Eine monatliche
Auswertung und  Gegeniberstellung  zum
historischen Jahr 2025 ist in Abbildung 20 gegeben.
Im Allgemeinen stimmen die Verldufe und
Gesamtmengen fir Leistungserhdhungen aus der
Historie und Systemanalyse gut Uberein. Die
Redispatch-Simulationen und Abschdtzungen der
Systemanalyse haben aber nicht das Ziel,
Redispatch-Mengen ,perfekt” vorherzusagen.
Dies ist technisch schlicht nicht moglich. Der

Abruf fiir das Jahr 2025 und die Systemanalyse fiir 2025. gemaR §7(2) Netzreserve-VO geforderte Vergleich

Historie ist daher nur bedingt aussagekraftig.

der EPM-Mengen aus der Systemanalyse und

Dies zeigt sich auch fir 2026, wie in Abbildung 21 dargestellt: hier Gbersteigen die historisch abgerufenen EPM-
Mengen in den Monaten Janner bis April 2026 die Redispatch-Mengen der Systemanalyse fiir 2026 deutlich, bevor
sie sich flir Mai und Juni anndhern. Die historischen Verldufe fiir Jdnner bis Juni 2025 und 2026 stimmen jedoch gut

Uberein.
—— Menge pos. Redispatch Systemanalyse 2024 fur 2026
- EPM-Menge Leistungserhdhung historisch 2026
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Abbildung 21: Vergleich der historisch abgerufenen EPM-Mengen (Leistungserh6hungen) 2026 mit Ergebnissen
der Systemanalyse fiir 2026.

In der Systemanalyse fiir 2026 wird fiir das
ganze Jahr an 246 Tagen Redispatch
abgerufen!®. Das entspricht im Mittel gut den
114 Tagen des historischen Jahres 2026. Die
monatliche Gegeniiberstellung des ersten
Halbjahres 2026 mit der Sysytemanalyse fiir
2026 ist in Abbildung 22 dargestellt. Neben den
bereits genannten Einschrankungen der
Redispatch-Optimierung der Systemanalyse
werden in der Simulation auch keine Abrufe
Osterreichischer Kraftwerke durch auslandische
UNB beriicksichtigt. Diese stellen historisch den
groRten Anteil der EPM-Abrufe in Osterreich dar
und enthalten auch Abrufe fir Engpasse, die nur
im deutschen Netz auftreten, beinhalten, was zu

B
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Abbildung 22: Monatliche Anzahl an Tagen mit Redispatch-Abruf fiir
das erste Halbjahr 2026 und die Systemanalyse fiir 2026.

der Diskrepanz im Verlauf zwischen Historie und Systemanalyse beitragt.

16 Redispatch-Einsétze mit absoluten Leistungen tiber 1 MW,

© Austrian Power Grid AG

19



Im F0|genden Werden die 3404 —— Kosten Leistungserhohung SA 2023 fir 2025
mittleren EPM-Kosten in 3207 e Kosten Leistungserhéhung historisch 2025

L 300
[€/MWHh] aus der Historie 2801
den Werten der g 260 1
s |
Systemanalyse @ i;g
gegenibergestellt. Die § 200
. @ 1
historischen Kosten & 1g0/1
umfassen dabei die Kosten, 1604
die durch EPM-Abrufe bei 1;’8'
APG verbleiben — Abrufe 100

auslindischer UNB  sind Jin  Feb Mar Apr Mai Jun Jul Alg Sep Okt Nov Dez

daher nicht enthalten.  Abbildung 23: Mittlere EPM-Kosten historisch 2025 und aus der Systemanalyse

fiir 2025.
Die  Kosten  flur  grenz- ur

iberschreitenden Redispatch werden historisch zwischen den betroffenen UNB geteilt. Um die Vergleichbarkeit mit
den Kosten der Systemanalyse zu erhéhen und dieses Cost-Sharing zu kompensieren, wurden die historischen
Kosten fur EPM-Abrufe fur Grenzleitungen verdoppelt. Die historischen Kosten umfassen die Kosten, die durch
EPM-Abrufe bei APG verbleiben. Nicht enthalten sind die Kosten von Gegensteuerungen im Ausland sowie Kosten,
die fir auslandische UNB durch Abrufe in der APG-Regelzone angefallen sind.

Abbildung 23 zeigt den Vergleich der EPM-Kosten fiir 2025 mit den Werten der Systemanalyse 2023 fiir das Zieljahr
2025. Die mittleren Kosten je MWh Leistungserhéhung aus der Systemanalyse fiir das Zieljahr 2025 stimmen
besonders im zeitlichen Verlauf gut mit den historischen Werten aus dem Jahr 2025 (iberein.

Die Gegenuberstellung der 3407 — Kosten Leistungserhdhung SA 2024 fiir 2026

EPM-Kosten fiir das erste 3204 -~ Kosten Leistungserhdhung historisch 2026
300 1

Halbjahr 2026 mit den 2801

Werten der Systemanalyse 3 260
2024 fiir das Zieljahr 2026 5 2407

) ) . = 220
ist in Abbildung 24 2 200-
dargestellt.  Auch hier & 1804
bewegen sich die mittleren 160+
140
EPM-Kosten der 1201
Systemanalyse und 100

T ) Jan  Feb  Mar Apr Mai  Jun  Jul  Aug Sep Okt MNov Dez
historisch 2026 in der

gleichen GroRenordnung.  Apbildung 24: Mittlere EPM-Kosten fiir das historische erste Halbjahr 2026 und die
Abweichungen ergeben Systemanalyse fiir 2026.

sich u.a. durch Unterschiede in den Annahmen der Systemanalyse zur Realitdt, wie den Stromgestehungskosten.
Die Annahmen zu Priméarenergiepreisen der Systemanalyse beruhen auf Future-Preisen zwei Jahre im Voraus. Auch
in den Wirkungsgraden der Kraftwerke kann es Unterschiede geben. So betrdgt der Unterschied 2026 fir die
mittleren Stromgestehungskosten aus Gas ca. 28 €/MWh (siehe dazu auch Absatz 5). Ebenso trigt die
Beriicksichtigung von APG-Abrufen auslandischer Kraftwerke zu den Abweichungen bei. Ein direkter Vergleich der
EPM-Kosten zwischen Historie und Systemanalyse bzw. das Ableiten von Schlussfolgerungen ist aufgrund dieser
Unterschiede nur schwer moglich. Die Unterschiede in den betrachteten Redispatch-Einsdtzen und der in den EPM-
Kosten enthaltenen Beitrdage erschwert den in §7(2) Netzreserve-VO geforderten Vergleich.

Die Jahre 2025 und 2026 zeigen einen dhnlichen EPM-Bedarf in Hohe, Haufigkeit
und abgerufenen Mengen. Ein Vergleich der historischen EPM-Abrufe mit den

Redispatch-Einsatzen der Systemanalyse lasst kaum fundierte Erkenntnisse zu.
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3.2. Netzreservebedarf 2025 - 2026

Wie in Abbildung 25 verdeutlicht, war die Netzreserve in allen Jahren von 2024 bis 2026 sowohl im Sommer als
auch im Winter im Einsatz. Dargestellt ist der maximale Abruf von Netzreserve-Leistung pro Jahr und Saison
gemeinsam mit den in der Systemanalyse ermittelten Netzreservebedarfen, abzlglich der im Sommer
angewandten Aufschlagsfaktoren fur revisionsbedingte Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten und die Leistungskorrektur
fir thermische Kraftwerke bei Temperaturen Gber 20°C.

7001 Winter & Prog. Netzreservebedarf der dim. Stunde Im Winter 2024/2025 und 2025/2026
s00 Max. Einsatz kontrahierter Kapazitat in Spitzenstunde wurden die Prognosen des
500, 470 565 Netzreservebedarfs aus der
E Systemanalyse gut getroffen und die
gaoo— 460 465 kontrahierte Leistung zur Ganze fur das
%300' Engpassmanagement benitzt. Wahrend
200 der Sommer 2024/2025 aufgrund der
100 auBergewdhnlichen
o ‘ ‘ energiewirtschaftlichen Situation
2024/2025 2025/2026 Osterreichs (wie der Wasserreichtum

& Prog. Netzreservebedarf der dim. Stunde . .
1400 { Sommer Max. Einsatz kontrahierter Kapasitat in Spizenstunde 2024 und die verstarkten Ost-West-
1200 1190 Handelsflisse) wenigen Bedarf an
= 1000 11’00 Netzreserve bot, bestand im Sommer
% 200 8%0 2025/2026 wieder ein héherer
_% 600 | 730 Netzreservebedarf. Im Sommer
3 2024/2025 wurde der Netzreservebedarf
4007 aus der Systemanalyse nur leicht
2001 unterschritten, im darauffolgenden

0

2024/2025 2025/2026 Sommer  2025/2026 stimmte der

historische Netzreserveeinsatz gut mit
Abbildung 25: Maximaler Einsatz der Netzreserve in der Spitzenstunde

im Winter (oben) und Sommer (unten). dem in der Systemanalyse ermittelten

Bedarf Uberein und bestatigt die Qualitat
der Berechnungen im Rahmen der Systemanalyse, obwohl sich durch die hohe Volatilitdat und damit schwierige
Prognostizierbarkeit der energiewirtschaftlichen Lage Europas und durch ungeplante Ereignisse
(Kraftwerksausfalle, Leitungsabschaltungen, etc.) Abweichungen ergeben kénnen.

Die Netzreserve wurde 2025 und 2026 ganzjahrig zur Gewahrleistung der Netz-

und Versorgungssicherheit eingesetzt.

Im Winter 2025 und 2026 wurde die kontrahierte Leistung in den Spitzenstunden

ausgeschopft.

Abbildung 25 und besonders Abbildung 26 zeigen die hohe Bandbreite an energiewirtschaftlichen Bedingungen im
europdischen Stromsystem im historischen Netzreservebedarf auf. In Abbildung 26 ist die Anzahl der Stunden mit
positivem Redispatch-Einsatz von Netzreserve-Kraftwerken saisonscharf fur die Jahre 2024/2025 und 2025/2026
dargestellt. Im Jahr 2025/2026 hat sich die Anzahl der Netzreserveeinsitze verglichen zum Vorjahr mehr als
verdoppelt. Hier wird deutlich, dass die gednderten Rahmenbedingungen 2025/2026 wie die Verschiebung zu
West-Ost-Flissen am europdischen Strommarkt oder die geringe Laufwassererzeugung direkten Einfluss auf die
Hohe und Haufigkeit von Netzreserve-Einsdtzen nimmt. Die hohe Volatilitdt der Rahmenbedingungen und die
daraus folgende jahrliche Variation im Netzreserveeinsatz beweist klar, dass aus einem Jahr mit geringerem
Netzreservebedarf keine fundierten Schlussfolgerungen zum zukiinftigen Netzreservebedarf gezogen werden
kdnnen.
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Abbildung 26: Héufigkeit von positiven Redispatch-Einsdtzen der Netzreserve je Saison fiir 2024/2025 und 2025/2026.

Die Anzahl der Netzreserve-Einsatze hat sich 2025/2026 im Vergleich zum

Vorjahr mehr als verdoppelt. Die kritischeren Rahmenbedingungen in diesem

Jahrim Vergleich zu 2024 /2025 spiegeln sich direkt in einem hdheren
Netzreservebedarf wider.
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4. Systemkritische Situationen und ihre L6sung - eine Detailbetrachtung

Detailanalyl

System- 2@
B . kritische [‘}
Héufigkeit/

Situationen sicherheit

Vergleich mit
Systemanalyse

Abbildung 27: Untersuchungsrahmen der Ex-
Post-Analyse zu Detailanalysen historischer

systemkritischer Situationen.

Versorgungs- |

Die Ableitung des Netzreservebedarfs in der Systemanalyse
basiert auf Detailanalysen systemkritischer Stunden aus den
Simulationsergebnissen. Fir Sommer und Winter wird
typischerweise jene Stunde gewahlt, die den hdchsten Bedarf an
flexibler Leistung aufweist, der sich aus der Summe des
thermischen Markteinsatzes und des positiven thermischen
Redispatch-Einsatzes zusammensetzt. Der Bedarf beruht auf
einem  komplexen Zusammenspiel einer Vielzahl an
energiewirtschaftlichen und netztechnischen Faktoren in
Osterreich und Europa. Die Systemanalyse muss gewisse
Annahmen hinsichtlich des Strommarktes und Stromnetzes fir
die Markt- und Redispatch-Berechnungen treffen. In der Ex-Post-
Analyse wird das Zusammenspiel dieser Annahmen in
Einzelsituationen untersucht, indem historisch kritische
Situationen den dimensionierenden Stunden der Systemanalyse
gegeniibergestellt

werden. Dabei werden die

Ubereinstimmungen und Unterschiede zwischen Simulation und Historie untersucht. Die Notwendigkeit der

Netzreserve zur Gewdhrleistung der Netz- und Versorgungssicherheit wird fir je fiinf historisch kritische Stunden

pro Saison verdeutlicht (Abbildung 27).

4.1. Bedarfsdimensionierende Stunden der Systemanalyse

Die jeweiligen energiewirtschaftlichen Umstdande der dimensionierenden Stunden der Systemanalyse wurden in
Abbildung 28 (Sommer) und Abbildung 29 (Winter) dargestellt. Daraus lassen sich Muster bzw. Standards in den
Handels- und Lastflissen erkennen, welche bis jetzt den Knoten St. Peter als dimensionierenden Engpass fir die

Netzreserve ergeben. Die wichtigsten Faktoren fir die Sommerfalle sind in Tabelle 3 gelistet. Tabelle 4 fuhrt die

relevanten Parameter fiir die Winterstunden auf.

Systemanalyse fiir 2025, Sommer
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Abbildung 28: Europdische Handelslage in den dimensionierenden Sommerstunden der Systemanalysen.
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Abbildung 29: Europdische Handelsfliisse in den dimensionierenden Winterstunden der Systemanalysen.

Die Sommerstunden sind vor allem durch West-Ost-Handelsfliisse in Europa und durch Osterreich, sowie der
geringen Winderzeugung in Osterreichs geprigt. Im Winter fiihren besonders Nord-Siid- bzw. West-Ost-
Handelsfliisse, hervorgerufen u.a. durch die hohe Winderzeugung in DE, zu Uberlastungen bei St. Peter. Gleichzeitig
wird eine hohe Residuallast — also hohe Last bei geringer Erzeugung aus Erneuerbaren Energietragern (EE) - in
Osterreich verzeichnet. Mehr Details zu den dimensionierenden Stunden werden im Anhang 1 -
Bedarfsdimensionierende Stunden der Systemanalyse angefiihrt.

Tabelle 3: Charakteristische Faktoren fiir die dimensionierenden Sommerstunden der Systemanalysen.

Max. Redispatch-

Systemanalyse Hauptfaktoren Europa Hauptfaktoren AT Engpass .
Leistung
Systemanalyse Exporteure: FR, NL, DE AT im Import Engpass: St. Peter
2023 fiir 2025 Importeure: IT Hohe Last — Pleinting Gesamt: 1430 MW

Handelsfliisse: West-Ost-Flisse ~ Geringe Winderzeugung  Auslastung: 146% Thermisch: 575 MW
Hohe PV-Erzeugung
Systemanalyse Exporteure: FR, NL, DE AT im Import Engpass: St. Peter
2024 fur 2026 Importeure: IT, PL, Stidost Hohe Last — Pleinting Gesamt: 2413 MW
Handelsfliisse: West-Ost-Flisse  Geringe Winderzeugung  Auslastung: 166% Thermisch: 2089 MW
Hohe PV-Erzeugung

Tabelle 4: Charakteristische Parameter fiir die dimensionierenden Winterstunden der Systemanalysen.

