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Zusammenfassung 

Zusammenfassung 
Hintergrund, Ziel und Ergebnis der Analysen 

Sicher durch die Transformation des Energiesystems 

Dekarbonisierung, Digitalisierung, Dezentralisierung und Demokratisierung sind die wesentli-
chen Treiber der Veränderung des Stromsystems. Um diese Herausforderungen zu meistern, 
und gleichzeitig die sichere Stromversorgung nachhaltig gewährleisten zu können, ist es not-
wendig das Stromsystem ganzheitlich zu entwickeln und leistungsfähig zu machen. Bis 2030 soll 
gemäß den klima- und energiepolitischen Zielsetzungen der Österreichischen Bundesregierung 
100% des Stroms (bilanziell) aus Erneuerbaren Energien kommen. Gerade innerhalb des aktuell 
stattfindenden Transformationsprozesses sind besondere Maßnahmen (u.a. Redispatch, Flexi-
bilisierung) notwendig, um die sichere Stromversorgung als Grundlage für den Wirtschafts- und 
Lebensstandort Österreich zu gewährleisten. In der vorliegenden Systemanalyse steht das In-
strument des Redispatch im Fokus. 

APG sichert Stromversorgung Österreichs 

Die Austrian Power Grid AG (APG) ist Österreichs Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) und Regel-
zonenführer. Sie leistet durch den sicheren, zuverlässigen und leistungsfähigen Betrieb des 
Übertragungsnetzes einen wesentlichen Beitrag zur sicheren Stromversorgung Österreichs. Teil 
dieses gesellschaftlichen Auftrages ist die Ermittlung von potenziellen Netzengpässen und die 
Durchführung von Maßnahmen zu deren Beseitigung bzw. Vermeidung, um die sichere Strom-
versorgung für Industrie, Wirtschaft und Gesellschaft nachhaltig zu gewährleisten. 

Redispatch als wesentlicher Baustein zur sicheren Stromversorgung während der Transformation 

Um dies zu gewährleisten, setzt APG neben der effizientesten Maßnahme des Netzausbaus auch 
notwendige kurzfristige Maßnahmen – hier vor allem Redispatch – um. Unter Redispatch ist die 
Anpassung der Einspeisung (Erhöhung oder Absenkung) von Kraftwerken sowie die Nutzung von 
Flexibilitäten bei Stromverbrauchern durch Erhöhung oder Absenkung des Strombezugs auf An-
weisung des ÜNB zu verstehen. Damit können nicht n-1 sichere Zustände, sogenannte Engpässe, 
vermieden und das Übertragungsnetz somit sicher betrieben werden. Die Durchführung von Re-
dispatch setzt voraus, dass einerseits Engpässe prognostiziert werden und andererseits eine aus-
reichende Menge an wirksamer flexibler Kraftwerks- oder Stromverbrauchsleistung sicher ver-
fügbar ist.  

Stilllegung von Kraftwerken als Risiko 

Immer mehr Betreiber thermischer Kraftwerke beabsichtigen ihre Anlagen temporär oder end-
gültig stillzulegen, womit diese auch für notwendige Redispatch-Maßnahmen nicht mehr zur 
Verfügung stünden. Aufgrund dieser Tatsache muss APG gemäß § 23b ElWOG 2010 mit Anbie-
tern flexibler Kapazitäten (Kraftwerke, flexible Verbraucher, Aggregatoren) vertragliche Verein-
barungen abschließen, die sicherstellen, dass diese bei drohenden Netzüberlastungen zuverläs-
sig als Redispatch-Maßnahme zur Verfügung stehen, um die sichere Stromversorgung Öster-
reichs aufrecht zu erhalten.  

Die Systemanalyse als gesetzlicher Auftrag der APG 

APG ist entsprechend ihrer gesetzlichen Aufgaben gemäß § 23a Abs. 2 ElWOG 2010 dazu ver-
pflichtet, auch für die Zukunft die Netzengpasssituation und den möglicherweise damit verbun-
denen zu sichernden Bedarf an wirksamer flexibler Leistung für Redispatch, d.h. den Netzreser-
vebedarf jährlich im Rahmen einer Systemanalyse zu evaluieren. Der hier vorliegende Bericht 
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Zusammenfassung 

zur Systemanalyse betrachtet dabei den Zeitraum der nächsten 2 Jahre mit Fokus auf die bevor-
stehende Kontrahierungsperiode (4. Quartal 2024 bis einschließlich 3. Quartal 2025). Zusammen 
mit den gesetzlich vorgeschriebenen Stilllegungsanzeigen der Kraftwerksbetreiber ergibt sich 
aus den Untersuchungen des vorliegenden Berichts der durch APG zu kontrahierende Netzre-
servebedarf. 

Vorgehen bei der Systemanalyse 

Die Methode und Eingangsdaten, welche mit der Regulierungsbehörde abgestimmt wurden, ba-
sieren auf den gesetzlichen Vorgaben gemäß § 23a Abs. 2 ElWOG 2010. Im Zentrum steht dabei 
die Durchführung von Jahressimulationen von Markt- und Netzberechnungen für Europa, wel-
che dazu dienen, die Belastungssituation im österreichischen Stromnetz für den Betrachtungs-
zeitraum der Systemanalyse Q4 2024 bis inkl. Q3 2026 zu prognostizieren und etwaige Netzen-
gpässe zu identifizieren. Aufgrund des Umfangs und der hohen Komplexität dieser Aufgabe hat 
APG unterstützend ein Konsortium – bestehend aus Consentec GmbH, dem Institut für Elektri-
sche Anlagen und Netze, Digitalisierung und Energiewirtschaft der RWTH Aachen University 
(IAEW) und der Forschungsgemeinschaft für Elektrische Anlagen und Stromwirtschaft e. V. (FGH) 
sowie FGH GmbH – beauftragt die quantitativen Analysen und Modellsimulationen entspre-
chend dem aktuellen Stand der Wissenschaft durchzuführen. 

Einen Überblick über das methodische Vorgehen zeigt folgendes Bild.  

 

In einem ersten Schritt werden Annahmen zu wichtigen Rahmenparametern der europäischen 
energiewirtschaftlichen Entwicklung im Betrachtungszeitraum der Systemanalyse festgelegt. 
Diese Parameter bestimmen wesentlich, wie die Akteure des Stromsystems (insb. Betreiber von 
Stromerzeugungs-, Stromspeicher- und Stromverbrauchsanlagen) das Stromnetz zukünftig nut-
zen. Hierzu zählen zum Beispiel die Annahmen zum Ausbau der Stromerzeugung aus erneuer-
baren Energien wie Wind und Solar, zu den erwarteten Brennstoff- und CO2-Preisen sowie zur 
Entwicklung der Stromnachfrage. Die Festlegung dieser Parameter wurde im Wesentlichen auf 
Basis des europaweit koordinierten European Resource Adequacy Assessment (ERAA) der euro-
päischen Übertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) vorgenommen. Für Österreich wurde zudem 
die aktuelle Klima- und Energiestrategie der österreichischen Bundesregierung abgebildet. Die 
zu erwartenden Brennstoff- und CO2-Preise wurden anhand der Notierungen der Future-Preise 
des Betrachtungszeitraums zum Zeitpunkt des Beginns der quantitativen Analysen festgelegt. 
Unter Berücksichtigung eines durchschnittlichen Wirkungsgrades bei der Stromgestehung ergibt 
sich mit den festgelegten Primärenergiepreisen, dass sich die Kosten für Stromerzeugung durch 



iii 

  

 

Zusammenfassung 

Kohlekraftwerke und durch Gaskraftwerke beinahe angeglichen haben. Anzunehmende Netzer-
weiterungen basieren auf dem österreichischen Netzentwicklungsplan sowie dem Ten-Year Net-
work Development Plan (TYNDP) der ENTSO-E. Die Festlegungen zu den internationalen Strom-
handelskapazitäten berücksichtigen die Vorgaben der Regelungen aus der europäischen Elekt-
rizitätsbinnenmarktverordnung (EU 2019/943). 

Basierend auf diesen Annahmen wird dann das Geschehen am europäischen Strombinnenmarkt 
für den Zeitraum jeweils eines Jahres in stündlicher Auflösung – d.h. mit 8.760 energiewirt-
schaftlichen Situationen – modelliert. Dabei werden die realen Bedingungen des Strommarktes 
sowie die technischen Restriktionen des Stromsystems so genau wie möglich und erforderlich 
berücksichtigt. 1 Die sich aus dieser Simulation ergebende Prognose, insbesondere von Kraft-
werkseinsätzen und Stromverbrauch, wird anschließend in ein Simulationsmodell des europäi-
schen Stromnetzes eingesetzt. Mit Fokus auf das österreichische Übertragungsnetz kann dann 
ermittelt werden, zu welchen Stromflüssen („Lastflüssen“) und damit Leitungsbelastungen dies 
führen würde. Aus der Vielzahl der simulierten Stunden lassen sich kritische Situationen identi-
fizieren, die ohne weitere Maßnahmen zu Engpässen bzw. zu n-1 Überlastungen des Stromnet-
zes führen würden. Für diese wird dann ermittelt, mit welchen Redispatch-Maßnahmen die Be-
lastungen des Stromnetzes auf ein zulässiges Maß - im Sinne einer sicheren Stromversorgung - 
zurückgeführt werden können. 

Auf diese Weise lassen sich die Zeitpunkte erkennen, welche in Zukunft besonders kritisch im 
Hinblick auf Redispatch und einen dafür notwendigen Mindestbedarf an sicher verfügbarer fle-
xibler Leistung zur Gewährleistung der Netzsicherheit sind. Diese ausgewählten Situationen 
werden in einem weiteren Schritt detailliert analysiert. Unter Berücksichtigung der erforderli-
chen Revisionszeiträume der flexiblen Anlagen sowie der Abhängigkeit der Erzeugungsleistung 
von der Außentemperatur wird der Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung er-
mittelt, welcher für die Beseitigung der Netzengpässe notwendig ist. 

Abschließend wird überprüft, inwiefern der zuvor identifizierte Mindestbedarf an sicher verfüg-
barer flexibler Leistung durch zukünftig im Markt befindliche, verfügbare Anlagen gedeckt ist 
(siehe nachstehendes Bild). Ausgehend von der heute sicher verfügbaren flexiblen Leistung aus 
Kraftwerken und Verbrauchern (DSM) werden die Stilllegungsanzeigen der Kraftwerksbetreiber 
gemäß § 23a Abs. 1 ElWOG 2010 entsprechend berücksichtigt. Die tatsächlich durch entspre-
chende Verträge abzusichernde Netzreserve ergibt sich aus der Differenz zwischen dem ermit-
telten Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung und der abzüglich der Stilllegungs-
anzeigen noch im Markt verfügbaren flexiblen Leistung. 

 

 

 

 
1 Insbesondere wird im Strommarktmodell für die sogenannte „Core“ Kapazitätsberechnungsregion ein lastflussbasiertes Kapazi-
tätsmodell abgebildet („Flow-Based Market Coupling“). Die Bestimmung der sog. Flow-Based Domain erfolgt unter Beachtung der 
„Guideline on Capacity Allocation and Congestion Management“ (CACM-Verordnung) und der für die Region Core ausgearbeiteten 
Methode zur Kapazitätskalkulation für den Day-Ahead Zeitbereich (Decision 02/2019 of ACER). 
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Zusammenfassung 

 

 

Ergebnisse der Systemanalyse 

Die energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen und die daraus resultierenden Belastungen 
des Übertragungsnetzes sind durch eine Vielzahl von Einflussfaktoren wie Wetterbedingungen, 
installierter Kraftwerkspark, Verbrauch und deren örtliche Verteilung, Brennstoff- und CO2-
Preise, Netzausbau und internationale Stromhandelskapazitäten bestimmt.  

Gemäß den Ergebnissen der Strommarktsimulation ist die energiewirtschaftliche Situation in 
Europa im Betrachtungszeitraum Q4 2024 bis inkl. Q3 2026 dieser Systemanalyse charakterisiert 
durch einen weiteren Anstieg der Erzeugung aus erneuerbaren Energieträgern (EE) im Sinne der 
energie- und klimapolitischen Zielsetzungen. Die erzeugten Energiemengen aus nicht erneuer-
baren Energien hingegen sinken bedingt durch einen Kapazitätsrückbau in vielen Marktgebie-
ten. Angesichts der Angleichung der Grenzkosten der Erdgas- und Kohlekraftwerke ergibt sich 
bezüglich der Stromerzeugung aus Erdgaskraftwerken ein einheitliches Bild verglichen mit dem 
Referenzjahr 2021: Zu weiten Teilen kompensiert die Erzeugung der Erdgaskraftwerke die feh-
lende Erzeugung aus stillgelegten Kraftwerken und tlw. die steigende Stromnachfrage, wenn 
diese nicht allein durch zusätzliche EE-Erzeugung gedeckt werden kann. 

Die Auswirkungen der veränderten energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen wurden in 
umfassenden Netzsimulationen analysiert. Den Ergebnissen zufolge bestehen weiterhin interne 
Engpässe in der österreichischen Regelzone. Dies unterstreicht die Notwendigkeit, der von APG 
verfolgten Netzausbauvorhaben. Die Zusammenhänge im europäischen Strommarkt und im eng 
vermaschten europäischen Übertragungsnetz sind komplex und vielschichtig, so dass in der Re-
gel nicht einzelne Faktoren für die hohen Netzbelastungen identifiziert werden können. 

Die Simulationsrechnungen zeigen auch, dass diese potenziellen Netzüberlastungen grundsätz-
lich durch Redispatch-Maßnahmen mit den modellierten Anlagen behoben werden können. Für 
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Hintergrund und Zielsetzung der Systemanalyse 

1 Hintergrund und Zielsetzung der Systemanalyse 
 

Die Ermittlung von Netzengpässen und die Durchführung von Maßnahmen zur Beseitigung und 
Vermeidung von Netzengpässen ist eine gesetzliche Aufgabe der Übertragungsnetzbetreiber 
(ÜNB). Einerseits werden hierfür netztechnische Maßnahmen, wie die Steuerung von Phasen-
schiebertransformatoren und netztopologische Anpassungen durch Sonderschaltzustände ein-
gesetzt. Andererseits zählen insbesondere auch die Anpassung der Einspeisung (Erhöhung oder 
Absenkung) von thermischen oder hydraulischen Kraftwerken sowie die Nutzung von Flexibili-
täten bei Stromverbrauchern durch Erhöhung oder Absenkung des Strombezugs zu diesen Maß-
nahmen. Dies wird gemeinhin als „Redispatch“ bezeichnet. 

Bei einem Redispatch wird auf Anweisung des ÜNB die Einspeisung eines Kraftwerks „hinter 
dem Engpass“ im Vergleich zu dessen – entsprechend dem Strommarktergebnis – geplanter Ein-
speisung erhöht (bzw. wird bei einem flexiblen Verbraucher der Strombezug abgesenkt). Zur 
Aufrechterhaltung des Systembilanzgleichgewichts (jederzeitige Gleichheit von erzeugter und 
bezogener Strommenge) ist zeitgleich die Einspeisung eines anderen Kraftwerkes (dann „vor 
dem Engpass“) zu reduzieren. Um derartige Redispatch-Maßnahmen umsetzen und damit letzt-
lich den sicheren Betrieb des Stromsystems gewährleisten zu können, ist es erforderlich, dass 
ausreichend flexible Leistung, d.h. Kraftwerkskapazität oder Demand-Side Management (Flexi-
bilität bei Stromverbrauchern), „hinter dem Engpass“ für die Einspeiseerhöhung oder die Ver-
brauchsreduktion vorhanden und auch entsprechend kurzfristig für Abrufe durch den ÜNB ver-
fügbar ist. 

