
 

 

Az. 8615-NEP Gas 2016 – Bestätigung Szenariorahmen    

 

 

Entscheidung 

 

In dem Verwaltungsverfahren  

 

wegen der Bestätigung des Szenariorahmens zum Netzentwicklungsplans Gas 2016 

gemäß § 15a Abs. 1 S. 7 EnWG 

 

gegenüber der 

 

1. bayernets GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Poccistraße 7, 80336 München 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 1) - 

 

2. Fluxys TENP GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Elisabethstrasse 11, 40217 Düsseldorf 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 2) - 

 

3. Fluxys Deutschland GmbH, vertreten die Geschäftsführung, 

Elisabethstrasse 11, 40217 Düsseldorf 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 3) - 

 

4. GASCADE Gastransport GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Kölnische Straße 108-112, 34119 Kassel 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 4) - 

 

5. Gastransport Nord GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Cloppenburger Straße 363, 26133 Oldenburg 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 5) - 

 

6. Gasunie Deutschland Transport Services GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Pelikanplatz 5, 30177 Hannover 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 6) - 
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7. GRTgaz Deutschland GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Zimmerstraße 56, 10117 Berlin 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 7) - 

 

8. jordgasTransport GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Promenade Am Alten Binnenhafen 6, 26721 Emden 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 8) - 

 

9. Lubmin-Brandov Gastransport GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Ruhrallee 80, 45136 Essen  

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 9) - 

 

10. NEL Gastransport GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Kölnische Straße 108-112, 34119 Kassel 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 10) - 

 

11. Nowega GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Nevinghoff 20, 48147 Münster 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 11) - 

 

12. ONTRAS Gastransport GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Maximilianallee 4, 04129 Leipzig 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 12) - 

 

13. OPAL Gastransport GmbH & Co. KG, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Emmerichstraße 11, 34119 Kassel 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 13) - 

 

14. Open Grid Europe GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Kallenbergstraße 5, 45141 Essen 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 14) - 

 

15. terranets bw GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung,  

Am Wallgraben 135, 70565 Stuttgart 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 15) - 
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16. Thyssengas GmbH, vertreten durch die Geschäftsführung, 

Kampstraße 49, 44137 Dortmund 

- Fernleitungsnetzbetreiber zu 16) - 

 

– im Folgenden: die Fernleitungsnetzbetreiber –  

 

hat die Bundesnetzagentur für Elektrizität, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbah-

nen, Tulpenfeld 4, 53113 Bonn, gesetzlich vertreten durch ihren Präsidenten Jochen 

Homann, 

 

am 11.12.2015 

 

den von den Fernleitungsnetzbetreibern am 04.09.2015 vorgelegten Szenariorahmen nach 

§ 15a Abs. 1 S. 7 EnWG mit den folgenden Änderungen und Auflagen bestätigt: 

 

I. 

 

1. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, die Modellierung des NEP Gas 

2016 in der Alternativvariante Q2 in Bezug auf die H-Gas-Quellenverteilung ent-

sprechend den sich aus Anlage 1 ergebenden Vorgaben durchzuführen.  

 

2. Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, im Rahmen der Aufstellung der 

H-Gas-Bilanz für den NEP Gas 2016 bei der Einspeiseleistung der H-Gas-

Speicher keinen Ausfall der Einspeisung aus dem Grenzübergangspunkt Mallnow 

anzunehmen.  

 

3. In Bezug auf die Kapazitätsansätze an den Grenzübergangspunkten werden die 

Fernleitungsnetzbetreiber verpflichtet, im NEP Gas 2016 folgende Vorgaben um-

zusetzen:  

 

a. Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, am Grenzübergangspunkt 

Oude Statenzijl (Entry L139 und Entry H104) im Netz der Beteiligten zu 6. die 

unterschiedlich hohen Differenzen beim Rückgang der Kapazitätswerte im L-

Gas-Netz im Vergleich zum Anstieg der Kapazitätswerte im H-Gas-Netz näher 

zu begründen. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, bei der Mo-

dellierung des NEP Gas 2016 am Grenzübergangspunkt Eynatten-Raeren 
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(Entry) im Netz der Beteiligten zu 14. den bisherigen Kapazitätswert in Höhe 

von 6.022 MWh/h durchgängig anzusetzen.  

 

b. Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, nachvollziehbar darzulegen, 

wie sich die H-Gas-Leistungsbilanz nach Maßgabe der H-Gas-

Quellenverteilung auf die Kapazitätswerte an den Grenzübergangspunkten 

auswirkt.  

 

c. Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, allgemein gültige Indikato-

ren aufzustellen, anhand derer Veränderungen der technisch verfügbaren Ka-

pazitäten nachvollziehbar sind. 

 

d. Im Zusammenhang mit der in Alternativvariante Q2 eingeplanten Nord Stream-

Erweiterung haben die Fernleitungsnetzbetreiber bei der Bestimmung der Ka-

pazitätsansätze an den Grenzübergangspunkten die folgenden Vorgaben zu 

beachten: Von dem sich aus der H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2016 ergeben-

den Gesamtzusatzbedarf für Deutschland ist in Folge der H-Gas-

Quellenverteilung lediglich ein anteiliger Zusatzbedarf in Höhe von 42% für die 

Region „Nordost“ zu berücksichtigen. Etwaige weitere Zusatzbedarfe, die nicht 

durch verbindliche Buchungen belegt sind, dürfen bei den Kapazitätsansätzen 

an den Grenzübergangspunkten weder ein- noch ausspeiseseitig einbezogen 

werden. Insbesondere ist es den Fernleitungsnetzbetreibern untersagt, die Er-

gebnisse einer unverbindlichen Marktabfrage in ihrer Modellierung zu Grunde 

zu legen.  

 

4. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, für den NEP Gas 2016 die Liste 

der in der Modellierung zu berücksichtigenden Gaskraftwerke entsprechend der in 

Anlage 2 dargelegten Vorgaben anzupassen.  

 

5. In Bezug auf die Modellierung der Gasspeicher in den Modellierungsvarianten Q1 

und Q2 werden die Fernleitungsnetzbetreiber verpflichtet, folgende Vorgaben zu 

erfüllen: 

 

a. Bei bestehenden Speichern, die mit Kapazitäten mit Auflage (z.B. bFZK, BZK, 

DZK, LaFZK) modelliert werden, sind die individuellen Funktionen, die die 

Fernleitungsnetzbetreiber bei der Modellierung zu Grunde legen, der Bundes-

netzagentur mit Vorlage des Entwurfs des NEP Gas 2016 zu übermitteln. Hier-
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zu gehören auch die Annahmen und Randbedingungen, auf denen die Funkti-

onen basieren. Sofern die Fernleitungsnetzbetreiber mit TaK modellieren, sind 

die bereits im NEP Gas 2014 und im NEP Gas 2015 verwendeten Tempera-

turkurven maßgeblich. Eine Übermittlung der Funktionen ist damit entbehrlich.  

 

b. Bei der Modellierung der neuen Speicher – einschließlich der zu erweiternden 

Speicher, die bis zum 14.08.2015 bei den Fernleitungsnetzbetreibern Anfragen 

nach § 39 GasNZV gestellt hatten – sind die bereits im NEP Gas 2014 und im 

NEP Gas 2015 verwendeten Temperaturkurven anzuwenden. 

 

6. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, der Modellierung für den NEP 

Gas 2016 den Kapazitätsbedarf der Verteilernetzbetreiber in Gestalt der im Fol-

genden beschriebenen Variante a) zu Grunde zu legen. Ihnen wird optional freige-

stellt, den entsprechenden Bedarf zusätzlich in Gestalt der Variante b) zu model-

lieren. 

 

a. In Variante a) werden als Startwert für das Jahr 2016 die angefragten internen 

Bestellungen zu Grunde gelegt. Maßgeblich für den weiteren Zeitraum bis zum 

Jahr 2021 ist die plausibilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber 

gemäß § 16 der Kooperationsvereinbarung. Der auf diese Weise für das Jahr 

2021 ermittelte Kapazitätsbedarf ist für die nächsten fünf Jahre, bis zum Jahr 

2026, konstant fortzuschreiben.   

 

b. In Variante b) werden als Startwert für das Jahr 2016 die angefragten internen 

Bestellungen zu Grunde gelegt. Maßgeblich für den weiteren Zeitraum bis zum 

Jahr 2021 ist die plausibilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber 

gemäß § 16 der Kooperationsvereinbarung. Ab 2021 gilt der ursprüngliche 

Vorschlag der Fernleitungsnetzbetreiber, auf Basis des Referenzszenarios und 

der FfE-Studie eine Kapazitätsreduzierung anzunehmen.   

 

7. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, zusätzlich zu den beiden Model-

lierungsvarianten Q1 und Q2 eine separate Variante – die TaK-

Versorgungssicherheitsvariante (TaKSi) – zu modellieren und das Modellierungs-

ergebnis der Bundesnetzagentur spätestens am 01.07.2016 zu übermitteln. Dabei 

sind die seitens der Fernleitungsnetzbetreiber für die Modellierungsvariante Q1 

vorgesehenen Modellierungsparameter gemäß den folgenden Vorgaben anzupas-

sen und anzuwenden.  
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a. Speicher: entsprechend der in Anlage 3 genannten Vorgaben. 

Die gemäß diesen Vorgaben von den Fernleitungsnetzbetreibern individuell 

ermittelten und angewandten Modellierungsfunktionen sowie die zu Grunde 

liegenden Datensätze sind der Bundesnetzagentur mit Vorlage des Modellie-

rungsergebnisses zu übermitteln.  

 

b. Grenzübergangspunkte: entsprechend der Vorgabe der Bundesnetzagentur 

gemäß Tenor zu Nr. 3a.   

 

c. Kraftwerke: entsprechend der Vorgabe der Bundesnetzagentur gemäß Tenor 

zu Nr. 4.  

 

d. Verteilernetzbetreiber: entsprechend der Vorgabe der Bundesnetzagentur ge-

mäß Tenor zu Nr. 6a.   

 

e. Übrige Modellierungsparameter: entsprechend der seitens der Fernleitungs-

netzbetreiber für die Modellierungsvarianten Q1 vorgesehenen Parameter.  

 

8. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden verpflichtet, im NEP Gas 2016 die Änderun-

gen der technisch verfügbaren Kapazitäten zu nennen, die sich in Folge des vor-

geschlagenen Netzausbaus an Netzkopplungspunkten ergeben. Die Werte haben 

die Fernleitungsnetzbetreiber netzkopplungspunktscharf für jede Modellierungsva-

riante vorzulegen. Dazu veröffentlichen die Fernleitungsnetzbetreiber pro Modellie-

rungsvariante eine kapazitative Outputliste.  

   

II. 

Die Kostenentscheidung bleibt einem gesonderten Bescheid vorbehalten. 
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Gründe 

 

I. Sachverhalt 

A. Verfahrensgegenstand 

1. Gesetzliche Verpflichtung zur Erstellung des Szenariorahmens 

Gegenstand des vorliegenden Verwaltungsverfahrens ist der Szenariorahmen zum Netz-

entwicklungsplan (NEP) Gas 2016. Gemäß § 15a Abs. 1 S. 1 EnWG sind die Fernleitungs-

netzbetreiber verpflichtet, jährlich einen gemeinsamen nationalen Netzentwicklungsplan zu 

erstellen und der Regulierungsbehörde unverzüglich vorzulegen. Basis eines jeden Netz-

entwicklungsplans ist der Szenariorahmen, den die Fernleitungsnetzbetreiber gemäß § 15a 

Abs. 1 S. 4 EnWG bei der Erarbeitung des jeweiligen Netzentwicklungsplans zu Grunde zu 

legen haben. Den aktuellen Szenariorahmen zum NEP Gas 2016 haben die Fernleitungs-

netzbetreiber der Bundesnetzagentur am 04.09.2015 in überarbeiteter Fassung vorgelegt. 

 

Der Szenariorahmen muss gemäß § 15a Abs. 1 S. 4 EnWG angemessene Annahmen über 

die Entwicklung der Gewinnung, der Versorgung, des Verbrauchs von Gas und seinem 

Austausch mit anderen Ländern enthalten. Außerdem haben die Fernleitungsnetzbetreiber 

geplante Investitionsvorhaben in die regionale und gemeinschaftsweite Netzinfrastruktur 

sowie in Bezug auf Speicheranlagen und LNG-Wiederverdampfungsanlagen zu berücksich-

tigen. Schließlich sind die Auswirkungen denkbarer Störungen der Versorgung einzubezie-

hen. 

 

Aufbauend auf dem Szenariorahmen muss der Netzentwicklungsplan gemäß § 15a Abs. 1 

S. 2 EnWG alle wirksamen Maßnahmen zur bedarfsgerechten Optimierung, Verstärkung 

und zum bedarfsgerechten Ausbau des Netzes und zur Gewährleistung der Versorgungssi-

cherheit enthalten, die in den nächsten zehn Jahren netztechnisch für einen sicheren und 

zuverlässigen Netzbetrieb erforderlich sind. Zur Identifizierung dieser Maßnahmen verlangt 

§ 15a Abs. 2 S. 3 EnWG von den Fernleitungsnetzbetreibern, im Rahmen der Erarbeitung 

des Netzentwicklungsplans eine Modellierung der deutschen Fernleitungsnetze durchzu-

führen. 

 

Nach § 15a Abs. 1 S. 7 EnWG ist vorgesehen, dass die Bundesnetzagentur den Szenarior-

ahmen unter Berücksichtigung der Ergebnisse der von den Fernleitungsnetzbetreibern 

durchgeführten Öffentlichkeitsbeteiligung bestätigt. Dem dient die vorliegende Entschei-

dung. 
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2. Inhalte des Szenariorahmens 

Wesentliche Inhalte des vorgelegten Szenariorahmens sind die Darstellungen zum Gasbe-

darf und Gasaufkommen sowie der Vorschlag zu den Modellierungsvarianten für den NEP 

Gas 2016. Zu den Schwerpunkten zählen neben der Frage der Einbindung der Gaskraft-

werke, Gasspeicher und Verteilernetzbetreiber die H-Gas-Quellenverteilung sowie die Be-

trachtung der Versorgungssicherheit. Letzteres erfolgt mit Blick auf die H-Gas- und L-Gas-

Versorgung. Das Abschlusskapitel des Szenariorahmens bildet die Analyse der histori-

schen Unterbrechungen. 

 

Gegenüber den Szenariorahmen der vergangenen Jahre wurden diverse Änderungen und 

Ergänzungen vorgenommen. Hierzu zählt insbesondere der Umstand, dass entsprechend 

der Vorgabe der Bundesnetzagentur nur noch ein Szenario zum Gasbedarf in Deutschland 

zu Grunde gelegt wird. In den Jahren zuvor hatten die Fernleitungsnetzbetreiber jeweils 

drei Gasbedarfsszenarien vorgestellt (ein niedriges, mittleres und hohes Szenario). In Be-

zug auf die H-Gas-Quellenverteilung hingegen haben die Fernleitungsnetzbetreiber – eben-

falls auf Anregung der Bundesnetzagentur – nunmehr zwei Optionen vorgeschlagen. In den 

vergangenen Jahren hatten sie sich noch auf die Betrachtung eines einzelnen Szenarios 

beschränkt. 

 

Aktualisierte Prognosen und Berechnungen sind insbesondere in die Bereiche Endenergie-

bedarf und Gasverstromung eingeflossen. Ebenso wurden für die innerdeutsche Erdgas-

förderung sowie für die Biogaseinspeisung aktualisierte Prognosen verwendet. Zudem gab 

es Aktualisierungen, die die Auswahl der bei der Modellierung zu berücksichtigenden Gas-

kraftwerke und Gasspeicher betreffen. Hingewiesen sei auch auf die Erläuterungen zu den 

Entwicklungen an den deutschen Grenzübergangspunkten.        

B. Verfahrensablauf 

Bereits im Zuge ihrer Konsultation zum NEP Gas 2015 hatte die Bundesnetzagentur kon-

krete Fragen zu den Schwerpunktthemen des aktuell vorliegenden Szenariorahmens 2016 

gestellt und diese im Rahmen eines öffentlichen Workshops am 19.05.2015 mit allen Markt-

teilnehmern diskutiert. Einen Überblick über die eingegangenen Stellungnahmen gibt das 

Änderungsverlangen zum NEP Gas 2015.1 Hierauf sei verwiesen.  

                                                
1
  Änderungsverlangen zum Netzentwicklungsplan Gas 2015, S. 10 ff. (Az. 8615-NEP Gas 2015 – Änderungsverlangen 

Netzentwicklungsplan vom 01.09.2015, abrufbar unter: 
http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1412/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Netzentwickl
ungundSmartGrid/Gas/NEP_Gas2015/Netzentwicklungsplan_Gas_2015_node.html).   
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1. Konsultation der Marktteilnehmer durch die Fernleitungsnetzbetreiber 

Am 27.07.2015 veröffentlichten die Fernleitungsnetzbetreiber das Konsultationsdokument 

„Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 der Fernleitungsnetzbetreiber“ 

auf der Internetseite http://www.fnb-gas.de. Dieses Dokument ist im Auftrag und unter Mit-

wirkung der Fernleitungsnetzbetreiber durch das Wirtschaftsforschungsinstitut Prognos 

erstellt worden.  

 

Bis zum 14.08.2015 hatten die Marktteilnehmer und die Öffentlichkeit Gelegenheit, Stel-

lungnahmen zu den im Szenariorahmen getroffenen Annahmen abzugeben. 

 

Am 04.08.2015 fand ein begleitender Workshop zur Konsultation in Berlin statt, im Rahmen 

dessen die Fernleitungsnetzbetreiber den Marktteilnehmern, Verbandsvertretern, Behör-

denvertretern und weiteren Interessierten den Szenariorahmen vorstellten.  

a) Ergebnisse aus den Stellungnahmen 

Bei den Fernleitungsnetzbetreibern gingen insgesamt 28 Stellungnahmen von den folgen-

den 27 Institutionen und Organisationseinheiten ein: 

 

Unternehmen Gruppe 

BDEW – Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. Verband 

Centrex Hungária Plc. Gashändler 

DEA Speicher GmbH Speicherbetreiber 

E.ON Global Commodities SE Gashändler 

E.ON SE Konzern 

E-Control Austria GmbH Regulierungsbehörde 

EnBW Energie Baden-Württemberg AG Konzern 

Energienetze Bayern GmbH VNB 

FluxSwiss Sagl FNB Ausland 

Fluxys Belgium SA FNB Ausland 

Gas Connect Austria GmbH FNB Ausland 

Gasunie Transport Services B.V. FNB Ausland 

Gazprom Export LLC Konzern 

Engie SA Konzern 

GRTgaz SA FNB Ausland 

INES – Initiative Erdgasspeicher e.V. Verband 

Ministerium für Umwelt, Klima und Energiewirtschaft Baden-Württemberg Landesministerium 

Net4Gas s.r.o. FNB Ausland 

New European Pipeline AG (2 Stellungnahmen) FNB Ausland 

OMV AG Konzern 
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PQ Energy Luxembourg Service S.à.r.l. Kraftwerksbetreiber 

Schwaben Netz GmbH VNB 

Shell Energy Europe Ltd Gashändler 

Stadtwerke Kiel AG, SWKiel Netz GmbH Stadtwerk, VNB 

Swissgas AG Konzern 

VKU – Verband Kommunaler Unternehmen e.V. Verband 

Windershall Holding GmbH Konzern 

 

Die Stellungnehmer äußerten sich im Wesentlichen zu den folgenden Themenbereichen: 

 

Quellenverteilung 

Gazprom Export plant eine Erweiterung der Nord Stream durch zwei zusätzliche Pipelines 

um insgesamt 65 bcm/a ab dem 31.10.2019. Hierzu sei bereits eine unverbindliche Anfrage 

an Gascade gegangen. Ein nennenswerter Teil davon könnte der Marktnachfrage in 

Deutschland dienen. OMV, Engie, E.ON Global und Wintershall treten als potentielle An-

teilseigner des Projekts auf. Aus Gründen der Versorgungssicherheit sowie der Diversifika-

tion von Gasrouten und Gasquellen sehen sie die Nord Stream-Erweiterung als höchst 

wichtig an. Auch Gasunie Transport Services, Shell, die New European Pipeline AG und 

der BDEW halten eine stärkere Berücksichtigung der Nord Stream für unbedingt erforder-

lich.  