Max. Redispatch-

Systemanalyse Hauptfaktoren Europa Hauptfaktoren AT Engpass .
Leistung
Systemanalyse Exporteure: DE, NL, FR AT im Import Engpass: St. Gesamt: 1240 MW
2023 fur 2025 Importeure: IT, CH Hohe Last Peter-Leitungen  Thermisch: 945 MW
Hohe Winderzeugung DE Geringe EE-Erzeugung Auslastung: 141%
Handelsfliisse: Nord-Suid- bzw. Hohe Turbinen-
West-Ost-Flisse erzeugung
Systemanalyse Exporteure: DE, NL, FR AT im Import Engpass: St. Gesamt: 350 MW
2024 fur 2026 Importeure: IT, CH, Sidost Hohe Last Peter-Leitungen  Thermisch: 185 MW
Hohe Winderzeugung DE Geringe EE-Erzeugung Auslastung: 109%

Handelsfliisse: Nord-Siid- bzw. Hohe Turbinen-
West-Ost-Flisse erzeugung
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4.2. Historisch systemkritische Stunden 2025-2026

In den Jahren 2025 und 2026 gab es Situationen, in denen die Bedeutung der Netzreserve besonders deutlich wird.
Die L&sung von Engpassen im dsterreichischen Ubertragungsnetz ist ein komplexer Prozess, in dem nicht nur die
akute Engpasslage in Osterreichs zu jener Stunde, sondern die gesamtheitliche Situation im Stromsystem
Osterreichs und insbesondere seiner Nachbarlander iiber mehrere Stunden beriicksichtigt werden muss. Welche
der méglichen MaRnahmen zur Engpasslésung — darunter fallen unter anderem topologische Anderungen wie
Sonderschaltzustande, die Lastflusssteuerung durch die Stufung von Phasenschieberstransformatoren (PST), und
Redispatch von hydraulischen, thermischen, oder Windanlagen - gewahlt wird, hdngt in der Betriebsfiihrung also
von einer Vielzahl an Faktoren ab.

o el 2024/2025 RO
—— Leitung = 70% —

Leitung = S0%

Leitung = 100%

Leitung > 120% N . St. Peter-
#?:;r?:ﬂg 30*20% . | Kuppelleitungen
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Abbildung 30: Maximale (n-1)-Auslastung vor EPM-Mafnahmen je Leitung 2024/2025 (links) und 2025/2026 (rechts).

Abbildung 30 stellt die Engpasslage fur die Jahre 2024/2025 (links) und 2025/2026 (rechts) dar. Fir beide Jahre ist
die hochste stiindliche (n-1)-Auslastung je Netzelement abgebildet. Beide Jahre weisen dhnliche Engpésse aus: die
héchsten (n-1)-Uberlastungen sind auf den St. Peter-Leitungen, den Leitungen Tauern-WeiRenbach bzw.
Hessenberg-WeilRenbach, und den Grenzleitungen in den Siden und nach Ungarn zu finden. Auch die
Transformatoren St. Peter und in Siid- und Westdsterreich zeigen hohe Auslastungen fiur beide Jahre. Die volle
Inbetriebnahme der 380-kV-Salzburgleitung im Sommer 2025 hat die Engpasslage besonders im Bereich Tauern-
Salzburg entlastet.

2024/2025 ‘ 2025/2026 ‘

% der Jahresstunden mit
Auslastung > 100%
— < 1%

1-5%

5-10%
— 10-15%
— > 15%

Abbildung 31: Relative Héufigkeit der Uberlastungen 2024/2025 (links) und 2025/2026 (rechts).

Die relative Haufigkeit der Uberlastungen je Netzelement ist in Abbildung 31 abgebildet. Die Netzelemente mit den
haufigsten Uberlastungen, d.h. Auslastungen > 100%, sind in beiden Jahren die St. Peter-Leitungen, die
Grenzleitungen Lienz-Auronzo und Obersielach-Podlog, sowie die Transformatoren in Westdsterreich. Die
Grenzleitungen im Siiden weisen zwar hohe und hiufige Uberlastungen auf, diese Engpasse kénnen jedoch durch
den Einsatz von PST als kurative MaRnahme zur Lastflussregelung meist gel6st werden. 2024/2025 z3hlen auch die
Grenzleitung nach Ungarn und die internen Leitung Tauern/Pongau-WeiRenbach zu den haufigsten Engpéassen.
Abbildung 30 und Abbildung 31 verdeutlichen, dass trotz des voranschreitenden Netzausbaus, der die wirksamste
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MaRnahme zur Sicherstellung der Netzsicherheit darstellt, im 8sterreichischen Ubertragungsnetz hohe und haufige
Uberlastungen auftreten die zu systemkritischen Situationen fiihren. In der Detailbetrachtung solcher Stunden wird
die Rolle der Netzreserve besonders deutlich sichtbar. Im Folgenden werden solche kritischen Stunden und die
Rolle der Netzreserve in ihrer Losung beleuchtet.

4.21. Einsatz der Netzreserve zur Gewahrleistung der Netz- und Versorgungssicherheit

4211, Auswahlund Detailanalyse von tatsachlich aufgetretenen systemkritischen Stunden

Um die Bedeutung der Netzreserve in systemkritischen Stunden aufzuzeigen, werden je Saison fiinf historische
kritische Stunden aus 2025 und 2026 ausgewadhlt, in denen Netzreserve-Kraftwerke als EPM-MalRnahme abgerufen
wurden. Die ausgewdhlten Stunden werden anschlieBend hinsichtlich Energiewirtschaft, Netzsituation, und EPM-
MaRnahmen im Detail betrachtet. Der tatsachliche historische Redispatch-Einsatz (in der Tabelle 5) und die
Notwendigkeit der Netzreserve zur Engpasslésung wird im Kontext der Befundlage in ganz Osterreich und der
energiewirtschaftlichen Lage Europas bewertet, wie in Anhang 2 - Historisch systemkritische Stunden 2025-2026
ausgefihrt.

Tabelle 5: Netztechnisch relevante Stunden 2025 und 2026.

Netztechnisch relevante Historischer Gesamt- Historischer Netzreserve-
Stunde Redispatch-Einsatz [MW] Einsatz [MW]
Sommer 26.06.2025, 17:00 930 280
26.06.2025, 18:00 630 280
30.06.2025, 19:00 200 200
01.07.2025, 00:00 650 100
01.07.2025, 02:00 1000 350
Winter 21.01.2025, 13:00 450 450
19.02.2025, 07:00 470 470
23.01.2026, 11:00 500 500
24.01.2026, 13:00 150 150
24.03.2026, 14:00 1950 400

4.2 1.2. Charakteristika der historisch kritischen Stunden

Aus der Detailanalyse der historisch aufgetretenen kritischen Stunden lassen sich gewisse Muster bzw. Aspekte
ableiten, die in diesen Stunden gehauft auftreten. die Die treibenden Faktoren, die zu der konkreten Engpasslage
und dem Redispatch- bzw. Netzreserve-Einsatz in den betrachteten kritischen Stunden gefiihrt haben, sind
folgende:
o West-Ost- bzw. Nord-Siid-Fliisse durch Osterreich filhren zu Engpdssen im dsterreichischen
Ubertragungsnetz. Besonders relevante Engpésse sind die St. Peter-Leitungen und -Transformatoren sowie
die Leitungen Tauern/Pongau-WeiRenbach oder WeiBenbach-Hessenberg.

o Die Wirksamkeit von Kraftwerken in der Engpasslosung hangt stark ihrer geografischen Lage im
Stromnetz relativ zu den vorhandenen Engpdssen im Stromnetz ab. Insbesondere bei Engpdssen auf
internen Leitungen wie z.B. Tauern/Pongau-Weienbach ist positives Redispatch-Potenzial hinter dem
Engpass, also in Ostosterreich, notwendig. Dieses kann nur durch die thermischen Kraftwerke im Osten
geliefert werden.

o Hydraulische Kraftwerke stehen nicht gesichert fiir Redispatch-MaBnahmen zur Verfiigung. Das
Hochfahrpotenzial kann durch hohen Markteinsatz oder betrieblichen Begrenzungen (z.B.
Pegelstandbegrenzungen, Vorhalten von Regelreserve-Leistung, behdrdliche Auflagen) eingeschrankt
sein.
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o Fur Engpasssituationen, die liber mehrere Stunden anhalten, ist der Einsatz thermischer Kraftwerke in
der Engpasslosung notwendig, da der Einsatz hydraulischer Kraftwerke tber langere Zeitraume durch die
genannten Beschrdankungen nicht gesichert ist.

o Der Einsatz topologischer MaRnahmen wie Sonderschaltzustanden ist nicht gesichert verfiigbar. Die
notwendigen Betriebsmittel miissen zur Verfligung stehen.

o Die Engpasslésung in der Betriebsfithrung ist ein hochkomplexer Prozess, der die Situation am
Strommarkt und Stromnetz Osterreichs und umgebender Linder (iber langere Zeitrdume beriicksichtigen

muss.

Die Schliissel-Rolle folgender EntlastungsmafRnahmen (s. auch Art. 22 SO GL) in der Betriebsfiihrung wurden erneut
durch die Falle bestatigt:
o Der Einsatz von Phasenschiebertransformatoren zur Lastflusssteuerung ist ein essenzielles Mittel zur
Sicherstellung der Netzsicherheit und wird in der Betriebsfiihrung effektiv eingesetzt. Die Koordinierung
der PST-Stufung auf internationaler Ebene kann jedoch sehr komplex sein.

o Sonderschaltzustiande sind effektiv in der Losung von Netzengpassen und werden im Gsterreichischen
Ubertragungsnetz laufend eingesetzt. Die notwendigen Betriebsmittel stehen jedoch nicht zu jedem
Zeitpunkt aufgrund der komplexen Handelserfordernisse und Netzfliisse gesichert zur Verfiigung. Flr
Grenzleitungsengpisse ist die Koordinierung mit anderen UNB notwendig.

Die Analyse der historisch kritischen Stunden zeigt, dass die Netzreserve im komplexen

Prozess der Engpasslésung bendtigt wird. Weitere Optionen (topologische MaBnahmen

oder Abrufe anderer Kraftwerkstypen) werden sofern méglich eingesetzt, stehen jedoch

nicht gesichert zur Engpassbehebung zur Verfiigung.

4.2.2. Gemeinsamkeiten und Unterschiede historisch relevanter Stunden zu dimensionierenden Stunden der
Systemanalyse

Wie in Abschnitt 4.1 bzw. Anhang 1 aufgefiihrt, weisen die bedarfsdimensionierenden Stunden der Systemanalyse
je Saison Ahnlichkeiten in den vorliegenden Bedingungen auf, die zu der Engpasslage und damit dem Redispatch-
Bedarfin der jeweiligen Stunde gefiihrt haben. Im Folgenden wird untersucht, wie haufig in der Realitat Situationen
auftreten, die den dimensionierenden Stunden der Systemanalyse ahneln, welche Gemeinsamkeiten sie aufweisen,
und welche Unterschiede auftreten. Im Zuge dieser Analyse werden die relevanten Treiber fiir positiven
thermischen Redispatch in Osterreich identifiziert.

4.2.2.1. Die Haufigkeit des Auftretens der simulierten Stunden in der Realitat

Einige der charakteristischen Eigenschaften der dimensionierenden Stunden der Systemanalyse und die Haufigkeit
ihres Auftretens im Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 sind in Tabelle 6 gelistet. Situationen, die den
dimensionierenden Féllen der Systemanalyse in einer oder mehreren Eigenschaften dhnlich sind, treten in der
Realitat haufig auf, wie aus Tabelle 6 hervorgeht. Analog zu den dimensionierenden Stunden, in denen die
Osterreichische Last zumindest bei ca. 70 der Jahreshéchstlast liegt, wurde fiir die historische Residuallast
Osterreichs in Tabelle 6ebenfalls das 70%-Perzentil herangezogen.

Die Analyse zeigt, dass historisch systemkritische Stunden, die den
bedarfsdimensionierenden Stunden der Systemanalyse in energiewirtschaftlichem

und netztechnischem Umfeld &hnlich sind, in der Realitat haufig auftreten.

© Austrian Power Grid AG 27



Tabelle 6: Haufigkeit des Auftretens der charakteristischen Eigenschaften der dimensionierenden Stunden der
Systemanalysen im Zeitraum 2024-2026.

Parameter aus dimensionierender Stunde der SA Haufigkeit des Auftretens Juli 2024 - Juni 2026
Positiver thermischer Redispatch Uber 2000 Stunden
Uberlastung auf einer St. Peter-Leitung Uber 900 Stunden
Exporte aus Westeuropa Uber 5000 Stunden
Hohe Residuallast Osterreich Uber 1700 Stunden

4.2.2 2 Vergleich der kritischen Stunden der Historie und der Systemanalyse

Flr den gesamten Zeitraum von Juli 2024 bis Juni 2026 wurde untersucht, unter welchen Umstdanden geh&uft hohe
thermische Redispatch-Eindtze auftreten. Eine detaillierte Beschreibung der Analyse ist in Anhang 3 -
Gegeniiberstellung der kritischen Stunden: Historie und Systemanalyse gegeben. Die relevantesten Treiber fir
hohe Redispatch-Abrufe in Osterreich im Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 sind:

o Hohe Lasten in den siidostlichen Nachbarldndern Osterreichs (HU, SI, IT),
o Hohe Erneuerbaren-Erzeugung in Deutschland und den Niederlanden (besonders Wind-Erzeugung),
o Hohe Erzeugung in den nordischen bzw. skandinavischen Landern,

o Hohe Residuallast in Osterreich.

Durch seine zentraleuropdische Lage ist die Engpasssituation Osterreichs stark beeinflusst durch das
energiewirtschaftliche Umfeld der umliegenden Lander. Der thermische Redispatch-Bedarf und damit der
Netzreserve-Bedarf im &sterreichischen Ubertragungsnetz miissen daher in einem gesamteuropiischen Kontext
betrachtet werden. In den systemkritischen Stunden mit hohem thermischem Redispatch-Bedarf in Osterreich
liegt weiters hdufig Kombinationen aus mehreren energiewirtschaftlichen Faktoren in Europa, die in
Extremwerten auftreten, vor.

Die Kritikalitat im dsterreichischen Stromnetz ist stark beeinflusst durch eine

Kombination aus Faktoren auf gesamteuropéaischer Ebene. Das Erzeugungs- und

Lastverhalten der umliegenden Lander Osterreichs spielt eine zumindest gleich

groBe Rolle in der dsterreichischen Engpasslage wie die Bedingungen in Osterreich.

Die charakteristischen Faktoren historisch kritischer Stunden decken sich gut mit jenen der Systemanalyse. In
der Detailbetrachtung einzelner Stunden und der direkten Gegeniiberstellung mit den bedarfsdimensionierenden
Stunden der Systemanalyse kdnnen Unterschiede in einzelnen Parametern bzw. deren Auspragung auftreten. Die
Systemanalyse muss zur Simulation des Strommarkts und -Netzes gewisse Annahmen treffen, die von den
tatsachlichen Echtzeit-Voraussetzungen und Redispatch-Erfordernissen in Einzelstunden zwei Jahre in der Zukunft
—insbesondere im Kontext der Volatilitat der europaischen Energiewirtschaft der letzten Jahre - abweichen kénnen.
Die relevanten Treiber, die entweder besonders haufig zu netztechnisch relevanten Situationen fiihren oder in
besonders kritischen Situationen resultieren, sind in der Realitdt und der Systemanalyse sehr dhnlich.