In Österreich muss sich die Austrian Power Grid AG (APG) als Übertragungsnetzbetreiber und 
Regelzonenführer regelmäßig dieser Form des Engpassmanagements bedienen, um drohenden 
Netzengpässen in ihrem Verantwortungsbereich entgegenzuwirken. 4 Ein kritischer Faktor hier-
bei ist die ausreichende Verfügbarkeit von flexibler Leistung, um den für den sicheren Netzbe-
trieb erforderlichen Redispatch durchführen zu können. Die energiewirtschaftlichen Rahmen-
bedingungen der letzten Jahre haben dazu geführt, dass v.a. Betreiber thermischer Erzeugungs-
anlagen beabsichtigten ihre Kraftwerke stillzulegen bzw. einzumotten. Bereits in der Vergangen-
heit war es daher für APG erforderlich, mit Betreibern von Kraftwerken vertragliche Vereinba-
rungen zu schließen, um sicherzustellen, dass diese Kraftwerke zu Zeiten von drohenden Netz-
überlastungen als „Hochfahrpotenzial“ (also „hinter dem Engpass“) für Redispatch-Einsätze zur 
Verfügung stehen.  

APG ist entsprechend ihrer gesetzlichen Aufgaben gemäß § 23a Abs. 2 ElWOG 2010 dazu ver-
pflichtet, auch für die Zukunft die Netzengpasssituation und den möglicherweise damit verbun-
denen Netzreservebedarf jährlich im Rahmen einer Systemanalyse zu evaluieren.  

Für die nächsten Jahre ist aktuell zu erwarten, dass weiterhin ein Bedarf an sicher verfügbarer 
Erzeugungs- bzw. flexibler Verbrauchsleistung in Ost-Österreich oder Regionen im Ausland mit 
netztechnisch vergleichbarer Wirkung bestehen wird. Einerseits werden wesentliche Netzaus-
bauprojekte zur Entlastung bestehender Engpässe, wie die Deutschlandleitung, gemäß aktueller 

 
4 Dies gilt zumindest kurzfristig, denn langfristig können Netzengpässe durch entsprechenden Ausbau der Netzinfrastruktur vermie-
den werden. Dies ist im Allgemeinen nicht nur volkswirtschaftlich kostengünstiger, sondern erhöht auch die Systemsicherheit ins-
gesamt. Die von APG geplanten und teilweise bereits in Umsetzung befindlichen Netzausbauprojekte, wie die 380-kV-Salzburglei-
tung und die Leitungsprojekte im Raum St. Peter Richtung Deutschland, stellen einen wichtigen Beitrag hierzu dar. 
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Hintergrund und Zielsetzung der Systemanalyse 

Umsetzungspläne nach dem betrachteten Analysenzeitraum umgesetzt. Zudem führt der be-
schleunigte Ausbau der EE-Kapazitäten in Europa zu erhöhten großräumigen Lastflüssen mit 
Auswirkungen auf das österreichische Stromnetz. Andererseits bringt die Umsetzung der euro-
parechtlich bindenden Vorgaben des sogenannten „Clean Energy Package“ (CEP) fundamentale 
Änderungen für das Management von grenzüberschreitenden Stromhandelskapazitäten mit 
sich. Die von APG in Abstimmung mit VÜN durchgeführten Analysen dazu zeigen, dass bei einer 
unmittelbaren Umsetzung der gemäß CEP geforderten Mindestkapazität für den grenzüber-
schreitenden Stromhandel (70%-Vorgabe gemäß Art. 16 VO (EU) 2019/943 über den Elektrizi-
tätsbinnenmarkt) massive und teils strukturelle Netzüberlastungen im österreichischen Netz die 
Folge wären. 5 Die österreichische Bundesregierung hat angesichts dessen im Dezember 2020 
einen nationalen Aktionsplan gem. Art. 14 der Elektrizitätsbinnenmarkt Verordnung (VO (EU) 
2019/943) erlassen. 6 

Vor diesem Hintergrund und entsprechend der Verpflichtung gemäß § 23a Abs. 2 ElWOG 2010 
hat APG eine Systemanalyse durchgeführt, deren Ergebnisse in diesem Bericht dokumentiert 
sind. Unterstützend hat die APG ein Konsortium bestehend aus der Consentec GmbH, dem Insti-
tut für elektrische Anlagen und Energiewirtschaft der RWTH Aachen University (IAEW) und der 
Forschungsgemeinschaft für Elektrische Anlagen und Stromwirtschaft e. V. (FGH) sowie 
FGH GmbH im Zuge eines Ausschreibungsverfahrens mit der Durchführung von detaillierten 
Markt- und Netzanalysen als Grundlage der Ermittlung des Netzreservebedarfs für den Zeitraum 
von Q4/2024 bis inkl. Q3/2026 beauftragt. 

Die vorliegende Systemanalyse fokussiert demgemäß auf den Betrachtungszeitraum 2025/26 
und greift dabei die wesentlichen, bis dahin zu erwartenden, Veränderungen im Strommarkt 
und im Übertragungsnetz in detaillierten Simulationen und Analysen auf. Im Rahmen der Unter-
suchungen wird der netztechnische Mindestbedarf an sicher verfügbarer, flexibler Leistung 
(MbL) in bestimmten Regionen Österreichs und ggf. Regionen im galvanisch verbundenen Aus-
land mit vergleichbarer netztechnischer Wirkung quantitativ ermittelt. Basierend darauf wird 
v.a. unter Berücksichtigung der verbindlichen Stilllegungsanzeigen für Erzeugungsanlagen mit 
einer installierten Leistung von mehr als 20 MW gemäß § 23a Abs. 1 ElWOG 2010 der Netzre-
servebedarf ermittelt.  

Der im Rahmen der Systemanalyse festgestellte Netzreservebedarf ist in der Folge mittels eines 
Ausschreibungsverfahrens gemäß § 23b ElWOG 2010 zu beschaffen. 

Das für die Systemanalyse gewählte methodische Vorgehen sowie die wesentlichen Prämissen, 
die den Untersuchungen zugrunde liegen, werden nachfolgend in Kapitel 2 ausführlich erläutert. 
Die getroffenen Annahmen für die Entwicklung von Erzeugung, Nachfrage und Stromhandel in 
Europa sowie den Ausbauzustand des europäischen Übertragungsnetzes sind in Kapitel 3 dar-
gestellt. Die Ergebnisse der durchgeführten Markt- und Netzsimulationen finden sich in Kapitel 
4 und Kapitel 5. Die Ableitung der erforderlichen Netzreserve-Leistung erfolgt in Kapitel 6 in dem 
abschließend auch die Ergebnisse und wesentlichen Erkenntnisse der Systemanalyse zusam-
mengefasst werden. 

 
5 Die Ergebnisse hierzu finden sich im Hotspot Bericht der österreichischen Übertragungsnetzbetreiber zusammengefasst, welcher 
per Bescheid von E-Control angenommen wurde (siehe: https://www.e-control.at/documents/1785851/0/Beilage+1+-+Hot-
spot+Bericht+gem+Art+14+Abs+7+EU-VO.pdf/cc107b19-4ad5-2404-1521-4afe3f268f1f?t=1601447284360). 

6https://www.bmk.gv.at/themen/energie/europ_int/eu/action_plan.html  
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Vorgehen im Rahmen der Systemanalyse und eingesetzte Modelle 

2 Vorgehen im Rahmen der Systemanalyse und eingesetzte Mo-
delle 

2.1 Grundsätzliches methodisches Vorgehen 

Die sich für einen ÜNB stellende Aufgabe einer angemessenen Dimensionierung der Netzre-
serve, also der Festlegung der notwendigen abzusichernden sicher verfügbaren flexiblen Leis-
tung, ist aufgrund des Zusammenspiels vieler Einflüsse im gesamten europäischen Netzgebiet – 
im Wesentlichen das Lastverhalten, Wettereinflüsse für erneuerbare Stromerzeuger, Marktver-
halten, Entwicklung der Stromnachfrage und der installierten Erzeugungs- und Speicherleistun-
gen sowie Netzentwicklungen – komplex.  

Der Gesetzgeber sieht für die Systemanalyse gemäß § 23a Abs. 2 ElWOG 2010 zur Feststellung 
des Netzreservebedarfs die Berücksichtigung der folgenden Punkte vor: 

1. Differenzierungen nach geographischen Kriterien hinsichtlich der Wirksamkeit von Engpass-
managementmaßnahmen; 

2. die angezeigten temporären, temporären saisonalen und endgültigen Stilllegungen gemäß 
§23a Abs. 1; 

3. Einsätze ausländischer Kraftwerke und die resultierenden Handelsflüsse zwischen den Ge-
botszonen; 

4. Ausbauprojekte auf Basis des aktuellen Netzentwicklungsplans; 

5. Besonderheiten aufgrund spezieller Wetter- oder anderer klimatologischer Situationen, 
Nachfragesituationen, Kraftwerksverfügbarkeiten (z.B. Revisionen) und geplante und nicht 
geplante Nicht-Verfügbarkeiten von Netzbetriebsmitteln im Netzgebiet des Regelzonenfüh-
rers oder im benachbarten Ausland; 

6. Potenziale flexibler Verbrauchsanlagen, die geeignet sind, den Netzreservebedarf zu mini-
mieren; 

Auf Basis dieser gesetzlichen Vorgaben wurde für die Simulationen und Berechnungen im Rah-
men der Systemanalyse das nachfolgend beschriebene methodische Vorgehen gewählt. We-
sentliche Prämissen für die Untersuchungen und grundlegende Eigenschaften der von Consen-
tec/IAEW/FGH eingesetzten Simulationsmodelle finden sich in Abschnitt 2.2. Eine ausführliche 
Modellbeschreibung ist im Anhang enthalten.  

Das grundsätzliche Vorgehen lässt sich anhand nachfolgender Grafik beschreiben. Es gliedert 
sich in fünf wesentliche Schritte. Dieses Vorgehen und die getroffenen Annahmen wurden wäh-
rend des gesamten Erstellungsprozesses dieser Studie mit der Regulierungsbehörde abge-
stimmt.  
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Regulierungsbehörde und in Teilaspekten 7 mit dem zuständigen Bundesministerium 8 abge-
stimmt.  

Im dritten Schritt (, Jahressimulation) erfolgt die Ermittlung einer zunächst möglichst großen 
Zahl an zu erwartenden Netznutzungssituationen im Betrachtungszeitraum dieser Systemanaly-
sen. Hierfür wird der Zeitraum eines gesamten Jahres im Stundenraster über eine mehrstufige 
Kette von Modellsimulationen errechnet, wodurch 8.760 Stunden bzw. Situationen für die Ana-
lysen verfügbar gemacht werden.  

Dies ist insbesondere erforderlich, da ex-ante nicht unmittelbar und zuverlässig absehbar ist, zu 
welchen Zeitpunkten bzw. in welchen Situationen zukünftig potenziell kritische Netzbelastun-
gen für das österreichische Übertragungsnetz auftreten können. Mit dem Jahreslauf wird daher 
zunächst eine Vielzahl zukünftig zu erwartender Netznutzungssituationen simuliert, die sich ins-
besondere aus den in den Eingangsdaten der Marktsimulationen abgebildeten verschiedenen 
Wetterkonstellationen sowie der Stromnachfrage und den sich daraus im europäischen Strom-
markt unter Berücksichtigung der Handelskapazitäten ergebenden Kraftwerkseinsätzen einstel-
len. Anhand der Netz- und Redispatch-Simulationen des Jahreslaufs lässt sich analysieren, wel-
che der zuvor genannten Konstellationen grundsätzlich zu kritischen Netzsituationen führen 
können, für die zur Aufrechterhaltung der Systemsicherheit die Vorhaltung einer Netzreserve 
erforderlich sein könnte. Für diese Situationen erfolgt dann im nächsten Schritt eine Detailana-
lyse.  

Die Jahressimulation ist in folgende Teilschritte gegliedert: 

 Die Ermittlung der Flow-Based Domain (lastflussbasiertes Kapazitätsmodell) stellt den Start-
punkt der eigentlichen Modellierungskette für die in dieser Studie durchgeführten Markt- 
und Netzsimulationen dar. In diesem Schritt erfolgt die Ermittlung eines lastflussbasierten 
Kapazitätsmodells für die sogenannte Core-Kapazitätsberechnungsregion sowie von NTC-
Kapazitäten (Net Transfer Capacity – Kapazitäten) für die Handelsgrenzen im europäischen 
Strommarkt außerhalb der Core-Region. Dies wird für die Durchführung der europäischen 
Strommarktsimulationen (nachfolgender Schritt) benötigt. Um die zukünftige Situation 
bestmöglich abzubilden, erfolgt die Berechnung des Flow-Based Kapazitätsmodells, soweit 
wie im Rahmen von Simulationen möglich, entsprechend den regulatorischen Vorgaben. 
Hier ist insbesondere die von ACER genehmigte Methodik zur Kapazitätsberechnung im Day-
Ahead und Intraday Zeitbereich für die Core-Region gemäß „Decision 02/2019 of ACER“ re-
levant. Im Rahmen der gemäß „First amendment of the Day-Ahead Capacitiy Calculation 
Methodology of the Core Capacity Calculation Region” vorgenommene Änderungen der Me-
thodik wie beispielsweise die Anwendung der Extended LTA-Inclusion (ELI) finden ebenfalls 
Berücksichtigung.  

 Dann erfolgt die Durchführung einer europäischen Strommarktsimulation. Die Anforderun-
gen an das Übertragungsnetz – und damit letztlich auch der Bedarf für Redispatch-Maßnah-
men sowie ein ggf. erforderlicher Bedarf an Netzreservekapazitäten – wird durch die Erzeu-
gungs-, Nachfrage- und Handelssituation in Österreich und dem europäischen Umfeld be-
stimmt. Der Einsatz österreichischer und ausländischer Kraftwerke und resultierend der 
Stromhandel zwischen den Gebotszonen ergeben sich dabei aus der Funktionsweise des eu-

 
7 Anzunehmender Ausbau von Erneuerbaren Energieträgen, Power2Gas und Lastentwicklung 

8 Bundesministerium für Klimaschutz, Umwelt, Energie, Mobilität, Innovation und Technologie (BMK) 
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ropäischen Strommarktes. Das im vorherigen Schritt ermittelte Flow-Based Kapazitätsmo-
dell stellt hier eine wichtige Randbedingung dar, da es die zulässigen Kombinationen aus 
Handelsflüssen (genauer: Imports-/Exportbilanzen bzw. Nettopositionen von Gebotszonen) 
bestimmt. Zusätzliche Freiheitsgrade aus der LTA-Domain werden in der Strommarktsimu-
lation mittels des Extended LTA Inclusion Verfahrens (ELI) berücksichtigt. Eine Erläuterung 
des ELI-Verfahrens befindet sich in Kapitel 2.2 und im Anhang. Flow-Based Domain und LTA-
Domain bilden netztechnische Restriktionen in der Strommarktsimulation ab und werden 
als Eingangsdaten der Simulation benötigt. Die für die Netzbelastung entscheidenden Kons-
tellationen aus Erzeugung, Nachfrage und Stromhandel nehmen im Jahresverlauf sehr un-
terschiedliche Ausprägungen an. Gründe hierfür sind z.B. die zeitvariable Stromnachfrage 
sowie die (zum Teil stochastischen) Schwankungen der Erzeugung aus Wind- und Solaranla-
gen. Dem wird in diesem Schritt durch den Einsatz eines praxiserprobten und dem Stand der 
Wissenschaft entsprechenden Marktsimulationsverfahrens Rechnung getragen, das es er-
möglicht, zeitlich und räumlich hoch aufgelöste (stündliches Zeitraster, räumliche Auflösung 
auf Ebene von Übertragungsnetzknoten) Datensätze zur Erzeugungs-, Nachfrage- und Han-
delssituation im gesamten europäischen Strommarkt zu erzeugen 9. Eine ausführliche Be-
schreibung des für die Strommarktsimulation eingesetzten Modells und der angenomme-
nen Prämissen findet sich in Kapitel 2.2 und im Anhang.  