 

E.ON SE hält eine langfristige Prognose der H-Gas-Quellenverteilung für unrealistisch und 

empfiehlt, die Marktnachfrage als entscheidenden Faktor für den Aus-/Neubau von Trans-

portkapazität heranzuziehen. Bezüglich der Versorgungsvarianten präferiert E.ON SE die 

Alternative Q2 mit der Maßgabe, die Erweiterung der Nord Stream zusätzlich aufzuneh-

men.  

 

Gasunie Transport Services hält die Unterschiede der Quellenverteilungen für zu gering. Ihr 

Vorschlag wäre, entweder 55 bcm/a zusätzliches Gas durch die Nord Stream oder aus-

schließlich durch LNG-Importe anzunehmen. Bei LNG sollten alte und neue Kapazitäten 

unterschiedlich behandelt werden. Zudem sollten die Süd-Ost-Pipelines jedenfalls zum Teil 

nur alternativ berücksichtigt werden, da eine kumulative Realisierung eher unwahrschein-

lich sei. Schließlich spricht sich Gasunie Transport Services dafür aus, transparent darzu-

stellen, wie mit Transitflüssen umgegangen wird. Exportflüsse von Deutschland in Mitglied-

staaten sollten in der H-Gas-Bilanz aufgeführt werden.  
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Grenzübergangspunkte 

Energie-Control Austria kritisiert, dass am Grenzübergangspunkt Oberkappel (Exit) die Ta-

ges- und Monatsauktionen zumeist mit Aufschlägen auf das regulierte Entgelt geendet hät-

ten. Zudem hätten die Unterbrechungen laut der im Szenariorahmen 2016 veröffentlichten 

Unterbrechungslisten im Gaswirtschaftsjahr 2014/2015 bei 27% gelegen. Damit sei dieser 

Grenzübergangspunkt weiterhin derjenige mit den meisten Unterbrechungen. Energie-

Control Austria regt daher an, die Thematik Oberkappel zu überprüfen und mit den Fernlei-

tungsnetzbetreibern eine Verbesserung auszuarbeiten. Entsprechendes gelte für den 

Grenzübergangspunkt Überackern. Auch hier gäbe es eine angespannte Kapazitätssituati-

on.  

 

Der tschechische Fernleitungsnetzbetreiber Net4Gas gibt an, dass ein unverbindlicher Be-

darf an zusätzlichen Kapazitäten in Höhe von circa 50 bcm/a am Grenzübergangspunkt 

Brandov in Richtung Tschechien ab 2019/2020 angemeldet worden sei. Net4Gas teilt mit, 

dass diese Transportanfrage in den tschechischen Netzentwicklungsplan aufgenommen 

werde und auch in dem kommenden TYNDP erscheinen solle.  

 

Gas Connect Austria erklärt, dass sie bei einer Nord Stream-Erweiterung zusätzliche Men-

gen, die über die OPAL und Gazelle kämen, direkt über die Erdgasdrehscheibe Baumgar-

ten nach Italien, Ungarn und Slowenien weiterverteilen könne. Hierfür sei im österreichi-

schen Netzentwicklungsplan bereits das BACI-Projekt aufgenommen.  

 

Für den niederländischen Fernleitungsnetzbetreiber Gasunie Transport Services ist gene-

rell unklar, auf welcher Grundlage an manchen Grenzübergangspunkten zusätzliche Kapa-

zität angenommen wird. Insgesamt könne an den Grenzübergangspunkten zu den Nieder-

landen mehr Kapazität angenommen werden.  

 

Swissgas und der schweizerische Fernleitungsnetzbetreiber FluxSwiss stellen am Grenz-

übergangspunkt Wallbach eine kontinuierliche Reduktion der zur Verfügung stehenden 

Ausspeisekapazität fest, was die Versorgungssicherheit der Schweiz gefährde und sich 

auch auf Italien auswirken könne.  

 

Speicher  

Der BDEW fragt sich in Bezug auf den Grenzübergangspunkt Mallnow, wie ein dortiger 

Ausfall in Höhe von 40 GWh/h die Ausspeicherleistung der Untergrundspeicher von 

150 GWh/h auf 110 GWh/h reduziert. Er hält eine transparentere Darstellung für wün-
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schenswert. Zudem würde er begrüßen, wenn die Annahme eines Füllstandes von lediglich 

35% für die H-Gas-Bilanz noch erläutert würde.  

 

Der Speicherverband INES moniert, dass dem Szenariorahmen weiterhin Lastflüsse zu-

grunde lägen, welche die zur Verfügung stehenden Speicher nicht sachgerecht einbezö-

gen. Die unterschiedliche planerische Behandlung der H-Gas-Einspeisekapazitäten in den 

Inputlisten sei unverständlich. So wurden die Einspeisekapazitäten der H-Gas-Speicher 

relativ und absolut gesehen gegenüber dem NEP Gas 2015 deutlich gekürzt, während die 

Einspeisekapazitäten der Grenzübergangspunkte marginal und die der Produktion gar nicht 

reduziert wurden. Die Fernleitungsnetzbetreiber würden bei den Speichern einen Füllstand 

im H-Gasbereich von lediglich 35% annehmen, während laut INES wie im L-Gasbereich ein 

Speicherfüllstand in Höhe von 50% möglich sei. INES fordert daher im Ergebnis, die Spei-

cher mit der aktuell verfügbaren Leistung von 180 GWh/h in der H-Gas-Bilanz zu berück-

sichtigen. Es erscheine weiterhin nicht plausibel, weshalb Netzbetreiber am Fortschreiben 

von unzureichenden Kapazitäten an Bestandsspeichern und der Verlagerungspraxis von 

Kapazitäten bei nicht langfristigen Buchungen festhalten. Sie werden gebeten, Bestands-

speicher mit überwiegend festen transportseitigen Kapazitätszuweisungen unverändert in 

die Modellierungen zu übernehmen.  

 

Auch E.ON SE geht von einer Unterbewertung der Speicher aus. Bei einem für H-Gas an-

genommenen Speicherfüllstand von 50% würden 180 GWh/h verlässlich aus Speichern 

darstellbar sein. Zudem bleibe unklar, wie die Speicherleistung in nachgelagerten Netzen 

Berücksichtigung im übergeordneten Leitungsnetz finde. Schließlich wird die alternative 

Berücksichtigung der vorhandenen Speicherleistung von circa 40 GWh/h beim Ausfall eines 

Grenzübergangspunktes (Mallnow) kritisiert, da so die Kapazität von Speichern an Grenz-

übergangspunkte verlagert werde. 

 

Um eine Gleichbehandlung von Bestands- und Neubauspeichern sicherzustellen, begrüßt 

E.ON SE den Vorschlag der Bundesnetzagentur, bei allen Speichern eine Modellierung mit 

TaK vorzunehmen – in Höhe der durchgehend verfügbaren Leistung bei 50% Füllstand. 

Zugleich plädieren sie dafür, dies in die aktuellen Modellierungsvarianten zu integrieren.  

 

Verteilernetzbetreiber 

Stadtwerke Kiel und EnBW sprechen sich für eine Prognose des Kapazitätsbedarfs aus, die 

in den Referenzjahren 6-10 die Langfristprognose der Verteilernetzbetreiber beibehält oder 

aber nach dem Vorschlag der Bundesnetzagentur den Bedarf konstant fortschreibt. Bezüg-

lich der Plausibilisierungskriterien für die Langfristprognose hält Stadtwerke Kiel die Rege-
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lungen des § 16 der Kooperationsvereinbarung2 für ausreichend. EnBW widerspricht über-

dies bereits der Annahme der Fernleitungsnetzbetreiber, dass ein Endenergieverbrauchs-

rückgang zu verzeichnen sei. Die zu Grunde liegenden prognostizierten Rahmenbedingun-

gen seien kritisch zu hinterfragen und regelmäßig zu überprüfen. 

 

Der VKU begrüßt den Vorschlag der Bundesnetzagentur, bezüglich des zweiten 5-

Jahreszeitraums eine Fortschreibung vorzunehmen. Zudem hält er die höheren Ansprüche 

an die Plausibilisierung bereits durch die Kooperationsvereinbarung für abgedeckt.  

 

Das Energieministerium Baden-Württemberg hält es für sinnvoll, dass die Prognosen der 

Verteilernetzbetreiber über den ersten 5-Jahreszeitraum hinaus berücksichtigt werden. Es 

hält den Ausbau des Gasnetzes auf Grund von steigender Kapazitätsnachfrage für erfor-

derlich.  

 

Die Modellierungsvariante der Fernleitungsnetzbetreiber wird von E.ON SE abgelehnt, da 

deren 10-Jahres-Prognose die Verteilernetzbetreiber nicht angemessen berücksichtige. Der 

Vorschlag der Bundesnetzagentur erscheine sachgerechter, bevorzugt wird jedoch die 10-

Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber.  

 

Energienetze Bayern und Schwaben Netz möchten seit 2007 unterbrechbare Kapazitäten 

in feste Kapazitäten umgewandelt haben. Die Annahme einer grundsätzlich sinkenden Ge-

samtverbrauchsmenge an Gas wird von ihnen nicht geteilt. Ein sinkender Leistungsbedarf 

ausschließlich im Haushaltskundenbereich sei nachvollziehbar. Unverständlich blieben je-

doch die aus der FfE-Studie3 hervorgehenden Annahmen im Gewerbe- und RLM-Bereich 

zu sinkenden Leistungsbedarfen, obwohl laut Fernleitungsnetzbetreiber einzelne Landkrei-

se mit steigenden Leistungsbedarfen hinterlegt seien. Als weiteren Kritikpunkt monieren 

Energienetze Bayern und Schwaben Netz die Intransparenz der der FfE-Studie zu Grunde 

liegenden Werte.  

 

Weiteres 

PQ Energy weist darauf hin, dass die Bundesregierung in ihrem Eckpunktepapier vom 

01.07.2015 beschlossen habe, dass in Süddeutschland neue, schnell startfähige Kraftwer-

ke mit einer Leistung von bis zu 2 GWel vorgesehen seien. PQ Energy rügt dabei, dass die-

                                                
2
  Kooperationsvereinbarung zwischen den Betreibern von in Deutschland gelegenen Gasversorgungsnetzen, Änderungs-

fassung vom 30.06.2015, Inkrafttreten am 01.10.2015 (KoV VIII). 
3
  Forschungsgesellschaft für Energiewirtschaft mbH (FfE), Studie über Einflussfaktoren auf den zukünftigen Leistungsbe-

darf der Verteilnetzbetreiber, Auftraggeber: FNB Gas, Kooperationspartner: BDEW, VKU, GEODE, November 2014 (im 
Folgenden: „FfE-Studie“). 
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se im Szenariorahmen des NEP Gas 2016 lediglich in Bayern und dort ausschließlich im 

Netz des Fernleitungsnetzbetreibers Bayernets berücksichtigt würden. 

 

Das Energieministerium Baden-Württemberg weist darauf hin, dass nach § 38 GasNZV 

beantragte Anschlussbegehren bei der Modellierung des Netzentwicklungsplans zu be-

rücksichtigen seien. 

 

Nach Ansicht von E.ON SE sollten Lastflusszusagen in der Modellierung über den Kontra-

hierungszeitraum hinaus fortgeschrieben werden. Darüber hinaus sollten auch potentielle, 

noch zu kontrahierende Lastflusszusagen modelliert werden, um effizienten Netzausbau zu 

gewährleisten. 

 

Der VKU erachtet eine detailliertere Darstellung von Unterbrechungen fester und unter-

brechbarer Kapazitäten durch die Fernleitungsnetzbetreiber für wünschenswert. 

b) Überarbeitung des Konsultationsdokumentes 

Unter Berücksichtigung der Stellungnahmen aus der Konsultation und des Informations-

austauschs zwischen den Fernleitungsnetzbetreibern und den Übertragungsnetzbetreibern 

überarbeiteten die Fernleitungsnetzbetreiber das Konsultationsdokument. Der überarbeitete 

Szenariorahmen wurde am 04.09.2015 in neuer Fassung bei der Bundesnetzagentur ein-

gereicht. Folgende wesentlichen Anpassungen sind vorgenommen worden: 

 

Quellenverteilung 

Angesichts der Forderung vieler Konsultationsteilnehmer, die Nord Stream-Erweiterung zu 

berücksichtigen, haben die Fernleitungsnetzbetreiber das Kapitel zur H-Gas-

Quellenverteilung entsprechend überarbeitet. Von den beiden Versorgungsvarianten Q1 

und Q2 haben sie die Variante Q2 abgeändert und die möglichen Auswirkungen einer Nord 

Stream-Erweiterung in zwei rahmengebenden Alternativen beschrieben.   

 

Gaskraftwerke  

Bis zur Beendigung der Konsultation sind fristgerecht weitere Kapazitätsreservierungsan-

fragen nach § 38 GasNZV für den süddeutschen Raum eingegangen. Angesichts dessen 

und unter Berücksichtigung der Konsultationsergebnisse haben die Fernleitungsnetzbetrei-

ber ihr bisheriges Vorgehen zur Auswahl der Neubaukraftwerke modifiziert. Die Anpassun-

gen im Vergleich zum Konsultationsdokument sind in Kapitel 4 des Szenariorahmens dar-

gestellt. 
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2. Anhörung der Fernleitungsnetzbetreiber durch die Bundesnetzagentur 

Die Fernleitungsnetzbetreiber wurden durch Schreiben vom 02.11.2015 und im Rahmen 

einer am 09.11.2015 durchgeführten Telefonkonferenz zur beabsichtigten Bestätigung des 

Szenariorahmens 2016 angehört. Über die Vereinigung der Fernleitungsnetzbetreiber 

Gas e.V. haben die Fernleitungsnetzbetreiber mit Schreiben vom 12.11.2015 eine gemein-

same Stellungnahme eingereicht. Ebenfalls mit Schreiben vom 12.11.2015 hat die Beteilig-

te zu 15. eine zusätzliche, separate Stellungnahme an die Bundesnetzagentur übermittelt.    

a) Modellierung von Speichern 

Die Fernleitungsnetzbetreiber weisen darauf hin, dass sie die Einhaltung des 01.04.2016 

als Abgabefrist für den Entwurf des NEP Gas 2016 anstreben. Angesichts der von der 

Bundesnetzagentur für die Modellierung der Speicher vorgegebenen Auflagen halten sie es 

jedoch für nicht möglich, den Zeitplan einzuhalten. Sie bringen exemplarisch vor, dass 

diesbezüglich umfangreiche Aktivitäten vor Beginn der Modellierung erforderlich wären.  

 

Den erhöhten Modellierungsaufwand bei den Speichern kritisieren die Fernleitungsnetzbe-

treiber zum einen mit Blick auf die Modellierungsvarianten Q1 und Q2 und zum anderen mit 

Blick auf die von der Bundesnetzagentur zusätzlich geforderte Versorgungssicherheitsvari-

ante TaKSi. Darüber hinaus stellen sie in Bezug auf Q1 und Q2 klar, dass sie die bereits im 

NEP Gas 2014 und 2015 angewandten Temperaturkurven für angemessen erachten. Diese 

sollten auch der Modellierung des NEP Gas 2016 zu Grunde liegen und von der Anwen-

dung neuer Funktionen in den Varianten Q1 und Q2 sollte abgesehen werden. In Bezug auf 

die TaKSi verweisen die Fernleitungsnetzbetreiber auf ihren der Bundesnetzagentur am 

29.10.2015 übermittelten Vorschlag der BDEW Projektgruppe TaK. In diesem wertschöp-

fungsstufenübergreifend erarbeiteten und abgestimmten Dokument werde der Prozess zur 

Erlangung von festen Kapazitäten an Bestandsspeichern, an denen überwiegend unter-

brechbare Kapazitäten angeboten werden, beschrieben. Anstatt der Modellierung der Vari-

ante TaKSi wollen die Fernleitungsnetzbetreiber die dem Dokument zugrundeliegende Auf-

gabenstellung („Angebot von festen Kapazitäten an Bestandsspeichern“) nach Übermittlung 

des Entwurfs des NEP Gas 2016 weiter bearbeiten. 

 

In Bezug auf die neuen Vorgaben zur Modellierung der Speicher merken die Fernleitungs-

netzbetreiber des Weiteren an, dass sich die aktuell relevanten Versorgungssicherheits-

themen primär auf die Verfügbarkeit von Erdgas in den Speichern bezögen. Die im Rah-

men der Netzentwicklungsplanung diskutierten Aspekte beträfen die netzseitigen Ein- bzw. 

Ausspeisekapazitäten von bzw. zu den Speichern. 
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Schließlich weisen die Fernleitungsnetzbetreiber erneut darauf hin, dass eine bevorzugte 

Behandlung von neuen Speichern fest in der Gasnetzzugangsverordnung verankert sei. Sie 

halten es für nicht sachgerecht, diese vom Gesetzgeber bewusst herbeigeführte Bevorzu-

gung nunmehr als Diskriminierung der Bestandsspeicher auszulegen und auf einer mit ge-

gebenenfalls enormen Netzausbaukosten verbundenen Gleichbehandlung der Bestands-

speicher zu bestehen.  

 

Die Bundesnetzagentur hat das Vorbringen der Fernleitungsnetzbetreiber in ihre Erwägun-

gen zur Entscheidungsfindung einbezogen. Sie änderte den in die Anhörung eingebrachten 

Tenor zu Nr. 5 und zu Nr. 7 in die nun geltende Fassung. Zu den Gründen wird auf die Aus-

führungen in Kapitel II.B.3.b)(3), S. 54 und in Kapitel II.B.4.a), S. 62 verwiesen. 

b) Folgewirkungen der H-Gas-Quellenverteilung 

Anknüpfend an die Vorgabe der Bundesnetzagentur, in der H-Gas-Quellenverteilung für die 

Alternativvariante Q2 die Ausspeisekapazitäten der Nord Stream-Erweiterung vollständig 

anzusetzen, unterbreiten die Fernleitungsnetzbetreiber einen Vorschlag, wie mit diesen 

Ausspeisekapazitäten im Weiteren zu verfahren ist.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber gehen davon aus, dass die durch die Nord Stream-

Erweiterung entstehende Leistung eine Größenordnung von circa 85 GWh/h4 hat.  

 

Auf Basis der H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2015 und ersten Ansätzen zur H-Gas-Bilanz des 

NEP Gas 2016 rechnen sie mit einem Gesamtzusatzbedarf für Deutschland in Höhe von 

rund 25 GWh/h bis 45 GWh/h am Ende des Betrachtungszeitraums. Gemäß den Vorgaben 

der Bundesnetzagentur, wonach sich in der Alternativvariante Q2 aus der H-Gas-

Quellenverteilung ein Anteil in Höhe von 42% für die Region Nordost ergibt, sei dement-

sprechend ein anteiliger Zusatzbedarf für Deutschland in Höhe von rund 10 GWh/h bis 

19 GWh/h für die Region Nordost anzusetzen. Diese Leistung werde nach Ansicht der 

Fernleitungsnetzbetreiber im Wesentlichen im Raum Greifswald anstehen. Wird diese Leis-

tung von der angenommenen Gesamtkapazität in Höhe von 85 GWh/h abgezogen, verblie-

ben rund 66 GWh/h bis 75 GWh/h für den Transit nach Tschechien und in die übrigen eu-

ropäischen Nachbarländer. 

 

Unter Berücksichtigung der Marktabfrage und weiterer gaswirtschaftlicher Aspekte, wie 

zum Beispiel der Nutzung der vorhandenen Infrastruktur, erwarten die Fernleitungsnetzbe-

                                                
4
  Entspricht 65 bcm bei einem Umrechnungsfaktor von 1,3 (=>1 bcm entspricht circa 1,3 GWh/h). 
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treiber für Tschechien einen anteiligen Transitbedarf von bis zu 66 GWh/h. Diese Annahme 

wollen sie in der Modellierung des NEP Gas 2016 berücksichtigen. 