Die historisch aufgetretenen kritischen Stunden weisen dhnliche relevante

energiewirtschaftliche und netztechnische Voraussetzungen auf wie die

bedarfsdimensionierenden Stunden der Systemanalyse.
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5. Ex-Post-Analyse der Eingangsannahmen der Systemanalyse

In der Systemanalyse werden Parameter und Annahmen
festgelegt, welche als Berechnungsgrundlage der Strommarkt-
und Stromnetzberechnungen dienen. Darunter werden u.a. der
Kraftwerkspark, die Stromgestehungskosten, die beriicksichtigten
Netzausbauprojekte, die Last und das Wetterszenario festgelegt.
Zuséatzlich werden in den Berechnungen Annahmen zur
Verfugbarkeit von Kraftwerken oder Netzelementen getroffen, die
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einen Einfluss auf das Simulationsergebnis haben. Auch in der
Ableitung des Bedarfs an flexibler Leistung kénnen zusatzliche
Faktoren berlicksichtigt werden, wie eine Leistungsverringerung
thermischer Kraftwerke bei Temperaturen ab 20°C. Die Ex-Post-
Analyse untersucht die Validitdt dieser Annahmen fiir den
Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 (Abbildung 32). Anhand der ~=
Erkenntnisse der Ex-Post-Analyse kénnen gemaR §143(3) EIWG EneraeRIee/
Anpassungen der Annahmen der Systemanalyse erfolgen. Eine

Gegenlberstellung weiterer Annahmen zum Ausbau Erneuerbarer
Energietrager, des Wetterszenarios und der Last sind in Absatz 2.2
und Absatz 2.3 gegeben. Die Ergebnisse werden hier
zusammengefasst.

@
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Abbildung 32: Untersuchungsrahmen der
Ex-Post-Analyse zu den
Eingangsannahmen der Systemanalyse.

5.1. Annahmen zum energiewirtschaftlichen und netztechnischen Szenario

5.1.1. Stromgestehungskosten
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Abbildung 33: Vergleich der Stromgestehungskosten im Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 mit den Annahmen der
Systemanalysen fiir 2025 und 2026.

Eine Gegenliberstellung der Annahmen der Systemanalysen zu den Stromgestehungskosten 2025 und 2026 mit
den historischen Werten fiir den Zeitraum Juli 2024 bis 2026 Juni ist in Abbildung 33 dargestellt. Sowohl historisch
als auch in der Systemanalyse waren die Stromgestehungskosten aus Kohle niedriger als aus Gas und es lag ein
,Kohle-vor-Gas“-Szenario vor. Im historischen Jahr von Juli 2024-Juni 2025 lagen die Stromgestehungskosten aus
Gas unter der Annahme der Systemanalyse, wahrend die der Stromgestehungskosten aus Kohle trotz geringeren
CO2-Kosten historisch hoher waren als in der Systemanalyse angenommen. Der Unterschied betragt fiir Gas hier
im Mittel rund 28 €/MWh. Fur das historische Jahr von Juli 2025 bis Juni 2026 lagen die Stromgestehungskosten
fir alle Technologien hoher als die Annahmen der Systemanalyse, was unter anderem durch politische Krisen wie
dem Krieg im Iran erklarbar ist, die im Jahr der Durchfiihrung der Systemanalyse noch nicht absehbar waren.

5.1.2. Kraftwerkspark

In Absatz 2.2 werden die historisch verfiigbaren installierten Kapazititen Erneuerbarer Energietriger in Osterreich
und Deutschland mit den Annahmen der Systemanalyse verglichen. Wahrend der Ausbau von Solaranlagen
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historisch tendenziell schneller voranschreitet als angenommen, zeigen sich beim Ausbau von Windkraft
Verzégerungen im Vergleich zu den Annahmen der Systemanalyse.

Tabelle 7 vergleicht die installierten Kapazitaten fur 2024/2025 und 2025/2026 der restlichen Technologien in
Osterreich mit den Annahmen der Systemanalyse fiir 2025 und 2026. Die Annahmen treffen die historischen Werte
im Allgemeinen gut. Eine Abweichung von 1 GW gibt es flr die Gaskapazitaten 2024/2025. Der Kraftwerkspark der
Systemanalyse fiir 2025 basierte auf den Daten des European Ressource Adequacy Assessment (ERAA) 2022 und
den zu der Zeit bekannten Stilllegungsmeldungen. Die Systemanalyse fiir 2026 zog die Daten des ERRA 2023 heran.

Tabelle 7: Vergleich des ésterreichischen Kraftwerkspark historisch mit den Annahmen der Systemanalyse.

Installierte Leistung
Systemanalyse [GW]

Historische installierte Leistung [GW]

Zeitraum Technologie

Gas 3,3 4,3V
Turbinen 6,8 6,614
2024/2025
Laufwasser 6,0 5,9%
Biomasse 0,6 0,614
Gas 4,0 4,314
Turbinen 6,8 6,614
2025/2026
Laufwasser 6,0 5,9%
Biomasse 0,7 0,61

5.1.3. Wetterszenario und Lastannahmen

Die Systemanalysen zogen zur Modellierung das historische Klimajahr 2018 heran, das im Jahresvergleich ein eher
trockenes Jahr darstellt und daher zur Abbildung systemkritischer Situationen geeignet ist. Das Jahr von Juli 2024
bis Juni 2025 war dem Klimajahr 2018 hinsichtlich der Laufwassererzeugung dhnlich, wahrend der Zeitraum von
Juli 2025 bis Juni 2026 ein deutlich trockeneres Wetterjahr darstellt als 2018 (siehe dazu Absatz 2.3). Die
Betrachtung trockener, und damit potenziell kritischer Wetterszenarien in der Systemanalyse ist durch die Ex-Post-
Analyse eindeutig indiziert.

Die Auswahl des Wetterjahres beeinflusst die Annahmen zum Native Demand. Die Lastannahmen des Native
Demand fir das Jahr 2025 stimmen gut mit den historischen Lastwerten lberein, wahrend die historische
Stromnachfrage des Jahres 2026 starker von der Annahme der Systemanalyse abweicht.

5.1.4. Netzausbau

Die Systemanalyse beriicksichtigt in den Netzberechnungen den voranschreitenden Ausbau des Osterreichischen
und europdischen Stromnetzes, um die Auswirkungen auf den Lastfluss moglichst akkurat abzubilden.
Insbesondere die Netzausbauprojekte im dsterreichischen Ubertragungsnetz und an den Grenzen beeinflussen die
Netzsituation in Osterreich stark. Im historischen Zeitraum von Juli 2024 bis Juni 2026 war die Mehrheit der in
der Systemanalyse beriicksichtigten Ausbauprojekte in Betrieb. Ein besonderes Ereignis war dabei die
Inbetriebnahme der 380-kV-Salzburgleitung im Sommer 2025.

|nstallierte Erzeugungskapazitdt pro Produktionstyp - Austrian Power Grid, Stand 07.01.2025 bzw. 16.12.2025 (letzter
Aufruf: 30.07.2026).
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Die Szenarioannahmen der Systemanalysen 2025 und 2026 sind robust. Trotz der

volatilen energiewirtschaftlichen Entwicklung der letzten Jahre decken sich die

Annahmen zu Kraftwerkspark, Stromgestehungskosten, Lastannahmen und

Netzausbau weitgehend mit der historischen Realitat.

5.2. Methodologische Annahmen

Waéhrend in den Strommarkt- und Netzsimulationen der Systemanalyse Revisionen und temporére Stilllegungen
thermischer Anlagen beriicksichtigt werden, flieBen in die Systemanalyse keine Nichtverfligbarkeiten hydraulischer
Kraftwerke ein. Die Ex-Post-Analyse zeigt jedoch, dass hydraulische Anlagen wie Speicher- und
Pumpspeicherkraftwerke in Osterreich in Summe aufgrund von Revisionen oder Abschaltungen nur selten mit ihrer
vollen Leistung verfligbar sind, wie in Abbildung 34 ersichtlich. Im Zeitraum 01. Janner 2025 bis 30.06. 2026 stehen
im Mittel nur 3605 GW*® von der installierten Leistung von 6,6 GW fiir den Gesamteinsatz hydraulischer
Kraftwerke am Markt, fiir Regelreserve und Engpassmanagement-Einsatze zur Verfiigung, was eine Differenz von
beinahe 3 GW zur vollen installierten Leistung ergibt. Um das osterreichische Energiesystem maoglichst
realitdtsnah abzubilden, sollte die Nichtverfiigbarkeit hydraulischer Kraftwerke in der Hydro-Modellierung der
Systemanalyse beriicksichtigt werden.
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Abbildung 34: Maximale verfigbare Leistung und historische Einspeisung von Pumpspeicher- und
Speicherkraftwerken in Osterreich 2025 und 2026.

Die hydraulischen Kraftwerke in Osterreich waren 2025 und 2026 im Mittel mit 3,6
GW Leistung fur Markt-, Regelreserve- und Redispatch-Einsatz verfugbar. Diese
Diskrepanz zur installierten Leistung von fast 3 GW soll in der Systemanalyse durch

Nichtverfigbarkeiten hydraulischer Kraftwerke berlcksichtigt werden.

5.3. Annahmen zu bedarfserhnéhenden Faktoren in der Ableitung des Netzreservebedarfs

Da Leitungsabschaltungen im wirksamen Bereich um den dimensionierenden Engpass in St. Peter die Auslastung
der befundeten Leitungen erhéhen kdnnen, beriicksichtigt die Systemanalyse reprdsentativ eine Abschaltung der
Leitung Slavetice-Dasny im Bereich des tschechischen UNB CEPS. Trotz der internationalen Koordinierung der

18 Berticksichtigte Kraftwerke sind Kaprun, Malta/Reieck, Zemm, Koralpe, Fragant, Schwarzach, Nassfeld, Fusingau,
Diessbach, Bodendorf, Bockstein, Ranna und Wolla.
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Abschaltungen von Netzelementen, um Auswirkungen auf die Engpasslage im Stromnetz zu vermeiden, zeigt die
Ex-Post-Analyse, dass in der Realitdt oft mehr als eine Leitung im wirksamen Bereich um St. Peter abgeschaltet ist.
Tabelle 8 zeigt die Haufigkeit von mindestens einer bzw. mindestens 2 gleichzeitigen Abschaltungen ausgewahlter
Leitungen im wirksamen Bereich um St. Peter im Zeitraum von Juli 2024 bis Juni 2026. In diesem Zeitraum war
tatsachlich beinahe durchgehend mindestens eine der ausgewdhlten Leitungen in Tschechien abgeschaltet; in
etwa der Hiélfte der Zeit wurden sogar mindestens zwei Leitungsabschaltungen gleichzeitig verzeichnet. Die
Annahme von nur einer abgeschalteten Leitung im ausgewdhlten Bereich in Tschechien in der Systemanalyse
lberschatzt die tatsdchliche Leitungsverfligbarkeit um St. Peter damit deutlich.

Tabelle 8: Héufigkeit von Leitungsabschaltungen in Osterreich und dem Ausland von Juli 2024 bis Juni 2026.

Leitungsabschaltungen im Zeitraum Juli 2024 - Juni 2026

Anteil Stunden mit mindestens einer Abschaltung in CZ 93%

Anteil Stunden mit mindestens 2 Abschaltungen in CZ 53%

Um auch gegen mogliche Nichtverfligbarkeiten von thermischen Kraftwerken aufgrund von Revisionen abgesichert
zu sein, bertcksichtigt die Systemanalyse in der Ermittlung des Bedarfs an flexibler Leistung im Sommer eine
durchschnittliche Zeit von 49 Tagen pro Kraftwerk, in der das Kraftwerk nicht zur Verfligung steht. Tabelle 9 listet
die mittlere Anzahl an Tagen pro Kraftwerk, an denen historisch Nichtverfliigbarkeiten aufgrund von Revisionen
auftreten. Die Annahme von 49 Nichtverfiigbarkeits-Tagen pro Kraftwerk wird durch historische Daten bestatigt
und ist robust. Das Jahr 2025 hat die begrenzte Verfligbarkeit thermischer Kraftwerke besonders verdeutlicht. Es
traten ungeplante Kraftwerksausfalle auf, mit denen aufgrund des hohen Alters der kalorischen Anlagen und der
durch den Klimawandel steigenden Temperaturen in Zukunft noch haufiger zu rechnen ist.

Tabelle 9: Revisionsbedingte Nichtverfiigbarkeiten thermischer Kraftwerke von Juli 2024 bis Juni 2026.

Zeitraum Mittlere Anzahl Tage mit Nichtverfiigbarkeit/Kraftwerk [T]
Systemanalyse 49
Juli 2024 — Juni 2025 54
Juli 2025 —Juni 2026 47

Da thermische Kraftwerke bei hohen Umgebungstemperaturen eine geringere Effizienz aufweisen, wird in der
Bedarfsableitung der Systemanalyse fiir den Sommer ein Leistungsaufschlag ergénzt, der die geringere Wirksamkeit
bei Temperaturen ab 20°C kompensieren soll. Im Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 traten im Raum Wien, wo die
Mehrheit der thermischen Kraftwerke angesiedelt ist, insgesamt 267 Tage mit Maximaltemperaturen von tber 20°C
auf, an 70 Tagen lag die Maximaltemperatur tGber 30°C. Die drei Annahmen zu Leitungsabschaltungen im Ausland,
revisionsbedingten Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten, und hohen Umgebungstemperaturen (iiber 20°C) traten im
Zeitraum Juli 2024 bis Juni 2026 in 2882 Stunden gleichzeitig auf.

Die Annahmen der Systemanalyse zur Berlicksichtigung von bedarfserhéhenden

Faktoren in der Ableitung des Netzreservebedarfs sind robust. In der Realitat

treten diese (Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten, Leitungsabschaltungen, und

verringerte Effizienz thermischer Kraftwerke bei hohen Temperaturen) auch
gleichzeitig auf.

Ein Uberblick tiber alle Annahmen der Systemanalyse und ihrem historischen Auftreten ist in Tabelle 10 gegeben.
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Tabelle 10: Uberblick iiber die Annahmen der Systemanalyse und ihrem Eintreffen in den Jahren 2025 und 2026.

Parameter

Annahme der
Systemanalyse

Historisch

Zeitraum

Fazit

Installierte Windkraft AT
Installierte PV-Anlagen AT

Last/Native Demand
Jahreslaufwassermenge

Revisionsbedingte
Nichtverfiigbarkeit
thermischer Kraftwerke

Leitungsabschaltungen um
St. Peter in CZ

Hohe Temperaturen
(>20°C)

Hohe Temperaturen,
Kraftwerksrevisionen &
Leitungsabschaltungen

4,9 GW
6,8 -8,3 GW

68,4 bzw. 70,2 TWh

25,8 TWh

49 Tage/Kraftwerk

1 Leitung in 100%
der Stunden

Treten im Sommer
auf

Treten im Sommer
gleichzeitig auf

4,0-4,4 GW
8,3-10,4 GW
70,9 TWh bzw.
65,3 TWh

26,4 TWh bzw.
23,4 TWh

54 bzw.
47 Tage/Kraftwerk

Mind. 1 Leitung in
93% der Stunden
Mind. 2 Leitungen
in 53% der
Stunden

276 Tage

2882 Stunden

01/2025 - 06/2026
01/2025 - 06/2026
07/2024 - 06/2025
07/2025 - 06/2026
07/2024 - 06/2025
07/2025 - 06/2026

07/2024 - 06/2025
07/2025 - 06/2026

07/2024 - 06/2026

07/2024 - 06/2026

07/2024 - 06/2026

Tendenziell tiberschatzt
Tendenziell unterschatzt
Lastannahmen sind
robust

Trockene Wetterjahre
treten historisch auf.
Kraftwerksrevisionen
treten historisch mit der
angenommenen
Haufigkeit auf.

Leitungsabschaltungen
im Ausland treten
historisch haufig auf.

Hohe Temperaturen
treten historisch haufig
auf.

Alle drei Faktoren treten
historisch gleichzeitig auf.