 In einem nächsten Teilschritt der Jahressimulation (Lastfluss- und Redispatch-Simulation) 
werden die mittels der Marktsimulation ermittelten Datensätze zur Last- und Einspeisesitu-
ation in ein Modell des europäischen Übertragungsnetzes integriert, um so die Belastungen 
der Elemente des Übertragungsnetzes zu berechnen und darauf aufbauend grundsätzlich 
kritische Netzsituationen zu identifizieren. In der Marktsimulation werden kraftwerksblock-
scharf für jede der betrachteten 8.760 Stunden die Einsätze der Kraftwerke im europäischen 
Strommarkt sowie der grenzüberschreitende Stromhandel bestimmt. Zusammen mit den 
zeitlich und räumlich differenzierten Annahmen zur Stromnachfrage und der Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien ergeben sich hieraus „Netznutzungsfälle“ (NNF). Für diese 
werden dann in Lastfluss- und Redispatch-Simulationen errechnet, welche Netzbelastungen 
entstehen und in welchem Umfang ggf. Redispatch-Maßnahmen erforderlich sind, um die 
Netzsicherheit zu gewährleisten. Auf diese Weise werden potenziell kritische Situationen für 
den sicheren Übertragungsnetzbetrieb identifiziert, die in einem weiteren Schritt einer De-
tailanalyse zugeführt werden (siehe Schritt ). Für die Lastfluss- und Redispatch-Berech-
nungen wird auf das gleiche Übertragungsnetzmodell zurückgegriffen, welches auch Grund-
lage der Bestimmung des Flow-Based Kapazitätsmodells ist. Die hohe zeitliche und räumli-
che Auflösung der eingesetzten Modelle stellt sicher, dass später eine Differenzierung nach 
geographischen Kriterien hinsichtlich der Wirksamkeit von Engpassmanagementmaßnah-
men vorgenommen werden kann (vgl. § 23a Abs. 2 Z.1 ElWOG 2010).  

Die im Rahmen der Jahressimulation identifizierten, potenziell kritischen Situationen werden im 
vierten Schritt (, Detailanalysen) einer Detailanalyse unterzogen. Als potenziell kritische Situ-
ationen werden grundsätzlich solche ausgewählt, die im Rahmen der Jahressimulation auf einen 
hohen Mindestbedarf von sicher verfügbarer, flexibler Leistung und somit potenziell auf einen 
hohen Netzreservebedarf hindeuten. Diese Situationen sind i.W. durch einen hohen Einsatz der 
österreichischen (thermischen) Kraftwerke und Abruf von in den Modellen berücksichtigter 
Lastflexibilität bei gleichzeitig hoher Auslastung österreichischer Stromleitungen (einschließlich 
Grenzkuppelleitungen) gekennzeichnet. Dabei sind die Auslastungen auf denjenigen Leitungen 

 
9Entsprechend der Forderung § 23a Abs. 2 Z. 3 ElWOG 2010 
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und in der Flussrichtung maßgeblich, für welche eine stärkere Einspeisung der thermischen 
Kraftwerke auslastungsmindernd wirkt. In solchen Situationen könnte ein Wegfall dieser Ein-
speiseleistung (durch Nichtverfügbarkeit in Folge von temporären oder endgültigen Stilllegun-
gen) bzw. einer sicher verfügbaren Leistung in flexiblen Verbrauchsanlagen die Auslastung der 
Leitungen kritisch verschärfen. In den Detailanalysen wird ermittelt, welche zusätzlichen Fakto-
ren, die im Basislauf noch keine Berücksichtigung finden, einen relevanten Einfluss auf die iden-
tifizierten kritischen Situationen haben. Im Basislauf wird beispielsweise noch die jahresdurch-
gängige volle Verfügbarkeit sämtlicher Betriebsmittel im Übertragungsnetz unterstellt; in den 
Detailanalysen werden dann die in der Realität notwendigen Freischaltungen von Betriebsmit-
teln – z.B. im Zusammenhang mit Netzausbauvorhaben – untersucht, um das Bild der tatsächlich 
zu erwartenden Netzsituationen zu vervollständigen. Die Detailanalysen erfordern hierfür wei-
tere Redispatch-Simulationen und ggf. auch Marktsimulationen einschließlich Neuberechnun-
gen der Flow-Based Domain 10. Wie unten näher beschrieben, werden in diesem Schritt auch die 
netztopologischen Maßnahmen detailliert analysiert. Abschließend kann der aus netztechni-
scher Sicht in bestimmten Regionen erforderliche vorläufige Mindestbedarf an sicher verfügba-
rer flexibler Leistung 11 ermittelt werden, welcher durch Einspeiseerhöhungen oder Verbrauchs-
reduktion (Demand-Side-Management) erbracht werden kann. Damit greifen die Detailanalysen 
– auf die in Kapitel 5.4 näher eingegangen wird – insbesondere die Anforderungen an die Sys-
temanalyse nach § 23a Abs. 2 Z. 5 ElWOG 2010 auf. Inwiefern sich hieraus ein Netzreservebedarf 
ableitet, wird im nachfolgenden Schritt  ermittelt. 

In einem fünften und letzten Schritt (, Ermittlung Netzreservebedarf) wird überprüft inwiefern 
der im Zuge der ersten vier Schritte identifizierte Mindestbedarf an regional sicher verfügbarer 
flexibler Leistung über die marktbedingt verfügbaren flexiblen Kraftwerks- bzw. Demand-Side-
Management Kapazitäten gedeckt werden kann und welche Netzreserveleistung zusätzlich not-
wendig ist, um den sicheren Übertragungsnetzbetrieb zu gewährleisten. Die Ermittlung des 
Netzreservebedarfs erfolgt dabei entsprechend § 23a Abs. 2 Z. 2 ElWOG 2010 insbesondere un-
ter Berücksichtigung der gesetzlich verpflichtenden Stilllegungsanzeigen gemäß § 23a Abs. 1 El-
WOG 2010. Zudem sind auch weitere Informationen ins Kalkül zu ziehen, welche den Mindest-
bedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung beeinflussen. Dies betrifft z.B. erforderliche Re-
visionszeiträume der Kraftwerke sowie die Abhängigkeit der Erzeugungsleistung von der Außen-
temperatur. Weitere Dimensionen wie z.B. netztopologische, klimabezogene Faktoren können 
weiter im Sinne der Netzsicherheit in Betracht gezogen werden. Kapitel 6 geht im Detail auf 
diese Abhängigkeiten und die daraus folgende Ermittlung des Netzreservebedarfs ein.  

 

 

 

 
10 Sofern z.B. topologische Veränderungen betrachtet werden, ist es erforderlich die Flow-Based Domain und die Marktsimulation 
für die relevanten Situationen neu zu berechnen. Auf diese Weise werden die Anpassungen schon bei der Allokation der grenzüber-
greifenden Austäusche und beim sonstigen Marktergebnis (Kraftwerkseinsatz) berücksichtigt. 

11 Aufgrund der konkreten Parametrierung der Simulationsmodelle werden als Ergebnisse zunächst der Bedarf an Erzeugungsleis-
tung ausgewiesen. Aus technischer Sicht muss es sich aber nicht um Einspeiseleistung handeln. Eine Lastreduktion (am gleichen 
Standort) würde netztechnisch die gleiche Wirkung erzielen. Insofern können flexible Verbraucher diese Leistung ebenfalls erbrin-
gen und in Übereinstimmung mit den Anforderungen nach § 23a Abs. 2 ElWOG 2010 zur Netzreserve beitragen. 
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Marktsimulation unterscheidet sich gemäß dem Fokusbereich der Studie. Alle blau und gelb ge-
kennzeichneten Länder sind explizit, wie nachfolgend beschrieben, modelliert. Für die in blau 
gekennzeichnete Capacity Calculation Region (CCR) Core werden die Austauschkapazitäten last-
flussbasiert (Flow-Based) ermittelt. Die Austauschkapazitäten zu den und innerhalb der gelb 
markierten Länder werden NTC-basiert berücksichtigt. Das Marktgebiet der Ukraine ist aufgrund 
der hohen Unsicherheiten vereinfacht abgebildet berücksichtigt aber die NTC-Kapazitäten an 
die angrenzenden Marktgebiete. Darüber hinaus wird der Stromhandel zu den türkis gekenn-
zeichneten Ländern auf Basis historischer stündlicher Werte angenommen. 

 

Abbildung von Handelskapazitäten zwischen Gebotszonen in der Marktsimulation  

In der Praxis kommen im europäischen Strommarkt heute in Abhängigkeit von der betrachteten 
Region und von dem Zeitbereich unterschiedliche Kapazitätskalkulations- und Kapazitätsalloka-
tionsmethoden für die Bestimmung der für den Handel verfügbaren Übertragungskapazitäten 
zwischen Gebotszonen zum Einsatz.  

Im Zeitbereich des Terminhandels (Jahr, Monat) wird aktuell europaweit durchgängig das Kon-
zept bilateraler Handelskapazitäten (NTC-Modell) genutzt. Im Day-Ahead Markt kommt aktuell 
in einigen Regionen ein lastflussbasiertes Kapazitätsmodell (Flow-Based) zur Anwendung, in an-
deren Regionen wird auch hier das NTC-Modell verwendet. Im gewählten Simulationsansatz 
wird sowohl von der zeitlichen Abfolge der Handelsstufen als auch den Unsicherheiten bezüglich 
des zukünftigen Netzzustands im Netzbetrieb abstrahiert. Dies entspricht der, für vergleichbare 
Fragestellungen, üblichen Vorgehensweise. Vor diesem Hintergrund beschränkt sich die Bestim-
mung von Stromhandelskapazitäten im gewählten Simulationsansatz auf die in den jeweiligen 
Kapazitätsberechnungsregionen im Day-Ahead-Zeitbereich angewendeten Kapazitätsberech-
nungsmethoden. 

Im Day-Ahead-Zeitbereich wird für die sogenannte Kapazitätsberechnungsregion Core, zu wel-
cher ebenfalls Österreich zählt, ein lastflussbasiertes Kapazitätsmodell angewendet. Für die üb-
rigen Kapazitätsberechnungsregionen Kontinentaleuropas ist nach aktuellem Stand auch für den 
Betrachtungszeitraum der Systemanalyse von einer Anwendung des NTC-Modells auszugehen. 
Im gewählten Simulationsansatz werden die für den Betrachtungszeitraum gültigen Kapazitäts-
berechnungsregionen gemäß ihrem jeweiligen methodischen Ansatz abgebildet. Das Vorgehen 
zur Bestimmung der lastflussbasierten Handelskapazitäten wird detailliert in Abschnitt 2.2.2.4 
beschrieben. Die Dimensionierung der NTC basierten Handelskapazitäten werden auf Basis his-
torisch bekannter NTCs und des Ten-Year Network Development Plan 2020 und 2022 der 
ENTSO-E (TYNDP) ausgelegt, sowie durch Abfragen bei anderen europäischen Übertragungs-
netzbetreibern festgelegt. Nationale Aktionspläne der EU-Mitgliedsstaaten gemäß Artikel 14 VO 
(EU) 2019/943 werden berücksichtigt. Hinsichtlich der Vorgaben des Art. 8 VO (EU) 2019/943 
wird auf Basis der realen Entwicklungen unterstellt, dass für alle Grenzen bis zum Jahr 2026 ein 
Aktionsplan verfolgt wird und die Kapazitäten für den grenzüberschreitenden Stromhandel aus-
gehend vom Status quo bis zum Betrachtungszeitraum 2025 bzw. 2026 ggf. anhand einer linea-
ren Trajektorie erhöht werden. Die berücksichtigten Langfristkapazitäten für die sog. LTA-Inclu-
sion werden im Rahmen der Strommarktsimulation mittels des Extended LTA-Inclusion-Ansatzes 
(ELI) berücksichtigt.  
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Entwicklung des Kraftwerksparks und dessen technischer Parameter 

Für die Entwicklung des Kraftwerksparks (Zu- und Rückbau thermischer, hydraulischer und er-
neuerbarer Energien Erzeugungsanlagen) sind im Rahmen der Simulationen geeignete Annah-
men zu treffen. Dazu werden die Annahmen des ERAA 2022 verwendet und hinsichtlich des Be-
trachtungszeitraums der vorliegenden Systemanalyse angepasst. Ergänzt werden diese Annah-
men durch Informationen einer am IAEW gepflegten Kraftwerksdatenbank, die auch Daten zu 
den technischen Parametern (Wirkungsgrade, Mindestleistungen, etc.) der Kraftwerke enthält. 
Diese Daten stellen eine Kombination aus individuell recherchierten Informationen und stan-
dardisierten Annahmen dar, und wurden bezüglich der Kraftwerke in Österreich anhand der bei 
APG vorliegenden Informationen überprüft. Für Österreich orientieren sich die Annahmen zu im 
Markt verfügbaren Kraftwerken an den, zum Zeitpunkt der Durchführung der Marktsimulatio-
nen vorliegenden, Stilllegungsanzeigen (gemäß §23a ElWOG) der Vorperiode und berücksichti-
gen zudem sonstige Annahmen zur Erzeugung aus KWK. Die von den Kraftwerksbetreibern im 
Rahmen der verpflichtenden Stilllegungsanzeigen gemeldeten tatsächlichen Stilllegungsabsich-
ten für den Zeitraum Q4/2024 bis Q3/2026 werden dann bei der Ableitung des Netzreservebe-
darfs für die hier gegenständliche Kontrahierungsperiode berücksichtigt. 

Dem Marktsimulationsmodell liegen spezifische Modellierungen der verschiedenen Erzeu-
gungstechnologien zugrunde. Daraus ergeben sich für die verschiedenen Erzeugungstechnolo-
gien mitunter zusätzliche Eingangsparameter, welche geeignet zu parametrieren sind. Im Fol-
genden wird deshalb kurz auf die Parametrierung von erzeugungstechnologiespezifischen Ein-
gangsparametern eingegangen. 

Die modellierte Fahrweise von Kraftwerken mit Kraft-Wärme-Kopplung (KWK) basiert grund-
sätzlich auf einer am IAEW entwickelten Methode zur Festlegung der Betriebspunkte 12. Daraus 
ergibt sich ein kraftwerksspezifischer sowie temperaturabhängiger, zeitvariabler Mindest- bzw. 
Zwangseinsatz der Kraftwerke zur Wärmebedarfsdeckung, unabhängig von der Nachfrage nach 
elektrischer Energie.  