 

Die Bundesnetzagentur hat den Vorschlag der Fernleitungsnetzbetreiber in ihre Erwägun-

gen zur Entscheidungsfindung einbezogen und in Folge dessen den Tenor zu Nr. 3 um den 

Tenor zu Nr. 3d ergänzt. Zu den Gründen wird auf die Ausführungen in Kapitel 

II.B.3.b)(1)(d), S. 44 verwiesen. 

c) Kapazitätsansatz an Grenzübergangspunkten 

Im Hinblick auf die zur Anhörung gestellte Vorgabe der Bundesnetzagentur, bei der Model-

lierung des NEP Gas 2016 am Grenzübergangspunkt Eynatten-Raeren (Entry) im Netz der 

Beteiligten zu 14. den bisherigen Kapazitätswert in Höhe von 6.022 MWh/h durchgängig 

anzusetzen, äußern sich die Fernleitungsnetzbetreiber wie folgt: 

 

Laut Open Grid Europe (Beteiligte zu 14.) diene die vorgesehene Kapazitätserhöhung auf 

7.362 MWh/h in 2026 der Erfüllung der formalen Voraussetzungen für die Erlangung des 

PCI-Status für das ZEELINK-Projekt. Nach der maßgeblichen verordnungsrechtlichen Vor-

schrift5 sei eine erhebliche grenzüberschreitende Auswirkung dann gegeben, wenn mit dem 

Vorhaben die grenzüberschreitende Fernleitungskapazität um mindestens 10% erhöht wird. 

 

Da zu dem PCI-Antrag noch keine finale Entscheidung der EU-Kommission vorliege, hält 

Open Grid Europe eine Beibehaltung der angesetzten Kapazitätserhöhung für erforderlich 

und sachgerecht.   

 

Die Bundesnetzagentur hat das Vorbringen in ihre Erwägungen zur Entscheidungsfindung 

einbezogen. Eine Änderung des in die Anhörung eingebrachten Tenors zu Nr. 3a erfolgte 

jedoch nicht. Zu den Gründen wird auf die Ausführungen in Kapitel II.B.3.b)(1)(a), S. 41 

verwiesen. 

d) Berücksichtigung von Gaskraftwerken 

Die Fernleitungsnetzbetreiber begrüßen eine Einschränkung der zu berücksichtigenden 

Kraftwerksprojekte. Sie verweisen auf den vorgelegten Szenariorahmen zum NEP Gas 

2016. In diesem haben sie einen entsprechenden Vorschlag unterbreitet und begründet.  

 

                                                
5
  Art. 4 Abs. 1 lit. c) lit. ii) i.V.m. Anhang IV Nr. 1 lit. c) der Verordnung (EU) Nr. 347/2013 des Europäischen Parlaments und 

des Rates vom 17. April 2013 zu Leitlinien für die transeuropäische Energieinfrastruktur und zur Aufhebung der Entschei-
dung Nr. 1364/2006/EG und zur Änderung der Verordnungen (EG) Nr. 713/2009, (EG) Nr. 714/2009 und 
(EG) Nr. 715/2009.  
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Im Weiteren nehmen sie Bezug auf den aktuellen Entwurf des Strommarktgesetzes vom 

04.11.2015. Hiernach sollen ab dem Winterhalbjahr 2021/2022 in Baden-Württemberg und 

Bayern entsprechende Netzreserven zur Verfügung stehen. Die hierfür benötigten Projekte 

müssten in einem realistischen Zeitrahmen umgesetzt werden können. Dies wiederum er-

fordere eine rechtzeitige Berücksichtigung der relevanten Netzausbaumaßnahmen in der 

Netzentwicklungsplanung. Angesichts dessen regen die Fernleitungsnetzbetreiber an, die 

von der Bundesnetzagentur vorgeschlagenen Kriterien noch einmal zu überprüfen.   

 

Die Beteiligte zu 15. äußert in ihrer separat eingereichten Stellungnahme, dass die durch 

die Bundesnetzagentur geplante Ergänzung des Kriterienkatalogs um das neue zeitbezo-

gene Ausschlusskriterium einer gesetzlichen Grundlage entbehre und nicht sachgerecht 

sei. Nach dem geplanten Kriterium dürfen Gaskraftwerke, für die bislang ausschließlich ein 

Antrag auf Kapazitätsreservierung nach § 38 GasNZV gestellt wurde, nur dann Berücksich-

tigung finden, wenn die Inbetriebnahme des betreffenden Kraftwerks vor dem 01.01.2020 

erfolgen soll. Die Beteiligte zu 15. argumentiert, dass die Gasnetzzugangsverordnung eine 

prioritäre Unterscheidung von Kapazitätsreservierungen nach § 38 GasNZV und An-

schlussbegehren nach § 39 GasNVZ nicht vorsehe.  

 

Die Beteiligte zu 15. nimmt ebenfalls Bezug auf den Entwurf des Strommarktgesetzes und 

kritisiert, dass mit einer alleinigen Berücksichtigung von bayerischen Kraftwerken in Süd-

deutschland wesentliche Aspekte bei der gesetzlich vorgeschriebenen, reservebezogenen 

Auswahl von Kraftwerken außer Betracht blieben. Zugleich weist sie einerseits darauf hin, 

dass eine Berücksichtigung von Kraftwerken im jetzigen Prozess des NEP Gas 2016 dem 

strommarktgesetzlichen Prozess der Bedarfsabstimmung und Standortfestlegung vorgreife. 

Andererseits gibt sie zu Bedenken, dass eine rechtzeitige Fertigstellung der Infrastruktur, 

die erst nach dem NEP Gas 2016 modelliert werden könne, nicht mehr möglich sei. Die 

Realisierung eines Reservekraftwerks in Baden-Württemberg wäre damit faktisch ausge-

schlossen. 

 

Die Beteiligte zu 15. weist darauf hin, dass die Kraftwerke, die nach dem neuen zeitbezo-

genen Ausschlusskriterium der Bundesnetzagentur nicht in der Modellierung berücksichtigt 

werden dürften, stattdessen die Kriterien des zwischen der Bundesnetzagentur und den 

Fernleitungsnetzbetreibern ursprünglich abgestimmten Kriterienkatalogs erfüllten. In die-

sem Zusammenhang kritisiert sie, dass die Fernleitungsnetzbetreiber und die Vereinigung 

der Fernleitungsnetzbetreiber Gas e.V. zu dem geplanten Ausschlusskriterium der Bundes-

netzagentur hätten angehört werden müssen.  
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Die Beteiligte zu 15. teilt im Weiteren mit, dass die  

 mit Schreiben vom 09.11.2015 einen Kapazi-

tätsausbauanspruch nach § 39 GasNZV geltend gemacht habe. Der Inbetriebnahmetermin 

werde hierin auf das Jahr 2019 vorgezogen. Die Beteiligte zu 15. fordert, dass die beiden 

Kraftwerke daher in der Modellierung des NEP Gas 2016 zu berücksichtigen seien. Die 

Geltendmachung des Anspruchs nach § 39 GasNZV sei eine unmittelbare Folge der Ab-

lehnung des Antrags nach § 38 GasNZV. Der für die Berücksichtigung der Anträge maß-

gebliche Stichtag 14.08.2015 finde hingegen keine Anwendung, da neue Tatsachen durch 

den Kapazitätsausbauanspruch nicht vorlägen. 

 

Zuletzt verweist die Beteiligte zu 15. auf die im Rahmen der Konsultation zum Szenarior-

ahmen abgegebene Stellungnahme des baden-württembergischen Ministeriums für Um-

welt, Klima und Energiewirtschaft. Auch hierin werde der erhöhte Gasbedarf für Reserve-

gaskraftwerke in Süddeutschland und der hierfür benötigte Ausbau der Gasnetze vor allem 

in Baden-Württemberg thematisiert.  

 

Die Bundesnetzagentur hat eine Überprüfung der Kriterien vorgenommen und in Folge 

dessen die dem Tenor zu Nr. 4 zugrundeliegende Anlage 2 angepasst. Zu den Gründen 

wird auf die Ausführungen in Kapitel II.B.3.b)(2)(a), S. 46 verwiesen. 

e) Kapazitätsbedarf der Verteilernetzbetreiber 

Die Fernleitungsnetzbetreiber nehmen Bezug auf die FfE-Studie, die sie gemeinsam mit 

den Verbänden BDEW, VKU und GEODE beauftragt haben. Untersucht wurden die Ein-

flussfaktoren auf den zukünftigen Leistungsbedarf der Verteilernetzbetreiber. Als zentrales 

Studienergebnis sei festgestellt worden, dass mit einem Mengenrückgang an Gas auch 

eine Kapazitätsreduzierung verknüpft ist.  

 

Vor dem Hintergrund, dass die Studienergebnisse unstrittig seien und von den beteiligten 

Verbänden sowie den beteiligten Verteilernetzbetreiber mitgetragen würden, halten es die 

Fernleitungsnetzbetreiber für geboten, die Ergebnisse in der Modellierung des 

NEP Gas 2016 in der verpflichtenden Variante des Kapazitätsbedarfs der Verteilernetzbe-

treiber zu berücksichtigen. 

 

Anders äußert sich die Beteiligte zu 15. in ihrer separat eingereichten Stellungnahme. Nach 

ihrer Ansicht solle auch für den über das Jahr 2021 hinausreichenden Zeitraum die plausi-

bilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber gemäß § 16 Kooperationsvereinba-

rung maßgeblich sein. Diese Meinung werde auch vom baden-württembergischen Ministe-

rium für Umwelt, Klima und Energiewirtschaft vertreten.  
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Die Bundesnetzagentur hat beide Stellungnahmen in ihre Erwägungen zur Entscheidungs-

findung einbezogen. Eine Änderung des in die Anhörung eingebrachten Tenors zu Nr. 6 

erfolgte jedoch nicht. Zu den Gründen wird auf die Ausführungen in Kapitel II.B.3.b)(4), 

S. 56 verwiesen.      

 

Wegen der weiteren Einzelheiten zum Sachverhalt wird auf den Inhalt der Akte Bezug ge-

nommen. 

 

II. Entscheidungsgründe 

Die formellen und materiellen Voraussetzungen der Entscheidung sind erfüllt.  

A. Formelle Voraussetzungen der Entscheidung 

Die Bundesnetzagentur ist nach § 15a Abs. 1 S. 7 EnWG i.V.m. § 54 Abs. 1 Hs. 1 und 

Abs. 3 EnWG für diese Entscheidung zuständig. Der Ausschluss der Beschlusskammerzu-

ständigkeit ergibt sich aus § 59 Abs. 1 S. 2 EnWG. 

 

Die Bundenetzagentur hat die Fernleitungsnetzbetreiber – als Adressaten der vorliegenden 

Entscheidung – gemäß § 28 Abs. 1 VwVfG angehört. 

B. Materielle Voraussetzungen der Entscheidung 

Die Bundesnetzagentur bestätigt den Szenariorahmen nach § 15a Abs. 1 S. 7 i.V.m. § 15a 

Abs. 1 S. 4 und S. 6 EnWG. Die Bestätigung erfolgt mit den tenorierten Änderungen und 

Auflagen, um die Erfüllung der sich für den Szenariorahmen aus § 15a Abs. 1 S. 4 und 

S. 6 EnWG ergebenen Anforderungen sicherzustellen. 

1. Annahmen zur Entwicklung der Erdgasversorgung in Deutschland 

Die Annahmen der Fernleitungsnetzbetreiber zur künftigen Entwicklung des Erdgasver-

brauchs und der Erdgasgewinnung in Deutschland begegnen keinen Bedenken.   

 

Auf Vorschlag der Bundesnetzagentur haben sich die Fernleitungsnetzbetreiber im vorlie-

genden Szenariorahmen erstmalig auf die Aufstellung lediglich eines Gasbedarfsszenarios 

beschränkt. In den Vorjahren hatten sie jeweils drei verschiedene Szenarien – ein niedri-

ges, ein mittleres und ein hohes Szenario – vorgestellt. Wenngleich einige Marktteilnehmer 

der Auffassung sind, dass die Ausarbeitung von drei Szenarien gesetzlich geboten und 

zum Zwecke der besseren Vergleichbarkeit sinnvoll wäre, hält die Bundesnetzagentur die 

Aufstellung eines einzigen Gasbedarfsszenario für ausreichend. Diese Bewertung basiert in 

erster Linie auf dem Umstand, dass im Laufe der vergangenen vier Prozesse zur Netzent-
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wicklungsplanung stets das mittlere Szenario als Grundlage für die Modellierung ausge-

wählt wurde und die beiden anderen Szenarien unberücksichtigt blieben. Das mittlere Sze-

nario enthielt in jedem bisherigen Planungsjahr die plausibelsten Annahmen zur Entwick-

lung des zukünftigen Gasbedarfs. Angesichts dessen würde die Aufstellung zweier zusätz-

licher, letztlich aber unberücksichtigter Szenarien, einen unverhältnismäßigen Arbeitsauf-

wand bedeuten. Zudem sei klargestellt, dass es für die Ausbauplanung des Gasnetzes oh-

nehin primär auf die Betrachtung von Gaskapazitäten und nicht von Gasmengen ankommt. 

 

Im Hinblick auf das Gasaufkommen in Deutschland haben die Fernleitungsnetzbetreiber 

Annahmen zu einem einzigen Entwicklungspfad getroffen. Dies entspricht der Vorgehens-

weise aus den Vorjahren, da die Fernleitungsnetzbetreiber bereits in den früheren Szenari-

orahmen von identischen Annahmen in allen drei Szenarien ausgegangen waren.  

a) Gasbedarf 

Die von den Fernleitungsnetzbetreibern dargelegten Annahmen zur Entwicklung des Gas-

bedarfs in Deutschland sind angemessen. Abgesehen von Aktualisierungen im Bereich der 

Kraftwerke entspricht das von den Fernleitungsnetzbetreibern aufgestellte Gasbedarfssze-

nario dem im in der Netzentwicklungsplanung 2015 verwendeten mittleren Szenario (Sze-

nario II).  

 

Tabelle 1: Referenzszenario – Gasbedarf in Deutschland insgesamt, temperaturbereinigt, Darstellung als Brennwert (Hs) 

 

Quelle: BDEW/AG Energiebilanzen (Endenergieverbrauch Erdgas), Berechnung der Fernleitungsnetzbetreiber (temperaturbe-
reinigte Werte), EWI/Prognos AG/GWS 2014, Prognos AG 
 

Der Gasbedarf Deutschlands wird im Szenariorahmen in die folgenden vier Kategorien un-

terteilt: 

 Endenergiebedarf Gas (Industrie, Haushalte, Gewerbe/Handel/Dienstleistungen, 

Verkehr) 

 Nichtenergetischer Verbrauch von Gas 

 Gaseinsatz im Umwandlungssektor (Fernheizwerke und Kraftwerke) 
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 Eigenverbrauch Gas im Umwandlungssektor 

 

Bis auf den Gasbedarf der Kraftwerke (inklusive Eigenbedarf) wurde der Gasbedarf der 

Studie „Entwicklung der Energiemärkte – Energiereferenzprognose“6 (im Folgenden: Ener-

giereferenzprognose) entnommen. Diese Studie wurde im Jahr 2014 im Auftrag des Bun-

desministeriums für Wirtschaft und Technologie7 erstellt. Bei dem in der Studie abgebilde-

ten Referenzszenario handelt es sich um eine realistische Prognose, die auf einer sorgfälti-

gen Erhebung der zugrunde liegenden Daten beruht (Prognosegrundlage) und die Verwen-

dung eines dem Stand der Wissenschaft entsprechenden Berechnungsmodells beinhaltet 

(Prognosemethode).  

 

Auf Grund der mit Zukunftsannahmen verbundenen Unsicherheiten ist es jedoch nicht mög-

lich, die Richtigkeit der ermittelten Prognoseergebnisse zu überprüfen. Ob eine andere 

Prognose die tatsächliche Gasbedarfsentwicklung besser widerspiegeln würde, lässt sich 

daher zum jetzigen Zeitpunkt nicht verlässlich beurteilen. Wenngleich die Bundesnetzagen-

tur die gewählte Prognosegrundlage und die Prognosemethode für sachgerecht hält, appel-

liert sie an die Fernleitungsnetzbetreiber, die in den Konsultationen vorgebrachten Beden-

ken in den zukünftigen Szenariorahmen stets zu prüfen. Dies gilt insbesondere vor dem 

Hintergrund der zum Konsultationsdokument des vorliegenden Szenariorahmens einge-

reichten Stellungnahmen. Beispielsweise forderten einige Marktteilnehmer eine verstärkte 

Einbindung der Erkenntnisse der Shell-BDH-Hauswärmestudie sowie der Auswirkungen 

der KWK-Gesetzesnovelle. Mehrere Stellungnehmer haben überdies generelle Zweifel an 

dem angenommenen Rückgang des Gasbedarfs geäußert. Manche schätzen den zukünfti-

gen Rückgang als weniger stark ein, andere halten eine konstante Entwicklung für realis-

tisch. Vereinzelt wird auch eine Gasbedarfszunahme angenommen.  

 

In der Prognose des Gasbedarfs der Kraftwerke berücksichtigen die Fernleitungsnetzbe-

treiber Bestandskraftwerke, die in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur aufgeführt 

sind. Neu zu bauende Kraftwerke werden nur berücksichtigt, wenn sie die zwischen der 

Bundesnetzagentur und den Fernleitungsnetzbetreibern abgestimmten Kriterien erfüllen. Zu 

diesen mehr in Kapitel II.B.3.b)(2), S. 45. Dort wird auch erläutert, mit welcher Kapazitätsart 

die Kraftwerke in die Modellierung einbezogen werden. 

                                                
6
  Prognos AG, EWI – Energiewirtschaftliches Institut an der Universität zu Köln, GWS – Gesellschaft für wirtschaftliche 

Strukturforschung, Entwicklung der Energiemärkte – Energiereferenzprognose, Köln 2014. 
7
  Heute: Bundesministerium für Wirtschaft und Energie.  
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b) Gasaufkommen 

Die von den Fernleitungsnetzbetreibern dargelegten Annahmen zur Entwicklung des 

Gasaufkommens in Deutschland sind angemessen. Die Fernleitungsnetzbetreiber haben 

die Erdgasförderung sowie die Biogaseinspeisung berücksichtigt. Der Prognose der Erd-

gasförderung liegt im Wesentlichen die Vorausschau des Wirtschaftsverbands Erdöl- und 

Erdgasgewinnung e.V. bis zum Jahr 2026 zugrunde. Die Einschätzung über die Biogasein-

speisung basiert in erster Linie auf dem aktuellen Biogas-Monitoringbericht 2014 der Bun-

desnetzagentur und der von der Deutschen Energie-Agentur veröffentlichten Projektliste 

zur Biogaseinspeisung. Bei der Entwicklung des Zuwachses von Biogasanlagen wurden in 

zutreffender Weise auch die mit der Novellierung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes im 

Jahr 2014 einhergehenden Auswirkungen berücksichtigt.   

 

Wie in den Vorjahren ist eine Nichtberücksichtigung der Förderung nicht-konventionellen 

Gases sachgerecht. Bislang gibt es weder zuverlässige Aussagen zum wirtschaftlich för-

derbaren Potenzial noch eine realistische Perspektive, gesetzlich die Erlaubnis zur Nutzung 

dieses Potenzials zu erhalten.  

 

Das Verfahren zur Erzeugung von Gas aus Strom („Power-to-Gas“) bildet aus Sicht der 

Fernleitungsnetzbetreiber und vieler Marktteilnehmer eine vielversprechende und verfügba-

re Option zur beabsichtigten Integration erneuerbarer Energien in das Energiesystem. Die 

Fernleitungsnetzbetreiber unterstützen daher die Entwicklung eines Power-to-Gas-

Potenzialatlas und beteiligen sich an Forschungsaktivitäten verschiedener Institute und 

Organisationen. Die Bundesnetzagentur unterstützt die Ankündigung der Fernleitungsnetz-

betreiber, das Thema verstärkt in den Prozess der Netzentwicklungsplanung einzubinden, 

sobald es den Netzausbau betreffende, relevante Neuerungen gibt.  

c) Gasmengenbilanz – Importbedarf 

Der sich für Deutschland ergebende Importbedarf resultiert aus der Differenz zwischen dem 

prognostizierten nationalen Gasbedarf und dem prognostizierten nationalen Gasaufkom-

men. In den bisherigen Szenariorahmen hatten die Fernleitungsnetzbetreiber stets eine 

entsprechende Gasmengenbilanz aufgestellt und in die jeweils nachfolgenden Netzentwick-

lungspläne übernommen.8 Wenngleich sich die Betrachtung des Importbedarfs auf nun-

mehr ein Szenario beschränkt, fordert die Bundesnetzagentur die Fernleitungsnetzbetreiber 

auf, eine entsprechende Mengenbilanz wie gewohnt in die zukünftigen Szenariorahmen 

und Netzentwicklungspläne zu integrieren. Bereits der kommende NEP Gas 2016 soll eine 

solche tabellarische Darstellung enthalten. 