Die Annahmen der Systemanalysen zu Szenarien und bedarfserh6henden Faktoren

werden in der Ex-Post-Analyse weitgehend bestatigt. Die angenommenen

Bedingungen treten in der Realitat auf.
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6. Zusammenfassung und Take-Aways

6.1. Zusammenfassung

Ziel der Ex-Post-Analyse ist, neben dem umfangreichen Verstandnis liber das dsterreichische Stromsystem der

Vergangenheit, die Qualitdtssicherung der Systemanalyse zur Ermittlung des Netzreservebedarfs. Die Ex-Post-

Analyse umfasst daher Auswertungen zu den historischen energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen und

der Vergleich mit den Annahmen der Systemanalyse, dem historischen Netzreserve- bzw. EPM-Bedarf in

Hohe, Haufigkeit, Wirksamkeit, Ursachen, Mengen und Kosten, sowie eine Detailanalyse historischer

netztechnisch relevanter Stunden.

Die vorliegende Ex-Post-Analyse zum %
historischen Zeitraum von 01.01.2025
bis 30.06.2026

energiewirtschaftliche

zeigt fur das o 2025/2026
Umfeld
Europas bzw. Osterreichs
Ahnlichkeiten zu  den  Jahren
2021/2022.
Zeitraum  von

30.06.2026 fiir

Insgesamt bot der
01.01.2025  bis

das Stromsystem verscharft.

Umfeld

o Europaische Energiewirtschaft zeigt hohe Volatilitat:
traten
Handelsflisse auf.
o Osterreich war 2025/2026 wieder Netto-Stromimporteur.
o Die &sterreichische Nettoposition zeigt starke, teils
stindliche Schwankungen.
o 2025/2026 war in Osterreich sehr trocken mit geringer
Laufwassererzeugung, was die Osterreichische Netzsituation

wieder  vermehrt  West-Ost-

kritische Bedingungen.

DDH/— Netzreserve-Bedarf

o Die Netzreserve war 2025/2026 ganzjahrig zur Gewahrleistung
der Versorgungssicherheit notwendig.

o Die maximalen Abrufe im Sommer (730 bzw. 1190 MW)
und Winter (470 bzw. 565 MW) bestatigen die Ergebnisse
der Systemanalyse.

o In Summe wurden 2025/2026 etwa alle
Engpassmanagement-Mallnahmen benétigt.

o Thermische Kraftwerke weisen mitunter die hochste
Wirksamkeit zur Behebung der hadufigsten Engpésse auf den St.
Peter-Kuppelleitungen auf.

1.7 Tage

Die angespannten Voraussetzungen
spiegeln sich auch im historischen
Netzreservebedarf wider. Die
maximalen Abrufe im Winter und
Sommer der Zeitrdume von Juli 2024
- Juni 2025 und Juli 2025 - Juni 2026
stimmten mit dem Bedarf der
dimensionierenden  Stunden der
Systemanalyse gut (iberein. In
Summe wurde die Netzreserve in ca.
Die St.

auch

1500 Stunden -eingesetzt.

Peter-Kuppelleitungen waren

historisch relevante Engpésse, wie in der Systemanalyse angenommen. Die monatlich benotigten Mengen fiir

positiven Redispatch und die damit verbundenen Kosten zeigten trotz der limitierten Vergleichbarkeit gute

Ubereinstimmung mit den Ergebnissen der Systemanalyse.
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Die Bedeutung der Netzreserve
wird besonders in der
Detailbetrachtung von historischen
systemkritischen Stunden sichtbar.
Solche Situationen treten im
osterreichischen

Ubertragungsnetz abhingig von
den energiewirtschaftlichen und

— Systemkritische Situationen

o In der Realitat treten kritische Situationen auf, in denen der
Einsatz der Netzreserve fir den kontinuierlichen, sicheren
Netzbetrieb fundamental ist.

o Die historischen kritischen Stunden zeigen groBe Ahnlichkeiten
mit den bedarfsdimensionierenden Stunden der Systemanalyse.

o Die Historie bestétigt die Annahmen der Systemanalyse zu
den Haupttreibern, die zu systemkritischen Situationen
fuhren kénnen.

Jahr 2025 und das erste Halbjahr o Die Engpassbehebung ist ein hochkomplexer betrieblicher

Prozess, in dem eine ganzheitliche Betrachtung des

netztechnischen und energiewirtschaftlichen Umfelds (ber

mehrere Stunden notwendig ist.
o Die Netzreserve ist ein zuverlassiges, sicher verflgbares
Instrument, das besonders in  Ausnahmefdllen zur
Gewdhrleistung der Netzsicherheit notwendig ist.

netztechnischen Voraussetzungen
das ganze Jahr Uber auf. Fir das

2026 wurden je funf relevante
historische Falle fir den Winter
und Sommer untersucht und die
treibenden Faktoren hinter der

Netzsituation sowie die

MaRnahmen, die zur

Engpasslosung betroffen wurden, beleuchtet. Die Netzreserve ist die einzige gesichert verfiigbare Flexibilitat
im Osterreichischen Ubertragungsnetz, die, zusammen mit weiteren MaRnahmen, in solchen kritischen
Fallen zur Engpassbehebung und Erhaltung der Netz- und Versorgungssicherheit unbedingt erforderlich ist.

&

o Die Annahmen der Systemanalyse werden historisch bestatigt:

o Im Mittel waren thermische Kraftwerke an 54 bzw. 47 Tagen
pro Jahr aufgrund von Revisionen nicht verfiigbar.

o Im wirksamen Bereich um 5St. Peter im tschechischen
Ubertragungsnetz waren in 93% der Zeit mindestens eine
Leitung abgeschaltet.

o Hohe Umgebungstemperaturen (lber 20°C), die die
Effizienz thermischer Kraftwerke senken, traten an 267

Vergleich mit Systemanalyse Die Annahmen der Systemanalyse zum

energiewirtschaftlichen Szenario und
zur Bedarfsableitung wurden den
historischen  Voraussetzungen im
2024 bis Juni 2026

gegenilibergestellt. Die Relevanz der

Zeitraum Juli

Berlicksichtigung von

Nichtverflgbarkeiten thermischer

Tagen auf, Kraftwerke ist besonders vor dem
o In 2882 Stunden traten diese bedarfserhohenden Faktoren Kontext der 2025 gehauft
gleichzeitig auf. aufgetretenen ungeplanten

o Die Berlcksichtigung dieser Faktoren in der

Bedarfsableitung der Systemanalyse ist gerechtfertigt. Kraftwerksausfalle sichtbar. Die Ex-Post-

Analyse zeigt auch die Notwendigkeit

der Berlicksichtigung von Nichtverfiigharkeiten hydraulischer Kraftwerke in der Systemanalyse. Wie in der
Systemanalyse angenommen, trat auch in diesem historischen Zeitraum ein , Kohle-vor-Gas“-Szenario auf,
und der Netzausbau schritt wie geplant voran. Trotz der hohen Schwankungen der europdischen
Energiewirtschaft im Kontext politischer und klimatischer Krisen und der Energiewende wurden die
Annahmen der Systemanalyse zu grof3en Teilen historisch bestatigt.

Die Ex-Post-Analyse mit Fokus auf den Zeitraum 01.01.2025-30.06.2026

verdeutlicht:
O InZeiten des Systemumbruchs und besonders in systemkritischen Situationen ist
die Notwendigkeit der Netzreserve ungebrochen.

o Die Systemanalyse liefert eine akkurate Beschreibung des o&sterreichischen

Stromsystems und des Netzreservebedarfs der Zukunft trotz wachsender

Komplexitat und Volatilitat.
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6.2. Ruckwirkungen auf die Systemanalyse 2027

6.2.1. Methodologische Anpassungen

Die Erkenntnisse der Ex-Post-Analyse konnen zu methodologischen Anpassungen in der Systemanalyse flihren. Die
Auswertungen fiir den Zeitraum 01. Janner 2025 bis 30.06.2026 indizieren, dass eine Beriicksichtigung von
Nichtverfiigbarkeiten hydraulischer Kraftwerke analog zu der Beriicksichtigung von Nichtverfiigbarkeiten

thermischer Anlagen in der Systemanalyse notwendig ist. Eine entsprechende Anpassung der Hydro-

Modellierung fiir die Markt- und Netzsimulationen der Systemanalyse soll vorgenommen werden.

6.2.2. Auswahl von Variationen zur Berechnung in synthetischen Wochen

Um die Anforderungen des §143(3) EIWG zu erfillen, wird seit der Systemanalyse 2026 flir das Zieljahr 2028
eine neue Methodik zur Ermittlung des FBL umgesetzt. Zusatzlich zu der Simulation des Strommarktes und
Stromnetzes fir ein Jahr werden Variationen der Eingangsdaten flr eine ausgewahlte, kritische Woche
vorgenommen. Fir diese moglichst hohe Anzahl an ,synthetischen” Wochen werden wieder Simulationen
durchgefiihrt, um den Analyserahmen der Systemanalyse weit aufzuspannen moglichst viele systemrelevante
Situationen abzubilden. So wird die Robustheit der Analyse und der Ermittlung des FBL erhoht.

Die Auswahl der Variationen der Eingangsdaten basiert u.a. auf den Erkenntnissen der Ex-Post-Analyse. Die
vorliegende Ex-Post-Analyse hat im Rahmen der Detailbetrachtung systemkritischer historischer Stunden die
Haupttreiber fiir netztechnisch relevante Situationen im &sterreichischen Ubertragungsnetz identifiziert.
Daraus lassen sich die folgenden Erkenntnisse zur Berlicksichtigung in Variationen im Rahmen der
Systemanalyse 2027 ableiten:

Die Netzsituation Osterreichs wird stark durch die energiewirtschaftlichen Bedingungen auf
europdischer Ebene beeinflusst. Insbesondere Variationen, die zu Handelsfliissen in West-
Ost- bzw. Nord-Stid-Richtung fiihren, sind relevant, darunter:

o Variationen mit hoher Erzeugung in Frankreich, den Niederlanden, und Deutschland

o Variationen mit hohen Residuallasten in Italien und Sidosteuropa

Weitere relevante Variationen, die vor allem die Energiewirtschaft Osterreichs und
Deutschlands betreffen, inkludieren:

o Variationen mit hoher Residuallast in Osterreich

e

o Variationen mit geringer Hydro-Erzeugung in Osterreich

o Variationen mit hoher Winderzeugung in Deutschland

N /0 Die historischen meteorologischen Bedingungen 2025/2026 haben gezeigt, dass extreme
—O— (©) Wetterszenarien in der Realitdt auftreten. Daher sind Variationen zu verschiedenen, aus
7 W@ Netzsicht kritischen Wetterszenarien indiziert:

o Variationen zu extremeren Wetterszenarien (z.B. Hitzewelle)

Die Analyse der Kraftwerks- und Leitungsverfiigbarkeiten hat gezeigt, dass diese in der
Historie haufig auftreten und die Engpasslage bzw. die Engpasslosung maRgeblich
beeinflussen, und als Variationen berlicksichtigt werden sollen:

o Variationen mit Ausféllen hydraulischer oder thermischer Kraftwerke

o Variationen mit zwei oder mehreren Leitungsabschaltungen im 6sterreichischen Netz oder
im wirksamen Netzbereich im Ausland
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In den historisch relevanten Stunden war gehduft eine Kombination mehrerer

O
/ \ energiewirtschaftlicher oder netztechnischer Faktoren, die in Extremwerten vorlagen,
o O vorzufinden. Um systemkritische Situationen realitatsgetreu in der Systemanalyse abzubilden,

sind auch Kombinationen von Variationen in synthetischen Wochen zu beriicksichtigen.
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.  Anhang 1: Bedarfsdimensionierende Stunden der Systemanalyse

a. Sommerstunden

i. Systemanalyse 2023 fur 2025

Das energiewirtschaftliche Umfeld der dimensionierenden Sommerstunde der Systemanalyse 2023 fir 2025
(20.07.,14:00 Uhr) ist in Abbildung 35 dargestellt und zeigt Handelsfliisse von West- nach Siidosteuropa. Hohe
Exporte aus Frankreich, den Niederlanden und Deutschland bei hohen Importen von ltalien, Belgien, Polen,
und Siidost-Europa fiihren zu West-Stidost-Transitflissen durch Osterreich. Auch Osterreich befindet sich im
Import bei einer hohen Last von 69% der Jahreshochstlast und geringer Winderzeugung von 180 MW. Die
Erzeugung aus PV ist aufgrund der Tageszeit sowohl in Osterreich als auch in Deutschland hoch (63% bzw. 70%
der maximalen PV-Einspeisung). Diese Faktoren fiihren zu einer Uberlastung auf den St. Peter-Grenzleitungen
von bis zu 146% (s. Abbildung 36 links). Zur Engpassbehebung ergibt sich ein Gesamt-Redispatch von 1430
MW, davon 575 MW aus thermischen Kraftwerken. Zusammen mit dem thermischen Markteinsatz betragt
der Bedarf an flexibler thermischer Leistung 730 MW. Fir eine detaillierte Beschreibung des

dimensionierenden Sommerfalls sei auf den Bericht der Systemanalyse 2023 fiir 2025'° verwiesen.
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Abbildung 35: Europdische Handelsfliisse und Nettopositionen fiir den dimensionierenden Sommerfall der Systemanalyse
2023 fiir 2025%.
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Abbildung 36: Engpasssituation vor Redispatch (links) und Redispatch-Einsatz (rechts) im dimensionierenden Sommerfall
der Systemanalyse 2023 fiir 202529

19 Systemanalyse der Austrian Power Grid AG zur Ermittlung des 6sterreichischen Netzreservebedarfs im
Zeitraum Q4 2024-Q3 2026“: Vergangene Ausschreibungen - Austrian Power Grid (Letzter Aufruf: 16.07.2026)
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ii. Systemanalyse 2024 fiir 2026

In der bedarfsdimensionierenden Sommerstunde der Systemanalyse 2024 flir 2026 zeigt sich ein dhnliches
Bild. Auch hier fuhrt das energiewirtschaftliche Umfeld mit Exporten aus Frankreich, den Niederlanden und
Deutschland und Importen in Italien, Belgien, Tschechien, Polen und Siidosteuropa zu Handelsfliissen von
Nordwest- nach Siidosteuropa durch Europa und Osterreich (Abbildung 37). Auch Osterreich ist bei einer Last
von 72% der Jahreshochstlast und geringer Windeinspeisung von 470 MW im Import. Abbildung 38 (links)
zeigt die (n-1)-Auslastungen im &sterreichischen Uberragungsnetz vor Redispatch mit Uberlastungen bzw.
hohen Auslastungen auf den St. Peter-Leitungen mit bis zu 166% auf St. Peter-Pleinting, sowie den Leitungen
Weillenberg-Hessenbach, Leupolz-Westtirol, Ybbsfeld-Bisamberg, Bisamberg-Wien, und Obersielach-Podlog.
Der Redispatch-Einsatz zur Engpasslosung ist in Abbildung 38 (rechts) gezeigt. Insgesamt erfolgt ein Gesamt-
Redispatch-Einsatz von 2413 MW, davon 2089 MW aus thermischen Kraftwerken. Es gibt keinen thermischen
Markteinsatz. Eine ausfihrliche Beschreibung des Sommerfalls ist im Bericht der Systemanalyse 2024 fir
2026% zu finden.
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Abbildung 37: Innereuropdische Handelssituation im dimensionierenden Sommerfall der Systemanalyse fiir 2026%.
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Abbildung 38: Auslastungen vor Redispatch (links) und Redispatch-Einsatz (rechts) im dimensionierenden Sommerfall der
Systemanalyse 2024 fiir 202620,

20 systemanalyse der Austrian Power Grid AG zur Ermittlung des dsterreichischen Netzreservebedarfs im
Zeitraum Q4 2025-Q3 2027“: Vergangene Ausschreibungen - Austrian Power Grid (Letzter Aufruf: 16.07.2026)
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b. Winterstunden