Industriekraftwerke werden für Österreich nicht explizit abgebildet. In konsistenter Weise ist die 
von ihnen gedeckte Stromnachfrage an den jeweiligen Industriestandorten nicht in der model-
lierten Stromnachfrage enthalten (vgl. Abschnitt 3.2). Netz- und markttechnisch hat dies somit 
nur geringe Auswirkungen, erspart aber das Treffen von ungewissen Annahmen zum Verlauf der 
Industrielast sowie den technischen Parametern und den Einsatzstrategien dieser Kraftwerke, 
was nur mit erheblichen Unsicherheiten möglich wäre. 

Pumpspeicher- und Speicherkraftwerke werden mithilfe der jeweiligen hydraulischen Vernet-
zung (Speicherbecken und Wasserwege zwischen hydraulischen Becken) abgebildet. Dabei bil-
den die Pump- und Turbineneinsätze sowie die damit verbundenen Wasserdurchflüsse den Frei-
heitsgrad in der Simulation. Als Eingangsparameter gehen die natürlichen Zuflüsse, Leistungen 
sowie die hydraulische Vernetzung ein.  

Die Erzeugung der restlichen Anlagen auf Basis erneuerbarer Energien (EE-Anlagen) (Laufwas-
serkraftwerke, Windenergieanlagen und Photovoltaikanlagen) werden als exogene Einspeise-
zeitreihe aggregiert modelliert. Diese Zeitreihen basieren auf den historischen Gesamteinspei-

 
12 Vgl. hierzu: Ketov et. al, Modellierung von Einsatzrestriktionen von Anlagen mit Kraft-Wärme-Kopplung für Strommarktsimulatio-
nen, Beitrag im Rahmen der 10. Internationale Energiewirtschaftstagung an der TU Wien, Wien, 2017 
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sungen und werden auf einzelne Übertragungsnetzknoten mithilfe der jeweiligen Fundamental-
daten (z.B. dem Wind- und Solardargebot, der installierten Leistung) und technischen Parame-
tern (Einspeisekennlinien) verteilt. 

Zudem finden auch Nichtverfügbarkeiten von Kraftwerken in der Marktsimulation Berücksichti-
gung. Diese basieren auf einer der Marktsimulation vorgeschalteten Ausfall- und Revisionszie-
hung. Im Zuge dessen werden monatliche und technologiebezogene Arbeitsverfügbarkeiten und 
Einzelausfallparameter vorgegeben und entsprechende Nichtverfügbarkeiten zufällig gezogen, 
sodass die vorgegebenen Arbeitsnichtverfügbarkeiten eingehalten werden. 

Verbraucherseitige Flexibilität in Form abschaltbarer Lasten werden in der Marktsimulation mit 
Kosten- und Kapazitätsstufen ausgehend von den Annahmen des ERAA 2022 parametriert. 
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2.2.2 Netzbezogene Modelle 

2.2.2.1 Verwendetes Netzmodell 

Das in dieser Systemanalyse verwendete Netzmodell basiert im Ausgangspunkt auf einem 
DACF 13-Datensatz aus dem operativen Prozess, dessen Last- und Einspeisesituation entfernt 
wurde.  

Die nachfolgende Graphik zeigt die Ausdehnung und den Detailgrad des Netzmodells.  

 

Bild 2.3 Übersicht der Ausdehnung und des Detailgrads des verwendeten Netzmodells   

Die Nutzung eines Betriebsdatensatzes garantiert hinsichtlich der Netztopologie ein realistisches 
und konsistentes Modell für alle Länder. Allfällig modellierte Planungsüberlegungen, veraltete 
Werte oder sonstige Inkonsistenzen können so ausgeschlossen werden, um eine hohe Qualität 
der Analysen zu gewährleisten. Die Schaltzustände aller Netzelemente in angrenzenden Netzge-
bieten, die potenziell einen hohen Einfluss auf das Netzgebiet der APG haben können, wurden 
überprüft. Zur Abbildung des Basisschaltzustandes wurden in diesem Netzbereich alle wesentli-
chen Netzelemente zugeschaltet, die z.B. aufgrund von Revisionen im initialen Netzmodell aus-
geschaltet waren.  

 
13 DACF: Day-Ahead Congestion Forecast 
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Der Anschluss der Ukraine an das europäische Stromnetz wurde über ein Ersatznetz abgebildet. 
Zudem wurden die für den Betrachtungszeitraum zu erwartenden netztopologischen Anpassun-
gen (Netzausbauten) anhand der relevanten Datengrundlagen erhoben und in das Netzmodell 
integriert. Eine detaillierte Beschreibung hierzu erfolgt in Kapitel 3.4. 

2.2.2.2 Lastfluss- und Redispatch-Simulationsverfahren 

Die Netznutzung – beschrieben durch Last und Erzeugung – wird in der Marktsimulation, welche 
in Abschnitt 2.2.1 beschrieben ist, ermittelt und in einem nächsten Schritt in das Netzmodell 
integriert. Netzengpasssituationen werden über (n-1)-Berechnungen auf Basis von AC-Lastfluss-
simulationen ermittelt. Der Fokus dieser Studie liegt auf dem österreichischen Netzgebiet. Im 
Folgenden wird genauer auf den Detailgrad der Modellierung und die Abbildung der Netznut-
zung im Netzmodell eingegangen.  

Die Zuordnung der österreichischen Netznutzung wird auf Basis der umfassenden Datengrund-
lage von APG sehr detailliert vorgenommen. Die thermischen Kraftwerke und Pumpspeicher-
kraftwerke werden blockscharf modelliert. Last und EE-Erzeugung werden gemäß Jahresener-
gieauswertungen von APG über einen LSK 14 - bzw. einen gebietsscharfen/bundeslandscharfen 
Aufteilungsschlüssel für Wind-/PV-Erzeugung, sowie einen Aufteilungsschlüssel für die Laufwas-
serzeitreihen - auf die Netzknoten verteilt.  

Der Detailgrad der Modellierung der an Österreich angrenzenden Länder entspricht der Verfüg-
barkeit von zuverlässigen Daten. Kraftwerksblöcke mit einer installierten Leistung von mehr als 
100 MW werden dem Netzmodell knotenscharf zugeordnet. Kleinere Anlagen sowie der Ver-
brauch werden aggregiert und über GSK 15 bzw. LSK auf Basis eines European Reference Cases 
Winter auf die jeweiligen Netzknoten verteilt. Für Deutschland wurden GSK bzw. LSK aus den 
Angaben der deutschen Netzbetreiber verwendet, die auf Basis knotenscharfer Erzeugungsleis-
tung erstellt wurden. Explizit wurden die PV-GSK an den deutschen Standorten (Pleinting, Alt-
heim, Pirach, Simbach) nahe St. Peter mit den deutschen Übertragungsnetzbetreibern detailliert 
abgestimmt. Im Allgemeinen ist der Einfluss auf die Netzsituation in Österreich mit zunehmen-
der geographischer Distanz jedoch geringer. 

Alle weiter entfernt liegenden Netzgebiete des ENTSO-E Übertragungsnetzes werden in verein-
fachter Art und Weise modelliert. Die Last und die gesamte konventionelle Erzeugung werden 
auf Basis eines European Reference Case verteilt. Die Erzeugung aus PV-Anlagen wird gemäß 
der jeweiligen LSK der entsprechenden Regelzone modelliert. Die Erzeugung aus Windkraftan-
lagen wird gleichmäßig auf alle Knoten verteilt. 

Für die Ermittlung des Redispatchbedarfs (einschließlich Topologiemaßnahmen) für ein (n-1)-
sicheres Netz kommt ein Optimierungsalgorithmus auf Basis sukzessiv-linearer Programmierung 
zum Einsatz. In einer vorgelagerten Untersuchung wird der Einfluss von netztopologischen Maß-
nahmen untersucht. Kann z.B. durch einen Sonderschaltzustand oder eine Kombination von 
mehreren Sonderschaltzuständen eine Reduktion der Überlastung erreicht werden, wird der 
Sonderschaltzustand im Netzmodell umgesetzt. In diesem Verfahrensschritt werden auch An-
passungsmaßnahmen von leistungsflusssteuernden Betriebsmitteln (z.B. Phasenschieber Trans-
formatoren) berücksichtigt. Zielfunktion der Optimierung ist grundsätzlich eine Minimierung der 

 
14 Kann die Regionalisierung des Verbrauchs nicht knotenscharf erfolgen, sondern liegt lediglich eine makroskopische Zeitreihe für 
ein bestimmtes Netzgebiet vor, wird die Lastverteilung über einen LSK (Load Shift Key) modelliert. Die Lastzeitreihe wird zu diesem 
Zweck mit Hilfe konstanter Verteilungsfaktoren auf die relevanten Netzknoten verteilt.  

15 Äquivalent beschreibt ein GSK (Generation Shift Key) die Verteilung von Erzeugungsleistung 
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Redispatchmengen bzw. -kosten. In der Systemanalyse wird auf eine (n-1)-Sicherheit des APG-
Netzes optimiert. 

Wie beschrieben erfolgt die Auswahl der ggf. genutzten Sonderschaltzuständen in einem der 
eigentlichen Optimierung vorgelagerten Schritt. Die Auswahl erfolgt für die Jahressimulation 
(Schritt , s. oben) auf Basis der ermittelten Wirkung auf Netzüberlastungen in jedem einzelnen 
Netznutzungsfall. Im Rahmen der Detailanalysen (Schritt , s. oben) wird dann zusätzlich über-
prüft, ob mit den gewählten netztopologischen Maßnahmen tatsächlich auch eine Reduktion 
des Redispatchbedarfs erreicht wird. In speziellen Konstellationen kann es dazu kommen, dass 
ein gewählter Sonderschaltzustand zwar die Netzüberlastungen insgesamt reduziert, dadurch 
aber der Redispatchbedarf nicht sinkt, wenn es dadurch z.B. zu einer ungünstigen Verlagerung 
von Lastflüssen kommt. Diesem Effekt wird in den Detailanalysen Rechnung getragen.  

 

2.2.2.3 Abgebildete redispatchfähige Anlagen 

Redispatchfähige Kraftwerke in Österreich 

Grundsätzlich können alle im Netzdatensatz als flexible Erzeugungsanlagen 16 modellierten An-
lagen im Redispatch eingesetzt werden. Diese Anlagen werden in den Berechnungen mit ihren 
Betriebsgrenzen, Grenzkosten und Fahrplanwerten abgebildet. Wie oben bereits erläutert, sind 
dies in Bezug auf die thermischen Kraftwerke alle Anlagen auf die APG derzeit für den Redispatch 
zugreifen kann und die noch nicht endgültig stillgelegt sind – zunächst unabhängig von der 
Frage, ob diese marktbedingt oder nur aufgrund einer Kontrahierung im Rahmen der Netzre-
serve zur Verfügung stünden (vgl. Annahmen zu den Kraftwerken in Österreich in der Marktsi-
mulation). Alle modellierten Kraftwerke werden anhand ihrer kurzfristigen Erzeugungsgrenzkos-
ten im Sinne einer kostenoptimalen Lösung für den Redispatch herangezogen. Mit der gewähl-
ten Parametrierung wird eine möglichst realitätsnahe Modellierung des Redispatch-Einsatzes 
zur Entlastung von Netzelementen im Netzgebiet von APG angestrebt.  

Einsatz ausländischer Kraftwerke im Redispatch 

Bezüglich der Möglichkeiten des Zugriffs auf ausländische Kraftwerke für Redispatch durch APG 
werden die heute verfügbaren Prozesse und Vereinbarungen mit benachbarten ÜNB zugrunde 
gelegt. Zur Beseitigung der ermittelten Engpässe wird der Einsatz von deutschen und bestimm-
ten weiteren ausländischen Kraftwerken in Tschechien, Ungarn, Slowenien, Kroatien und der 
Schweiz für Redispatch zugelassen. Grundlage für die Auswahl der Kraftwerke sind bestehende 
Verträge der APG mit den jeweiligen ÜNB im europäischen Umfeld. Hierbei ist zu berücksichti-
gen, dass nach den derzeitigen Verträgen Abrufbegehren seitens APG von den benachbarten 
ÜNB bzw. den ausländischen Kraftwerken nur nach Können und Vermögen erbracht werden. 
Von der Verfügbarkeit dieser Kraftwerke kann – und dies belegt auch die Betriebserfahrung von 
APG – jedenfalls nicht in vollem Umfang sicher ausgegangen werden. Dies ist bei der Ableitung 
des Netzreservebedarfs zu berücksichtigen. 

Bei Leistungserhöhungen im Gebiet der APG kommen je nach Engpasslage als Gegenmaßnah-
men zum Bilanzausgleich oft Erzeugungsabsenkungen von deutschen Kraftwerken in Frage. Da-
bei wird berücksichtigt, dass eine Absenkung von Erzeugungsleistung in Süddeutschland – falls 
nach Markteinsatz überhaupt in relevantem Umfang vorhanden – in vielen Fällen nicht zulässig 

 
16 Dies sind alle großen österreichischen thermischen und hydraulischen Erzeugungsanlagen. Bei den hydraulischen Kraftwerken 
werden Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke für den Redispatch in Betracht gezogen. 
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ist, da dies Netzengpässe im deutschen Übertragungsnetz verschärfen oder auslösen würde. Da-
her werden im Rahmen der Redispatch-Simulationen grundsätzlich nur norddeutsche Kraft-
werke zur Absenkung zugelassen – dies entspricht auch der heutigen üblichen betrieblichen Pra-
xis. 

Zeitkoppelnde Randbedingungen (insb. Anfahrzeiten thermischer Kraftwerke) 

Auf eine Berücksichtigung der zeitkoppelnden Randbedingungen von Redispatch-Potenzialen 
(zum Beispiel Anfahrzeiten thermischer Kraftwerke) wird in den Analysen verzichtet. Diese sind 
zwar für die Betriebsplanung- und -führung von elementarer Bedeutung, im Rahmen einer Be-
darfsdimensionierung kann aber davon ausgegangen werden, dass ausreichend zuverlässige 
Prozesse existieren, die die Annahme einer rechtzeitigen Aktivierung von Kraftwerkskapazitäten 
mit längeren Vorlaufzeiten erlauben bzw. dass die Bedingungen der Netzreserveausschreibung 
geeignete Vorlaufzeiten vorsieht. 