                                                
8
  Vgl. bspw. Tab. 14, S. 33 im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2014 vom 02.09.2013 und Tab. 8, S. 25 

im Netzentwicklungsplan Gas 2014 vom 28.01.2015.  
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Ergänzend zu den bisherigen tabellarischen Darstellungen werden die Fernleitungsnetzbe-

treiber aufgefordert, die Gasmengenbilanz mittels einer graphischen Darstellung zu veran-

schaulichen. Als Musterbeispiel für eine solche Abbildung kann die graphische Darstellung 

zum Importbedarf für Europa herangezogen werden. Die Prognose über die Entwicklung 

von Angebot und Nachfrage in Europa – einschließlich des Importbedarfs – ist im vorgeleg-

ten Szenariorahmen auf Seite 34, Abbildung 8, beschrieben.     

2. Annahmen zur H-Gas-Quellenverteilung 

Die im Szenariorahmen aufzustellende H-Gas-Quellenverteilung dient dazu, herleiten zu 

können, über welche Regionen der in Deutschland in Zukunft entstehende Zusatzbedarf an 

H-Gas-Kapazität befriedigt werden wird.  

 

Im Rahmen der H-Gas-Quellenverteilung prognostizieren die Fernleitungsnetzbetreiber 

zunächst, aus welchen Quellen das in Europa zusätzlich benötigte H-Gas zukünftig stam-

men wird und in welchen Regionen und in welcher Menge es voraussichtlich ankommt. Sie 

treffen also Annahmen darüber, zu welchen Anteilen sich die für die Deckung des europäi-

schen Zusatzimportbedarfs erforderlichen Gasmengen auf die Regionen verteilen.  

 

Grundlage für diese Annahmen sind Daten aus dem TYNDP. Der Ansatz, unter Rückgriff 

auf den TYNDP zunächst die europäische Ebene in den Blick zu nehmen, ist sinnvoll, weil 

die Annahmen aus dem TYNDP 2015 gegenwärtig die aktuellste Erkenntnisquelle darstel-

len. Dementsprechend sind mit „Regionen“ großräumige Teilräume gemeint, die mehrere 

Staaten umfassen.  

 

Den zunächst in Mengeneinheiten ermittelten Bedarf wandeln die Fernleitungsnetzbetreiber 

dann in entsprechende Prozentwerte pro Region um. Diese Prozentwerte wiederum über-

tragen sie im nächsten Schritt auf die Grenzübergangspunkte in Deutschland. Dies erfolgt, 

indem sie den zusätzlich in Deutschland benötigten Kapazitätsbedarf gemäß den ermittel-

ten prozentualen Anteilen auf die in der jeweiligen Region liegenden Grenzübergangspunk-

te verteilen. Der zusätzliche Kapazitätsbedarf in Deutschland ergibt sich aus der im Netz-

entwicklungsplan zu erstellenden kapazitativen H-Gas Bilanz.  

 

Die H-Gas-Quellenverteilung ist also als Instrument zu verstehen, das prozentuale Vorga-

ben zur Höhe der einspeiseseitigen Kapazitätsansätze an den Grenzübergangspunkten 

liefert. Damit bildet sie eine wesentliche Grundlage für die im Netzentwicklungsplan vorzu-

nehmende Ermittlung des Netzausbaus. Nochmals zu betonen ist, dass im Zuge der späte-
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ren Modellierung – also für die Ermittlung des Ausbaubedarfs – nur der konkrete Kapazi-

tätsbedarf an den Grenzübergangspunkten entscheidend ist.  

a) Importbedarf für Europa  

Die Fernleitungsnetzbetreiber stützen sich bei der Ermittlung des Importbedarfs für Europa 

auf den aktuellen TYNDP 2015. Dies ist sachgerecht. Laut TYNDP 2015 wird für das Jahr 

2035 ein Zusatzbedarf in Höhe von 170 bcm prognostiziert. Diesen Wert legen die Fernlei-

tungsnetzbetreiber in zutreffender Weise der Versorgungsvariante Q1 sowie der Versor-

gungsvariante Q2 zu Grunde.  

 

Der zusätzlich für Europa benötigte Importbedarf ist die Differenz zwischen den insgesamt 

in Europa nachgefragten und angebotenen Gasmengen. Der für das Jahr 2035 prognosti-

zierte, nachgefragte Gesamtbedarf wird gemäß Abbildung 1 circa 550 bcm betragen. Die 

für das gleiche Jahr prognostizierte, über die heute bekannten Transportwege angebotene 

Gasmenge wird sich gemäß Abbildung 1 auf circa 380 bcm belaufen. Anhand der Daten 

des TYNDP 2015 ist zudem abzulesen, dass die Entwicklung des Importbedarfs für Europa 

im Zeitraum von 2015 bis 2035 ansteigend ist. 

 

Die Notwendigkeit des für das Jahr 2035 prognostizierten, zusätzlichen Bedarfs in Höhe 

von 170 bcm resultiert in erster Linie aus der rückläufigen innereuropäischen Eigenproduk-

tion sowie dem Rückgang der Produktionsmengen Norwegens. Die Versorgung über Alge-

rien, Libyen, Russland, Aserbaidschan und Turkmenistan wird hingegen auf dem Niveau 

von 2015 als konstant angenommen. Neben dem deutlich sinkenden Gasangebot trägt 

auch die leicht ansteigende Gasnachfrage innerhalb Europas zu dem zusätzlichen Import-

bedarf bei.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben für die Angebotsseite den Annex C4 des TYNDP 2015 

berücksichtigt. Die Daten für die Nachfrageseite sind korrespondierend dem Annex C2 des 

TYNDP 2015 entnommen. In den bisherigen Szenariorahmen hatten die Fernleitungsnetz-

betreiber den Importbedarf nicht aus dem jeweils aktuellen TYNDP von ENTSOG abgelei-

tet, sondern aus dem World Energy Outlook 2012 der Internationalen Energieagentur. Die 

Abkehr vom World Energy Outlook 2012 begründen die Fernleitungsnetzbetreiber damit, 

dass letzterer bezüglich der interregionalen Netto-Gas-Handelsflüsse seitdem nicht mehr 

aktualisiert wurde. Diese Begründung ist tragfähig.  
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Abbildung 1: Mögliche Entwicklung von Angebot und Nachfrage im Bilanzraum Europa
9
 

 

Quelle: Fernleitungsnetzbetreiber auf Basis des TYNDP 2015, Annex C2 (Nachfrageseite) und Annex C4 (Angebotsseite)   

 

Für die weiteren Ausführungen im Zusammenhang mit der H-Gas-Quellenverteilung ist 

stets zu beachten, dass es um den Zusatz- und nicht den Gesamtbedarf Europas geht. 

Ferner ist nochmals zu betonen, dass der Blick zunächst ausschließlich auf den zu de-

ckenden Importbedarf von Europa und nicht von Deutschland gerichtet ist. 

b) Versorgungsvarianten für Europa 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben auf Anregung der Bundesnetzagentur in der aktuell 

vorliegenden Fassung des Szenariorahmens zwei Versorgungsvarianten vorgeschlagen. In 

den bisherigen Prozessen zur Netzentwicklungsplanung beschränkte sich die Prognose 

über die Herkunft und Menge des Gases auf eine Variante. Angesichts dessen, dass die 

Prognose von Realisierungswahrscheinlichkeit und Auslastungsintensität der Infrastruktur-

projekte mit großen Unsicherheiten verbunden ist, wird die Betrachtung von zwei Varianten 

für sinnvoll erachtet. Durch die Modellierung von zwei Varianten soll ein Vergleich der dar-

aus resultierenden Ausbauvarianten und eine Einschätzung der Robustheit der Netzent-

wicklungsplanung des deutschen Gasnetzes ermöglicht werden.     

 

Um zu prognostizieren, von wo aus und auf welchen Wegen das Gas zur Deckung des 

europäischen Importbedarfs nach Europa transportiert wird, haben die Fernleitungsnetzbe-

treiber im ersten Schritt die zu berücksichtigenden Infrastrukturprojekte bestimmt und im 

                                                
9
  Abkürzungen in  Abbildung 1: AZ (Aserbaidschan), DZ (Algerien), LY (Libyen), RU (Russland), TM (Turkmenistan), NO 

(Norwegen). 
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zweiten Schritt die durch die Infrastrukturen verfügbaren Gasmengen den drei Regionen 

„West/Südwest“, „Süd/Südost“ und „Nordost“ zugeordnet. Dieses Vorgehen ist vom Ansatz 

her angemessen.  

(1) Berücksichtigung der Infrastrukturprojekte 

Ebenso wie für die Ermittlung des europäischen Importbedarfs verwenden die Fernlei-

tungsnetzbetreiber den TYNDP als Datengrundlage für die Berücksichtigung der Infrastruk-

turprojekte. Die zusätzlich benötigten Gasmengen gelangen über zwei Transportwege nach 

Europa. Zum einen wird das Erdgas über Leitungen geliefert, zum anderen wird es per 

Tankschiff als LNG bereitgestellt. Der TYNDP gibt hierüber Auskunft in Annex A (ein-

schließlich Addendum) und Annex D. Zur Bestimmung der aktuellen technischen Kapazitä-

ten der LNG-Terminals haben die Fernleitungsnetzbetreiber zusätzlich zum TYNDP die GIE 

Investment Database herangezogen. 

 

Die Auswahl der Infrastrukturprojekte auf die genannten Datenquellen zu stützen, ist sach-

gerecht. Da jedoch keine 1:1-Übertragung der in den Datenbanken befindlichen Projekte 

erfolgt ist, wäre eine über die derzeitige Information hinausgehende Begründung der Aus-

wahlentscheidung notwendig gewesen. Insbesondere hätten die Erwägungen zu den Rea-

lisierungswahrscheinlichkeiten der Projekte ausführlicher sein müssen. Diesem Anliegen 

müssen die Fernleitungsnetzbetreiber in den nächsten Szenariorahmen verstärkt Rech-

nung tragen. Anderenfalls wird die Bundesnetzagentur nicht umhin kommen, eigene Erwä-

gungen zur Realisierungswahrscheinlichkeit öffentlich zu machen, was als staatliche Äuße-

rung zur Erfolgswahrscheinlichkeit privater Infrastrukturinvestitionen möglichst vermieden 

werden sollte. Positiv zu bewerten ist die Entscheidung der Fernleitungsnetzbetreiber, in 

der Überarbeitung des Konsultationsdokumentes die geplante Erweiterung der Nord 

Stream zu berücksichtigen. Damit sind sie auf entsprechende Forderungen zahlreicher 

Konsultationsteilnehmer eingegangen. Zwar ist das Projekt bislang nicht in der Infrastruk-

turliste des TYNDP enthalten. Dies lässt sich jedoch darauf zurückführen, dass die Nord 

Stream-Erweiterung zum Zeitpunkt der Aufstellung des TYNDP noch nicht in Planung bzw. 

die interne Planung der Betreiber nicht öffentlich bekannt war.            

 

Bezüglich der Pipelines10 ist den beiden von den Fernleitungsnetzbetreibern vorgeschlage-

nen Varianten Q1 und Q2 gemeinsam, dass die TAP/TANAP (11 bcm/a), GALSI (8 bcm/a), 

AGRI (8 bcm/a), EASTRING I (19,25 bcm/a) und Nord Stream (5 bcm/a) mit einer Kapazität 

in Höhe von insgesamt 51,25 bcm/a berücksichtigt werden. Unter Abzug der für die Ukraine 

gedachten Substitutionsmengen in Höhe von 30 bcm/a verbleiben 21,25 bcm/a. 

                                                
10

  Wie der voraussichtliche Verlauf der geplanten Pipelines sein soll, ist in den Abb. 11-13, S. 40 ff. im Szenariorahmen für 
den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015 veranschaulicht.     
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Unterschiede bestehen im Hinblick auf die Berücksichtigung der Projekte TESLA, White 

Stream und Nord Stream-Erweiterung. Während TESLA (41 bcm/a) und White Stream 

(16 bcm/a) in voller Höhe mit ihrer geplanten Kapazität Bestandteil der Basisvariante Q1 

sind, werden diese Pipelines in der Alternativvariante Q2 nicht mehr angesetzt. Stattdessen 

wird die Nord Stream zusätzlich zu der bereits in beiden Varianten eingeplanten Kapazität 

(5 bcm/a) mit weiteren 60 bcm/a eingeplant. Dies bedeutet im Ergebnis, dass die in Q1 

berücksichtigte Pipeline-Kapazität insgesamt 78 bcm/a11 und in Q2 81 bcm/a12 beträgt. 

 

Die über die genannten Leitungen vorgesehenen Gasmengen, die nicht zur Deckung der 

bis zum Jahr 2035 zusätzlich benötigten Erdgasimporte in Höhe von 170 bcm/a ausreichen, 

sollen über LNG-Terminals bereitgestellt werden. In Variante Q1 ergibt dies einen zusätzli-

chen LNG-Bedarf in Höhe von 92 bcm/a13 und in Variante Q2 in Höhe von 89 bcm/a14. Wie 

die Fernleitungsnetzbetreiber im Weiteren ausführen, liegt diesen LNG-Werten eine Auslas-

tung der LNG-Terminals in Höhe von 42% bzw. 41% zu Grunde.15 Eine Auslastungsrate in 

dieser Höhe anzunehmen und damit einhergehend die genannten LNG-Bedarfswerte zu 

prognostizieren, ist vertretbar.    

 

Tabelle 2: Annahmen über die per Pipelines angestellten zusätzlichen Erdgasmengen in Q1 und Q2 

bcm/a

5,00

11,00

8,00

8,00

19,25

-30,00

21,25

Zusätzlich in Q1 bcm/a Zusätzlich in Q2 bcm/a

TESLA (Süd/Südost) 41,00 Nord Stream Erweiterung (Nordost) 60,00

White Stream (Süd/Südost) 16,00 60,00

57,00

Gesamtergebnis Q1 78 Gesamtergebnis Q2 81

(gerundeter Wert) (gerundeter Wert)

   Gasmengen über Pipelines 

Eastring I  (Süd/Südost)

Substitution Ukraine  (Süd/Südost)

Nord Stream  (Nordost)

TAP/TANAP  (Süd/Südost)

GALSI  (Süd/Südost)

AGRI  (Süd/Südost)

in Q1 und Q2

 

Quelle: Bundesnetzagentur auf Basis des Szenariorahmens für den NEP Gas 2016 vom 04.09.2015   

                                                
11

  Dieser Wert ist gerundet. Der nicht gerundete Wert beträgt 78,25 bcm/a. 
12

  Dieser Wert ist gerundet. Der nicht gerundete Wert beträgt 81,25 bcm/a. 
13

  Dieser Wert ist gerundet. Der nicht gerundete Wert beträgt 91,75 bcm/a. 
14

  Dieser Wert ist gerundet. Der nicht gerundete Wert beträgt 88,75 bcm/a. 
15

  Näher hierzu weiter unten auf S. 35 in Kap. II.B.2.b)(2)(b).  
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Tabelle 3: Annahmen über die per Infrastruktur angestellten zusätzlichen Erdgasmengen in Q1 und Q2 

Gasmengen über 

Pipelines in Q1 

(bcm/a)

78

Gasmengen über 

Pipelines in Q2

(bcm/a)

81

Gasmengen über 

LNG in Q1 

(bcm/a)

92

Gasmengen über 

LNG in Q2

(bcm/a)

89

Europäischer Zusatzbedarf, zu 

decken über o.g. Gasmengen

(bcm/a)

170

Europäischer Zusatzbedarf, zu 

decken über o.g. Gasmengen

(bcm/a)

170

Gasmengen über Pipelines und LNG in Q1 und Q2 

 

Quelle: Bundesnetzagentur auf Basis des Szenariorahmens für den NEP Gas 2016 vom 04.09.2015   

 

Zwar wird auch aus der Konsultation das Erfordernis deutlich, die Auswahl der Infrastruk-

turprojekte ausführlicher zu begründen. Jedoch verfügt auch die Bundesnetzagentur derzeit 

über keine Methodik, die zu einem zuverlässigeren Auswahlprozess führen würde. Dies 

bedeutet allerdings nicht, dass es im Rahmen zukünftiger Szenariorahmen nicht zur An-

wendung neuer Methoden kommen darf. Ganz im Gegenteil sieht die Bundesnetzagentur 

für die kommenden Netzentwicklungsplanungen das Bedürfnis, verbesserte Kriterien zu 

entwickeln. Dies gilt nicht nur für die Auswahl der Infrastrukturprojekte, sondern auch gene-

rell für die Annahmen zur Aufkommensverteilung. 

(2) Regionale Zuordnung 

Nach der Bestimmung der zu berücksichtigenden Infrastrukturprojekte haben die Fernlei-

tungsnetzbetreiber im zweiten Schritt die durch die Infrastrukturen verfügbaren Gasmengen 

den drei Regionen „West/Südwest“, „Süd/Südost“ und „Nordost“ zugeordnet. Dieses Vor-

gehen ist in Bezug auf Q1 sachgerecht. Bei Alternativvariante Q2 bestehen jedoch Beden-

ken im Hinblick auf die konkrete Umsetzung. 

(a) Gastransport nach Europa über Pipelines 

Die regionale Zuordnung der durch die Pipelines verfügbaren Gasmengen ist nur in Teilen 

nachvollziehbar. Die für die Basisvariante Q1 angewandte Methode begegnet keinen Be-

denken. Gegensätzliches gilt hingegen für das Vorgehen in Alternativvariante Q2.  

 

Den Fernleitungsnetzbetreibern wird daher gemäß Tenor zu Nr. 1 aufgegeben, die Alterna-

tivvariante Q2 entsprechend der im Folgenden erläuterten und in Anlage 1 zusammenge-

fassten Vorgaben anzusetzen.  

 

Von den insgesamt in Q1 berücksichtigten Pipelines haben die Fernleitungsnetzbetreiber 

die Nord Stream mit 5 bcm/a der Region „Nordost“ und die süd-/südöstlichen Pipelines in 
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Höhe von 73,25 bcm/a der Region „Süd/Südost“ zugeordnet.16 Diese Vorgehensweise ent-

spricht der bisherigen, in allen vorangegangenen Szenariorahmen angewandten Methodik. 

Dabei ist Betrachtungsgegenstand, in welcher der drei Regionen Europas die Gasmengen 

eintreffen. Anders gefragt: Wo in Europa kommen die Gasmengen als erstes an? Die ge-

nannten Werte haben die Fernleitungsnetzbetreiber zutreffend in Variante Q1 zu Grunde 

gelegt. 

 

Bei der Zuordnung der insgesamt in Q2 berücksichtigten Pipelines verfolgen die Fernlei-

tungsnetzbetreiber einen weitergehenden methodischen Ansatz. Sie betrachten zunächst, 

– entsprechend der bisher üblichen Vorgehensweise – in welcher Region die Gasmengen 

über die zuvor benannten Pipelines in Europa ankommen. Dies ist zum einen die der Regi-

on „Nordost“ zuzuordnende Pipeline Nord Stream in Höhe von 65 bcm/a. Zum anderen 

handelt es sich um die der Region „Süd/Südost“ zuzuordnenden Pipelines in Höhe von ins-

gesamt 16,25 bcm/a.17 Diese Werte müssen die Fernleitungsnetzbetreiber wie in Anlage 1 

dargestellt, in Variante Q2 zu Grunde legen.  