Systemanalyse 2023 fur 2025

Der Einfluss von Handelsfliissen in West-Siidost-Richtung durch Europa und damit Osterreich auf die
Engpasslage und den Netzreservebedarf zeigt sich, wie schon in den Sommerstunden, auch im
dimensionierenden Winterfall der Systemanalyse fiir 2025 (Abbildung 39). Den Handelsflissen liegen hohe
Exporte aus den Niederlanden und besonders aus Deutschland zugrunde, die im Fall Deutschlands durch hohe
Winderzeugung verursacht werden. Osterreich, die Schweiz und Italien sind Importeure, sodass sich
gesamteuropdisch wieder ein Nord-Sid- bzw. West-Ost-Fluss einstellt. Dennoch unterscheidet sich der
Winterfall von der dimensionierenden Sommerstunde der Systemanalyse, da in Osterreich eine sehr geringe
Erzeugung aus Erneuerbaren verzeichnet wird. Gleichzeitig ist die Erzeugung aus thermischen Kraftwerken
und Turbinen hoch. Die Osterreichische Last liegt hoher als im Sommerfall bei etwa 82% der Jahreshdchstlast.
Die (n-1)-Auslastungen vor Redispatch sind in Abbildung 40 dargestellt. Die St. Peter-Leitungen sind
engpassbehaftet mit Befunden bis zu 141%. Zur Engpassbehebung erfolgt in Osterreich ein positiver
Redispatch-Einsatz von insgesamt 1240 MW, davon 945 MW aus thermischen Kraftwerken. Zusammen mit
dem thermischen Markteinsatz und dem Redispatch durch verbrauchsseitige Anlagen ergibt sich ein Bedarf
an flexibler Leistung von 3570 MW. Fiir mehr Details zum dimensionierenden Winterfall sei wieder auf den
Systemanalyse-Bericht aus 2023 fiir 2025'° verwiesen.
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Abbildung 39: Energiewirtschaftliche Lage in Europa im dimensionierenden Winterfall der Systemanalyse 2023 fiir
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Abbildung 40: Auslastungen vor Redispatch (links) und Redispatch-Einsatz (rechts) im dimensionierenden Winterfall der
Systemanalyse 2023 fiir 202519,
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ii. Systemanalyse 2024 fiir 2026

Die gesamteuropaische Handelslage im dimensionierenden Winterfall der Systemanalyse 2024 fiir 2026 ist, wie in
den zuvor besprochenen Situationen, geprégt durch Nord-Siid- bzw. West-Ost-Fliisse durch Europa und Osterreich
(siehe Abbildung 41). Deutschland exportiert durch seine hohe Winderzeugung gemeinsam mit den Niederlanden
nach Osterreich, Italien, in die Schweiz, und nach Siidosteuropa. Die Last Osterreichs liegt bei 76% der
Jahreshochstlast und dhnelt damit dem Sommerfall, die Erzeugung aus thermischen Kraftwerken am Markt und
aus Hydro-Kraftwerken ist jedoch deutlich héher. Im Kontrast zum Sommerfall ist auch die Einspeisung aus Wind-
und PV-Anlagen mit insgesamt 400 MW stark verringert. Die (n-1)-Auslastungen vor Redispatch sind in Abbildung
42 (links) dargestellt und zeigen Engpasse auf den St. Peter-Leitungen mit Befunden von bis zu 109%. Um den
Engpass zu |I6sen sind 350 MW positiver Redispatch in Osterreich nétig. Der (iberwiegende Anteil kommt von
thermischen Kraftwerken mit 185 MW. Eine ausfiihrliche Beschreibung des Winterfalls der Systemanalyse 2024 fiir
2026 ist im Bericht der Systemanalyse? zu finden.
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Abbildung 41: Europdische Handelsfliisse im dimensionierenden Winterfall der Systemanalyse 2024 fiir 202620
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Abbildung 42: Engpasssituation vor Redispatch (links) und Redispatch-Einsatz (rechts) in der dimensionierenden
Winterstunde der Systemanalyse 2024 fiir 202620,
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ll.  Anhang 2: Historisch systemkritische Stunden 2025-2026

a. EinfGhrung

Um die Notwendigkeit von Netzreserveeinsdtzen in historischen Stunden der Jahre 2025 und 2026 aufzuzeigen,
werden tatsdchlich aufgetretene, kritische Stunden im Detail analysiert.

Diese Analyse besteht aus mehreren Schritten:

o  Zunidchst werden die relevanten Stunden ausgewihlt. Dies sind Stunden je Saison, in denen historisch
Netzreserve-Kraftwerke zur Engpasslosung eingesetzt wurden.

o Diese Stunden werden weiter analysiert. Die Rahmenbedingungen, die in dieser Situation vorherrschten,
sowie der Prozess der Engpasslosung in dieser Stunde werden im Detail betrachtet.

o Die weiteren Analysen sind in Abbildung 43 dargestellt.

Relevante kritische Stunden

Betrachtung der
energiewirtschaftlichen
Voraussetzungen:

Wie kam es zu den Engpdssen?

Historisch aufgetretene EPM-MaRnahmen:
Warum war die Netzreserve notwendig?

Wire die Versorgungssicherheit
ohne Netzreserve gegeben
gewesen?

Abbildung 43: Vorgehen in der Detailanalyse historischer systemkritischer Stunden.
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b. Einsatz der Netzreserve zur Gewahrleistung der Netz- und Versorgungssicherheit

Sommer: 26.06.2025, 18:00 Uhr

12,500 a4
10.000 Westsaldo - e p
z 7.500
Z | 5.000
c
2 2500
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g
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Abbildung 44: Energiewirtschaftliches Umfeld am 26.06.2025, 18:00. Europdische Nettopositionen (links) und
Ausprdgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf die Verteilung aller Beobachtungen im Sommer.
p50 entspricht dem Median.

Im Folgenden wird ein systemkritischer Fall im Sommer 2025, vom 26.06.2025 um 18:00 Uhr, untersucht. Die
energiewirtschaftliche Lage Europas war geprdgt durch Handelsflisse von West- bzw. Nordeuropa nach
Stdosteuropa (Abbildung 44 links). Frankreich, die Niederlande und die nordischen Lander exportierten Strom,
wihrend Osterreich, Ungarn und besonders Italien Importeure waren, wie durch das hohe Westsaldo in Abbildung
44 (rechts) verdeutlicht. Durch die Handelsfliisse (iber Deutschland durch Osterreich waren die St. Peter-Leitungen

Uberlastet (bis zu 145%). Auch

Max. Auslastung i i -
e eitung < 70% die Leitungen Pongau
— Leitung 2 70% WeiRenbach und Hessenberg-

Leitung = 90%
— Leitung = 100%
— Leitung = 120%
— Leitung > 150%
® Trafo < 70%
® Trafo =2 70%
Trafo = 90%
Trafo = 100%
Trafo = 120%
Trafo = 150%

WeiRenbach sowie die
Grenzleitung nach Slowenien
Obersielach-Podlog waren
befundet, wie in Abbildung 45
dargestellt. Wie im Sommer

typisch, war in Osterreich kaum
thermische Kapazitdt am Markt
im Einsatz. Die hydraulischen
Kraftwerke waren mit ca. 2 GW
Leistung am Markt im Einsatz.

Insgesamt waren in dieser
Stunde in Osterreich und im
wirksamen Bereich um St. Peter

Abbildung 45: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 26.06.2025, 18:00.

in  Tschechien 12 Leitungen
abgeschaltet. Zur Behebung des Engpasses in St. Peter konnten keine topologischen MaRnahmen gesetzt werden,
da eine Leitung St. Peter-Altheim bereits abgeschaltet wurde und aufgrund der Wetterlage (starke Gewitterfront)
entschieden wurde, das Netz nicht weiter zu entmaschen und somit keinen Sonderschaltzustand einzusetzen.
Gleichzeitig war die europaweite Koordinierung der Lastflussregelung durch Phasenschiebertransformatoren (z.B.
Hradec-CZ und Mikulowa-PL) an diesem Tag komplex. Das Hochfahrpotenzial der hydraulischen Kraftwerke war
durch den bereits vorhandenen Markteinsatz beschrankt (siehe Tabelle 11). Zusatzlich konnten die
Pumpspeicherkraftwerke auch nur begrenzt zur Engpasslésung eingesetzt werden, da sonst die internen Engpasse
in Osterreich verschlimmert worden wiren. Der Einsatz der Netzreserve-Kraftwerke Timelkam und TheiR im
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Redispatch war daher notwendig, um die Engpésse zu l6sen und die Versorgungssicherheit im Osterreichischen
Stromsystem sicherzustellen (Abbildung 46).

. negativer Redispatch
. positiver Redispatch

Abbildung 46: Historische Redispatch-Einsdtze am 26.06.2025, 18:00.

Tabelle 11: Kraftwerkseinsdtze am 26.06.2025, 18:00.

[MW] Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 1997 0
thermisch 17 350
Netzreserve = 280

Dieser Fall verdeutlicht:

o Topologische MaRnahmen wie Sonderschaltzustinde stehen aus mehreren Griinden
(Betriebsmittelverfiigbarkeit, gesamte Situation inkl. Wetterlage, ...) nicht jederzeit gesichert zur
Verfiigung.

o Phasenschiebertransformatoren werden in der Betriebsfithrung effektiv zur Lastflusssteuerung
eingesetzt.

o Hydraulische Kraftwerke konnen je nach Befundlage nur beschrankt zur Engpasslosung eingesetzt
werden. Sollten gleichzeitig zu Engpassen in St. Peter auch interne Netzelemente in West-Ost-Richtung
befundet sein, wiirde der hydraulische Redispatch-Einsatz die Engpasslage verschlimmern. Fiir einen
sicheren Betrieb des Stromnetzes ist daher die Netzreserve als EPM-MaRRnahme erforderlich.

Sommer: 26.06.2025, 17:00 Uhr

Ein sehr dhnliches Bild zeigt sich auch fur die Stunde davor, am 26.06.2026 um 17:00 Uhr. Wie im zuvor
beschriebenen Fall treten Handelsflisse von West- bzw. Nordeuropa nach Stidosteuropa auf (Abbildung 47 links),
das Westsaldo ist hoch (Abbildung 47 rechts). Exporte aus Frankreich, den Niederlanden und den nordischen
Liandern stehen Importen aus Italien, Osterreich, Ungarn und Siidosteuropa gegeniiber. Die Marktleistung aus
thermischen Kraftwerken ist sehr gering, die Turbinen speisen ca. 1,5 GW ein.

© Austrian Power Grid AG 44



Wwestsaldo - | ® p89
12.500 :

10.000

7.500 Z
2
5.000 &
B ]
2500 @ Nettopasition DE - + o pé3
0 ] '
=z
=
-2.500 —
Nettoposition AT - e plo
-5.000 | . i - ;
0. Perzentil 25. Perzentil 50. Perzentil 75. Perzentil 100. Perzentil

Abbildung 47: Energiewirtschaftliches Umfeld am 26.06.2025, 17:00. Europdische Nettopositionen (links) und
Ausprdgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf die Verteilung aller Beobachtungen im Sommer.

In Osterreich zeigen die St. Peter-Leitungen hohe (n-1)-Uberlastungen von bis zu 145%. Gleichzeitig liegen auch auf
den internen Leitungen Hessenberg-WeiRenbach Uberlastungen vor, die Leitungen Pongau-WeiRenbach und die
Grenzleitung Obersielach-Podlog sind hoch ausgelastet, aber noch nicht tGberlastet (Abbildung 48).

Max. Auslastung

Die Engpasslage in dieser Stunde war = Leitung < 70%
. - . . ~—— Leitung = 70%
geringfligig weniger angespannt als in Leitung > 90%
) — Leitung = 100%
der darauffolgenden Stunde, in der auch — Leitung > 120%
— Leitung = 150%
die Leitungen Pongau-WeilRenbach und ® Trafo:< 70%

® Trafo 2 70%
Trafo = 90%
® Trafo 2 100%
® Trafo 2 120%
® Trafo > 150%

Obersielach-Podlog  engpassbehaftet
waren und hydraulische Kraftwerke
dadurch nur eingeschrankt eingesetzt
werden konnten. Die historische
Situation  zeigt Redispatch-Einsatze
hydraulischer Kraftwerke und von
Netzreserve-Kraftwerken (Abbildung 49
bzw. Tabelle 12). Sonderschaltzusténde
in St. Peter waren, wie zuvor
beschrieben, aufgrund der Wetterlage  Appiigung 48: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 26.06.2025, 17:00.
und der hohen Anzahl an

Leitungsabschaltungen um St. Peter nicht moglich. Der Abruf von Netzreserve in diesem Fall war notwendig, da
bekannt war, dass die Engpasslage in der kommenden Stunde an Kritikalitat zulegen wird und die Netzreserve zur
Engpasslosung benotigt wird. Fiir eine effiziente und kostengiinstige Losung der Engpasslage liber mehrere
Stunden war der Einsatz der Netzreserve notwendig. Die isolierte Betrachtung einzelner Stunden ist fiir einen
sicheren Netzbetrieb nicht ausreichend.

Tabelle 12: Kraftwerkseinsétze am 26.06.2025, 17:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 1527 300
thermisch 17 350
Netzreserve = 280
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Abbildung 49: Historische Redispatch-Einsdtze am 26.06.2025, 17:00.

Dieser historische Fall verdeutlicht die Komplexitdt der Engpasslosung in der Betriebsfiihrung und zeigt:

o Eine koharente Betrachtung der energiewirtschaftlichen und netztechnischen Situation iiber
mehrere Stunden ist zur Evaluierung der benoétigten Engpassmanagement-MaBnahmen notwendig.

o Die Netzreserve bietet ein wirksames, iiber mehrere Stunden sicher verfiigbares Instrument zur
Engpasslosung.

iii. Sommer: 30.06.2025, 19:00 Uhr
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Abbildung 50: Energiewirtschaftliches Umfeld am 30.06.2025, 19:00. Européische Nettopositionen (links) und
Ausprédgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Sommer.

Ein relevanter Fall im Sommer 2025 ohne Uberlastungen auf den St. Peter-Leitungen ist der 30.06.2025 um 19:00
Uhr. Das energiewirtschaftliche Umfeld Europas zeigt Exporte aus Frankreich, den Niederlanden, der Schweiz,
Nordeuropa (Vereinigtes Konigreich und Skandinavien) und der iberischen Halbinsel (Abbildung 50 links).
Gleichzeitig weisen Deutschland, Ungarn, Polen, Rumanien, und Italien Importe auf. Aufgrund der starken
Importlage Deutschlands stellt sich ein niedriges Westsaldo ein (Abbildung 50 rechts). In Osterreich war der Gas-
Einsatz am Markt mit 900 MW gering, die

Max. Auslastung

Turbinen speisten ca. 2,6 GW ein. — Leitung < 70%
— Leitung = 70%
Leitung = 90%
— Leitung z 100% L
i) . o o . — Leit 2 120% ~~
In Osterreich weisen die Leitungen Pongau- — Lettung > 150%

WeiRBenbach und Hessenberg-WeilRenbach e = 70%
Engpassbefunde in West-Ost-Richtung auf
mit (n-1)-Auslastungen von bis zu 113%
(Abbildung 51). Zur Engpassbehebung ist
Hochfahrpotenzial ,hinter” dem Engpass

Trafo = 70%
Trafo = 90%
Trafo = 100%
Trafo = 120%
Trafo =z 150%

eeenee

notwendig, welches nur durch Gaskraftwerke

gegeben ist. Als Kraftwerke fiir Redispatch

kommen also nur Kraftwerke in Frage, die in Abbildung 51: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am

30.06.2025, 19:00.
der Netzreserve kontrahiert waren, da die
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marktverfiigbare Leistung bereits ausgeschopft war. Das Kraftwerk Kaprun reduzierte seine Einspeisung im
Westen, wahrend im Osten das Netzreserve-Kraftwerk Donaustadt fiir positiven Redispatch eingesetzt wurde
(Abbildung 52). Abbildung 52 zeigt auch eine positive Gegensteuerung im Netzbereich des slowenischen UNB ELES.