Rolle von verbrauchsseitigen Maßnahmen (Demand Side Management, DSM) 

Sowohl für die Leistungserhöhung als auch Verbrauchsreduktion ist die Wirkung grundsätzlich 
von der Technologie unabhängig und vorrangig vom Standort der Maßnahme und der Leistung 
abhängig. Netztechnisch wirkt (am gleichen Standort) die Absenkung bzw. Anhebung von Ver-
brauchsleistung genauso wie eine Erhöhung oder Verringerung von Erzeugungsleistung. Inso-
fern ist es auch möglich, dass anstelle von flexibler Erzeugungsleistung verbrauchsseitige Maß-
nahmen durch flexible Verbrauchsanlagen, wie Industrieanlagen, Elektrolyseuren oder auch 
durch Batteriespeichern im Redispatch eingesetzt werden. Um zuverlässig zur Behebung von 
Engpässen beizutragen, ist neben der geeigneten geographischen Lage wesentlich, dass die not-
wendige Leistungsänderung jederzeit gesichert mit adäquater Vorlaufzeit zur Verfügung steht 
und dass Kriterien hinsichtlich Mindesteinsatzdauer und wiederholtem Einsatz erfüllt sind. Fle-
xible Verbrauchspotenziale werden von APG, sofern diese verfügbar sind, bereits heute für den 
Redispatch eingesetzt. Für die kommenden Jahre wird von einem weiteren Anstieg des Potenti-
als ausgegangen, welches daher auch in der Systemanalyse abgebildet wird. Der gesetzliche 
Rahmen sieht eine Beteiligungsmöglichkeit von Verbrauchsanlagen an der Netzreservebereit-
stellung vor, um diese für die Netzsicherheit wertvollen Flexibilitätspotenziale zu erschließen. 
Demgemäß wird der Bedarf im Rahmen der Systemanalyse als sicher verfügbare flexible Leis-
tungsänderung im Osten Österreichs berechnet. Anbieter mit geeignetem, flexiblem ver-
brauchsseitigem Potenzial können sich am Beschaffungsverfahren zur Netzreserve beteiligen 
und ihre Anlagen für die Gewährleistung des sicheren Netzbetriebs bereitstellen.  

  



20 

  

 

Vorgehen im Rahmen der Systemanalyse und eingesetzte Modelle 

2.2.2.4 Modelle zur Flow-Based Kapazitätsberechnung 

Im Flow-Based Market-Coupling werden Netzrestriktionen bei der Allokation von grenzüber-
schreitenden Handelskapazitäten in einer Kapazitätsberechnungsregion (CCR) berücksichtigt. Zu 
diesem Zweck wird ein linearisierter und aggregierter Einfluss von Änderungen der Nettopositi-
onen 17 auf die Leitungsauslastung kritischer Netzelemente berechnet und als Nebenbedingung 
in der Marktsimulation berücksichtigt. Eine adäquate Berücksichtigung der Vorbelastung (durch 
Ringflüsse und Flüsse durch Stromhandel außerhalb der CCR) erfordert eine geeignete Schät-
zung zur Abbildung der zugrundeliegenden Netznutzungssituation. Aus diesem Grund wird in 
der Prozesskette zunächst eine initiale NTC Marktsimulation durchgeführt, die sowohl an den 
inneren Grenzen als auch außerhalb der CCR Net Transfer Capacities (NTCs) berücksichtigt. 

Die Bestimmung der Flow-Based Domain erfolgt unter Beachtung der „Guideline on Capacity 
Allocation and Congestion Management“ (CACM-Verordnung) und der für die Region Core aus-
gearbeiteten Methode zur Kapazitätskalkulation für den Day-Ahead Zeitbereich 18. Die wesentli-
chen Schritte der Bestimmung der Flow-Based Domain sind in Bild 2.4 dargestellt. Die so ermit-
telte Flow-Based Domain geht in die Marktsimulation (vgl. 2.2.1) ein. Eine ausführlichere Be-
schreibung der einzelnen Schritte enthält der Anhang dieses Dokuments.  

 

 

Bild 2.4 Ablauf der Flow-Based Domain Ermittlung 

 

 
17 Die Nettoposition entspricht dem Import- bzw. Exportsaldo einer Gebotszone 

18 Decision 02/2019 of ACER 
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3 Annahmen zur Entwicklung des energiewirtschaftlichen Rahmens 
Die Festlegung der energiewirtschaftlichen Rahmenparameter für den Betrachtungszeitraum 
stellt den Ausgangspunkt für die in dieser Studie eingesetzte Modellkette zur Durchführung von 
Markt- und Netzsimulationen dar und ist damit Grundlage aller in den späteren Kapiteln be-
schriebenen Ergebnisse. In diesem Kapitel werden die wesentlichen, für das Modell exogen vor-
zugebenden Rahmenparameter festgelegt. Hierbei sind Annahmen über die Entwicklung be-
stimmter Größen zu treffen, wie etwa zur Entwicklung des konventionellen und auf erneuerba-
ren Energien basierenden Kraftwerksparks, der Brennstoffpreise und zur Stromnachfrage. Dar-
über hinaus sind Annahmen zum Ausbauzustand des Übertragungsnetzes in Österreich und im 
europäischen Umfeld, sowie Annahmen zu gesetzlichen bzw. regulatorischen Vorgaben bezüg-
lich der Allokation von Übertragungskapazitäten im europäischen Strombinnenmarkt (z.B. nati-
onale Aktionspläne, Freistellungen) zu treffen. 

Diese Annahmen wurden umfassend mit der Regulierungsbehörde sowie in Teilbereichen mit 
dem zuständigen Bundesministerium (BMK) abgestimmt. 

Die Festlegungen sind insgesamt von dem Ziel geleitet zunächst ein „best-estimate“-Szenario 
für den Betrachtungszeitraum zu entwickeln, d.h. eine Entwicklung abzubilden, die nach heuti-
gem Wissensstand (Zeitpunkt des Beginns der Durchführung der Analysen) eine möglichst wahr-
scheinliche Entwicklung der entsprechenden Parameter darstellt. Für die Dimensionierung der 
Netzreserve können dann auch Entwicklungen, die gerade nicht dem „best-estimate“ entspre-
chen, relevant sein. Dies wird in einem späteren Schritt berücksichtigt (Detailanalysen, vgl. Ka-
pitel 5). 

Für die durchgeführten Untersuchungen wurden konsistente energiewirtschaftliche Szenarien 
parametriert. Dies betrifft abseits vom Wetterjahr insbesondere die installierten Kraftwerksleis-
tungen, die Stromnachfrage, die Primärenergie- und CO2-Zertifikatspreise sowie die Netzinfra-
struktur und Handelskapazitäten zwischen den Gebotszonen. Die Konfiguration der Gebotszo-
nen wurde gegenüber dem Status quo nicht verändert.  

 

3.1 Erzeugungskapazitäten und flexible Lasten 

Der konventionelle Kraftwerkspark und die installierten Leistungen von Anlagen auf Basis er-
neuerbarer Energien im ENTSO-E Gebiet wurde ausgehend von einer am IAEW gepflegten Kraft-
werksdatenbank und entsprechend den Annahmen des ERAA 2022 der ENTSO-E auf das Be-
trachtungsjahr 2025 parametriert. Der Zu- oder Abbau von Kernkraftwerken in dem Betrach-
tungsjahr wurden nach aktuellem Stand des Wissens, blockscharf berücksichtigt. Die Verwen-
dung der Annahmen aus dem ERAA ermöglicht den Rückgriff auf einen zwischen den europäi-
schen Übertragungsnetzbetreibern abgestimmten und unter Einbeziehung von lokalem Wissen 
der nationalen Übertragungsnetzbetreiber erstellten Datensatz. Die Verwendung des aktuell 
verfügbaren ERAA 2022 für das Stützjahr 2025 ermöglicht es, auch aktuelle politische Entwick-
lungen zu berücksichtigen. Die installierten Leistungen gemäß ERAA wurden für Österreich, zur 
Berücksichtigung des neuen Erneuerbaren Ausbau Gesetzes (EAG), gemäß Abstimmung mit dem 
zuständigen Bundesministerium (BMK), angepasst. Für Deutschland wurden die installierten 
Leistungen von Erzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Energien auf der Grundlage der Aus-
bauziele gemäß des aktuellen EEG sowie der Trajektorie gemäß der Mittelfristprognose ÜNB 
2022 (oberes Szenario) abgeleitet. Die zugrundeliegenden EE-Einspeisezeitreihen und die hyd-
rologischen Daten für die Einspeisezeitreihen aus Wasserkraftwerken basieren auf dem Wetter-
jahr 2018.  
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SI-IT. Zur Betriebsweise dieser PSTs kommen verschiedene Konzepte zur Anwendung, die ent-
sprechend modelliert werden müssen: 

a. Die PSTs werden derart gefahren, dass die Stufenstellung möglichst in Mittelstellung 
verbleibt, sie aber eingesetzt werden, um eine Überschreitung der physikalisch maxima-
len Leistungsübertragung an der Ländergrenze nach Möglichkeit zu verhindern. 

b. Die PSTs werden nach einem sogenannten Target Flow betrieben, nachdem ein vorge-
gebener Leistungsfluss über die Ländergrenze / PSTs geregelt wird. 

Die konkret getroffenen Annahmen sind in Absprache mit den angrenzenden Netzbetreibern 
getroffen und/oder mit der aktuellen Betriebspraxis abgeglichen. 
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3.5 Lastflussbasierte Handelskapazitäten 

Die im Strommarkt verfügbaren Handelskapazitäten in der Core-Region werden im Flow-Based 
Market-Coupling durch die Flow-Based Domain bestimmt. Die Berechnung des Flow-Based Ka-
pazitätsmodells folgt soweit wie im Rahmen der Simulationen möglich der von ACER genehmig-
ten Methodik zur Kapazitätsberechnung im Day-Ahead und Intraday Zeitbereich für Core-Region 
gemäß „Decision 02/2019 of ACER“. Für deren Bestimmung sind neben dem allgemeinen Vor-
gehen (s. Abschnitt 2.2.2.4) einige konkrete Annahmen zu treffen. Diese werden im Folgenden 
beschrieben:  

 Critical Network Element Contingencies (CNECs): Potenzielle Critical Network Elements 
(CNEs) sind alle Grenzkuppelleitungen innerhalb der Kapazitätsberechnungsregion (≥ 220 
kV). Zusätzlich werden AT-interne Leitungen und Transformatoren (≥ 220 kV) als CNEs be-
trachtet. Potenzielle kritische Ausfälle (Contingencies, „C“s) sind alle Grenzkuppelleitungen 
und internen Netzelemente (≥ 220 kV) 

 Margins from non-coordinated capacity calculation (MNCCs): Flüsse auf CNECs innerhalb 
der Kapazitätsberechnungsregion, die aus dem Handel außerhalb der Core-Region resultie-
ren, werden auf Basis der in der initialen NTC-Marktsimulation ermittelten Handelsflüsse 
außerhalb der Core-Region abgeleitet 

 GSK: Die angewendeten GSKs ergeben sich aus der installierten Leistung abzüglich Must-
Run-Erzeugungsbedingungen je modelliertem Netzknoten 

 Mindest-Marktsensitivität (zone-to-zone PTDF): Eine Mindestsensitivität als Voraussetzung 
zur Aufnahme eines CNEC in das Flow-Based-Kapazitätsmodell wird für Grenzkuppelleitun-
gen nicht berücksichtigt; AT-interne CNECs werden erst berücksichtigt, wenn eine Mindest-
sensitivität > 5% gegeben ist 

 Flow Reliability Margin (FRM): Als Sicherheitsmarge wird ein Wert von 10% für jeden CNEC 
angesetzt 

 External Constraints: External Constraints bilden nicht über CNECs erfassbare betriebliche 
Randbedingungen in der Flow-Based Domain ab. Diese Randbedingungen sollen bis 2026 
vollständig abgebaut sein und werden folglich im Betrachtungszeitraum noch berücksich-
tigt.  

 LTA-Inclusion: Die Langfristkapazitäten werden innerhalb Strommarktsimulation mittels des 
Extended LTA-Inclusion-Ansatzes (ELI) berücksichtigt. Als Grundlage dafür dienen die aktuell 
im Core FBMC Prozess berücksichtigten Langfristkapazitäten.  

 Mindestkapazitäten auf den CNECs: In der Systemanalyse werden auf den CNECs Mindest-
kapazitäten berücksichtigt, welche bereits erlassene und zusätzlich zu erwartende Aktions-
pläne abbilden. Für AT entsprechen die minMACZT-Annahmen dem österreichischen Akti-
onsplan. 
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4 Situation am Strommarkt im Betrachtungszeitraum  
der Systemanalyse 

Wie in der Beschreibung des methodischen Vorgehens erläutert, ist die Netzsituation maßgeb-
lich durch das Geschehen am europäischen Strommarkt bestimmt. Grundlage für die spätere 
Analyse der Netzsituation ist daher zunächst die Durchführung einer Jahresstrommarktsimula-
tion. Nachfolgend werden, repräsentativ für den gesamten Betrachtungszeitraum, die wesent-
lichen Ergebnisse für das Betrachtungsjahr 2025 zusammengefasst. 

In Bild 4.1 sind die Stromerzeugungsmengen und die Stromnachfrage für ausgewählte Gebots-
zonen der Marktsimulationsergebnisse für das Jahr 2025 im Vergleich zum historischen Refe-
renzjahr 2021 dargestellt. Für die meisten Gebotszonen ist im Jahr 2025 gegenüber dem stark 
durch die Coronapandemie geprägten Jahr 2021 ein Anstieg der Nachfrage zu erkennen. 

Darüber hinaus werden Unterschiede in den Stromerzeugungsmengen nach Primärenergieträ-
gern deutlich, die teils in veränderten jährlichen Nettopositionen der jeweiligen Gebotszonen 
resultieren. Zunächst ergeben sich auf Basis der erwarteten Entwicklung höhere EE-Erzeugungs-
mengen im überwiegenden Teil der dargestellten Gebotszonen. Die Erzeugung aus Kernenergie 
geht in Belgien (BE) entsprechend der geringen angenommenen Kapazitäten zurück. Für 
Deutschland (DE) ist der Kernenergieausstieg im Jahr 2025 vollständig vollzogen, sodass keine 
Erzeugungsmengen aus Kernenergie existieren. Frankreich (FR) und die Slowakei (SK) weisen 
aufgrund der Annahme steigender installierter Kapazitäten einen Anstieg der Kernenergieerzeu-
gung auf. 

Für die Stromerzeugungsmengen aus kohle- und gasgefeuerten Anlagen ergibt sich ein recht 
einheitliches Bild in Europa. Die Steigerung der CO2-Preise im Vergleich zum Referenzjahr 2021 
steigen die Grenzkosten für Stromerzeugung aus kohlegefeuerten Anlagen an. Hierdurch glei-
chen sich die Grenzkosten für die Stromerzeugung aus kohle- und gasgefeuerten Anlagen an. 
Bedingt durch diese Angleichung der Stromgestehungskosten aus gasgefeuerten Anlagen steigt 
der Einsatz dieser Anlagen im Vergleich zum Referenzjahr 2021. Dieser gestiegene Einsatz gas-
gefeuerter Anlagen führt zu einem Rückgang der erzeugten Energiemenge aus kohlegefeuerten 
Anlagen. Ein weiterer Aspekt für den Rückgang aus erzeugter Energie aus kohlegefeuerten An-
lagen ist auf den Kapazitätsrückbau dieser Anlagentechnologie zurückzuführen. Zusätzlich zeigt 
sich eine vermehrte Einspeisung aus EE-Anlagen, die durch den vermehrten Zubau an Kapazitä-
ten von Anlagen basierend auf erneuerbaren Energien begründet sind. 