 

An dieser Stelle wäre die Quellenverteilungsprognose gemäß der bisherigen Vorgehens-

weise beendet gewesen. Stattdessen erweitern die Fernleitungsnetzbetreiber die Progno-

se. Mit Blick auf die vorgesehene Gasmenge der Nord Stream berücksichtigen sie eine 

mögliche direkte Auswirkung auf Deutschland und mögliche Transite in andere Länder. So 

gehen sie in Alternative 1 der Q2 von einem Verbleib in Deutschland in Höhe von 14 bcm/a 

sowie einem Transit durch Deutschland in Höhe von 51 bcm/a nach Süd-/Südosteuropa 

aus. In Alternative 2 der Q2 nehmen sie anstatt eines Verbleibs von Gas in Deutschland an, 

dass die 14 bcm/a als Transit durch Deutschland nach West-/Südwesteuropa geleitet wer-

den. Zudem prognostizieren sie – ebenso wie in Alternative 1 – einen Transit in Höhe von 

51 bcm/a nach Süd-/Südosteuropa.    

 

Dieser erweiterte Ansatz der Fernleitungsnetzbetreiber ist bereits aus systematischen 

Gründen nicht sachgerecht. So ist insbesondere zu kritisieren, dass die Erwägungen der 

Fernleitungsnetzbetreiber ausschließlich die Nord Stream betreffen und andere Pipeline-

Projekte nicht mit einbezogen werden. Aber auch aus mit der Marktabfrage zusammenhän-

genden Gründen sind die von den Fernleitungsnetzbetreibern vorgeschlagenen Alternati-

ven 1 und 2 der Q2 nicht bestätigungsfähig.  

                                                
16

  Die 30 bcm/a Substitionsmenge für die Ukraine sind bereits von dem Wert 73,25 bcm/a abgezogen.  
17

  Die 30 bcm/a Substitionsmenge für die Ukraine sind bereits von dem Wert 16,25 bcm/a abgezogen. 
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α) Systematik der H-Gas-Quellenverteilung 

In ihrem Vorschlag zur Berücksichtigung von Transiten haben sich die Fernleitungsnetzbe-

treiber allein auf die Nord Stream-Erweiterung bezogen. Es erschließt sich nicht, warum sie 

nicht gleichermaßen auch die südlichen und südöstlichen Pipelines, wie etwa die 

TAP/TANAP oder die GALSI betrachtet haben. Zwar könnte argumentiert werden, dass die 

Nord Stream die einzige unter den betrachteten Pipelines ist, die direkt an einen deutschen 

Grenzübergangspunkt mündet. Ein solches Argument ist jedoch schon deswegen angreif-

bar, da die bisher über die Nord Stream berücksichtigten Zusatzkapazitäten in Höhe von 

nur 5 bcm/a nicht entsprechend aufgeteilt wurden. Im Szenariorahmen gab es keinerlei 

Erwägungen, ob und wie diese zusätzliche Gasmenge durch Deutschland in eine andere 

europäische Region transportiert wird und an welchem potentiellen Zielort sie angesetzt 

werden könnte, insofern sie nicht in Deutschland verbleibt. Wenngleich die Fernleitungs-

netzbetreiber nach Übersendung der überarbeiteten Fassung des Szenariorahmens telefo-

nisch mitgeteilt haben, dass die neue Methodik richtigerweise auch auf die bisherigen Nord 

Stream-Zusatzkapazitäten in Höhe von 5 bcm/a angewandt werden müsse, trägt die Argu-

mentation nicht.    

 

Zwar ist denkbar, dass die Fernleitungsnetzbetreiber die H-Gas-Quellenverteilung in ihrer 

bisherigen Form überarbeiten. Wenn eine solche Änderung angestrebt wird, geht dies je-

doch nicht in der vorgenommenen Weise. Für eine Änderung müssten mindestens die fol-

genden Aspekte betrachtet werden: Es wäre jedenfalls sicherzustellen, dass bei einer mög-

lichen neuen Systematik zwischen den Vorgaben für Einspeise- und Ausspeisekapazitäten 

an den Grenzübergangspunkten getrennt wird. Außerdem müsste ein einheitliches Ver-

ständnis darüber erzielt werden, ob sich die Vorgaben allein auf den Zusatz- oder den Ge-

samtbedarf beziehen und ob sie allein den innerdeutschen oder auch den transitbezogenen 

Bedarf betreffen sollen. Diese und weitere Fragen bedürfen der Klärung, um eine neue 

Systematik aufstellen zu können. Zugleich wäre zu diskutieren, ob ein solcher neuer Ansatz 

dann überhaupt noch als H-Gas-Quellenverteilung zu verstehen sein kann.  

 

Ebenso ist denkbar, anstatt der Anwendung des Instruments der H-Gas-Quellenverteilung 

die Kapazitäten an den Grenzübergangspunkten auf Grundlage eines marktbasierten An-

satzes zu bestimmen. Die Verifizierung von zusätzlichen Transportbedarfen durch markt-

basierte Verfahren wird von der Bundesnetzagentur grundsätzlich begrüßt. Gegenwärtig 

finden auf europäischer Ebene Diskussionen über die Ergänzung der Verordnung 
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(EU) Nr. 984/201318 für Regelungen zur Vergabe unverbindlich angefragter, zusätzlicher 

Neukapazitäten statt (Incremental Capacity).  

β)  Bedeutung der Marktabfrage und Bestätigung einer Bandbreite  

Ebenso wenig ist es sachgerecht, dass sich die Fernleitungsnetzbetreiber in den Alternati-

ven 1 und 2 der Q2 auf eine sich noch in unverbindlichem Stadium befindliche Marktabfra-

ge stützen.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben erklärt, dass derzeit von drei Fernleitungsnetzbetrei-

bern eine Marktabfrage19 durchgeführt werde, um nähere Informationen zur Verteilung der 

für Deutschland bzw. Westeuropa vorgesehenen Mengen zu erhalten. Daher könne erst 

nach Auswertung dieser Marktabfrage ermittelt werden, zu welchen Anteilen die 14 bcm/a 

zu verteilen sind. Bis zu diesem Zeitpunkt könne für die Variante Q2 nur eine Bandbreite an 

Prozentsätzen angegeben werden. Die äußere Grenze dieser Bandbreite, innerhalb derer 

sich letztlich der Prozentsatz für die jeweilige Region „West/Südwest“ „Süd/Südost“ und 

„Nordost“ bewegen wird, werde von den entsprechenden Prozentsätzen der beiden Alter-

nativen 1 und 2 gebildet.20  

 

Selbst wenn die Alternativen 1 und 2 für sich genommen bestätigungsfähig wären, würde 

die Bundesnetzagentur in Anbetracht der aufgestellten Bedingung, eine Marktabfrage 

durchzuführen, keine Bestätigung für eine Bandbreite aussprechen. Kritisch ist vor allem, 

dass der Ausgang der Marktabfrage mit Unsicherheiten verbunden ist. Wie das endgültige 

Ergebnis sein wird, ist ungewiss. Unverbindliche Wünsche und entsprechend unzuverlässi-

ge Erkenntnisse können nicht Grundlage für die Modellierung des Netzausbaus sein. 

 

Außerdem ist zu vermuten, dass sich die aus den unverbindlich mitgeteilten Bedarfen der 

Marktabfrage ergebenden Maßnahmen nicht unmittelbar von den ohnehin aus dem Szena-

riorahmen (mit den sonstigen, feststehenden Bedarfen) ergebenden Maßnahmen abgren-

zen lassen würden. Wenn also durch eine Vermengung der unterschiedlichen Bedarfe die 

Maßnahmen bereits vorab Bestandteil des verbindlichen Netzentwicklungsplans würden, 

würde das Ziel der eigentlichen Marktabfrage ins Leere laufen. Denn es bestünde das Risi-

ko, dass der individuelle Transportkunde keinen Anreiz mehr sieht, einseitig verbindliche 

Buchungsentscheidungen zum Zweck der Finanzierung einer Netzausbaumaßnahme zu 

treffen. Denn durch die Berücksichtigung von Bedarfsmeldungen aus der unverbindlichen 

                                                
18

  Verordnung (EU) Nr. 984/2013 der Kommission vom 14. Oktober 2013 zur Festlegung eines Netzkodex über Mechanis-
men für die Kapazitätszuweisung in Fernleitungsnetzen und zur Ergänzung der Verordnung (EG) Nr. 715/2009  des Eu-
ropäischen Parlaments und des Rates. 

19
  Nähere Informationen hierzu auf www.more-capacity.eu. 

20
  Siehe Tab. 18, S. 43 im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015.    
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Marktabfrage in der Netzmodellierung käme ein Transportkunde zu dem Schluss, dass sein 

Bedarf ohnehin in der Netzausbauplanung berücksichtigt wird, und eine darüber hinausge-

hende Verpflichtung keinen zusätzlichen Anstoß zum Ausbau brächte. Anderes könnte nur 

für solche – insbesondere größere – Transportkunden gelten, die langfristig gesicherte 

Transportwege einer finanziellen Überlegung überordnen. 

 

Nach Erläuterungen auf der Internetseite der die Marktabfrage durchführenden Fernlei-

tungsnetzbetreiber soll die „Vermarktung dieser neuen Kapazitäten (…) mittels verbindli-

cher Kapazitätsvergabeverfahren erfolgen. Im Rahmen von Auktionen soll der zusätzliche 

Kapazitätsbedarf der Marktteilnehmer final geprüft und in verbindliche Buchungen überführt 

werden, die wiederum die Basis für notwendige Investitionen im betroffenen Fernleitungs-

netz darstellen.“21 

 

Ausgangsbasis für jene Kapazitätsvergabeverfahren können nur die aus der Marktabfrage 

resultierenden und von den restlichen Bedarfen abgrenzbaren Ausbaumaßnahmen sein. 

Schon aus diesem Grund ist es nicht sinnvoll und zum derzeitigen Zeitpunkt nicht ange-

bracht, die Bedarfe aus der Marktabfrage mit der Bedarfseinschätzung der H-Gas-

Quellenverteilung in der Modellierung des NEP Gas 2016 zu vermischen. Dies hat die Bun-

desnetzagentur im Vorfeld zu Gesprächen der beabsichtigten Marktabfrage bereits mehr-

fach deutlich gemacht.  

 

Abgesehen davon hält die Bundesnetzagentur die Etablierung eines Prozesses zur ver-

bindlichen Abfrage nach zusätzlichen Kapazitäten für zielführend und sinnvoll. Eine Vor-

wegnahme in der Bestätigung des Szenariorahmens zum NEP Gas 2016  ist jedoch abzu-

lehnen.   

(b) Gastransport nach Europa über LNG-Terminals 

Im Hinblick auf die regionale Zuordnung der LNG-Mengen lässt sich Folgendes anmerken: 

Entsprechend der sich aus Tabelle 17 des Szenariorahmens22 ergebenden Werte belaufen 

sich die über die LNG-Terminals berücksichtigungsfähigen Gasmengen auf insgesamt 

328,12 bcm/a. Die Fernleitungsnetzbetreiber geben den derzeit bestehenden LNG-Bedarf 

im Jahr 2015 mit 46 bcm/a an. Ausgehend von dem zusätzlich zu deckenden LNG-Bedarfs 

bis zum Jahr 2035 in Höhe von 91,75 bcm/a (Q1) bzw. 88,75 bcm/a (Q2) nehmen sie einen 

gesamten LNG-Bedarf bis zum Jahr 2035 in Höhe von 137,75 bcm/a (Q1) bzw. 

134,75 bcm/a (Q2) an. Hieraus folgern die Fernleitungsnetzbetreiber eine ratierliche Aus-

lastung aller Neu- und Bestandsanlagen in Höhe von 42% bzw. 41%.  

                                                
21

  Siehe https://www.more-capacity.eu/unser-vorhaben/. 
22

  Tab. 17, S. 37 im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015.    

https://www.more-capacity.eu/unser-vorhaben/
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In welcher Höhe sich die LNG-Anteile auf die Regionen verteilen, geben die Fernleitungs-

netzbetreiber in den Abbildungen 11 bis 13 des Szenariorahmens23 an. Hier beziffern sie 

die Anteile wie folgt: 

 

Tabelle 4: Regionale LNG-Anteile in Versorgungsvariante Q1 

Q1 Region 

Nordost 
bcm/a

Region 

Süd/Südost
bcm/a

Region 

West/Südwest 
bcm/a

Summe LNG-Anteile

 in Q1 in bcm/a

(gerundeter Wert)

LNG Nordost 6,80 Süd 20,90 West 39,50

Südost 6,60 Südwest 18,00 92
 

Quelle: Fernleitungsnetzbetreiber (Abb. 11, S. 40, Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015)  

 

Tabelle 5: Regionale LNG-Anteile in Versorgungsvariante Q2 

Q2 Region 

Nordost 
bcm/a

Region 

Süd/Südost
bcm/a

Region 

West/Südwest 
bcm/a

Summe LNG-Anteile

 in Q2 in bcm/a

(gerundeter Wert)

LNG Nordost 6,60 Süd 20,30 West 38,20

Südost 6,40 Südwest 17,20 89
 

Quelle: Fernleitungsnetzbetreiber (Abb. 12/13, S. 42/43 Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 
04.09.2015)  

 

Zwar kommt die Bundesnetzagentur im Rahmen ihrer Prüfung zu denselben Rechenergeb-

nissen wie die Fernleitungsnetzbetreiber. Im Szenariorahmen fehlen aber nähere Ausfüh-

rungen zu der konkreten Berechnungsweise. Die Fernleitungsnetzbetreiber werden daher 

aufgefordert, ihre Ermittlungsmethode für die Verteilung der angegebenen LNG-Anteile in 

den zukünftigen Szenariorahmen in verständlicher Weise darzustellen. 

3. Netzmodellierung 

Die für die Erstellung des NEP Gas 2016 zu Grunde zu legenden Modellierungsvarianten 

sind in Anlage 4 im Überblick abgebildet. 

a) Einspeiseleistungen – L-Gas und H-Gas 

Die Ausführungen zur L- und H-Gas-Versorgung in Kapitel 9 des Szenariorahmens24 stellen 

einen plausiblen Ansatz zur Prüfung der Leistungsbilanz im NEP Gas 2016 dar. In einzel-

nen Aspekten fordert die Bundesnetzagentur die Fernleitungsnetzbetreiber zu Änderungen 

auf. 

 

                                                
23

  Abb. 11-13, S. 40 ff. im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015. 
24

  Kap. 9, S. 54 ff. im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015. 
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Die Aufschlüsselung nach Einspeiseleistungen aus Speichern, Importen, Produktion und 

Konvertierung ermöglicht einen Überblick über die Gasversorgung sowohl im L- als auch H-

Gasnetz für die nächsten zehn Jahre. Mit der Darstellung ist die Grundlage für die Leis-

tungsbilanz geschaffen, die nach der Netzmodellierung im Netzentwicklungsplan vollstän-

dig abgebildet werden kann. Insbesondere liegen zum Zeitpunkt der Veröffentlichung des 

Szenariorahmens auf der Nachfrageseite die Daten zu den aktuellen internen Bestellungen 

der nachgelagerten Netzbetreiber nach § 11 KoV noch nicht vor. Diese Daten können erst 

während der Netzmodellierung Eingang finden.  

(1) L-Gas 

Die Annahmen der Fernleitungsnetzbetreiber zur L-Gas-Versorgung, speziell in Bezug auf 

die L-Gas-Speicher, sind teilweise zu überarbeiten.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber stellen den Rückgang der L-Gas-Versorgung bis 2030 dar. 

Wegen der zurückgehenden L-Gas-Aufkommen in Deutschland und der sinkenden Importe 

aus den Niederlanden steht eine Umstellung der mit L-Gas versorgten Gebiete auf H-Gas 

an – die sogenannte Marktraumumstellung. Die Fernleitungsnetzbetreiber haben bereits in 

den vergangenen Netzentwicklungsplänen dargestellt, in welcher Reihenfolge die Umstel-

lung der Umstellbereiche erfolgen soll. Die Bestimmung von Umstellungsbereichen unter-

liegt naturgemäß einer fortwährenden Aktualisierung im jeweiligen Plan.  

(a) Berücksichtigung der L-Gas-Speicher 

Zur Versorgung mit L-Gas dienen unter anderem die L-Gas-Speicher. Dies gilt umso mehr 

vor dem Hintergrund, als dass die Speicher eine stärkere Rolle bei der strukturierten Ver-

sorgung mit L-Gas übernehmen, je mehr der Rückgang der inländischen Produktion und 

der Importe aus den Niederlanden voranschreitet. Die Ausspeicherleistung ist zunächst so 

anzunehmen, dass diese realitätsnah an mehreren aufeinanderfolgenden Stunden und 

mehrmals im Jahr, insbesondere gegen Ende des Winters, bereitgestellt werden kann. Da-

her setzen die Fernleitungsnetzbetreiber an jedem L-Gas-Speicher einen Füllstand von 

50% seiner gesamten Füllmenge an. Bei diesem Füllstand liegt die Summe der Ausspei-

cherleistungen bei 25,9 GWh/h. Die angenommene Ausspeicherleistung muss zudem 

transporttechnisch in die deutschen Netze abgeleitet werden können. Aufgrund vorliegen-

der Transportrestriktionen reduzieren die Fernleitungsnetzbetreiber die planerische Aus-

speicherleistung an L-Gas-Speichern auf 20,6 GWh/h. Die Fernleitungsnetzbetreiber wer-

den aufgefordert, im NEP Gas 2016 darzulegen, worin diese transporttechnischen Restrik-

tionen an den L-Gas-Speichern bestehen. 
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Auf Grund der Marktraumumstellung, die auch eine Integration von L-Gas-Speichern ins H-

Gas vorsieht, ist ein Rückgang der anzunehmenden Ausspeicherleistung im L-Gas ab dem 

Jahr 2021 eingeplant. Die verbleibende Ausspeicherleistung im Jahr 2026 liegt bei 10,9 

GWh/h und in den Jahren 2029 und 2030 nur noch bei 1,6 GWh/h.  

(b) Berücksichtigung der L-Gas-Produktion und L-Gas-Importe 

Die Annahmen zur inländischen Produktion und zu den Importen von L-Gas aus den Nie-

derlanden bedürfen keiner Änderung. Die Fernleitungsnetzbetreiber gehen von einem 

Rückgang der inländischen Produktion bis 2026 aus, danach erfolgt bis 2030 eine konstan-

te Fortschreibung der verbleibenden Produktion. Die niederländischen Importe werden bis 

2020 als konstant angenommen, danach sinken sie jährlich um 4,7 GW (10 Prozentpunkte 

p.a.). Grenzübergangspunkte werden nach Angabe der Fernleitungsnetzbetreiber im Rah-

men der technisch verfügbaren Kapazitäten berücksichtigt.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber führen zwei Konvertierungsanlagen zur Umwandlung von H-

Gas in L-Gas auf, die eine Umstellung vermeiden oder aufschieben können. Es wird jedoch 

darauf hingewiesen, dass eine dauerhafte Konvertierung im Vergleich zu einer Marktrau-

mumstellung gesamtwirtschaftlich nicht sinnvoll sei. Somit wird angenommen, dass weitere 

Konvertierungsanlagen nicht als wahrscheinlich einzustufen sind. 

 

In einer zusammenfassenden Darstellung wird das Zusammenspiel zwischen inländischer 

(langsam sinkender) Produktion, (ab 2020 stark sinkenden) Importen aus den Niederlan-

den, (ab 2021 moderat sinkenden) Ausspeicherleistungen aus Speichern und die (ab 2016 

relativ konstante, aber niedrige) Leistung über Konvertierungsanlagen aufgezeigt. Die 

Summe der Angebotsmenge von L-Gas sinkt von 78,9 GWh/h (Prognose für 2016) auf 

30,4 GWh/h (Prognose für 2026).  

(2) H-Gas 

Die Annahmen der Fernleitungsnetzbetreiber zur H-Gas-Versorgung, speziell in Bezug auf 

die Ausspeicherleistungen der H-Gas-Speicher, sind teilweise zu überarbeiten.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber überprüfen die H-Gas-Verfügbarkeit bis 2030 auf Basis der 

verfügbaren Einspeiseleistungen aus Speichern und Grenzübergangspunkten. Sie führen 

aus, wie sie das H-Gas-Angebot für die Jahre 2015 bis 2030 annehmen. Die Angebotswer-

te stimmen mit den Werten aus dem NEP Gas 2015 überein. 
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(a) Berücksichtigung der H-Gas-Speicher 

Für die Berücksichtigung der Speicher in der H-Gas-Bilanz greifen die Fernleitungsnetzbe-

treiber auf die Speicherliste des Landesamts für Bergbau, Energie und Geologie des Lan-

des Niedersachsen zurück. Die dort ausgewiesenen Speicher haben inklusive der in Öster-

reich gelegenen Speicher 7Fields und Haidach eine Gesamtleistung von rund 311 GWh/h. 