. negativer Redispatch o
. positiver Redispatch

[ ]
Abbildung 52: Historische Redispatch-Einsédtze am 30.06.2025, 19:00.

Tabelle 13: Kraftwerkseinsédtze am 30.06.2025, 19:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 2602 -291
thermisch 904 0
Netzreserve = 200

Dieser historische Fall zeigt eine typische Netzsituation mit APG-internen Engpadssen, fur deren Losung der Einsatz
der Netzreserve notwendig ist:

o Je nach Engpasssituation (z.B. interne Befunde in West-Ost-Richtung) sind die in der Netzreserve
kontrahierten Kraftwerke die einzige zur Engpasslosung verfiigbare MaBnahme.

o Die Netzreserve als flexibles, sicher verfiigbares Hochfahrpotenzial im Osten Osterreichs ist zur
Sicherstellung der Netzsicherheit notwendig.

Sommer: 01.07.2025, 00:00 Uhr

Nettoposition DE - - p56
4.000 :
= | 2.000
Z
.5 0 Nettoposition AT - ® pag
,‘ﬁ
2
8|  -2.000
]
- Z | -a.000
Westsaldo - ® p27
-6.000 ' ' . ) . ' .
0. Perzentil 25. Perzentil 50. Perzentil 75. Perzentil  100. Perzentil

Abbildung 53: Energiewirtschaftliches Umfeld am 01.07.2025, 00:00. Europdische Nettopositionen (links) und Ausprégung der
relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Sommer.

Der 01.07.2025, 00:00 Uhr, ist ein weiterer Fall mit typischen 6sterreich-internen Engpédssen, die durch thermischen
Redispatch-Einsatz gelost werden missen. Auf europdischer Ebene befinden sich Frankreich, die Niederlande, die
Schweiz und Skandinavien im Stromexport, wahrend Deutschland, Polen, sowie Siidosteuropa und insbesondere
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Italien als Stromimporteure agieren (Abbildung 53 links). Das Westsaldo ist besonders durch die niedrige

Nettoposition Italiens negativ, es stellen sich Handelsflisse von Nord- bzw. West- nach Sideuropa ein. Die

oOsterreichische Nettoposition ist nur leicht negativ, eine hohe Hydro-Erzeugung deckt den Bedarf. Die thermische

Einspeisung am Markt ist mit ca. 350 MW, wie fiir die Jahreszeit liblich, gering.

Max. Auslastung
— Leitung < 70%
— Leitung = 70%
Leitung = 90%
— Leitung = 100%
— Leitung = 120% i
— Leitung = 150% R N
® Trafo < 70% & B _
® Trafo 2 70% A S~
Trafo = 90%
Trafo = 100%
Trafo > 120%
Trafo = 150%

Abbildung 54: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 01.07.2025,
00:00.

Im o&sterreichischen Ubertragungsnetz
traten Befunde von bis zu 118% auf den
Leitungen  Pongau-WeiRenbach und
Hessenberg-WeilRenbach in West-Ost-
Richtung auf. Die Leitung St. Peter-
Pleinting war hoch ausgelastet (siehe
Abbildung 54). Trotz dem Einsatz von
topologischen MafRnahmen
(Sonderschaltzustand in Pongau, Stufung
des Phasenschiebertransformators in
Ternitz) wurden noch weitere EPM-
MaRnahmen bendtigt. Aufgrund eines
Brandes beim Umspannwerk Lienz war es
zu Notabschaltungen von Netzelementen

gekommen, und ein Doppelsystem war

kurzfristig nicht verfligbar. Diese doppelsystemige Nichtverfligharkeit wurde daher in der Kapazitdtsberechnung

nicht bericksichtigt, was zu hohen Befunden im DACF-Prozess fiihren kann. In der Betriebsfliihrung ist man in

solchen Féllen auf Reserven wie die Netzreserve angewiesen. Zur Engpasslosung ist eine Leistungsverringerungim

Westen, ,vor” dem Engpass, notwendig, wahrend gleichzeitig ,,hinter” dem Engpass im Osten Kraftwerke ihre

Einspeisung erh6hen miissen (Abbildung 55). Da 6stlich des Engpasses nur thermische Anlagen zur Verfligung

stehen, welche im Sommer zum gréf3ten Teil in der Netzreserve kontrahiert sind, war die Engpasslésung durch

Netzreserve-Einsatz die einzige Moglichkeit. Neben der Ausnutzung der wenigen am Markt verfligbaren

thermischen Leistung wurde daher auch das Netzreserve-Kraftwerk Donaustadt fur positiven Redispatch

abgerufen. Die hydraulischen Kraftwerke im Osten waren fiir negativen Redispatch im Einsatz, wie in

Tabelle 14 gelistet.
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Abbildung 55: Historische Redispatch-Einsdtze am 01.07.2025, 00:00.

Tabelle 14: Kraftwerkseinsétze am 01.07.2025, 00:00.

[MW] Markteinsatz hist.
hydraulisch 2087
thermisch 351
Netzreserve =

Redispatch-Einsatz hist.
-650
550

100
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Wieder zeigt sich, dass

o die Netzreserve als flexibles Hochfahrpotenzial abhingig von der konkreten Engpasslage in Osterreich

zur Erhaltung der Netzsicherheit erforderlich ist.

o thermische Kraftwerke auf Grund ihrer Lage ein zuverlassig verfiighares Hochfahrpotenazial fiir viele
relevante West-Ost-Engpdsse darstellen, wahrend Speicherkraftwerke nicht immer einsetzbar sind (wie

in diesem Fall aufgrund von ,,Serien-Engpassen®).

o Topologische MaRRnahmen je nach Netzsituation nicht ausreichen bzw. nicht ausreichend zur Verfiigung
stehen, sodass zusdtzliche MaBnahmen zur Engpasslosung benotigt werden.

v. Sommer: 01.07.2025, 02:00 Uhr
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Abbildung 56: Energiewirtschaftliches Umfeld am 01.07.2025, 02:00. Europdische Nettopositionen (links) und
Ausprdgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Sommer.

Interne Engpésse im dsterreichischen Ubertragungsnetz spielen auch am 01.07.2025 um 02:00 Uhr eine Rolle. Die
energiewirtschaftliche Lage Europas in dieser Stunde zeigt wieder Frankreich, die Niederlande, die Schweiz und
Skandinavien im Export, wihrend Osterreich und seine siidéstlichen Nachbarldnder sowie Polen und Ruménien im
Import sind (Abbildung 56 links). Die Nettoposition Osterreichs ist im 7%-Perzentil, Osterreich ist damit zu dieser
Stunde starker Stromimporteur (Abbildung 56 rechts), was mit der geringen Erzeugung in Osterreich in dieser
Stunde zusammenhangt. Sowohl die Einspeisung aus thermischen und hydraulischen Anlagen als auch die
Erzeugung aus Erneuerbaren in Osterreich war gering. Deutschland hat zu diesem Zeitpunkt eine
Uberdurchschnittlich hohe Winderzeugung (68%-Perzentil), wahrend Italien eine hohe Residuallast (82%-Perzentil)
aufweist. Es stellen sich damit Nord-Siid- bzw. West-Ost-Fliisse durch Osterreich ein.

Max. Auslastung
— Leitung < 70%
~—— Leitung = 70%
Leitung = 90%
— Leitung = 100%
— Leitung > 120%
— Leitung = 150%
® Trafo < 70%
® Trafo 2 70%
Trafo = 90%
® Trafo = 100%
® Trafo 2 120%
® Trafo > 150%

Abbildung 57: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 01.07.2025, 02:00.
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Im 6sterreichischen Ubertragungsnetz
treten sowohl Engpdsse an
Grenzleitungen und innerhalb
Osterreichs auf: die Leitungen St.
Peter-Pleinting, Hessenberg-
Weilenbach, und  Wien-Studost-
Bisamberg sind mit (n-1)-
Auslastungen von bis zu 120%
engpassbehaftet (Abbildung 57). Auf
weiteren Leitungen (Pongau-
Weilenbach, St. Peter-Altheim) sind
ebenfalls hohe Auslastungen zu
beobachten.
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In dieser Stunde war die Einsetzbarkeit hydraulischer Kraftwerke aufgrund der ungeplanten doppelsystemigen
Abschaltung im Drautal (Brand beim Umspannwerk Lienz) eingeschrankt. Durch die doppelsystemige Abschaltung
sind die Befunde auf den Leitungen Pongau-Weienbach bzw. Hessenberg-WeiRenbach den
Prognoseabweichungen viel starker ausgesetzt. Um Reserve fiir die zwei seriellen Engpéasse (St. Peter sowie Ennstal)
zu schaffen, waren thermische Kraftwerke unabdingbar.

Tabelle 15: Kraftwerkseinsdtze am 01.07.2025, 02:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 430 0
thermisch 18 650
Netzreserve - 350

Trotz Anwendung eines dreifachen Sonderschaltzustandes in St. Peter waren zusatzliche MalRnahmen zur
Engpasslosung notwendig. Aufgrund der ungeplant nur begrenzt verfiigbaren hydraulischen Leistung wurden zu
diesem Zeitpunkt thermische Markt- und Netzreserve-Kraftwerke fiir Redispatch eingesetzt (Tabelle 15). Ebenso
begrenzte die interne Befundlage den moglichen hydraulischen Redispatch-Einsatz. Auch in diesem Fall waren
mehrere Stunden andauernde Engpasssituationen prognostiziert, wodurch der Einsatz thermischer Markt-
(Mellach, Timelkam) und Netzreserve-Kraftwerke (Donaustadt) notwendig war (Abbildung 58).
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Abbildung 58: Historische Redispatch-Einsétze am 01.07.2025, 02:00.

Durch die Detailbetrachtung dieses Falls wird deutlich:

o Ausnahmesituationen wie in diesem Fall treten zwar ,,selten” auf, die Versorgungssicherheit muss jedoch
auch in diesen Stunden gesichert sein. Die Netzreserve als Versicherung ist fundamental zur
Gewibhrleistung des sicheren Ubertragungsnetzbetriebs in systemkritischen Situationen.
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vi.  Winter: 21.01.2025, 13:00 Uhr
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Abbildung 59: Energiewirtschaftliches Umfeld am 21.01.2025, 13:00. Europdische Nettopositionen (links) und
Ausprdgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Winter.

Ahnliche Situationen sind auch im Winter zu beobachten. Am 21.01.2025 um 13:00 Uhr, zeigen sich auf
europaischer Ebene starke Exporte aus Frankreich, den Niederlanden, und den nordischen Léandern. Ihnen stehen
Importe in Stidosteuropa (SI, HU, RO) und Polen gegentiber (Abbildung 59 links). Im Gegensatz zu den vorgestellten
Sommerfillen ist die Gaserzeugung am Markt in Osterreich mit ca. 3100 MW recht hoch. Die Erzeugungsleistung
aus Pumpspeicherkraftwerken liegt bei 1880 MW. Trotz dieser hohen Einspeisungen weist Osterreich eine hohe
Residuallast auf: die Wind- und Solarerzeugung in dieser Stunde sind bei gleichzeitig hoher Nachfrage sehr gering,
wodurch sich eine Residuallast im 94%-Perzentil im Vergleich zu anderen Winterstunden ergibt. Die Offshore-
Winderzeugung in Deutschland ist hoch, dennoch weist Deutschland eine leicht negative Nettoposition auf.

Max. Auslastung

— Leitung < 70%

~— Leitung = 70%

Leitung = 90% L

— Leitung = 100% { N

— Leitung = 120% AN i

— Leitung = 150% N

® Trafo < 70%

® Trafo 2 70%
Trafo = 90%
Trafo > 100%
Trafo > 120%
Trafo 2 150%

Abbildung 60: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 21.01.2025, 13:00.

Tabelle 16: Kraftwerkseinsdtze am 21.01.2025, 13:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 1880 0
thermisch 3098 0
Netzreserve S 450

Durch die entstandenen Nord-Siid- bzw. West-Ostfliisse durch Europa (Abbildung 59 rechts) und Osterreich
ergeben sich (n-1)-Uberlastungen auf der Grenzleitung St. Peter-Pleinting von 118% und den Transformatoren in
St. Peter von 135%, wie aus Abbildung 60 ersichtlich.

© Austrian Power Grid AG 51



vii.

Die Betrachtung dieses historischen Falls verdeutlicht auch die Komplexitdt der Auswahl der EPM-MalRnahmen in
der Betriebsplanung. Die isolierte Betrachtung einer einzelnen Stunde reicht nicht fur eine effiziente Planung von
EPM-Einsdtzen. Neben dem aktuellen Kraftwerks-Dispatch, der Engpasslage und der energiewirtschaftlichen
Situation in und um Osterreich ist auch zu beriicksichtigen, dass eine Befundlage iiber mehrere Stunden bestehen
bzw. sich Uber mehrere Stunden

weiterentwickeln kann. Am 21.01.2025

waren flr die Leitung St. Peter-Pleinting

Uberlastungen (iber mehrere Stunden ®

prognostiziert. Aufgrund des bereits hohen @ nregativer Redispatch

Einsatzes von Speicherkraftwerken am @ positiver Redispaten
Markt zu dieser Stunde war das verfligbare

Hochfahrpotenzial aus  hydraulischen

Kraftwerken begrenzt (Tabelle 16). Weiters

stehen  Pumpspeicherkraftwerke nicht

gesichert (ber ldngere Zeitraume fir

Redispatch zur Verfliigung. Daher war die
Abbildung 61: Historischer Redispatch-Einsatz am 21.01.2025,

Leist Net -Kraftwerk
elstung von etzreserve-Krartwerken 13:00.

trotz Einsatzes eines

Sonderschaltzustandes in St. Peter zur Engpasslosung erforderlich. Das Kraftwerk TheiR war mit 450 MW, also mit
voller Kapazitat, im Redispatch-Einsatz (Abbildung 61). Die historische Gesamt-Redispatch-Leistung in dieser
Stunde war durch den Einsatz des Sonderschaltzustandes zwar verringert, deren Verflgbarkeit kann allerdings, wie
oben erklart, nicht immer vorausgesetzt werden.

Dieser Fall zeigt die folgenden Punkte auf:
o Hydraulische Kraftwerke stehen nicht jederzeit gesichert fiir EPM-MaRnahmen zur Verfiigung.
o Sonderschaltzustdnde sind ein effektives Mittel in der Engpasslosung.

o Die Netzreserve bietet ein wirksames, iiber mehrere Stunden sicher verfiigbares Instrument zur
Engpasslosung, wenn die Uberlastungen durch andere MaRnahmen nicht beseitigt werden kénnen.