In Österreich wird im Betrachtungszeitraum der Systemanalyse deutlich mehr Strom verglichen 
mit dem Referenzjahr 2021 erzeugt. Die EE-Erzeugung steigt insgesamt um 12,5 TWh im model-
lierten Jahr aufgrund des Ausbaus der Kapazitäten von Solar-, Windenergie und hydraulischen 
Kraftwerken. Das jährliche Handelssaldo Österreichs ergibt sich zu einem Netto-Import von 
5,1 TWh/a; das sind 4,1 TWh/a weniger Netto-Importe als 2021 (siehe Bild 4.2). Diese Reduktion 
der Netto-Importe kann wie oben beschrieben auf den Zubau von EE-Anlagen zurückgeführt 
werden unter Berücksichtigung einer gleichzeitig nur leicht steigenden Nachfrage. 
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5 Netzanalysen und Ermittlung des vorläufigen Mindestbedarfs an 
sicher verfügbarer flexibler Leistung 

In diesem Kapitel werden das generelle Vorgehen zur Ermittlung des vorläufigen Mindestbe-
darfs an sicher verfügbarer flexibler Leistung anhand von netzanalytischen Simulationen und 
Berechnungen sowie die resultierenden Ergebnisse dargestellt. Die darauf basierende Ermitt-
lung des Netzreservebedarfs unter Berücksichtigung der Stilllegungsanzeigen und weiterer Fak-
toren folgt in Kapitel 6. 

5.1 Überblick zum Vorgehen und Beschreibung relevanter Einflussfaktoren zur 
Ermittlung des Mindestbedarfs an sicher verfügbarer flexibler Leistung 

Als Grundlage für die Feststellung des Netzreservebedarfs dient die Durchführung von Netzsi-
mulationen. Hierbei wird zunächst eine Jahressimulation für einen Basisfall („Basislauf“, s. un-
ten) durchgeführt und anschließend folgen ergänzend Detailanalysen von ausgewählten, als po-
tenziell kritisch identifizierten Netzsituationen. Den Simulationen nachgelagert erfolgt in Kapitel 
6 noch die Berücksichtigung des Einflusses von Kraftwerksrevisionen und temperaturabhängi-
gen Schwankungen der maximalen Erzeugungsleistung von Kraftwerken. Die methodische Funk-
tion dieser Schritte wird nachfolgend näher erläutert. Das Ergebnis dieser drei Schritte ist der 
„Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung“ (MbL) in geeigneter geographischer 
Lage, der vorhanden sein muss, um Netzengpässe im Verantwortungsbereich der APG sicher 
und ausreichend zu entlasten. Als geeignete geographische Lage wird dabei der Netzbereich be-
zeichnet, in welchem das Hochfahren von Kraftwerksleistung bzw. die Absenkung von Ver-
brauchsleistung wirksam ist, um Engpässe in potenziell kritischen Situationen, zu lösen. Dieser 
Bereich ist in Bild 5.1 dargestellt und umfasst im Wesentlichen den östlichen Teil Österreichs, 
sowie angrenzende elektrisch nahe Standorte in Tschechien, Ungarn und Slowenien. Die ab-
schließende Herleitung und Festlegung des Netzreservebedarfs unter Berücksichtigung der Still-
legungsanzeigen wird ebenfalls in Kapitel 6 behandelt. 
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Bild 5.1 Darstellung der netztechnisch wirksamen Bereiche innerhalb Österreichs und im unmit-
telbar galvanisch verbundenen Ausland      

Aus dem Jahreslauf der Netzberechnungen wird ermittelt, zu welchen Zeitpunkten bzw. in wel-
chen Situationen potenziell kritische Netzbelastungen für das österreichische Übertragungsnetz 
auftreten können. Hierfür wird eine Vielzahl (8.760, entsprechend der Anzahl an Stunden eines 
Jahres) zukünftig zu erwartender Netznutzungssituationen simuliert. Die unterschiedlichen Si-
tuationen ergeben sich insbesondere aus den in den Eingangsdaten der Marktsimulationen ab-
gebildeten verschiedenen Wetterkonstellationen und der darauf beruhenden erneuerbaren Er-
zeugung sowie der Stromnachfrage und den sich unter Berücksichtigung der Netzrestriktionen 
im europäischen Strommarkt ergebenden Kraftwerkseinsätzen. Anhand der Jahresläufe der 
Netz- und Redispatch-Simulationen lassen sich die kritischen Netzsituationen erkennen, für wel-
che dann ggf. weiterführende Detailanalysen erfolgen. 

Der Basislauf entspricht den Netznutzungssituationen entsprechend der Jahressimulation des 
Strommarktes. Zusätzlich erfolgt anschließend als erster Schritt der Detailanalysen die Berech-
nung eines Jahreslaufs unter Annahme von Betriebsmittelfreischaltungen in anderen Übertra-
gungsnetzen. Da solche Freischaltungen in der Regel nicht durchgängig sind, aber zu jedem Zeit-
punkt eines Jahres auftreten können, ermöglicht diese Vorgehensweise die Abbildung vieler 
Kombinationen aus einer Freischaltung und sonstigen Marktsituationen (weitere Details am 
Ende dieses Abschnitts).  

Aus diesen Jahresläufen werden dann solche Situationen ausgewählt, die auf einen hohen MbL 
hindeuten. Zudem geht bei der Auswahl der Situationen für weitere Detailanalysen auch ein, 
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welche Engpässe sich jeweils als kritisch herausgestellt haben und in welcher Jahreszeit diese 
auftreten 19. 

Anschließend wird ermittelt, welche Auswirkungen die mögliche Nichtverfügbarkeit netztech-
nisch besonders wirksamer Anlagen auf den MbL hat.  

Konkret werden somit für die Detailanalysen folgende Faktoren bewertet und dann bei der Be-
stimmung des MbL berücksichtigt: 

 Betriebsmittelfreischaltungen in Netzen anderer Übertragungsnetzbetreiber: In der Netz-
betriebsplanung muss grundsätzlich mit der Nichtverfügbarkeit von Betriebsmitteln gerech-
net werden. Freischaltungen sind im Netzbetrieb für die Umsetzung von Bau- und Instand-
haltungsmaßnahmen regelmäßig erforderlich und müssen geplant und national sowie im 
europäischen Umfeld koordiniert werden, um zeitgleiche kritische Abschaltungen zu verhin-
dern. Trotz gründlicher Planung sind die genauen Zeiträume der Abschaltungen in der Regel 
nicht langfristig bekannt, da diese von zahlreichen externen Faktoren, wie z.B. dem Verlauf 
der Genehmigungsverfahren von Netzausbauprojekten abhängig sind. Die Nichtverfügbar-
keiten belaufen sich hierbei von Stunden oder Tagen für kleinere Arbeiten bis hin zu meh-
reren Monaten bei Großprojekten. Diese Dauer übersteigt den kurzen Prognosezeithorizont 
in der operativen Planung, mit dem kritische Situationen und der notwendige Redispatch im 
täglichen Netzbetrieb identifiziert werden können. 

Auf Basis der aktuellen Bauplanung sind bei den Bestandsanlagen keine für die Bedarfsdi-
mensionierung relevanten Abschaltungen auf innerösterreichischen Leitungen oder öster-
reichischen Kuppelleitungen für das Jahr 2025 zu erwarten und daher sind solche auch nicht 
in den Detailanalysen zu betrachten. Es ist hingegen aber davon auszugehen, dass im ge-
samten Betrachtungszeitraum dieser Systemanalyse regelmäßig Freischaltungen in den 
Netzgebieten benachbarter ÜNB auftreten, die einen relevanten Einfluss auf die Belastungs-
situation in Österreich haben können. Diese sind notwendig, um die Netze weiter auszu-
bauen und notwendige Instandhaltungsarbeiten durchzuführen. Um diese Freischaltungen 
zu adressieren, wird in den Detailanalysen stellvertretend eine repräsentative Freischaltung, 
die Freischaltung des Systems Slavetice-Dasny im Netzgebiet des tschechischen ÜNB ČEPS, 
betrachtet. 

Diese Detailanalyse wird wie oben beschrieben als zusätzliche Jahressimulation durchge-
führt. 

 Nichtverfügbarkeit netztechnisch besonders wirksamer Anlagen: Die Wirksamkeit einer 
Anlage im Redispatch ist definiert als das Verhältnis der erreichten Reduktion des Leistungs-
flusses über das überlastete Netzelement zu der in der Anlage abgerufenen Redispatch-Leis-
tung. Diese Wirksamkeit ist abhängig von der netztopologischen Lage. Sind in diesem Sinne 
netztechnisch besonders wirksame Anlagen nicht verfügbar (z. B. aufgrund eines Ausfalls 
oder aufgrund von Revisionen), so erhöht sich der Redispatch-Bedarf und dementsprechend 
ggf. auch der MbL. In den Redispatch-Jahresläufen werden zunächst keine Einschränkungen 
bzgl. der Verfügbarkeit bestimmter Anlagen angenommen. Ein auf dieser Basis abgeleiteter 
MbL könnte dann eine im Hinblick auf die Systemsicherheit unzulässige Unterschätzung dar-
stellen, wenn in der Simulation als verfügbar angenommene netztechnisch besonders wirk-
same Anlagen für den Redispatch nicht zur Verfügung stehen. Daher ist für die Ableitung 

 
19 Entsprechend der Vorgaben nach § 23b Abs. 2 ElWOG 2010 zu den möglichen Produkten bei der Netzreservebeschaffung erfolgt 
hierbei mindestens eine zeitliche Differenzierung nach der Winter- und der Sommersaison für das Betrachtungsjahr der Systemana-
lyse. 
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des MbL ein entsprechender Mehrbedarf zu berücksichtigen. Im Ausschreibungsverfahren 
für die Netzreserve wird entsprechend der gesetzlichen Vorgaben die geographische Lage 
und damit zusammenhängend die netztopologische Wirksamkeit der Anlage nicht berück-
sichtigt, sofern die Anlage innerhalb der definierten Region liegt. 

 Geringere Verfügbarkeit von Laufwassererzeugung aufgrund anhaltender Trockenheit: 
Die Modellierung im Basislauf geht von einer Wasserführung in den österreichischen Lauf- 
und Schwellwasserkraftwerken entsprechend der historischen Gegebenheiten im für die 
Modellierung generell verwendeten Wetterjahr 2018 aus. Analysen von APG zeigen, dass 
bei schlechter Wasserführung in Folge von z. B. Trockenheit ein Rückgang der Erzeugung in 
diesen Kraftwerken um 1.000 MW im Sommer realistischerweise möglich ist. Ein nicht un-
erheblicher Teil der entsprechenden Anlagen befindet sich netztechnisch mit einem Bereich, 
der erwarten lässt, dass eine solche Veränderung der Erzeugung erhebliche Auswirkungen 
auf die Netzbelastungen hätte. Daher wurde für die ausgewählten, potenziell kritischen Si-
tuationen im Sommer in einer Sensitivitätsanalyse ermittelt, wie eine entsprechend redu-
zierte Lauf- und Schwellwassererzeugung den MbL beeinflusst. Aus Voranalysen der 
Marktsimulation wurde für die Analysen abgeleitet, in welchen Marktgebieten der Erzeu-
gungsrückgang energetisch kompensiert wird. 

 Temporäre Nichtverfügbarkeit von Teilen der „Salzburg-Leitung“: Für die Analysen wird 
grundsätzlich davon ausgegangen, dass der Ausbau der 380kV-Salzburgleitung von Salzburg 
nach Tauern zum Beginn des Q2/2025 abgeschlossen ist und die Leitung anschließend in 
Betrieb geht (vergl. NEP21-Projekt 11-10). Dies entspricht dem aktuellen Planungsstand. Die 
Erfahrung aus vergleichbaren Bauprojekten der jüngeren Vergangenheit zeigt, dass in der 
ersten Phase nach Start des eigentlichen „Regelbetriebs“ noch mit kurzfristig erforderlichen, 
nicht aufschiebbaren temporären Teilabschaltungen der Leitung zu rechnen ist. Daher wird 
in einer netztechnischen Sensitivitätsanalyse geprüft, welche Auswirkungen eine teilweise 
Abschaltung der ausgebauten Salzburg-Leitung auf die Netzbelastungen in Österreich hätte. 
Konkret wurde die ein-systemige Nichtverfügbarkeit der 380-kV-Leitung 455B Wagenham-
Tauern untersucht. Des Weiteren wird durch diesen Faktor potenziellen Verschiebungen der 
Inbetriebnahme aufgrund logistischer Lieferverzögerungen Rechnung getragen. 

 

5.2 Ergebnisse der Simulation der Netzsituation in Österreich (Jahreslauf) 

Die Gewährleistung eines sicheren und zuverlässigen Netzbetriebs erfordert die Einhaltung der 
technischen Grenzen aller Betriebsmittel mit einem ausreichenden Sicherheitsniveau. Hierzu ist 
es Stand der Technik unter Anwendung des (n-1)-Kriteriums Ausfälle einzelner Betriebsmittel zu 
simulieren und die Auswirkungen auf die Auslastungen anderer Betriebsmittel, die im Folgenden 
als (n-1)-Auslastungen bezeichnet werden, zu analysieren. Demgemäß werden zunächst auf Ba-
sis der Marktsimulationsergebnisse und des Netzmodells (n-1)-Auslastungen für Betriebsmittel 
im Netzgebiet der APG im Jahreslauf (Basislauf) kalkulatorisch ermittelt. 

Bild 5.2 gibt das 99%-Quantil der (n-1)-Auslastungen in hoch ausgelasteten Bereichen des öster-
reichischen Übertragungsnetzes für den Betrachtungszeitraum dieser Systemanalyse auf Basis 
der Jahressimulation des Basislaufs wieder. Hierbei bedeutet 99%-Quantil, dass in 99% der 8.760 
simulierten Netznutzungsfällen die auftretenden (n-1)-Auslastungen je Stromkreis in der jewei-
ligen Region kleiner sind als der dargestellte Wert des 99%-Quantils; in 1% der betrachteten Fälle 
sind sie folglich größer. Zum Vergleich ist die simulierte Situation im historischen Jahr 2018 dar-
gestellt. Die Berechnungsergebnisse zeigen demgemäß, dass die Regionen, in denen Leitungen 
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in über 1% des Jahres mit Engpässen behaftet sind im Vergleich zu 2018 teilweise anderes ver-
teilt sind.  

Die sich zusätzlich ergebenden Engpässe bzw. höheren (n-1)-Auslastungen sind insbesondere in 
Region Wien – Grenze nach Ungarn (Neusiedl – Győr, Győr – Wien – Kledering – Bisamberg), 
Ernsthofen – Wallsee, Transformatoren in St.Peter, Salzburg – Tauern 20, Obersielach – Podlog 
und in Westösterreich (Westtirol – Nauders, Nauders – Pradella, Westtirol – Leupolz, Meiningen 
– Bürs, Transformator in Zell) zu finden. Weniger stark belastet sind die Leitungen Tauern – 
Weissenbach – Hessenberg, Vill-Silz, Lienz – Soverzene, St. Peter nach Deutschland, kleine Do-
nauschiene und die Leitungen von Westtirol nach Bürs. Die höchsten (n-1)-Auslastungen treten 
ebenso wie 2018 auf innerösterreichischen Betriebsmitteln im Inntal und den Kuppelleitungen 
zu Deutschland im Raum St. Peter auf. 

 

Bild 5.2 99%-Quantil der (n-1)-Leitungsauslastungen für die Jahre 2018 und 202521 im Basislauf 
vor Redispatch 

Ein Vergleich der Dauer von Engpässen zeigt einerseits einen Anstieg der Engpasshäufigkeiten 
beim 380/220 kV Transformator in Westtirol und aufgrund des Zubaus von Windkraft und der 
Erhöhung von Handelskapazitäten im Rahmen der minMACZT-Anhebungen nach Osten auch 
Engpässe in relevantem Umfang auf den Kuppelleitungen nach Ungarn. Die Engpässe in West-
österreich treten meist im Zusammenhang mit einem Leistungsbezug von Italien und Schweiz 
auf. Die Situationen mit Engpässen auf den St. Peter – Leitungen und auf den Leitungssystemen 
zwischen Tauern und Weißenbach zurückgegangen, d.h. die kritischen Netzbelastungen auf die-
sen Systemen nehmen tendenziell ab. Diese Verbesserungen sind auf die veränderte Marktsitu-
ation, aber auch auf den Netzausbau der Donauschiene, den Tausch der Leiterseile der Leitung 
Tauern-Weißenbach sowie die Optimierung der Leitungskapazitäten durch Thermal Rating zu-
rückzuführen. 