Abgezogen werden 27 GWh/h für Speicher im nachgelagerten Netz, 50 GWh/h für Spei-

cher im L-Gas-Netz und 40 GWh/h aus den Kavernen des Speichers Etzel, die dem deut-

schen Markt nicht zur Verfügung stehen. Somit verbleiben nach Rechnung der Fernlei-

tungsnetzbetreiber rund 190 GWh/h zur Deckung der H-Gas-Bilanz.  

 

Für die H-Gas-Speicher setzen die Fernleitungsnetzbetreiber eine saisonale Beschäftigung 

mit einer Ausspeicherung im Spitzenlastfall an – dies ist meistens im Zeitraum März eines 

Jahres. Entsprechend wird bei der Berechnung der Speicherleistung im H-Gas von einem 

Arbeitsgas Füllstand von rund 35 % ausgegangen. Hieraus ergibt sich eine anzusetzende 

Speicherleistung in Höhe von rund 150 GWh/h. Die Bundesnetzagentur fordert die Fernlei-

tungsnetzbetreiber auf, im NEP Gas 2016 den Grund für die Festsetzung der 35% und der 

damit zusammenhängenden Einspeiseleistung ausführlicher als bislang zu erläutern. 

 

Gemäß Tenor zu Nr. 2 ist die Annahme des Ausfalls des Grenzübergangpunktes Mallnow 

in der H-Gas-Bilanz nicht bestätigungsfähig. Die Fernleitungsnetzbetreiber setzen diesen 

Ausfall der H-Gas-Importquelle Mallnow mit rund 40 GWh/h als Sicherheitsabschlag bei der 

Einspeiseleistung der H-Gas-Speicher an und ziehen diese Sicherheitsabschlag wiederum 

von den 150 GWh/h ab. Die Berücksichtigung eines Wegfalls der Einspeiseleistung eines 

bestimmten Grenzübergangspunktes ist jedoch nicht sachgerecht. Die Leistungsbilanz, die 

mit dem Netzentwicklungsplan vorgelegt werden wird, muss ein vollständiges Bild der H-

Gas-Versorgung zugunsten der Ermittlung des eigentlichen Transportbedarfs wiedergeben. 

Dazu zählt, dass sämtliche Einspeiseleistungen erfasst werden. Bei dem Ausfall eines 

Grenzübergangspunktes handelt es sich um einen versorgungssicherheitsrelevanten Be-

lang, der in der Leistungsbilanz als Input für die Netzmodellierung außer Betrachtung zu 

bleiben hat. Versorgungssicherheitsfragen werden in anderen Zusammenhängen beleuch-

tet, zum Beispiel bei der Analyse der Unterbrechungen. 

 

Es ist zudem nicht geklärt, wie und wann umgestellte L-Gas-Speicher als H-Gas-Speicher 

wieder in der Netzmodellierung berücksichtigt werden. Gemäß Tabelle 20 werden für den  

Speicher Lesum ab 2021 und für die Speicher Epe, Nüttermoor und Huntorf ab 2029 keine 

Ausspeicherleistung mehr im L-Gas-Netz angesetzt. In Anlage 1 (Eingangsgrößen Spei-

cher) ist zudem ersichtlich, dass für den Speicher Lesum (L131/L132 - UGS Lesum) ab 
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2022 keine festen Transportkapazitäten mehr bereitgestellt werden. Die Begründung lautet 

hierzu, dass „nach der Umstellung des Bereichs keine Kapazitäten mehr im L-Gas (vgl. 

NEP 2015)“ benötigt würden. Gleichzeitig fehlt die Information, welche Kapazitäten ab die-

sem Zeitpunkt im H-Gas-Netz angeboten bzw. in der Netzmodellierung angesetzt werden.  

Die Bundesnetzagentur fordert die Fernleitungsnetzbetreiber daher auf, in der Anlage zum 

NEP Gas 2016 feste Kapazitäten für den bisherigen L-Gas-Speicher Lesum auch nach 

seiner Integration ins H-Gas-Netz darzustellen (bei anderer Bezeichnung des Anschluss-

punktes mit einer verknüpfenden Bemerkung). Sofern für den Speicher Lesum nach der 

Umstellung der Höhe nach andere technisch verfügbare Kapazitäten im H-Gas-Netz als im 

L-Gas-Netz zur Verfügung stehen, ist eine Begründung notwendig. Ebenso ist darzustellen, 

in welcher Höhe die Ausspeicherleistung der bisherigen L-Gas-Speicher Lesum, Epe, Nüt-

termoor und Huntorf zukünftig im H-Gas angesetzt werden soll und netztechnisch darstell-

bar ist, analog zu Tabelle 19 und 20 im Szenariorahmen, und welche Annahmen dafür zu 

Grunde liegen.  

(b) Berücksichtigung der H-Gas-Importe und H-Gas-Produktion 

Die Grenzübergangspunkte stellen per Annahme der Fernleitungsnetzbetreiber annähernd 

konstante 218-220 GWh/h von 2016 bis 2026 zur Verfügung. Analog zu den Annahmen der 

Speicherleistungen treffen sie Annahmen zu den Einspeisekapazitäten an den Grenzüber-

gangspunkten.25 Hierbei nehmen sie Bezug auf Daten aus dem TYNDP. Die gesamte Ein-

speiseleistung gemäß TYNDP-Daten beträgt 234 GW und weicht etwas ab von der Summe 

der technisch verfügbaren Kapazitäten an den Grenzübergangspunkten in der H-Gas-

Bilanz zum NEP Gas 2015 (218 GW) bzw. den technisch verfügbaren Kapazitäten aus der 

Inputliste zum Szenariorahmen. Die Fernleitungsnetzbetreiber begründen die Abweichung 

zum TYNDP mit unterschiedlichen Annahmen, zum Beispiel zu Flussumkehrungen und 

konkurrierenden Kapazitäten. Sie werden die Methodik aus dem NEP Gas 2015 fortführen. 

Gegen dieses Vorgehen bestehen keine Bedenken.  

 

Zuletzt haben die Fernleitungsnetzbetreiber – analog zur L-Gas-Versorgung – Ausführun-

gen zur H-Gas-Produktion und zu Konvertierungsanlagen für die Umwandlung von H- zu L-

Gas in die H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2016 aufzunehmen. 

                                                
25

  Siehe Tab. 23, S. 68 im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015.    
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b) Eingangsgrößen für die Modellierung 

(1) Grenzübergangspunkte 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben dargelegt, ob und wie sie die Kapazitäten an den 

Grenzübergangspunkten mit veränderten Werten ansetzen werden. Abgesehen von den in 

Tenor zu Nr. 3a verlangten Änderungen ist ihr diesbezügliches Vorgehen im Szenariorah-

men vom Grundsatz her nicht zu beanstanden. Ihnen wird jedoch für den NEP Gas 2016 

aufgegeben, ihre Begründungen zu den Kapazitätsansätzen gemäß Tenor zu Nr. 3b und zu 

Nr. 3c umfassender auszuführen. Zudem sind sie im Zusammenhang mit der in Alternativ-

variante Q2 eingeplanten Nord Stream-Erweiterung verpflichtet, bei der Bestimmung der 

Kapazitätsansätze an den Grenzübergangspunkten die in Tenor zu Nr. 3d genannten Vor-

gaben zu beachten.   

(a) Ansatz zu den Kapazitätswerten im Szenariorahmen 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben ihre Prüfung auf Basis verschiedener Einflussfaktoren 

durchgeführt. Anhand dieser begründen sie, warum sie die Kapazitätswerte in konstanter 

oder veränderter Höhe ansetzen. Zu den berücksichtigten Einflussfaktoren zählen unter 

anderem: 

 Pläne benachbarter Fernleitungsnetzbetreiber, wie etwa der niederländische und 

der österreichische Netzentwicklungsplan (z.B. GÜP Bunde/Oude Statenzijl, GÜP 

Überackern 2) 

 Maßnahmen auf Grund der Marktraumumstellung von H- auf L-Gas  (z.B. GÜP El-

ten/Zevenaar),  

 Projekte aus dem TYNDP 2015 von ENTSOG (z.B. GÜP Medelsheim)   

 Produktionsrückgänge (z.B. GÜP Ellund)  

Neben diesen und weiteren Kriterien finden auch Besonderheiten einzelner Netzgebiete 

Berücksichtigung. Beispielsweise begründet die Beteiligte zu 4. die Änderungen der Kapa-

zitätswerte an den Grenzübergangspunkten innerhalb der nächsten zehn Jahre mit einem 

konkurrierenden Kapazitätsmodell. Je nach Buchungsverhalten an Netzpunkten innerhalb 

einer definierten Zone ändere sich die freie Kapazität an anderen Netzpunkten in derselben 

Zone.      

 

Unter Zugrundelegung der Einflussfaktoren sind nach Einschätzung der Fernleitungsnetz-

betreiber an einigen Grenzübergangspunkten geänderte Kapazitätswerte anzusetzen. An 

den beiden folgenden Grenzübergangspunkten sind die neuen Werte gemäß Tenor zu 

Nr. 3a im NEP Gas 2016 näher zu begründen bzw. in anderer Höhe anzusetzen.  
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Beim niederländischen Grenzübergangspunkt Oude Statenzijl (Entry) treten abweichende 

Kapazitätswerte sowohl im H-Gas-Netz als auch im L-Gas-Netz im Vergleich zu den Kapa-

zitätswerten im NEP Gas 2015 auf. Der Rückgang der Kapazitätswerte im L-Gas-Netz kor-

respondiert mit dem Anstieg der Kapazitätswerte im H-Gas-Netz. Aus dem L-Gas-Netz 

können Kapazitäten ab 2020 für das H-Gas-Netz bereitgestellt werden, so dass in letzterem 

5.694 MWh/h statt wie bislang 2.678 MWh/h angesetzt werden können (Differenz: 

3.016 MWh/h). Hingegen reduziert sich die Leistung im L-Gas-Netz ab 2020 von 

8.017 MWh/h auf 5.730 MWh/h (Differenz: 2.287 MWh/h). Die Fernleitungsnetzbetreiber 

werden aufgefordert, im NEP Gas 2016 die unterschiedlich hohen Differenzen zu erläutern.    

 

Am belgischen Grenzübergangspunkt Eynatten-Raeren (Entry) plant die Beteiligte zu 14. 

eine Erhöhung ab 2026 um 1.340 MWh/h auf 7.362 MWh/h. In dem vorgelegten Szenarior-

ahmen sowie in der Anhörung zum Tenor begründet sie die Veränderung damit, dass diese 

der Erfüllung der formalen Voraussetzungen für die Erlangung des PCI-Status für die Netz-

ausbaumaßnahme Zeelink diene. Diese Begründung ist nicht sachgerecht und kann ohne 

weitere Ausführung die vorgeschlagene Kapazitätserhöhung nicht stützen. Insbesondere 

enthält ein PCI-Antrag keine verifizierte Aussage darüber, ob tatsächlich ein Bedarf besteht. 

Indikationen, die eine Kapazitätserhöhung insbesondere ab dem letzten Jahr des Betrach-

tungszeitraums des Netzentwicklungsplans rechtfertigen, sind nicht ersichtlich. Daher ha-

ben die Fernleitungsnetzbetreiber weiterhin den bisherigen Kapazitätswert in Höhe von 

6.022 MWh/h anzusetzen.  

(b) Einfluss durch H-Gas-Leistungsbilanz und H-Gas-Quellenverteilung 

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden gemäß Tenor zu Nr. 3b verpflichtet, nachvollziehbar 

darzulegen, wie sich die H-Gas-Leistungsbilanz nach Maßgabe der H-Gas-

Quellenverteilung auf die Kapazitätswerte an den Grenzübergangspunkten auswirkt. Insbe-

sondere sollen sie erläutern, ob die Anwendung der Leistungsbilanz zu einem Ausbaube-

darf an bestimmten Grenzübergangspunkten führt. Dies dürfte nur dann der Fall sein, wenn 

die betreffenden Grenzübergangspunkte selbst und das vor- bzw. nachgelagerte Leitungs-

system nicht in der Lage dazu sind, den erhöhten Leistungsbedarf zu erfüllen. Die Fernlei-

tungsnetzbetreiber selbst gehen bislang bei den folgenden Grenzübergangspunkten von 

Anpassungen in Folge der Leistungsbilanz und der Quellenverteilung aus: 

 Bunde/Oude Statenzijl (Niederlande) 

 Elten/Zevenaar (Niederlande) 

 Eynatten/Raeren/Lichtenbusch (Belgien) 

 Medelsheim (Frankreich) 

 Wallbach (Schweiz) 
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 Überackern (Österreich) 

 Greifswald (Russland)  

Mit dieser Vorsortierung zeigt sich, dass eine Zuweisung des inländischen Kapazitätsbe-

darfs nicht ratierlich auf alle Grenzübergangspunkte erfolgt. Dieses Vorgehen ist aus dem 

NEP Gas 2015 bekannt. Es kann sinnvoll sein, wenn dadurch ineffiziente Netzausbaumaß-

nahmen vermieden werden. Die Bundesnetzagentur wird bei Vorlage des NEP Gas 2016 

prüfen, wie die Aufteilung des Bedarfs aus der Leistungsbilanz auf die Grenzübergangs-

punkte genau erfolgt.  

(c) Einfluss durch weitere Indikatoren 

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden gemäß Tenor zu Nr. 3c verpflichtet, allgemein gültige 

Indikatoren aufzustellen, anhand derer Veränderungen der technisch verfügbaren Kapazitä-

ten nachvollziehbar sind. Die Veränderungen können sich sowohl auf die Kapazitätswerte 

beziehen, die im 10-Jahresverlauf innerhalb eines Netzentwicklungsplans auftreten als 

auch auf solche, die sich von Netzentwicklungsplan zu Netzentwicklungsplan ändern. Die 

Bundesnetzagentur hat die Fernleitungsnetzbetreiber im Rahmen der bisherigen Abstim-

mungsprozesse mehrfach aufgefordert, neben den Begründungen zu den einzelnen 

Grenzübergangspunkten allgemein gültige Prüfungsmaßstäbe aufzustellen, nach denen ein 

Bedarf nach Kapazitäten und gegebenenfalls die Notwendigkeit einer Erhöhung oder Re-

duzierung der Kapazitäten an Grenzübergangspunkten analysiert werden. Diese Prü-

fungsmaßstäbe können den Indikatoren entsprechen, die die Bundesnetzagentur bereits 

bei der Prüfung von Kapazitäten an Grenzübergangspunkten im NEP Gas 2015 angesetzt 

hat. Dazu zählen beispielsweise: 

 Buchungs- und Nominierungsverhalten am jeweiligen Grenzübergangspunkt, 

sofern die Bundesnetzagentur diese Daten über die Kapazitätsplattform PRIS-

MA oder über andere Wege einsehen konnte (z. B. Transparenzplattformen der 

einzelnen Fernleitungsnetzbetreiber) 

 Netzzugangsverweigerungen, die der Bundesnetzagentur gemeldet wurden 

 Unterbrechungen fester und unterbrechbarer Kapazitäten, sofern sie in den Un-

terbrechungslisten und/oder über die Netzzugangsverweigerungsmeldungen er-

sichtlich wurden 

 Steigerungs- oder Reduktionsmöglichkeiten von aktuellen Exit/Entry-Lastflüssen 

 Auktionsaufschläge bei Primärkapazitätsauktionen auf der Plattform PRISMA,  

 (einseitig) bindende längerfristige Buchungsanfragen von Transportkunden, 

wenn der Bundesnetzagentur Informationen hierüber vorlagen 

 Kapazitäts-, Buchungs- und Unterbrechungssituation an benachbarten Grenz-

übergangspunkten, die zwischen denselben Marktgebieten liegen 
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Auch bei Vorlage des NEP Gas 2016 wird die Bundesnetzagentur prüfen, ob diese Indika-

toren hinreichend valide Aussagen liefern, um eine planerische Erhöhung oder Fortschrei-

bung von Kapazitätswerten an einem ausgewählten Grenzübergangspunkt stützen zu kön-

nen.  

(d) Umgang mit der Nord Stream-Erweiterung in Alternativvariante Q2 

Im Zusammenhang mit der in Alternativvariante Q2 eingeplanten Nord Stream-Erweiterung 

haben die Fernleitungsnetzbetreiber gemäß Tenor zu Nr. 3d bei der Bestimmung der Ka-

pazitätsansätze an den Grenzübergangspunkten die folgenden Vorgaben zu beachten: Von 

dem sich aus der H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2016 ergebenden Zusatzbedarf für Deutsch-

land entfällt auf Grund der H-Gas-Quellenverteilung ein anteiliger Zusatzbedarf in Höhe von 

42% auf die Region „Nordost“. Etwaige weitere Zusatzbedarfe, die nicht durch verbindliche 

Buchungen belegt sind, dürfen bei den Kapazitätsansätzen an den Grenzübergangspunk-

ten weder ein- noch ausspeiseseitig einbezogen werden. Insbesondere ist es den Fernlei-

tungsnetzbetreibern untersagt, die Ergebnisse der Marktabfrage in ihrer Modellierung zu 

Grunde zu legen.  

 

In ihrer Stellungnahme im Rahmen der Anhörung zum Tenor haben die Fernleitungsnetz-

betreiber erläutert, dass sie auf Basis der H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2015 und ersten An-

sätzen zur H-Gas-Bilanz des NEP Gas 2016 mit einem Gesamtzusatzbedarf für Deutsch-

land in Höhe von rund 25 GWh/h bis 45 GWh/h am Ende des Betrachtungszeitraums rech-

nen. Diese Daten sind im Laufe der Erstellung des NEP Gas 2016 noch zu aktualisieren. 

Damit sind für die weitere Prüfung die aus der aktualisierten und endgültigen H-Gas-Bilanz 

des NEP Gas 2016 resultierenden Daten maßgeblich. Ausgehend von dem sich für 

Deutschland ergebenden Gesamtzusatzbedarf sind die anteiligen Zusatzbedarfe für die 

drei Regionen „West/Südwest“, „Süd/Südost“ und „Nordost“ zu ermitteln: Im ersten Schritt 

sind der für die Alternativvariante Q2 geltenden H-Gas-Quellenverteilung die hierin vorge-

sehenen regionalen Prozentsätze zu entnehmen. Wie hoch die Prozentsätze für die H-Gas-

Quellenverteilung in Q2 sind, richtet sich dabei nach den Vorgaben der Bundesnetzagentur. 

Im zweiten Schritt sind die Prozentsätze auf die Verteilung der regionalen Zusatzbedarfe 

anzuwenden. Dies bedeutet, dass sich ausgehend vom Gesamtzusatzbedarf für Deutsch-

land ein anteiliger Zusatzbedarf für die Region „Nordost“ in Höhe von 42% ergibt. Für die 

Region „West/Südwest“ beläuft sich der entsprechende Anteil auf 32% und für die Region 

„Süd/Südost“ auf 26%.   

 

In Bezug auf den anteiligen Zusatzbedarf, der für die Region „Nordost“ maßgeblich ist, ge-

hen die Fernleitungsnetzbetreiber im Weiteren davon aus, dass diese Leistung im Wesent-

lichen im Raum Greifswald anstehen wird. Dieser Leistungsanteil ist entsprechend bei der 
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Bestimmung der Einspeisekapazität der Grenzübergangspunkte bei Greifswald zu berück-

sichtigen. Darüber hinausgehend ist es den Fernleitungsnetzbetreibern jedoch untersagt, 

weitere mit der Nord Stream-Erweiterung möglicherweise zusammenhängende Leistungs-

anteile bei den Ein- und Ausspeisekapazitäten an den Grenzübergangspunkten einzupla-

nen.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben im Rahmen ihrer Stellungnahme zur Anhörung des 

Tenors angegeben, dass sie in Folge der Nord Stream-Erweiterung mit einem Transitbedarf 

nach Tschechien von bis zu 66 GWh/h rechnen. Dieser Anteil solle ihrer Ansicht nach ent-

sprechend in der Modellierung des NEP Gas 2016 berücksichtigt werden. Hiergegen ist 

jedoch einzuwenden, dass sich die Fernleitungsnetzbetreiber mit ihrer Einschätzung auf 

lediglich unsichere und nur vorläufige Erkenntnisse stützen. Sie berufen sich auf die unver-

bindliche Marktabfrage und weitere gaswirtschaftliche Aspekte, wie zum Beispiel die Nut-

zung der vorhandenen Infrastruktur. Beide Kriterien sind allerdings nicht als ausreichend 

zuverlässig und aussagekräftig zu erachten, um die ein- oder ausspeiseseitigen Kapazi-

tätsansätze an Grenzübergangspunkten bestimmen zu können. Die die Marktabfrage be-

treffenden Unsicherheiten wurden bereits in Kapitel II.B.2.b)(2)(a)(β) auf Seite 34 dargelegt. 