Winter: 19.02.2025, 07:00 Uhr
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Abbildung 62: Energiewirtschaftliches Umfeld am 19.02.2025, 07:00. Europdische Nettopositionen (links) und
Ausprédgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Winter.
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Das energiewirtschaftliche Umfeld am 19.02.2025 um 07:00 Uhr zeigt West-Ost- bzw. Nord-Stid-Handelsflisse
durch Europa. Frankreich, die Niederlande, Deutschland und die skandinavischen Lander befinden sich im Export.
Ihnen stehen Importe in Osterreich, Italien, und Siidosteuropa gegeniiber. Deutschland verzeichnet sehr hohe

Einspeisungen aus Windkraft, wodurch die

Max. Auslastung

— Leitung <70% deutsche Nettoposition sich in einem
—— Leitung = 70%
Leitung > 90% hohen Perzentil befindet (Abbildung 62). In

— Leitung = 100%
— Leitung = 120% { W
— Leitung = 150% , N TN
® Trafo < 70% X e
® Trafo 2 70%
Trafo = 90%
® Trafo > 100%
® Trafo = 120%
® Trafo = 150%

Osterreich wird eine hohe Gaserzeugung
am Markt von fast 3 GW verzeichnet. Auch
die Erzeugung aus Turbinen ist hoch. Die

Einspeisung aus Erneuerbaren (PV und
Wind) ist zu dieser Stunde in Osterreich
jedoch sehr gering. Dadurch ergibt sich
eine Residuallast in Osterreich im 98%-
Perzentil. Durch die Handelsflisse von
Deutschland nach Osterreich ergibt sich
ein Engpass auf den St. Peter-Leitungen St.
Peter-Altheim (234/230) und St. Peter-
Abbildung 63: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 19.02.2025, Pleinting (bis zu 129% (n-1)-Auslastung).
07:00. Zusatzlich sind einige Transformatoren

Uberlastet bzw. hoch ausgelastet (St. Peter, Zaya, und Tauern), wie aus Abbildung 63 ersichtlich.

In der historischen Stunde wurde zur Engpassbehebung ein Sonderschaltzustand in St. Peter eingesetzt. Die
geplante Abschaltung der Leitung St. Peter-Altheim (233/230) in dieser Stunde wurde in Abstimmung mit dem
Partner-UNB verschoben. Diese Stornierung der Leitungsabschaltung und der Sonderschaltzustand in St. Peter in
dieser Stunde verringern den Redispatch-Bedarf. Solche Stornierungen sind jedoch nicht immer moglich. Trotz des
Sonderschaltzustandes in St. Peter war zur Behebung der Uberlastungen noch Redispatch notwendig. Weiters
prognostizierten die DACF-Modelle auch Engpasse fiir einige Stunden spater aufgrund von Nord-Sid-Flissen. Zu
dieser Stunde waren fiir Markt und Redispatch in Summe ca. 2800 MW an relevanter hydraulischer Leistung
verfligbar. Zusatzlich verringern der Markteinsatz und maogliche betriebliche Einschrankungen (Fillstand, Einsatz in
der Regelreserve) die Leistung, die fur Redispatch zur Verfligung steht. Daher wurden neben der vorhandenen
hydraulischen Leistung noch thermische Kraftwerke fiir Redispatch abgerufen. Auch der thermische Markteinsatz
war in dieser Stunde bereits hoch, wodurch der Abruf von Netzreserve-Leistung notwendig war (Tabelle 17). Das
Kraftwerk TheiR wurde mit voller Kapazitat fur positiven Redispatch eingesetzt (siehe Abbildung 64).

Tabelle 17: Kraftwerkseinsétze am 19.02.2025, 07:00.

[MW] Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 2386 200
thermisch 2960 0
Netzreserve - 470
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Abbildung 64: Historischer Redispatch-Einsatz am 19.02.2025, 07:00.
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Diese historische Situation zeigt, dhnlich wie der zuvor untersuchte Fall:

o Hydraulische Kraftwerke stehen nicht jederzeit gesichert fiir EPM-MaBBnahmen zur Verfiigung, besonders
bei langer andauernden Engpasssituationen.

o Die Netzreserve bietet ein wirksames, lUber mehrere Stunden sicher verfiigbares Instrument zur
Engpasslésung, wenn die Uberlastungen durch andere MaBnahmen nicht beseitigt werden kénnen.

viii.  Winter: 23.01.2026, 11:00 Uhr
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Abbildung 65: Energiewirtschaftliches Umfeld am 23.01.2026, 11:00. Européische Nettopositionen (links) und
Ausprédgung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Winter.

Der 23.01.2026, 11:00 Uhr, ist gepragt durch starke West-Ost- bzw. Nord-Siid-Handelsfllisse durch Europa. Hohe
Exporte aus dem Westen bzw. Norden Europas (Frankreich, die Niederlande, Deutschland und Skandinavien) und
Importe in Osterreich, Polen und Siidosteuropa (Slowenien, Italien, Ungarn, Kroatien, Rumanien) fiihren zu
Handelsfliissen in West-Ost- und Nord-Siid-Richtung durch Osterreich (Abbildung 65). In Deutschland ist die
Winderzeugung hoch, in Osterreich dagegen mit unter 300 MW niedrig. Die Einspeisung aus Turbinen in Osterreich
liegt bei 2710 MW.

Die hohen Fliisse von Deutschland nach Osterreich fiihren zur Uberlastung der Leitung St. Peter-Pleinting (108%).
Im Siuden Osterreichs sind die Grenzleitung Lienz-Auronzo und der Phasenschieberstransformator in Lienz

Max. Auslastung Uberlastet (Abbildung 66). Der
— Leitung < 70% . . . .
— Leitung = 70% Phasenschiebertransformator in Lienz wird

Leitung = 90%
— Leitung = 100%
— Leitung = 120% [t
— Leitung = 150%
Trafo < 70%
Trafo 2 70%
Trafo = 90%
Trafo = 100%

zur Lastflusssteuerung und
Engpassbehebung auf der Leitung Lienz-
/ Auronzo eingesetzt. Im Osterreichischen

Trafo = 120%

Ubertragungsnetz und im wirksamen Bereich
Trafo =z 150%

um St. Peter im Netzbereich von CEPS sind in
Summe 13 Leitungen abgeschaltet.

Historisch wurde am 23.01.2026, 11:00 Uhr,
nur Netzreserveleistung flir  positiven
Redispatch eingesetzt. Der Prozess der
Engpasslosung in dieser Stunde in der
Betriebsfiihrung war durch eine Vielzahl an

Abbildung 66: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 23.01.2026,
11:00.

Faktoren beeinflusst und komplex. Die
Temperaturen waren zu dieser Zeit niedrig
(die mittlere Tagesmaximaltemperatur im Janner 2026 lag unter dem Gefrierpunkt), sodass MaRnahmen zur
Aneisungsverhinderung von Betriebsmitteln getroffen werden mussten. Daher wurde in St. Peter und Weibern eine
komplexe Kombination von Sonderschaltzustanden geschalten. Weiters kam es in den Vortagen zu hohen
Prognoseabweichungen in der Solarerzeugung in Deutschland, welche zu grofen Abweichungen zwischen den
erwarteten DACF-Auslastungen und den tatsdchlichen Echtzeit-Auslastungen im Osterreichischen Netz fihrten. Um
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gegen diesen Fall abgesichert zu sein, wurden die Netzreservekraftwerke Timelkam und Mellach fir positiven
Redispatch eingesetzt, wie in Abbildung 67 ersichtlich. Sowohl hydraulische als auch thermische Marktkraftwerke
missen nicht jederzeit fir Redispatch verfligbar sein. Aufgrund der Unvorhersehbarkeit der Engpasssituation in
dieser Stunde war die Netzreserve die notwendige Wahl zur Sicherstellung des reibungslosen
Ubertragungsnetzbetriebes. Die Netzreservekraftwerke stehen gesichert fiir Leistungserhéhungen zur Verfiigung
und sind daher die beste EPM-MaRnahme in Ausnahmesituationen wie in diesem Fall.

Tabelle 18: Kraftwerkseinsdtze am 23.01.2026, 11:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 2710 0
thermisch 2790 0
Netzreserve - 500
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Abbildung 67: Historischer Redispatch-Einsatz am 23.01.2026, 11:00.

Dieser historische Fall verdeutlicht einmal mehr die Bedeutung der Netzreserve als Versicherung, die in
Ausnahmesituationen die Versorgungssicherheit gewahrleistet. Die kontrahierte Netzreserveleistung ist die
einzige MalRnahme, die zu jeder Zeit einsetzbar sein muss.

o Die Engpasslage kann durch unvorhersehbare Abweichungen kritischer ausfallen als erwartet.
In solchen Féllen kann nicht davon ausgegangen werden, dass ausreichend Flexibilititen am
Markt zur Verfiigung stehen. Die Netzreserve ist in solchen Fillen unerldsslich in der
Gewihrleistung der Netz- und Versorgungssicherheit Osterreichs.

ix. Winter: 24.01.2026, 13:00 Uhr
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Abbildung 68: Energiewirtschaftliches Umfeld am 24.01.2026, 13:00. Européische Nettopositionen (links) und
Auspréagung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Winter.
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Auch am 24.01.2026 um 13:00 Uhr zeigen sich Handelsflisse in West-Ost-Richtung durch Europa. Frankreich,
Deutschland, die Niederlande und Skandinavien befinden sich im Export, Osterreich, Italien, Polen, und
Siidosteuropa sind Importeure (Abbildung 68). In Osterreich stammt ein groRer Teil der Gesamterzeugung aus
thermischen Kraftwerken mit rund 2650 MW. Die Einspeisung aus Turbinen ist mit ca. 200 MW niedrig, eine
Windflaute resultiert in einer vernachladssigbaren Winderzeugung von nur 50 MW.

Im &sterreichischen Ubertragungsnetz ist  max. Auslastung
— Leitung < 70%

die Leitung St. Peter-Pleinting Uberlastet — Leitung = 70%
i . Leitung = 90%
(105%). Ein Transformator in St. Peter — Leitung > 100% —
~— Leitung = 120% b 59

— Leitung > 150% = N

weist eine hohe Auslastung auf bl s

(Abbildung 69). Da auch an diesem Tag
die Uberlastung in St. Peter (iber mehrere

Trafo = 70%
Trafo = 90%
Trafo = 100%
Trafo 2 120%
Trafo = 150%

Stunden andauert, wird ein
Sonderschaltzustand in  St.  Peter
eingesetzt. Wie schon in  zuvor
beschriebenen Fallen trat an diesem Tag
eine langer andauernde Befundlage auf.
In solchen Fallen ist der Einsatz der
Netzreserve notwendig, da nicht davon
ausgegangen werden kann, dass grofe  Appjiqung 69: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 24.01.2026,
Redispatch-Mengen aus hydraulischen 13:00.

Anlagen abgerufen werden konnen. Zusatzlich erschwerten die zu dieser Zeit auftretenden Prognoseabweichungen
der PV-Einspeisung in Deutschland die Vorhersehbarkeit der Engpasslage in Echtzeit und damit die addquate
Planung von EPM-Maflinahmen. Wie in Absatz viii beschrieben, ist in solchen Ausnahmefallen die Netzreserve das
Mittel der Wahl, um die Netzsicherheit in Osterreich zu erhalten, da sie als einzige MaRnahme verlasslich zur
Verflgung steht. Weiters konnte durch den Einsatz des wirksamsten Kraftwerks Timelkam (Abbildung 70) in
Kombination mit topologischen MaRnahmen die bendtigte Redispatch-Leistung auf 150 MW reduziert werden, wie
aus Tabelle 19 ersichtlich.
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Abbildung 70: Historischer Redispatch-Einsatz am 24.01.2026, 13:00.

Tabelle 19: Kraftwerkseinsédtze am 24.01.2026, 13:00.

[MW] Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 201 0
thermisch 2650 0
Netzreserve - 150

o Der Zweck der Netzreserve ist es, genau in kritischen Situationen, die unerwartet auftreten
kénnen, den sicheren Ubertragungsnetzbetrieb zu gewahrleisten.
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Xx.  Winter: 24.03.2026, 11:00 Uhr
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Abbildung 71: Energiewirtschaftliches Umfeld am 24.03.2026, 11:00. Européische Nettopositionen (links) und
Auspragung der relevanten Werte (rechts). Das Perzentil bezieht sich auf alle Beobachtungen im Winter.

Der 24.03.2026 um 11:00 Uhr zeigt eine besonders extreme energiewirtschaftliche Lage. Das Westsaldo ist sehr
hoch (im 98%-Perzentil), starke West-Ost-Handelsfllisse durch Europa stellen sich ein. Hohe Exporte aus Frankreich
und Deutschland stehen Importen in Italien, Deutschland, dem Vereinigten Konigreich, und Siidosteuropa
gegeniiber (Abbildung 71). Die Gesamterzeugung Deutschlands ist durch die hohe Wind- und PV-Erzeugung
maximal (im 100%-Perzentil). Die Osterreichische Nettoposition dagegen ist niedrig (im 8%-Perzentil) und
Osterreich ist Stromimporteur. Obwohl die PV-Einspeisung auch in Osterreich bei 7.7 GW liegt, ist die Residuallast
durch die geringe Winderzeugung in dieser Stunde signifikant. Die Einspeisung aus thermischer Leistung am Markt

Max. Auslastung ist fir die Jahreszeit ungewohnlich niedrig mit
— Leitung < 70%
— Leit = 70%
Leitung = 909% nur ca. 191 MW.

— Leitung = 100%
—— Leitung = 120%
— Leitung = 150%
Trafo < 70%

Die hohen Importe aus Deutschland

Trafo < 70% resultieren in hohen Uberlastungen in St.

Trafo > 90%
Trafo = 100%
Trafo > 120%
Trafo > 150%

Peter: die Leitungen St. Peter-Pleinting, St.

Peter-Altheim und einer der Transformatoren
sind engpassbehaftet mit (n-1)-Auslastungen
von bis zu 121%. Zwei weitere Transformatoren
in St. Peter weisen hohe Auslastungen auf.
Auch die Grenzleitung Lienz- Auronzo ist hoch
ausgelastet (Abbildung 72).
f Die Engpasslage an diesem Tag dauerte lber
Abbildung 72: (n-1)-Auslastungen vor Redispatch am 24.03.2026, mehrere  Stunden an. Die maximal
11:00. verfigbare Leistung der wirksamen
hydraulischen Kraftwerke in dieser Zeit war nur rund 2.3 GW, wobei betriebliche Beschrankungen wie Pegelstande
oder Vorhaltungen von Leistung fiir Regelreserve die tatsachlich verfligbare Leistung noch reduzieren. In der
Betriebsfiihrung kann nicht davon ausgegangen werden, dass die hohen Redispatch-Mengen liber ldngere Zeit
gesichert aus hydraulischen Kraftwerken zur Verfiigung stehen.

In diesem Fall wurde daher eine Kombination aus positivem Redispatch durch hydraulische, thermische Markt- und
Netzreservekraftwerke abgerufen. Der thermische Redispatch (marktverfiigbar und kontrahiert) in dieser Stunde
war mit 1580 MW hoch (siehe Tabelle 20). Das Netzreservekraftwerk Timelkam wurde eingesetzt, da es die hochste
Wirksamkeit auf die St. Peter-Leitungen aufweist und daher den Engpass am effizientesten geldst hat (Abbildung
73). Beim Abruf weniger wirksamer Kraftwerke ware die bendtigte Redispatch-Menge gestiegen.

Tabelle 20: Kraftwerkseinsdtze am 24.03.2026, 11:00.

Markteinsatz hist. Redispatch-Einsatz hist.
hydraulisch 106 370
thermisch 191 1180
Netzreserve - 400
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. negativer Redispatch S

@ oositiver Redispatch . .

Abb)’ldung 73: Historisbher Redispatch-Einsatz am 24.03.2026, 11:00.

Diese historische Situation verdeutlicht wieder die Notwendigkeit der ganzheitlichen Betrachtung der Engpasslage
im Osterreichischen Stromnetz. Wahrend der Einsatz hydraulischer Kraftwerke in Einzelstunden sinnvoll sein kann,
bietet die Netzreserve besonders bei Uberlastungen iiber mehrere Stunden ein wirksames, sicher verfiigbares

Instrument, um auch groRe Mengen an Redispatch abrufen zu kénnen:
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lll.  Anhang 3: Gegeniberstellung kritischer Stunden: Historie und
Systemanalyse

a. Wodurch entsteht thermischer Redispatch-Bedarf in Osterreich?