Veränderungen in der Engpasshäufigkeit auf den AT-DE Kuppelleitungen im Raum St. Peter be-
gründen sich v.a. durch die veränderte Marktsituation mit geringeren Importen Österreichs. In 
Bild 5.3 ist der Leistungsfluss an der AT-DE Grenze im Raum St. Peter als Dauerlinie für die Jahre 
2018 und 2025 dargestellt. Die Berechnungsergebnisse lassen in der Abbildung einen Rückgang 
des Flusses von Deutschland nach Österreich sowohl in der Häufigkeit als auch in der Höhe er-
kennen. Während 2018 der Fluss noch in der überwiegenden Zahl der Netznutzungsfälle von 
Deutschland nach Österreich gerichtet (Import) war, kommt dies 2025 noch in etwa der Hälfte 

 
20 Überlastungen auf den Salzburg – Tauern 220-kV-Leitungen treten ausschließlich im Zwischenzustand vor Inbetriebnahme der 
neuen 380-kV-Salzburgleitungen bis Ende April auf.  

21 Die dargestellten Ergebnisse beinhalten entsprechend des Fokus der Studie nur Engpässe für das Zieljahr 2025. Engpässe, die sich 
aufgrund veränderter Rahmenbedingungen in einer ferneren Zukunft ergeben, sind nicht berücksichtigt. 
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der Netznutzungsfälle vor. Rückschlüsse auf den möglichen Netzreservebedarf bzw. den MbL 
sind aus dieser Ganzjahresbetrachtung aber noch nicht möglich. 

 

Bild 5.3 Grenzfluss AT-DE im Raum St. Peter im Vergleich 2018 (simuliert) und 2025 (Basislauf) 

Ein wesentlicher Treiber für diese Flussminderung- und Flussumkehr an der Grenze zu Deutsch-
land im Raum St. Peter ist die höhere EE-Einspeisung und damit einhergehend geringerem Im-
port Österreichs (s. Kapitel 4), welche sich geografisch im Osten von Österreich befinden. Ein 
weiterer Grund ist der veränderte Markteinsatz von Kraftwerken in Europa. Dieser hat sich auf-
grund signifikanter Änderungen in den Brennstoff- und CO2-Preisen ergeben. Trotz der allge-
meinen Reduktion der Flüsse von Deutschland nach Österreich bleiben dennoch Zeitpunkte mit 
besonders hohem Fluss erhalten.  

5.3 Auswahl der dimensionierenden Netzsituationen und Beschreibung 

5.3.1 Identifikation kritischer Situationen 

Die Jahressimulation des Basislaufs erlaubt einen Überblick über zukünftig zu erwartende 
Netzsituationen.  

Für die Ableitung des MbL und schließlich des Netzreservebedarfs sind weitere Einflussfaktoren 
zu berücksichtigen, wie in Kaptiel 5.1 näher erläutert. Dies erfolgt u.a. durch die Berechnung 
eines weiteren Jahreslaufs unter Berücksichtigung einer Freischaltung von Betriebsmitteln in 
Netzen anderer Übertragungsnetzbetreiber. Die Auswahl der dimensionierenden Netzsituation 
erfolgt aus den Ergebnissen des Basislaufs wie auch des zusätzlichen Jahreslaufs mit 
Freischaltungen in ausländischen Netzen. Es wird dabei jeweils derjenige Jahreslauf ausgewählt, 
bei dem die höheren Netzbelastungen auftreten bzw. der höhere MbL zu erwarten ist. 

Geographisch bezieht sich der MbL auf den Bereich Ost-Österreichs und ggf. unmittelbar 
angrenzende Regionen im östlichen Ausland (siehe auch Bild  5.1). Durch Leistungserhöhung von 
Erzeugern bzw. Reduktion des Bezugs flexibler Verbraucher in diesen Regionen können 
Engpässe in West-Ost sowie Nord-Süd Richtung behoben werden. Deshalb werden in der Folge 
grundsätzlich Situationen mit West-Ost- und Nord-Süd-Engpässen aus dem Jahreslauf näher 
betrachtet. Bei der Auswahl der kritischen Situationen ist auch zu berücksichtigen, wieviel 
engpassreduzierende thermische Erzeugungsleistung in Österreich gemäß den Ergebnissen der 
Marktsimulation bereits eingespeist wird. Würden diese Kraftwerke nicht einspeisen, 
insbesondere aufgrund beabsichtigter temporärer oder endgültiger Stilllegungen, so würde sich 
die Engpasssituation entsprechend verschärfen und sich der Redispatch-Bedarf erhöhen. 
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Dargestellt sind in Bild 5.4 der Einsatz der thermischen Kraftwerke in Österreich sowie der Re-
dispatch im netztechnisch wirksamen Ausland, zunächst im Basislauf nach dem Schritt der Re-
dispatch-Simulation.  

 

Bild 5.4 Einsatz österreichischer, thermischer Kraftwerke, verbrauchsseitiger Maßnahmen und 
von RD-Kraftwerken im netztechnisch wirksamen Bereich des Auslandes (Basislauf) 

Hervorzuheben ist, dass in vielen Netznutzungsfällen des Jahreslaufs bereits eine hohe Einspei-
sung der thermischen Kraftwerke aufgrund von marktbasierten Einsätzen sowie durch den wär-
mebedarfsgetriebenen Betrieb der KWK-Anlagen gegeben ist. Diese Einsätze haben bereits ei-
nen entlastenden Effekt auf die historisch bekannten und für die Netzreserve tendenziell beson-
ders relevanten Netzengpässe auf den Grenzkuppelleitungen in St. Peter in Importrichtung. 
Trotz dieses hohen marktbasierten Einsatzes österreichischer Kraftwerke treten in der Simula-
tion weiterhin Situationen auf, in denen Leitungsüberlastungen nur durch den Abruf zusätzlicher 
positiver Redispatch-Leistung 22 in Ost-Österreich oder netztechnisch wirksamer Kraftwerke im 
Ausland beseitigt werden können. Bild 5.4 zeigt zudem, dass in einigen Situationen auch das 
modellierte Lastreduktionspotenzial in DSM-Anlagen sowie Elektrolyseuren (PTH2, power-to-
H2) für den Redispatch genutzt wird. 

Um nun die für den Netzreservebedarf relevanten kritischen Situationen zu identifizieren, wird 
ein Filterkriterium für die (n-1)-Auslastung der kritischen Netzelemente definiert. Demgemäß 
werden Netznutzungsfälle aus den Jahresläufen gefiltert, in denen kritische Auslastungen auf 
engpassbehafteten Leitungen in der West-Ost- bzw. Nord-Süd-Lastflussrichtung auftreten. Die-
ses Filterkriterium umfasst grundsätzlich die Leitungen 23: 

 220 kV Grenzleitungen Deutschland - St. Peter:  nach Altheim, Simbach, Pleinting und Pirach 

 220 kV bzw. 380 kV Leitung Salzburg - Tauern 

 220 kV Donauschiene:  

 
22 Im Folgenden wird vereinfachend teils von der Erhöhung von Erzeugungsleistung gesprochen. Die Absenkung des Strombezugs 
von flexiblen Verbrauchern ist ebenso möglich und dementsprechend ebenso umfasst. 

23 Die Nennung der Leitungen in der Auflistung bedeutet nicht, dass auf diesen Leitungen in diesem Betrachtungsjahr tatsächlich 
kritische Belastungen aufgetreten sind und damit für die konkrete Filterung tatsächlich ausschlaggebend waren. 
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o St. Peter – Weibern – Hausruck – Sattledt – Ernsthofen 

o Ernsthofen – Ybbsfeld – Wallsee – Bisamberg – Kledering – Wien 

o Dürnrohr – Bisamberg 

 380 kV Donauschiene: 

o St. Peter – Kronstorf – Etzersdorf – Dürnrohr 

 Ybbsfeld: PST 220 kV 

 Grenze Österreich Tschechien 

o Dürnrohr – Slavětice 

o Zaya – Sokolice 

 Grenze Österreich Ungarn: 

o 220 kV Neusiedl – Győr und Wien – Győr 

o 380 kV Sarasdorf – Zurndorf und Zurndorf – Győr 

o 380 kV Zurndorf – Szombathely 

 220 kV Zentralösterreich 

o Tauern – Weißenbach – Hessenberg 

o  Hessenberg – Ternitz – Wien  

 220 kV Süd-Ost-Österreich 

o Obersielach – Kainachtal – Mellach – Südburgenland – Oststeiermark – Wien 
Südost  

 Grenze Österreich Slowenien 

o Obersielach – Podlog 

o Kainachtal – Maribor 

 220 kV Drauschiene 

o Lienz – Greuth – Villach – Rosegg – Obersielach 

 Lienz: PST 220 kV 

 Westtirol: Transformator 380 kV auf 220 kV 

 220 kV Leitungen Vill – Thaur – Strass – Zell 
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Bild 5.5 Einsatz österreichischer, thermischer Kraftwerke, verbrauchsseitiger Maßnahmen und 
RD-Kraftwerke im netztechnisch wirksamen Bereich des Auslandes mit Filterkriterium im 
Basislauf 

In Bild 5.5 wird der Einsatz österreichischer, thermischer Kraftwerke nach Redispatch darge-
stellt, sofern zumindest eine der oben genannten Leitungen bzw. Transformatoren eine (n-1)-
Auslastung von mindestens 90 % in der genannten Richtung aufweist. Bei den sich aus der 
Marktsimulation ergebenden Last-, Einspeise- und Handelssituationen treten potenziell kriti-
sche Auslastungen vermehrt im späten Winter / Frühjahr (Februar), Sommer (Juni) bzw. Spät-
sommer (September) und gegen Jahresende (Dezember) auf. Bei der Untersuchung potenziell 
kritischer Situationen wurden verschiedene Netznutzungsfälle in Hinblick auf ihren MbL und 
mögliche Einflussfaktoren betrachtet. Dabei zeigte sich, dass in allen Fällen Nord-Süd-Engpässe 
auf den Kuppelleitungen zu Deutschland dominierend sind.   

Wie oben beschrieben wurde ebenfalls ein Jahreslauf der Netz- und Redispatch-Simulationen 
unter der Annahme einer Freischaltung von Betriebsmitteln in Netzen anderer Übertragungs-
netzbetreiber durchgeführt, um ggf. noch kritischere Situationen als im Basislauf zu identifizie-
ren. Hierfür wurden analoge Auswertungen zum Einsatz österreichischer, thermischer Kraft-
werke und RD-Kraftwerke im netztechnisch wirksamen Bereich des Auslandes unter Berücksich-
tigung des oben eingeführten Filterkriteriums durchgeführt. 

Das Ergebnis der Einsätze der Kraftwerke der Redispatch-Simulation in diesem Jahreslauf mit 
Freischaltung im Ausland ist in Bild 5.6 dargestellt. Insgesamt ist ein ähnliches Ergebnis wie im 
Basislauf (vgl. Bild 5.4) zu erkennen. Der marktbasierte Kraftwerkseinsatz ist in beiden Jahressi-
mulationen sehr ähnlich. Der Redispatch-Bedarf ist mit der Abschaltung des Leitungssystems im 
Ausland überwiegend angestiegen. 
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Bild 5.6 Einsatz österreichischer, thermischer Kraftwerke, verbrauchsseitiger Maßnahmen und 
von RD-Kraftwerken im netztechnisch wirksamen Bereich des Auslandes (Grundlage: 
Jahreslauf mit Freischaltung im Ausland) 

Die Ergebnisse für den Jahreslauf mit Freischaltung im Ausland unter Berücksichtigung des oben 
genannten Filterkriteriums zeigt Bild 5.7. Insgesamt verbleiben mehr Situationen nach der Filte-
rung und insbesondere die kritischen Netznutzungsfälle erfordern einen höheren thermischen 
Redispatcheinsatz in Österreich verglichen mit dem Basislauf. 

 

Bild 5.7 Einsatz österreichischer, thermischer Kraftwerke, verbrauchsseitigen Maßnahmen und 
RD-Kraftwerken im netztechnisch wirksamen Bereich des Auslandes mit Filterkriterium 
(Grundlage: Jahreslauf mit Freischaltung im Ausland) 

In diesen Voruntersuchungen haben sich die in Bild 5.7 durch Kästen gekennzeichneten Situati-
onen als maßgeblich für den Netzreservebedarf herausgestellt. Da diese Situationen insbeson-
dere im Winter mit etwa 4,8 GW einen höheren thermischen Kraftwerkseinsatz als im Basislauf 
mit etwa 3,7 GW erfordern, sind die gekennzeichneten Situationen aus dem Jahreslauf mit Frei-
schaltung im Ausland im Weiteren Ausgangspunkt für die Ableitung des MbL. 
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In den Abschnitten 5.3.2 und 5.3.3 erfolgt eine detaillierte Beschreibung der ausgewählten Situ-
ationen. Der Schritt der Analyse und Aufbereitung der kritischen, für die Ableitung des Netzre-
servebedarfs zugrunde gelegten Situationen beinhaltet auch die in Abschnitt 2.2.2.2 beschrie-
bene Überprüfung der Auswahl ggf. eingesetzter Sonderschaltzustände. Sich hieraus gegenüber 
dem oben dargestellten Jahreslauf ergebende Abweichungen bei Netzbelastungen und Redis-
patchbedarfe sind in den Detaildarstellungen in den Abschnitten 5.3.2 und 5.3.3 bereits enthal-
ten. 

 

5.3.2 Beschreibung des ausgewählten Sommerfalls  

In Bild 5.8 sind die Nettopositionen der Länder und die simulierten physikalischen Flüsse vor 
Redispatch für den Sommerfall dargestellt. In der Abbildung repräsentiert die Richtung der Pfeile 
die Leistungsflussrichtung und die Breite der Pfeile die Höhe des Leistungsflusses zwischen den 
jeweiligen Ländern. 