Hierauf wird verwiesen. Entscheidend ist insofern die naheliegende Erwartung, dass nie-

mand mehr Kapazitäten verbindlich buchen und die entsprechenden Finanzierungsver-

pflichtungen eingehen würde, weil ja bereits ohne Buchung durch den NEP Gas 2016 fest-

stünde, dass die Projekte, die zu den Zusatzkapazitäten führen sollen, realisiert werden. 

Die Bezugnahme der Fernleitungsnetzbetreiber auf weitere gaswirtschaftliche Aspekte ist 

hingegen zu abstrakt und lässt ebenfalls den erforderlichen Verbindlichkeitsgrad vermissen. 

Ein solcher wäre nur auf Grund von Buchungen oder in ähnlich verbindlicher Weise gege-

ben. Mit Blick auf etwaige, aus einer Erweiterung der Nord Stream folgenden Transite zeigt 

sich dieser jedoch gerade nicht. Zugleich ist allerdings klarzustellen, dass der erforderliche 

Verbindlichkeitsgrad zwar zum jetzigen Zeitpunkt fehlt, sich aber zukünftig noch entwickeln 

kann.  

(2) Gaskraftwerke 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben dargelegt, welche Kraftwerke sie in der Modellierung 

berücksichtigen und mit welcher Kapazitätsart sie diese Kraftwerke modellieren. Bezüglich 

der Auswahl der zu berücksichtigenden Kraftwerke sind die sich aus Anlage 2 ergebenden 

Änderungen erforderlich. Der von den Fernleitungsnetzbetreibern vorgeschlagene Ansatz, 

wie die Modellierung der neuen und bestehenden Kraftwerke erfolgen soll, ist hingegen 

nicht zu beanstanden.  
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(a) Identifizierung zu berücksichtigender Kraftwerke 

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden gemäß Tenor zu Nr. 4 verpflichtet, die Liste der in 

der Modellierung zu berücksichtigenden Gaskraftwerke gemäß Anlage 2 anzupassen. Die-

se Anpassungspflicht gilt für Neubaukraftwerke und für systemrelevante Bestandskraftwer-

ke. Neue Kraftwerke, für die bislang ausschließlich ein Antrag auf Kapazitätsreservierung 

nach § 38 GasNZV gestellt wurde, dürfen nur dann Berücksichtigung finden, wenn die Inbe-

triebnahme des betreffenden Kraftwerks vor dem 01.01.2020 erfolgen soll. Hingegen wird 

der von den Fernleitungsnetzbetreibern im Anschluss an die Konsultation eingebrachte 

Vorschlag zur gesonderten Berücksichtigung von Netzanschlussanfragen in der Region 

Ulm abgelehnt. Für systemrelevante Bestandskraftwerke gilt die in Tabelle 3 der Anlage 2 

enthaltene Auflistung.     

 

α)  Bestandskraftwerke 

Bei der Frage, welche Bestandskraftwerke in der Modellierung zu berücksichtigen sind, 

haben sich die Fernleitungsnetzbetreiber in zutreffender Weise nach der Kraftwerksliste der 

Bundesnetzagentur gerichtet. In dieser Liste sind unter anderem aktuelle Informationen 

zum Kraftwerksbestand und zu Kraftwerksstilllegungen enthalten. Die systemrelevanten 

Gaskraftwerke sind in Abgrenzung zu den nicht-systemrelevanten Gaskraftwerken beson-

ders gekennzeichnet.  

 

Als systemrelevant werden diejenigen Bestandskraftwerke bezeichnet, die die Übertra-

gungsnetzbetreiber als solche im Rahmen des § 13c EnWG für den Zeitraum 

19./20./21.11.2015 bis 19./20./21./11.2017 ausgewiesen haben. Maßgeblich für die Aus-

weisung war, dass eine potenzielle Einschränkung der Gasversorgung – insbesondere bei 

unterbrechbaren Transportkapazitäten – eines stromseitig systemrelevanten Kraftwerks-

blocks „mit hinreichender Wahrscheinlichkeit zu einer nicht unerheblichen Gefährdung oder 

Störung der Sicherheit oder Zuverlässigkeit des Elektrizitätsversorgungssystems“ (§ 13c 

Abs. 1 S. 1 EnWG) führen würde. 

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben die in der Anlage 2 Tabelle 3 aufgeführten systemre-

levanten Gaskraftwerke bei der Modellierung des NEP Gas 2016 zu Grunde zu legen. Die 

Auflistung enthält den aktuellsten Stand der Ausweisung, welche die Bundesnetzagentur 

am 16.11.2015 genehmigt hat. Im Übrigen ist der Vorschlag der Fernleitungsnetzbetreiber 

nicht zu beanstanden, die als systemrelevant aufgeführten Gaskraftwerke in der Netzmo-

dellierung bis zum Jahr 2026 fortzuführen, es sei denn, es erfolgt ein Rückbau gemäß der 

Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur.26   

                                                
26

  Dies betrifft derzeit das Kraftwerk Staudinger IV (BNA0374). 
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Die nicht-systemrelevanten Bestandskraftwerke sind von den Fernleitungsnetzbetreibern 

bis zum Ende ihrer planerischen Laufzeit von 45 Jahren in die Modellierung einbezogen 

worden. Über das Ende dieser Laufzeit hinaus fanden sie dann Berücksichtigung, wenn 

davon ausgegangen werden konnte, dass sie am gleichen Standort mit gleicher Leistung 

ersetzt werden. Ein baugleicher Ersatz wurde grundsätzlich aber nur bei Standorten mit 

Fernwärmeversorgung angenommen. Stilllegungspläne wurden ebenso berücksichtigt. 

 

β)  Neubaukraftwerke  

Welche Neubaukraftwerke in der Modellierung des NEP Gas 2016 zu berücksichtigen sind, 

richtet sich nach einem zwischen der Bundesnetzagentur und den Fernleitungsnetzbetrei-

bern abgestimmten Kriterienkatalog. Basis für die Auswahl der zu berücksichtigenden Neu-

baukraftwerke bildet dabei das Monitoring der Bundesnetzagentur.  

 

Die Kriterien zur Berücksichtigung von Neubaukraftwerken, zu denen sowohl die in Bau als 

auch die in Planung befindlichen Kraftwerke zählen, werden auf Seite 13 des Szenariorah-

mens der Fernleitungsnetzbetreiber aufgeführt.27 Der Kriterienkatalog beinhaltet Vorgaben, 

die von den Fernleitungsnetzbetreibern im Konsultationsverfahren transparent dargestellt 

worden sind. Sie sollen als Grundlage für die Entscheidung dienen, ob ein Kraftwerkspro-

jekt in die Netzmodellierung einzubeziehen ist. Im Wesentlichen ist maßgeblich, ob die 

Kraftwerksbetreiber Anfragen nach §§ 38, 39 GasNZV gestellt haben und wie diese Anfra-

gen beschieden worden sind. Der Aspekt, ob zudem bei den Übertragungsnetzbetreibern 

Eintragungen im Netzanschlussregister nach § 9 KraftNAV erfolgt sind, wird anders als in 

den Vorjahren nicht mehr als Prüfkriterium herangezogen. Neu hingegen ist in Bezug auf 

die Anträge nach § 39 GasNZV die Einschränkung, dass ein bereits vor einem Jahr nach 

§ 39 GasNZV eingereichtes Ausbaubegehren nur noch dann Berücksichtigung findet, wenn 

zwischen Anschlusspetent und Fernleitungsnetzbetreiber konkrete Verhandlungen über 

den Netzanschluss stattfinden oder bereits eine Planungspauschale bezahlt wurde. In Be-

zug auf die Anträge nach § 38 GasNZV werden die Fernleitungsnetzbetreiber durch die 

Bundesnetzagentur zu einer neuen Einschränkung verpflichtet. Wie weiter unten ausge-

führt, dürfen die betreffenden Kraftwerke nur noch dann Berücksichtigung finden, wenn die 

Inbetriebnahme des Kraftwerks vor dem 01.01.2020 erfolgen soll. Beide einschränkenden 

Kriterien dienen dem Zweck, nur solche Kraftwerksprojekte in die Gasnetzausbauplanung 

einzubeziehen, deren Realisierung hinreichend wahrscheinlich ist. Dadurch soll ein unver-

hältnismäßiger Gasnetzausbau vermieden werden.   

 

                                                
27

  Siehe S. 13 im Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan Gas 2016 vom 04.09.2015.    
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Mit Vorlage des Konsultationsdokuments am 27.07.2015 und im Rahmen des Workshops 

am 04.08.2015 wurden die originären Kriterien vorgestellt. Die Fernleitungsnetzbetreiber 

haben darauf hingewiesen, dass weitere Netzanschlussanfragen noch berücksichtigt wer-

den können, wenn sie bis zum Konsultationsende am 14.08.2015 eingehen. 

 

Diese Möglichkeit haben mehrere Kraftwerksplaner wahrgenommen. Die Gesamtheit der 

Anfragen an die Fernleitungsnetzbetreiber, die entsprechend der ursprünglichen Fassung 

des Kriterienkatalogs für den NEP Gas 2016 hätten berücksichtigt werden müssen, sehen 

damit einen Gaskraftwerkszubau mit hoher Konzentration im Umfeld des Kernkraftwerks 

Gundremmingen in der Region Ulm vor. In dieser Region sind für drei Blöcke in Bayern und 

einen Block in Baden-Württemberg Anträge nach § 38 GasNZV bzw. § 39 GasNZV gestellt 

worden:  

 SWU Leipheim, 600 MWel, IBN 2017, Antrag nach § 39 GasNZV 

 PQ Energy Gundelfingen, 1200 MWel, IBN 2019, Antrag nach § 39 GasNZV  

 RWE Gundremmingen, 1200 MWel, IBN 2020, Antrag nach § 38 GasNZV 

 EnBW Altbach, 600 MWel, Inbetriebnahme 2021, Antrag nach § 38 GasNZV 

 

Auf Grund der lokalen Konzentration haben die Fernleitungsnetzbetreiber in der überarbei-

teten Fassung des Szenariorahmens vorgeschlagen, die Blöcke Leipheim, Gundelfingen, 

Gundremmingen und Altbach nur mit einer maximalen elektrischen Nettonennleistung in 

Höhe von insgesamt 1,8 GWel (5,2 GWh/h) anstatt mit insgesamt 3,6 GWel (9,8 GWh/h) zu 

berücksichtigen. Zur Begründung führen sie an, dass sie eine Konkurrenzsituation zwi-

schen den Kraftwerksplanern vermuten und die Realisierungswahrscheinlichkeit für einzel-

ne Projekte als gering einschätzen.  

 

Der Ansatz einer gesonderten Berücksichtigung von Netzanschlussanfragen in der Region 

Ulm mit einer Gasbezugsleistung in Höhe von 5,2 GWh/h ist nicht sachgerecht und daher 

nicht bestätigungsfähig. Die Fernleitungsnetzbetreiber dürfen den Kriterienkatalog nicht mit 

der vorgeschlagenen regionalen Sonderbehandlung anwenden.  

α)  Anfragen nach § 38 GasNZV 

Zugleich jedoch erkennt die Bundesnetzagentur die Notwendigkeit, einen auf Grund der 

nun insgesamt vorhandenen Kraftwerksanfragen unverhältnismäßigen Gasnetzausbau zu 

beschränken. Würde sie die von den Fernleitungsnetzbetreibern konsultierten Kriterien oh-

ne Modifizierung bestätigen, ist bereits vor der eigentlichen Netzmodellierung absehbar, 

dass ein enormer Gasnetzausbau unvermeidbar wäre. In der Folge würden die Netzkosten 

aller Gasnetzanschlusskunden steigen. Denn unter Berücksichtigung der Regeln aus dem 

neuen Strommarktgesetz, nach dem für eine Netzreserve in Baden-Württemberg und Bay-
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ern als Maximalwert ein Gaskraftwerksneubau mit 2 GW elektrischer Nettonennleistung 

angepeilt werden darf, wird offenkundig, dass nicht alle Gaskraftwerksprojekte, für die nun 

Gasnetzanschlussanfragen mit Verweis auf die Netz- oder Kapazitätsreserve vorliegen, 

tatsächlich realisiert werden. Somit ergäbe sich die Situation, dass die Fernleitungsnetzbe-

treiber zu einem enormen Gasnetzausbau verpflichtet wären, zugleich aber keine Kunden 

angeschlossen werden, die zumindest teilweise die Kosten für den Netzausbau übernäh-

men.  

 

Gleichzeitig ist sicherzustellen, dass es keine Diskriminierung von Netzanschlussanfragen 

gibt. Die Realisierungswahrscheinlichkeit von einzelnen Kraftwerksprojekten kann nicht 

anhand von subjektiven Einschätzungen getroffen werden. Daher hält es die Bundesnetza-

gentur für erforderlich, die bisherige Fassung des Kriterienkatalogs zu modifizieren und um 

ein objektives Ausschlusskriterium zu ergänzen, das auf den Zeitpunkt der geplanten Rea-

lisierung abstellt und darauf abzielt, Kraftwerksprojekte mit einem zeitnahen Realisierungs-

datum adäquat zu berücksichtigen:  

 

Kraftwerke, für die bislang ausschließlich ein Antrag auf Kapazitätsreservierung nach 

§ 38 GasNZV gestellt wurde, dürfen nur dann Berücksichtigung finden, wenn die Inbetrieb-

nahme des betreffenden Kraftwerks vor dem 01.01.2020 erfolgen soll. Das Erfordernis des 

alleinigen Vorliegens des Antrags nach § 38 GasNZV bedeutet, dass bis zur Vorlage des 

Szenariorahmens am 04.09.2015 weder eine Reservierungspauschale gezahlt noch ein 

Ausbaubegehren nach § 39 GasNZV gestellt wurde.  

 

Mit dieser zeitlichen Einschränkung wird dazu beigetragen, dass nur solche Kraftwerkspla-

nungen in der Modellierung berücksichtigt werden, deren Realisierungswahrscheinlichkeit 

als ausreichend hoch eingeschätzt werden kann. Je weiter Kraftwerksplanungen mit alleini-

gen Netzanschlussfragen nach § 38 GasNZV in der Zukunft liegen, desto geringer ist – 

jedenfalls vom Grundsatz her – deren Realisierungswahrscheinlichkeit. Bei Kraftwerken, für 

die eine Inbetriebnahme erst ab dem 01.01.2020 vorgesehen ist, können sich noch Ände-

rungen in der Planung ergeben. Die Wahrscheinlichkeit der Realisierung ist nicht so sicher 

und absehbar wie etwa bei Kraftwerken, deren Inbetriebnahme in zwei Jahren geplant ist 

und die sich schon im Bau befinden. Unsicherheiten können beispielsweise auch dann auf-

treten, wenn Kraftwerksplanungen und dazugehörige Netzanschlussanfragen nur als Vor-

bereitung für eine Beteiligung an einer möglichen Ausschreibung im Rahmen einer Netzre-

serve dienen. Innerhalb des letzten Jahres haben Kraftwerksplaner vermehrt Anfragen ge-

mäß § 38 GasNZV an die Fernleitungsnetzbetreiber gestellt und diese – zumindest teilwei-
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se – mit der Berücksichtigungsfähigkeit in einer Ausschreibung im Rahmen einer Kapazi-

täts- oder Netzreserve begründet.  

 

Die zeitliche Ausschlussfrist wurde auf den 01.01.2020 gelegt, damit Kraftwerksplanungen, 

die vor diesem Stichtag realisiert werden sollen, in jedem Falle in der Netzmodellierung 

berücksichtigt werden und der Netzausbau möglichst zeitgerecht fertiggestellt wird. Durch 

das Kriterium wird dazu beigetragen, dass sich die Fernleitungsnetzbetreiber auf die bald 

anstehenden Kraftwerksprojekte konzentrieren können und diese Projekte nicht durch eine 

verzögerte oder verhinderte Kapazitätsbereitstellung in ihrer Realisierung gefährdet wer-

den. 

 

Bei Kraftwerken, die nach dem Stichtag realisiert werden sollen, stellt die Ausschlussfrist 

sicher, dass den betroffenen Kraftwerksplanungen kein relevanter Nachteil entsteht. Das 

Datum 01.01.2020 wurde so gewählt, dass die damit zunächst und vorläufig aus dem Sze-

nariorahmen ausgeschlossenen Projekte gleichwohl noch rechtzeitig einen Gasnetzan-

schluss erhalten können, wenn das Projekt weitergeführt und dann in den Szenariorahmen 

für den nachfolgenden Netzentwicklungsplan aufgenommen wird. Der nächste Netzent-

wicklungsplanungsprozess wird voraussichtlich im Sommer 2017 mit dem Konsultationsdo-

kument des Szenariorahmens beginnen und etwa ein Jahr später mit dem verbindlichen 

NEP Gas 2018 enden. Bereits vor Verbindlichkeit des NEP Gas 2018 sind die Fernlei-

tungsnetzbetreiber gehalten, verbindliche Anfragen unabhängig vom Prozess der Netzent-

wicklungsplanung zu prüfen. Aus der allgemeinen Netzanschlusspflicht nach § 17 EnWG 

ergibt sich, dass die Fernleitungsnetzbetreiber die Kraftwerke zu technischen und wirt-

schaftlichen Bedingungen an ihr Netz anzuschließen haben, die angemessen, diskriminie-

rungsfrei und transparent sind. Diese Anschlusspflicht besteht unabhängig davon, ob ein 

Kraftwerksprojekt in einen Netzentwicklungsplan aufgenommen wird oder nicht.  

 

Im Rahmen ihrer allgemeinen Transportaufgabe besteht für die Fernleitungsnetzbetreiber 

nach § 15 Abs. 3 EnWG die Pflicht, dauerhaft die Fähigkeit ihrer Netze sicherzustellen, die 

Nachfrage nach Transportleistungen für Gas zu befriedigen und insbesondere durch ent-

sprechende Transportkapazität und Zuverlässigkeit der Netze zur Versorgungssicherheit 

beizutragen. Daher sind sie verpflichtet, alle bereits möglichen, vorbereitenden Maßnah-

men für einen etwaig durch den NEP Gas 2018 erforderlich werdenden Gasnetzausbau zu 

ergreifen, sobald die tatsächliche Realisierung des betreffenden Kraftwerksprojekts abseh-

bar ist. Wie sich außerdem aus der allgemeinen Netzzugangsregelung nach § 20 

Abs. 1 EnWG ergibt, haben die Fernleitungsnetzbetreiber zudem sicherzustellen, dass für 

einen Übergangszeitraum bis zur Fertigstellung des Netzausbaus Alternativen zu einer an-
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derweitigen unbedingten und festen Gasversorgung zur Verfügung stehen. Denkbar wäre 

ein vorübergehender Rückgriff auf Lastflusszusagen gemäß § 9 Abs. 3 S. 2 Nr. 1 GasNZV 

zur Bereitstellung von festen Transportkapazitäten. Außerdem erscheint es vorstellbar, eine 

Alternative dadurch zu schaffen, dass die Kraftwerke mit Ersatzbrennstoffen betrieben wer-

den. Dies könnte auch als Bedingung in die Ausschreibungsbedingungen für die Netz- oder 

Kapazitätsreserve aufgenommen werden.  

 

Berücksichtigt werden können nur solche Kraftwerksanschlussanfragen nach 

§ 38 GasNZV, die bis zum Konsultationsende am 14.08.2015 gestellt wurden. Sofern die 

bis zu diesem Stichtag vorliegenden Anträge nachträglich inhaltlich angepasst wurden, sind 

diese Aktualisierungen ebenfalls einzubeziehen. Dies gilt jedoch nur für solche Aktualisie-

rungen, die bis zur Vorlage des Szenariorahmens am 04.09.2015 eingegangen sind.  