Die Engpasslage im dsterreichischen Ubertragungsnetz ist aufgrund der zentralen Lage Osterreichs in Europa stark
abhédngig von den gesamteuropdischen Handelsflissen. Die energiewirtschaftliche Situation einer Vielzahl an
europdischen Landern bestimmt damit zu einem grofRen Teil die Lastflusssituation und damit den Redispatch-
Bedarf in Osterreich. Die historisch wichtigsten Treiber auf europiischer Ebene, die zu hohen Einsitzen
thermischen Redispatchs in Osterreich fiihren, wurden anhand des historischen Zeitraums Juli 2024 — Juni 2026
je Saison untersucht und identifiziert.

Sommer

Fir eine Vielzahl an energiewirtschaftlichen Parametern wurde untersucht, ob Korrelationen bestimmte
Auspragungen der Parameter zu gehduftem Auftreten von sehr hohen thermischen Redispatch-Abrufen bestehen.
Letztere sind definiert als thermische Abrufe im 99%-Perzentil der Leistung aller im betrachteten Zeitraum
aufgetretenen Redispatch-Einsdtze. Das bedeutet, dass fur diese thermischen Redispatch-Einsdtze eine héhere
Leistung als in 99% aller thermischen Redispatch-Einsdtze abgerufen wurde. Die Auspragung der untersuchten
Parameter wird ebenfalls in Perzentilbereichen relativ zu allen Auspragungen dieses Merkmals im betrachteten
Zeitraum evaluiert.

Abbildung 74 zeigt die zwei wichtigsten Osterreichischen Merkmale im Sommer: die Residuallast, i.e. die Differenz
zwischen der Last und der Erzeugung aus Wind- und Solaranlagen (links), sowie die Hydroerzeugung Osterreichs
(rechts). Fur ersteres zeigt sich eine Haufung von hohen thermischen Redispatch-Einsdtzen bei hohen Werten bzw.
Perzentilen der Residuallast. Ebenso hadufen sich hohe thermische Redispatch-Einsdtze bei geringer
Hydroerzeugung in Osterreich.
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Abbildung 74: Osterreichische Treiber fiir thermischen Redispatch-Bedarf in Osterreich im Sommer.

Auf europdischer Ebene bestdtigt sich erneut, dass Handelsfliisse von West- nach Osteuropa mit hohem
thermischem Redispatch-Bedarf in Osterreich korrelieren. Abbildung 75 zeigt die wichtigsten Treiber aus west- bzw.
nordwesteuropdischen Landern im Sommer. Es zeigt sich deutlich, dass hohe thermische Redispatch-Einsatze in
Osterreich vor allem bei hoher Erzeugung in Westeuropa auftreten. Insbesondere die Winderzeugung in
Deutschland, den Niederlanden, und Danemark zeigt einen deutlichen Zusammenhang zu OGsterreichischen
Redispatch-Einsdtzen. Hohe Redispatch-Abrufe hdufen sich bei hoher Winderzeugung in diesen Landern. Auch die
Hydroerzeugung Norwegens zeigt diesen Zusammenhang.
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Abbildung 75: Haupttreiber aus Westeuropa fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im Sommer.

Abbildung 76 stellt die Haupttreiber flr osterreichischen thermischen Redispatch im Sommer aus Ost- bzw.
Siidosteuropa dar. Hohe thermische Einsdtze in Osterreich treten geh&uft bei hohen Lasten bzw. geringen
Erzeugungen in Sudosteuropa auf. In Kombination mit hohen Erzeugungen aus West- bzw. Nordwesteuropa
ergeben sich die charakteristischen Handelsfliisse in West-Ost-Richtung, die aus Netzreserve-Sicht besonders
relevant sind. Insbesondere die italienische Residuallast sowie die Last in Ungarn und Erzeugung Sloweniens spielen
eine treibende Rolle im Osterreichischen Redispatch-Bedarf. Auch hohe Lasten in Polen und der Slowakei zeigen
eine Korrelation mit hohen thermischen Redispatch-Einsitzen in Osterreich.
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Abbildung 76: Haupttreiber aus Ost- bzw. Siidosteuropa fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im
Sommer.

Die identifizierten Zusammenhdnge zwischen den energiewirtschaftlichen Faktoren und Gsterreichischem
Redispatch bedeuten nicht, dass einzelne Parameter in Europa direkt zu Engpéssen in Osterreich fiihren und in
thermischem Redispatch resultieren. Oft ist es eine Kombination aus mehreren energiewirtschaftlichen
Merkmalen, die zu netztechnisch relevanten Situationen fiihren. Abbildung 77 zeigt, in wie vielen der kritischen
Stunden mit hohem thermischem Redispatch im 0Osterreichischen Stromnetz die identifizierten treibenden
Faktoren in extremen Auspragungen auftraten. Es zeigt sich, dass in den netztechnisch relevanten Stunden im
Sommer meist mehrere Merkmale entweder sehr hohe (im 90%-Perzentil) oder sehr niedrige Werte (im 10%-
Perzentil) aufweisen.
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Abbildung 77: Extremauspréagungen der Haupttreiber bei hohem thermischem Redispatch in Osterreich im
Sommer.

Die Haupttreiber fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im Sommer sind u.a.:
o Hohe Erzeugung in West- bzw. Nordwesteuropa
o Hohe Lasten bzw. geringe Erzeugung in Ost- bzw. Siidosteuropa
o Hohe Residuallast und geringe Hydroerzeugung in Osterreich.
In kritischen Stunden liegen haufig viele der treibenden Faktoren in extremen Werten vor.

Winter

In den systemkritischen Stunden im Winter stimmen einige der Haupttreiber fiir hohen thermischen Redispatch in
Osterreich mit den wichtigsten Faktoren im Sommer (iberein, es fallen jedoch auch einige Unterschiede auf. Die
energiewirtschaftliche Lage im Winter unterscheidet sich von der im Sommer unter anderem dadurch, dass in
Osterreich deutlich hthere thermische Marktkapazitdten im Einsatz sind. Weiters ist die Rolle der Solareinspeisung
weniger ausgepragt als im Sommer. Dennoch ist die Osterreichische Residuallast ein relevanter Faktor fir
thermischen Redispatch-Bedarf, wie in Abbildung 78 dargestellt. Hohe Leistungen thermischen Redispatchs werden
gehiuft bei hoher Residuallast in Osterreich abgerufen. Im Gegensatz zum Sommer spielt die Hydroerzeugung in
Osterreich im Winter eine weniger markante Rolle. Hohe thermische Einsitze hiufen sich jedoch weiterhin bei
durchschnittlicher bis niedriger Hydroerzeugung in Osterreich.
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Abbildung 78: Osterreichische Treiber fiir thermischen Redispatch-Bedarf in Osterreich im Winter.
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Wie bereits im Sommer trdgt eine hohe Erzeugung in West- bzw. Nordwesteuropa zu hohen thermischen
Redispatch-Einsdtzen im Winter bei. Auch im Winter sind vor allem die Winderzeugung in Deutschland und
skandinavischen Landern unter den Haupttreibern fiir kritische Stunden (Abbildung 79). Ein neuer Faktor, der im
Winter an Relevanz gewinnt, sind Prognoseabweichungen in der Offshore-Winderzeugung Deutschlands, also die
Differenz zwischen der Day-Ahead-Prognose und der Echtzeit-Winderzeugung. Je hoher die Prognoseabweichung,
desto haufiger treten hohe Redispatch-Abrufe in Osterreich auf.
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Abbildung 79: Haupttreiber aus Westeuropa fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im Winter.

Die Lasten bzw. Residuallasten in Ost- und Stidosteuropa spielen auch im Winter eine Rolle in kritischen Situationen,
jedoch ist ihr Einfluss weniger stark als im Sommer. Abbildung 80 zeigt eine Haufung von hohen thermischen
Redispatch-Abrufen bei hoheren Werten der italienischen und slowakischen Residuallast, die Verteilung ist im
Vergleich zum Sommer jedoch breiter. Dennoch ist die Bedeutung von West-Ost- bzw. Nord-Stid-Fliissen durch
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Abbildung 80: Relevante Treiber aus Osteuropa fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im Winter.

Auch im Winter treten in netztechnisch relevanten Situationen oft mehrere energiewirtschaftliche Merkmale in
Extremwerten (im 90%- bzw. 10%-Perzentil) auf. Der Einfluss der identifizierten Treiber ist im Winter jedoch nicht
eindeutig. In Stunden mit hohem thermischem Redispatch-Einsatz zeigen sich sowohl hohe (d.h., die Prognose
Uberschatzt die Echtzeit-Erzeugung) als auch niedrige Prognoseabweichungen (d.h., die Prognoseabweichung ist
negativ und die Echtzeit-Erzeugung Uberschreitet die Prognose) in der Winderzeugung Deutschlands. Auch die
Hydroerzeugung Osterreichs kann in kritischen Stunden in beiden Extremen auftreten. Den hdheren Anteil an
kritischen Stunden zeigt jedoch, wie auch im Sommer, eine geringe dsterreichische Hydroerzeugung.
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Abbildung 81: Extremausprégungen der Haupttreiber bei hohem thermischem Redispatch in Osterreich im Winter.
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Die treibenden Faktoren fiir hohe thermische Redispatch-Einsitze in Osterreich im Winter bestitigen erneut die
Relevanz von Handelsflissen in West-Ost- bzw. Nord-Sud-Richtung durch Europa. Im Allgemeinen zeigt sich der
starke Einfluss der gesamteuropdischen Energiewirtschaft bzw. des européischen Klimas auf die Engpasslage im
dsterreichischen Ubertragungsnetz. Die Netzreserve als Versicherung in kritischen Stunden ist daher fundamental,
um die Netzsicherheit Osterreichs gegen die Volatilitit der europiischen Energiewirtschaft abzusichern.

Die Haupttreiber fiir hohen thermischen Redispatch in Osterreich im Winter sind u.a.:
01. Hohe Erzeugung in West- bzw. Nordeuropa
02. Prognoseabweichungen der Erzeugung in Westeuropa
03. Hohe Lasten bzw. geringe Erzeugung in Ost- bzw. Siidosteuropa
04. Hohe Residuallast und geringe Hydroerzeugung in Osterreich.
In kritischen Stunden tritt haufig eine Kombination der treibenden Faktoren in Extremwerten auf.

b. Ubereinstimmungen und Unterschiede kritischer Stunden aus der Historie und der
Systemanalyse

Fir die bedarfsdimensionierenden Sommer- bzw. Winterstunden der Systemanalyse lassen sich relevante
energiewirtschaftliche Faktoren erkennen. Im Folgenden sind die dimensionierenden Stunden der Systemanalyse
2023 fir 2025 und der Systemanalyse 2024 fiir 2026 den historisch kritischen Stunden bzw. Stunden mit hohem
thermischem Redispatch in Osterreich gegeniibergestellt. Die dimensionierenden Stunden der Systemanalysen und
die systemkritischen Stunden 2025 und 2026 sind im Detail in Anhang 1 - Bedarfsdimensionierende Stunden der
Systemanalyse bzw. Anhang 2 — Historisch systemkritische Stunden 2025-2026 beschrieben.

Sommer

Die relevanten energiewirtschaftlichen bzw. netztechnischen Faktoren der dimensionierenden Sommerfalle der
Systemanalyse sind:
o Hohe Exporte aus Westeuropa (FR, NL, DE)

o Importe in Ost- bzw. Stidosteuropa (IT, PL, Stidost)
o Geringe Winderzeugung in Osterreich
o Hohe Last in Osterreich

o Engpass auf einer oder mehrerer der St. Peter-Leitungen

Aus der Betrachtung aller Stunden mit hohem thermischem Redispatch-Bedarf in Osterreich wurden 3hnliche
Treiber identifiziert, wie in Abschnitt i beschrieben. Weiters wurden Uberlastungen auf einer der St. Peter-
Leitungen als hiufigster APG-interner Grund fiir EPM-Abrufe in Osterreich ermittelt.
Auch in der Detailbetrachtung einzelner kritischer Sommerstunden scheinen die allgemein identifizierten Treiber
fir hohen Redispatch-Bedarf auf. Die wichtigsten energiewirtschaftlichen und netztechnischen Merkmale dieser
systemkritischen Einzelstunden sind u.a.:

o  West-Ost- bzw. Nord-Siid-Handelsfliisse

o Hohe (Residual-)Lasten in IT, SI, SK, HU, PL
o Hohe Erzeugung in DE, NL, Skandinavien
o Hohe Residuallast in Osterreich

o Uberlastung auf einer oder mehrerer der St. Peter-Leitungen

o Interne Uberlastungen
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In der Gegenliiberstellung der Historie mit der Systemanalyse finden sich GroRteils Ubereinstimmungen, es ergeben
sich aber auch Unterschiede. Eine Abweichung liegt in einzelnen Stunden in der Relevanz der Netzreserve zur
Lésung von internen Engpassen. In der Systemanalyse werden Uberlastungen auf den St. Peter-Leitungen als
dimensionierende Engpdsse herangezogen. Auch die Tageszeit der systemkritischen Stunden fihrt zu
Abweichungen zwischen Historie und der Systemanalyse. Die dimensionierenden Sommerstunden der
Systemanalysen fiir 2025 und 2026 treten um die Mittagszeit auf, was mit einer hohen PV-Erzeugung in Osterreich
und Deutschland einhergeht. Historisch treten die kritischen Stunden 2025 und 2026 gehauft in der Nacht auf.

Die systemkritischen Stunden 2025 und 2026 zeigen jedoch umfassend, dass Stunden, die den
dimensionierenden Sommerstunden der Systemanalyse dhnlich sind, in der Realitdt auftreten. Die
historisch relevanten Merkmale, die zu der Engpasslage und dem Redispatch- bzw. Netzreservebedarf
fiihren, bestatigen die Ergebnisse der Systemanalyse.

ii. Winter

Die charakteristischen energiewirtschaftlichen bzw. netztechnischen Faktoren der dimensionierenden
Winterstunden der Systemanalyse sind:

o Hohe Exporte aus Westeuropa (FR, NL, DE)

o Importe in IT, CH, Siidosteuropa

o Geringe EE-Erzeugung in Osterreich

o Hohe Last in Osterreich

o Hohe Hydroerzeugung in Osterreich

o Engpass auf einer oder mehrerer der St. Peter-Leitungen

Aus der Betrachtung der historischen systemkritischen Stunden bzw. Stunden mit hohem thermischem Redispatch
Ergeben sich u.a. die folgenden energiewirtschaftlichen und netztechnischen Merkmale:
o Hohe Erzeugung in West- bzw. Nordeuropa

o Prognoseabweichungen der Erzeugung in Westeuropa
o Hohe Lasten bzw. geringe Erzeugung in Ost- bzw. Siidosteuropa
o Hohe Residuallast und geringe Hydroerzeugung in Osterreich

o Uberlastung auf einer oder mehrerer der St. Peter-Leitungen

Der Vergleich zwischen den kritischen Stunden der Systemanalyse und den historischen kritischen Stunden 2025
und 2026 zeigt groRe Ubereinstimmungen. Eine relevante Abweichung ergibt sich in der Hydroerzeugung
Osterreichs. In der Systemanalyse fiir 2025 und 2026 ist die Turbinenerzeugung in den dimensionierenden
Winterstunden hoch, wahrend historisch ein Zusammenhang zwischen niedriger Hydroerzeugung und hohem
thermischem Redispatch-Bedarf erkennbar ist. Da jedoch immer ein komplexes Zusammenspiel vieler Faktoren zu
der netztechnischen Situation in Einzelstunden fiihrt, ist eine Abweichung in einzelnen Merkmalen kein Indikator
zur Notwendigkeit von Anpassungen der Annahmen der Systemanalyse.

Die systemkritischen Winterstunden 2025 und 2026 verdeutlichen, dass den dimensionierenden
Winterstunden der Systemanalyse 3&hnliche Situationen in der Realitit auftreten. Die
charakteristischen Merkmale der kritischen Winterstunden der Systemanalyse werden durch die
Historie bestatigt.
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