 

 

Bild 5.8 Nettopositionen und physikalische Flüsse vor Redispatch im Sommerfall (Grundlage: 
Jahreslauf mit Freischaltung im Ausland) 

Im ausgewählten Sommerfall weist Österreich einen negativen Saldo – d.h. Import – von ca. 
2,2 GW auf. Der Import Österreichs sowie die Last (69% der Jahreshöchstlast) sind im Vergleich 
zu anderen Situationen auf höherem Niveau. Es findet keine Erzeugung aus thermischen Kraft-
werken statt. Gleichzeitig ist die Erzeugung aus PV-Anlagen (ca. 2,7 GW, d. h. 63% der maximalen 
Einspeisung) hoch. Die Erzeugung aus Windenergieanlagen liegt hingegen nur bei mit 180 MW. 
Die Erzeugung aus Schwell- und Laufwasserkraftwerken liegt bei ca. 3,0 GW. In Deutschland ist 
ebenfalls eine hohe PV-Einspeisung von ca. 45,4 GW (ca. 70% der maximal eingespeisten PV-
Leistung) vorhanden. 
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5.3.3 Beschreibung des ausgewählten Winterfalls 

In Bild 5.10 sind die Nettopositionen der Länder und die physikalischen Flüsse vor Redispatch 
für den Winterfall dargestellt. Im Vergleich zum Sommerfall weist AT einen geringfügig höheren 
Import in Höhe von rund 2,5 GW auf. Die Last ist im Vergleich zum Sommerfall aber auf einem 
höheren Niveau (82% der Jahreshöchstlast). Die Erzeugung aus thermischen Kraftwerken und 
Turbinen ist ebenfalls auf einem hohen Niveau mit 2,4 GW und 1,9 GW. Die Einspeisung der 
dargebotsabhängigen EE-Erzeugung in Österreich ist mit 0 MW aus PV-Anlagen und 300 MW 
aus Windenergieanlagen deutlich geringer als im Sommerfall, sodass sich die Situation im Win-
ter von derjenigen im Sommer aufgrund der Kombination aus Last und Erzeugung trotz einer 
vergleichsweise geringen Änderung in der Nettoposition von AT deutlich unterscheidet. 
Deutschland exportiert u.a. aufgrund höherer Wind-Erzeugung in dieser Situation mit 17,6 GW 
sehr viel. Gleichzeitig exportieren die Niederlande (5,5 GW) nennenswert elektrische Energie, 
sodass ein hoher Leistungsfluss über Deutschland nach Österreich entsteht. Die Importe der 
Schweiz und Italiens werden zu einem wesentlichen Teil durch Exporte aus Deutschland und 
teilweise auch Frankreich gedeckt. Die östlichen und südlichen Anrainerstaaten von AT sind 
ebenfalls in Summe Importeure. Auf europäischer Ebene ist insgesamt ein vorwiegend Nord-
Süd wie auch West-Ost gerichteter Fluss zu beobachten.  

 

Bild 5.10 Nettopositionen und physikalischen Flüsse vor Redispatch im Winterfall (Grundlage: 
Jahreslauf mit Freischaltung im Ausland) 

Analog zum oben vorgestellten Sommerfall zeigt Bild 5.11 die (n-1)-Leitungsauslastungen vor 
Redispatch und den erforderlichen Redispatch-Einsatz für den Winterfall. Es ist zu erkennen, 
dass die Kuppelleitungen zwischen Österreich und Deutschland im Raum St. Peter im (n-1)-Fall 
Überlastungen von bis zu 141 % aufweisen. 
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6 Ableitung des Netzreservebedarfs 
In diesem abschließenden Teil der Systemanalyse wird überprüft, inwiefern der im Zuge der Si-
mulationsrechnungen identifizierte vorläufige Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler 
Leistung über die marktbedingt verfügbaren Kapazitäten gedeckt werden kann und in welcher 
Höhe zusätzlich Netzreserveleistung erforderlich ist, um den sicheren Übertragungsnetzbetrieb 
zu gewährleisten.  

In einem ersten Schritt (Kapitel 6.1) sind hierfür weitere Informationen ins Kalkül zu ziehen, wel-
che die tatsächliche Leistungsverfügbarkeit beeinflussen. Dies betrifft insbesondere die Berück-
sichtigung der Abhängigkeit der Erzeugungsleistung thermischer Kraftwerke von der Außentem-
peratur sowie der erforderlichen Revisionszeiträume der Kraftwerke. Unter Berücksichtigung 
dieser Faktoren wird der Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung abschließend 
festgestellt. 

Basierend darauf erfolgt die Ableitung des Netzreservebedarfs in Kapitel 6.1.1 unter Berücksich-
tigung der Stilllegungsanzeigen gemäß § 23a Abs. 1 ElWOG 2010.  

 

6.1 Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung für den Betrach-
tungszeitraum Q4 2024 bis Q3 2026 

Wie einleitend erläutert, sind die Temperaturabhängigkeit der Kraftwerksleistungen sowie die 
Nichtverfügbarkeiten von Erzeugungsanlagen aufgrund von erforderlichen Revisionszeiträu-
men zur Bestimmung des MbL noch zu berücksichtigen. 

 Temperaturabhängigkeit: Die in den Netzsimulationen als vorläufiger MbL ermittelte Leis-
tung ist jene Leistung, die in der jeweiligen Situation gesichert verfügbar sein muss, um die 
notwendige Netzentlastung tatsächlich gewährleisten zu können. Bei thermischen Kraftwer-
ken sinkt die tatsächlich erbringbare Leistung mit steigender Umgebungstemperatur. Um 
diesen Effekt zu berücksichtigen sind sowohl die zu erwartenden Temperaturen der rele-
vanten Saisonen als auch die temperaturabhängige Charakteristik der Kraftwerke heranzu-
ziehen. Für die Sommersaison, in denen mit Temperaturen bis zu 40°C zu rechnen ist, ist die 
erbringbare Leistung der Erzeugungsanlagen entsprechend vermindert anzusetzen. Da sich 
die Beschaffung der Netzreserve im Falle von thermischen Kraftwerken auf deren Erzeu-
gungsleistung bei 20°C bezieht, ist der ermittelte vorläufige MbL für die Sommersaison, wel-
cher bei Temperaturen von bis zu 40°C sicher erbracht werden muss, auf eine äquivalenten 
20°C Wert umzurechnen. Dies erfolgt durch Berücksichtigung eines Leistungsabfalls von 
10% im Vergleich zu 20°C, welcher aus den APG bekannten Temperaturkennlinien der ös-
terreichischen Kraftwerke abgeleitet wurde. Der vorläufige MbL des Sommerfalls ist somit 
um 1/90% zu erhöhen.  

Während der Wintersaison belaufen sich die zu erwartenden Temperaturen auf bis zu 20°C; 
daher sind hier keine temperaturbedingten Anpassungen des vorläufigen MbL erforderlich. 

 Revisionen: Bei der Ableitung des Netzreservebedarfs ist zu berücksichtigen, dass nicht alle 
Erzeugungsanlagen zu jedem Zeitpunkt durchgehend verfügbar sind. Im Jahresverlauf sind 
Nichtverfügbarkeiten aufgrund notwendiger Wartungs- und Revisionsarbeiten der flexiblen 
Anlagen (Kraftwerke, DSM) zu erwarten. Der vorläufige MbL ist allerdings als sicher verfüg-
bare flexible Leistung definiert. Insofern muss der endgültige MbL berücksichtigen, dass eine 
bestimmte Leistung bzw. Anzahl an Anlagen zeitweise aufgrund von Revisionen oder auch 
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Bild 6.1 Prinzipdarstellung zur Ableitung des notwendigen Netzreservebedarfs aus dem ermit-
telten Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung (MbL) 

Die Feststellung der erforderlichen Netzreserve erfolgt gemäß der Prinzipdarstellung in Bild 6.1. 
Ausgangspunkt ist die in der für die Engpassbehebung relevanten Region installierte geeignete 
flexible Kapazität zur Leistungserhöhung (a) welche APG für den Redispatch grundsätzlich zur 
Verfügung stünde. Unter Berücksichtigung der von den Kraftwerksbetreibern gemäß § 23a Abs. 
1 ElWOG 2010 verpflichtend anzuzeigenden, beabsichtigten Stilllegungen (b) lässt sich durch 
Differenzbetrachtung diejenige Leistung ermitteln, die marktbasiert (ohne Netzreserve), als si-
cher verfügbares Redispatch-Potenzial angesetzt werden kann (c). Diesem wird dann der ermit-
telte netztechnische Mindestbedarf an sicher verfügbarer flexibler Leistung MbL (d) gegenüber-
gestellt. Ist dieser größer als das marktbasiert verfügbare Potenzial (also d>c), dann besteht Be-
darf zur Beschaffung von Netzreserve. Die Höhe der zu beschaffenden Netzreserve (e) ergibt 
sich als Differenz aus dem berechneten Mindestbedarf (d) und der markbasiert vorhandenen 
Leistung (c). Dabei ist zu beachten, dass aufgrund der diskreten Kraftwerksgrößen die tatsächlich 
kontrahierte Leistung von dem berechneten Wert (e) abweichen kann.  

Die zu beschaffende Netzreserve errechnet sich somit als die nicht-negative Differenz aus bei-
den vorgenannten Größen, also dem MbL abzüglich der unter Berücksichtigung der Stilllegungs-
anzeigen noch vorhandenen flexiblen Kapazität zur Leistungserhöhung (Erhöhung der Erzeu-
gung oder Verbrauchsreduktion).  
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. Im Rahmen der nächsten Systemanalyse ist der Netzreservebe-
darf für den Winter 2025/26 und Sommer 2026 unter Zugrundelegung der zu diesem Zeitpunkt 
vorliegenden Stilllegungsmeldungen erneut zu evaluieren.  

Der festgestellte Netzreservebedarf ist gemäß den Vorgaben von §23b ElWOG 2010 zu beschaf-
fen, um den sicheren Netzbetrieb in Österreich zu gewährleisten. Die Entscheidung über die zu 
beschaffende Leistung für die Kontrahierungsperiode Q4 2024 bis Q3 2026 wird in Abstimmung 
mit der Regulierungsbehörde auf Basis dieser Systemanalyse, dem Bericht der Regulierungsbe-
hörde über die Situation am österreichischen Strommarkt in Bezug auf die Erbringung einer 
Netzreserveleistung gemäß §23b Abs. 10 ElWOG 2010 und gegebenenfalls ergänzenden Analy-
sen bis zum Aufruf zur Interessensbekundung getroffen. 
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ANHANG 

Ausführliche Modellbeschreibungen und Annahmen 

Modellbeschreibung Marktsimulation 

Das im Zuge der Bestimmung des Netzreservebedarfs verwendete Marktsimulationsverfahren 
beruht auf Methoden der Kraftwerkseinsatz- und Handelsoptimierung und wurde im Rahmen 
verschiedener Studien erfolgreich angewandt. Der grundsätzliche Ablauf des Verfahrens ist in 
Bild 6.1 dargestellt und soll nachfolgend erläutert werden. 

Die Eingangsdaten des dargestellten Verfahrens umfassen: 

• Maximale Leistung, eingesetzter Primärenergieträger, Typ, Verfügbarkeit, Wärmever-
brauchskurve, Minimalleistung, minimale Betriebs- und Stillstandszeit und Startkosten 
aller thermischen Kraftwerke. 

• Stündliche Zeitreihen der Erzeugung aus Kraftwerken mit Kraft-Wärme-Kopplung (KWK) 
sowie anderer Must-Run Erzeugung wie Laufwasser, Windkraft oder Photovoltaik 

• Beckengrößen, Zuflüsse, Fallhöhen und Maschinentyp von (Pump-) Speicherkraftwer-
ken sowie Wirkungsgrade für Pumpen und Turbinen. 

• Primärenergiepreise sowie Preise für CO2-Emissionszertifikate 

• Definition des Betrachtungsbereichs durch die Vorgabe von Gebotszonen 

• Einschränkung der Austauschkapazitäten zwischen Marktgebieten mithilfe von NTC 
oder flussbasierten Restriktionen und Langfristkapazitäten (LTA) 

• Stündliche Zeitreihen der Nachfrage nach elektrischer Energie 

• Bereitzustellende Regelleistung für jedes Marktgebiet 

• Stündliche Austauschzeitreihen mit Marktgebieten außerhalb des Simulationsbereiches 

Die Ermittlung des europaweiten, kostenminimalen Einsatzes von Kraftwerken und Demand 
Side Management-Prozessen auf Basis der dargelegten Eingangsdaten stellt eine komplexe Auf-
gabe dar, die nur mittels mathematischer Optimierungsverfahren gelöst werden kann. Insbe-
sondere aufgrund der Ganzzahligkeitsentscheidungen beim Einsatz thermischer Kraftwerke so-
wie der zeitlichen Kopplungen hydraulischer Erzeugungsanlagen und Gruppen kann das Problem 
nicht mithilfe standardisierter mathematischer Verfahren gelöst werden.  

Zur Lösung dieses komplexen Optimierungsproblems nutzt das am IAEW entwickelte Marktsi-
mulationsverfahren daher einen mehrstufigen Ansatz. Ausgehend von einer Startlösung, die auf 
einer linearen Programmierung beruht, aber u. a. eine detaillierte Abbildung flussbasierter Ka-
pazitätsmechanismen ermöglicht, erfolgt die Bestimmung der Ganzzahligkeitsentscheidungen 
im Rahmen einer Lagrange-Relaxation und –Dekomposition. Diese Zerlegung des Optimierungs-
problems im Systembereich erlaubt die Optimierung geeigneter Teilprobleme. Die Koordination 
der einzelnen Teilprobleme, die jeweils mit spezialisierten Algorithmen gelöst werden können, 
geschieht mithilfe von sogenannten Lagrange-Multiplikatoren, die die Einhaltung der system-
koppelnden Nebenbedingungen wie Nachfragedeckung und Regelleistungsvorhaltung gewähr-
leisten. Mit der Übernahme der ermittelten Ganzzahligkeitsentscheidungen als Ergebnis dieser 
Stufe wird in einem weiteren Verfahrensschritt das Restproblem der grenzüberschreitenden 
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Lastaufteilung unter Berücksichtigung des nun bekannten Betriebszustands aller Erzeugungsan-
lagen und der vorgegebenen Netzrestriktionen gelöst. Abschließend wird zusätzlich eine grenz-
kostenbasierte Preisberechnung durchgeführt, wobei durch eine Einpreisung von Anfahrtskos-
ten bzw. vermiedenen Anfahrten die Gebotspreise der Erzeugungsanlagen nachgebildet wer-
den. Die nachfolgende Abbildung veranschaulicht das gewählte Vorgehen. 

 

Bild 6.1: Verfahrensablauf der Marktsimulation 

Durch Umsetzung des ELI-Ansatzes 27 gemäß Balas-Formulierung („Balas formulation for LTA in-
clusion“ 28) wird der Strommarktsimulation ein zusätzlicher Freiheitsgrad Alpha zur Verfügung 
gestellt, welcher eine kombinierte Nutzung von Flow-Based-Domain und LTA-Domain ermög-
licht. Der Freiheitsgrad Alpha kann für jeden Zeitschritt einen Wert zwischen 0 und 1 annehmen 
und beschreibt den Anteil der Flow-Based-Domain an der durch den Optimierer genutzten Kom-
bination beider Domains. Der Optimierer kann durch Nutzung dieses Freiheitsgrads das volks-
wirtschaftliche Optimum hinsichtlich einer bestmöglichen Kapazitätsausnutzung erreichen. 

Wesentliche Ergebnisse der Marksimulation sind somit unter anderem: 

• Der systemweite, blockscharfe und kostenminimale Kraftwerkseinsatz 

• Die resultierenden Gesamtkosten der Stromerzeugung zur Nachfragedeckung und Re-
gelleistungsvorhaltung 

• Grenzüberschreitende Im- und Exporte bzw. Handelsbilanzen 

• Grenzkostenbasierte Marktpreise für Fahrplanenergie je Gebotszone 

 
27 Decision No 06/2022 of the European Union Agency for the Cooperation of Energy Regulators of 19 April 2022 on the 1st amend-
ment of the core intraday common capacity calculation methodology 

28 CWE FBMC AP Annex 14.30 Pedagogical information on Extended LTA formulation und CWE FBMC AP Annex 14.29  Extended LTA 
formulation  