 

Nicht berücksichtigungsfähig sind Aktualisierungen von Kraftwerksplanungsentscheidun-

gen, die erst im Laufe der Anhörung der Fernleitungsnetzbetreiber zum Tenorentwurf der 

vorliegenden Bestätigung vorgenommen wurden. Die erst nach Übergabe des Tenorent-

wurfs am 02.11.2015 bekannt gegebenen Änderungen könnten augenscheinlich unter Er-

langung dieser Informationen lediglich deswegen getroffen worden sein, um die Kriterien für 

den NEP Gas 2016 zu erfüllen. Dies betrifft die Pläne zu den Kraftwerksblöcken  

, zu denen ursprünglich Kapazitätsreservierungsanfragen nach § 38 GasNZV 

eingegangen sind, mit dem Inhalt, dass die Realisierung beider Blöcke für 2021 vorgese-

hen sei. Zum Ende der Anhörung am 12.11.2015 leitete die Beteiligte zu 15. der Bundes-

netzagentur ein am 09.11.2015 gestelltes Kapazitätsausbaubegehren nach § 39 GasNZV 

 für die beiden Blöcke weiter. Das Inbetriebnahmedatum wur-

de hierbei von 2021 auf 2019 vorgezogen. Dies hätte direkte Auswirkung auf die Liste der 

zu berücksichtigenden Kraftwerke, die das Inbetriebnahmedatum als wesentlichen Beitrag 

zur Aufnahmeentscheidung für die Netzmodellierung enthält. 

 

In diesem Fall gilt die oben genannte Feststellung, dass bei einer tatsächlichen früheren 

Inbetriebnahme des Kraftwerks außerhalb des Netzentwicklungsplanungsprozesses alle 

möglichen Planungsschritte zur Einhaltung des anvisierten Inbetriebnahmezeitpunkts des 

Kraftwerksprojekts umgesetzt werden müssen. 

 

In Anlage 2 wird dargestellt, welche Kraftwerke mit Anfragen nach § 38 GasNZV gemäß 

des Kriterienkatalogs einschließlich des durch die Bundesnetzagentur ergänzten Zeitkriteri-

ums zu berücksichtigen sind.  
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β)  Anfragen nach § 39 GasNZV 

Ausbaubegehren nach § 39 GasNZV bleiben von einer zeitlichen Eingrenzung bei der Be-

trachtung des Inbetriebnahmedatum unberührt, da sie per se als zuverlässiger als eine Ka-

pazitätsanfrage nach § 38 GasNZV angesehen werden können. Jedoch gilt für sie die Ein-

schränkung, dass sie nur dann berücksichtigt werden, wenn sie – ausgehend vom Stichtag 

27.07.2014 – jünger als ein Jahr sind oder wenn eine Planungspauschale bezahlt worden 

ist bzw. zumindest Verhandlungen zum Netzanschluss geführt werden.  

 

Bei sieben von acht Blöcken sind die relevanten Ausbaubegehren nach § 39 GasNZV vor 

dem Stichtag 27.07.2014 bei den Fernleitungsnetzbetreibern eingegangen. Begründet wird 

ihre Aufnahme in den Netzentwicklungsplan bei einem Projekt mit Anschlussverhandlun-

gen, bei zwei Projekten mit Realisierungsfahrplänen und bei den übrigen vier Projekten mit 

der Nennung „konkreter Gespräche“. Zu letzteren hat die Bundesnetzagentur bilateral die 

Fernleitungsnetzbetreiber um Nachweise gebeten, nach denen der aktuelle Verhandlungs-

stand überprüft werden konnte. Diesem Erfordernis sind die Fernleitungsnetzbetreiber 

nachgekommen. 

 

In Anlage 2 wird dargestellt, welche Kraftwerke mit Anfragen nach § 39 GasNZV gemäß 

des Kriterienkatalogs zu berücksichtigen sind.  

(b) Kapazitätsansatz an Kraftwerken 

Der von den Fernleitungsnetzbetreibern für die Modellierung der Gaskraftwerke gewählte 

planerische Kapazitätsansatz entspricht dem des NEP Gas 2015 und ist sachgerecht.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber planen die systemrelevanten Bestandskraftwerke bis zum 

Jahr 2026 entweder mit der vorhandenen festen Kapazität oder bei derzeit nur buchbarer 

uFZK mit fDZK in Höhe der maximalen Gasbezugsleistung ein. Die Ausweisung von sys-

temrelevanten Gaskraftwerken ist vom derzeit geltenden Gesetzeswortlaut her auf eine 

Dauer von höchstens 24 Monaten beschränkt. Es ist aber zu erwarten, dass im Zusam-

menhang mit dem andauernden Ausbau des Stromübertragungsnetzes weiterhin eine 

Ausweisung zur Überbrückung von Netzengpässen außerhalb des wettbewerblichen 

Strommarktes mindestens für die nächsten zehn Jahre erfolgen wird. Einzig das systemre-

levante Kraftwerk Staudinger 4 (BNA0374) wird nur bis zum Jahr 2023 mit festen Kapazitä-

ten angesetzt, da für den Folgezeitraum offizielle Stilllegungspläne nach § 13a EnWG be-

stehen und eine Übernahme in die Netzreserve nicht vorgesehen ist.  

 

Bezüglich der nicht-systemrelevanten Bestandskraftwerke schlagen die Fernleitungsnetz-

betreiber im Szenariorahmen vor, die Kapazitäten für Netzanschlusspunkte gemäß den 
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heute angebotenen und in Anlage 1 ausgewiesenen Kapazitäten zu modellieren. Die Kapa-

zitäten, die in Anlage 1 aufgeführt sind, entsprechen den Werten aus dem NEP Gas 2015. 

Das heißt, dass es keine Anpassungen in der Kapazitätsart und -höhe gegeben hat.  

 

Die Neubaukraftwerke werden die Fernleitungsnetzbetreiber zu 100% mit der Kapazität 

fDZK modellieren. Sowohl die Fernleitungsnetzbetreiber als auch die Bundesnetzagentur 

sind der Auffassung, dass es sich bei dem fDZK-Produkt um ein gesamtwirtschaftlich sinn-

volles Kapazitätsprodukt handelt. Der Planungsansatz mit fDZK gewährleistet, dass die 

Ergebnisse dieser Modellierung im Vergleich zu den Ergebnissen der Modellierung auf 

fFZK-Basis mit gesamtwirtschaftlich angemessenem Kosten- und Ressourcenaufwand zu 

erreichen ist.   

(c) Konzept zur Modellierung von Bestandskraftwerken 

In der Bestätigung des Szenariorahmens zum NEP Gas 2015 hatte die Bundesnetzagentur 

die Fernleitungsnetzbetreiber aufgefordert, in Abstimmung mit der Branche konkrete Krite-

rien zu entwickeln, wie eine Modellierung der Bestandskraftwerke in der Netzentwicklungs-

planung erfolgen soll. Angesichts dessen, dass nicht nur seitens der Fernleitungsnetzbe-

treiber, sondern auch seitens der Kraftwerksbetreiber selbst die Erforderlichkeit und der 

Nutzen einer entsprechenden Regelung bezweifelt werden, sieht die Bundesnetzagentur 

zum jetzigen Zeitpunkt davon ab, ein Modellierungskonzept vorzugeben. Dies schließt je-

doch nicht dauerhaft aus, dass zukünftig bei veränderter Beurteilungsgrundlage die Vorga-

be entsprechender Kriterien notwendig werden kann.  

  

Mit der Entwicklung eines neuen Modellierungskonzeptes sollte die Gleichbehandlung von 

neuen und bestehenden Kraftwerken erreicht sowie zu einer effizienten und gesamtwirt-

schaftlich angemessenen Netzplanung beigetragen werden. Ziel war, zu vermeiden, dass 

es einerseits ungenutzte Kapazitäten an einigen Punkten zu Kraftwerken gibt, während 

andererseits – mangels ausreichender Kapazitäten an anderen Punkten – Netzausbau-

maßnahmen erforderlich werden. Genau formulierte Kriterien sollten es ermöglichen, den 

tatsächlichen Bedarf von Kapazitätsprodukten an bestimmten Netzanschlusspunkten zu 

prüfen. Falls zum Beispiel längerfristig fFZK gebucht sind, wäre es selbst unter Verweis auf 

eine Trennung von Netzplanung und tatsächlicher Vermarktung unsachgemäß, durch einen 

pauschalen Ansatz den Kapazitätsanschluss planerisch in eine fDZK umzuwandeln und 

hierbei den realen Bedarf am Anschlusspunkt zu ignorieren. Wenn wiederum bislang nur 

uFZK buchbar sind, dann sollte die Möglichkeit gegeben werden, eine Umwandlung in 

fDZK zu prüfen. 
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Gemäß der Aufforderung der Bundesnetzagentur in der Bestätigung des Szenariorahmens 

zum NEP Gas 2015 haben die Fernleitungsnetzbetreiber im Januar 2015 einen Vorschlag 

mit Kriterien zu einem möglichen Modellierungsansatz für Bestandskraftwerke mit fDZK 

unterbreitet. Im Anhang zum Fragebogen, der die Konsultation zum Entwurf des NEP Gas 

2015 begleitete, hat die Bundesnetzagentur im April 2015 einen abweichenden Vorschlag 

für einen neuen Modellierungsansatz vorgestellt. Beide Vorschläge wurden von den Markt-

teilnehmern aus verschiedenen Gründen abgelehnt. Positive Rückmeldungen gab es sei-

nerzeit nicht. 

 

Aus Sicht eines Kraftwerksbetreibers sei es allenfalls denkbar, die Fortschreibung der bis-

lang angesetzten Kapazitätswerte mit einer unverbindlichen Bedarfsabfrage für die mittel-

fristige Zukunft zu koppeln, um den realen Kapazitätsbedarf zu messen. Für manche Kraft-

werksbetreiber könne nichtsdestotrotz die operative Abwicklung zur Herausforderung wer-

den, wenn sie beim fDZK-Produkt Unterbrechungen zum virtuellen Handelspunkt einkalku-

lieren und kurzfristige Handelsaktivitäten zum Beispiel an benachbarten virtuellen Handels-

punkten vornehmen müssten. 

 

In Bezug auf den Vorschlag der Bundesnetzagentur kritisierten die Fernleitungsnetzbetrei-

ber, dass eine Umwandlung von fFZK an bestehenden Kraftwerken in fDZK keine wesentli-

chen Potenziale berge, angefragte feste Kapazitäten an anderer Stelle zuzusagen. Denn 

umzuwandelnde Kraftwerksleistungen seien höchstens in strömungsmechanisch zusam-

menhängenden Gebieten netzdienlich. Insofern sei der Aufwand einer planerischen Um-

wandlung aus Sicht der Fernleitungsnetzbetreiber unangemessen.  

 

Darüber hinaus argumentierten die Fernleitungsnetzbetreiber, dass auch aus operativer 

Sicht der Leistungsbedarf der Kraftwerke in ihrer Vielzahl nicht mit fDZK abgewickelt wer-

den könne. Der fDZK-Ansatz nur bei neuen (und systemrelevanten) Kraftwerken sei über-

schau- und planbar. Durch eine größere Anzahl an Kraftwerken, die eine fDZK erhalten 

würden, komme es im Netz jedoch zu Wechselwirkungen, die eine vorausschauende An-

kündigung einer fDZK-konformen Unterbrechung am Vortag unmöglich machten. Eine sol-

che Ankündigung kann sich auf die Beschränkung der Einspeisung auf einen vorab zuge-

ordneten Netzpunkt, zum Beispiel Grenzübergangspunkt, Marktgebietsübergangspunkt 

oder Speicher beziehen.  

(3) Gasspeicher 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben dargelegt, welche Speicher sie in der Modellierung 

berücksichtigen und mit welcher Kapazitätsart sie diese Speicher modellieren.  
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Die Auswahl der zu berücksichtigenden Speicher ist angemessen. Maßgeblich hierfür ist 

die Speicherliste der Fernleitungsnetzbetreiber, die in Anlage 1 zum Szenariorahmen ent-

halten ist. Neben den bestehenden Speichern – einschließlich der in Bau befindlichen – 

werden die Fernleitungsnetzbetreiber auch solche Speicher in der Modellierung berücksich-

tigen, für die die Speicherbetreiber Anfragen nach § 39 GasNZV gestellt haben. Der Stich-

tag für die Einbeziehung der Kapazitätsausbauansprüche ist der 14.08.2015. 

 

Der von den Fernleitungsnetzbetreibern vorgeschlagene Kapazitätsansatz ist dem Grunde 

nach ebenfalls sachgerecht. Insoweit sind aber die folgenden Auflagen zu beachten.  

(a) Kapazitätsansatz an bestehenden Speichern 

Die Fernleitungsnetzbetreiber schlagen vor, die Kapazitäten für Netzanschlusspunkte zu 

Bestandsspeichern gemäß den heute angebotenen und in Anlage 1 ausgewiesenen Kapa-

zitäten modellieren. Dieses Vorgehen ist in Bezug auf die in Kapitel 10 des Szenariorah-

mens beschriebenen Modellierungsvarianten Q1 und Q2 angemessen. 

 

Die Bundesnetzagentur hatte die Fernleitungsnetzbetreiber in der Bestätigung des Szena-

riorahmens zum NEP Gas 2015 aufgefordert, Kriterien zum Modellierungsansatz mit TaK 

für Bestandsspeicheranschlusspunkte zu entwickeln, die ab dem Szenariorahmen für den 

NEP Gas 2016 einheitlich von allen Fernleitungsnetzbetreibern angewandt werden sollten. 

Die Ergebnisse des Vorschlags der Fernleitungsnetzbetreiber, die diesbezüglichen Stel-

lungnahmen in der Konsultation der Bundesnetzagentur zum Entwurf des NEP Gas 2015 

sowie Diskussionen mit den Fernleitungsnetzbetreibern sind in eine separate TaK-

Modellierungsvariante unter dem Gesichtspunkt der Versorgungssicherheit eingeflossen. 

Die Vorgaben für diese TaK-Modellierungsvariante sind in Kapitel II.B.4.a), S. 62 beschrie-

ben. Hierauf wird verwiesen.    

 

Die Bundesnetzagentur stellt fest, dass die Fernleitungsnetzbetreiber bei der Modellierung 

des Kapazitätsbedarfs insbesondere der Bestandsspeicher sehr heterogen vorgehen. Um 

ein besseres Verständnis über ihr jeweiliges Vorgehen zu erzielen, fordert sie die Fernlei-

tungsnetzbetreiber gemäß Tenor zu Nr. 5a auf, bei den bestehenden Speichern, die mit 

Kapazitäten mit Auflage (z.B. bFZK, BZK, DZK, LaFZK) modelliert werden, die ihren Be-

rechnungen zugrundeliegenden Funktionen an die Bundesnetzagentur zu übermitteln. 

Hierzu gehören auch die Annahmen und Randbedingungen, auf denen die Funktionen ba-

sieren.  

 

Sofern die Fernleitungsnetzbetreiber bei den Bestandsspeichern mit TaK modellieren, stellt 

die Bundesnetzagentur klar, dass die bereits im NEP Gas 2014 und im NEP Gas 2015 
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verwendeten Temperaturkurven maßgeblich sind. Ursprünglich hatte die Bundesnetzagen-

tur den Fernleitungsnetzbetreibern in Tenor zu Nr. 5a ergänzend aufgegeben, die den TaK-

Temperaturkurven zugrundeliegenden und anzuwendenden Funktionen gemäß den Vorga-

ben aus Anlage 3 entsprechend anzupassen. In der Anhörung zum Tenor wiesen die Fern-

leitungsnetzbetreiber jedoch darauf hin, dass sie die Verwendung der bisherigen Tempera-

turkurven auch bei der Modellierung des NEP Gas 2016 für angemessen halten. Darüber 

hinaus sehen die Fernleitungsnetzbetreiber mit der Ermittlung der TaK-Temperaturkurven 

und deren Anwendung in der Modellierung in den Varianten Q1 und Q2 die Einhaltung ei-

ner fristgerechten Vorlage des Entwurfs des NEP Gas 2016 zum 01.04.2016 gefährdet. Die 

Bundesnetzagentur trägt den Argumenten insofern Rechnung, als die bisher verwendeten 

TaK-Temperaturkurven noch einmal Anwendung finden können.  

(b) Kapazitätsansatz an neuen Speichern 

Wie in den Planungsprozessen zu den vergangenen Netzentwicklungsplänen haben die 

Fernleitungsnetzbetreiber in dem eingereichten Szenariorahmen vorgeschlagen, die gemäß 

§ 39 GasNZV angefragte Leistung für neue Speicher und Speichererweiterungen zu 100% 

mit der Kapazität TaK zu modellieren. Dieser Kapazitätsansatz ist angemessen.  

 

Ursprünglich hatte die Bundesnetzagentur den Fernleitungsnetzbetreibern in Tenor zu 

Nr. 5b aufgegeben, die der TaK-Temperaturkurve zugrundeliegende und bei der Modellie-

rung der neuen und erweiterten Speicher anzuwendende Funktion gemäß den Vorgaben 

aus Anlage 3 entsprechend anzupassen. Von dieser Forderung hat die Bundesnetzagentur 

jedoch im Anschluss an die Anhörung der Fernleitungsnetzbetreiber zum Tenor Abstand 

genommen. Im Tenor zu Nr. 5b hat sie klargestellt, dass die bereits im NEP Gas 2014 und 

im NEP Gas 2015 verwendeten Temperaturkurven auch bei der Modellierung im 

NEP Gas 2016 maßgeblich sind. Die Gründe für diese Entscheidung sind dieselben, die in 

Bezug auf die geänderte Behandlung von Bestandsspeichern gelten. Daher wird auf die 

Ausführungen des vorhergehenden Abschnitts verwiesen.     

(4) Verteilernetzbetreiber 

Gegen die von den Fernleitungsnetzbetreibern bei der Modellierung vorgeschlagene Be-

rücksichtigung des Kapazitätsbedarfs der Verteilernetzbetreiber bestehen Bedenken. Daher 

wird der Szenariorahmen mit den folgenden Änderungsvorgaben bestätigt.  

 

Den Fernleitungsnetzbetreibern wird gemäß Tenor zu Nr. 6 verpflichtend aufgegeben, den 

Kapazitätsbedarf der Verteilernetzbetreiber in Gestalt der im Folgenden beschriebenen 

Variante a) zu berechnen. Ihnen wird optional freigestellt, den entsprechenden Bedarf zu-

sätzlich in Gestalt der Variante b) zu modellieren. 
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In Variante a) werden als Startwert für das Jahr 2016 die angefragten internen Bestellun-

gen zu Grunde gelegt. Maßgeblich für den weiteren Zeitraum bis zum Jahr 2021 ist die 

plausibilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber gemäß § 16 der Kooperati-

onsvereinbarung.28 Der auf diese Weise für das Jahr 2021 ermittelte Kapazitätsbedarf ist 

dann für die nächsten fünf Jahre, also bis zum Jahr 2026, konstant fortzuschreiben.     

 

In Variante b) werden als Startwert für das Jahr 2016 ebenfalls die angefragten internen 

Bestellungen zu Grunde gelegt. Ebenso wie in Variante a) ist für die nachfolgenden fünf 

Jahre, bis zum Jahr 2021, die plausibilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber 

maßgeblich. Im Unterschied zu Variante a) beinhaltet die Variante b) jedoch ab 2021 den 

ursprünglichen Vorschlag der Fernleitungsnetzbetreiber, auf Basis des Referenzszenarios 

und der FfE-Studie eine Kapazitätsreduzierung anzunehmen.    

 

Zwischen den Fernleitungsnetzbetreibern und den Verteilernetzbetreiber besteht Einigkeit 

über den Umstand, dass es sachgerecht ist, im Jahr 2016 auf die internen Bestellwerte 

abzustellen und bis zum Jahr 2021 die plausibilisierte 10-Jahres-Prognose der Verteiler-

netzbetreiber zu berücksichtigen. Die Bundesnetzagentur hält diese Einschätzung ebenfalls 

für angemessen. Wie dargestellt, besteht zwischen den beiden Varianten a) und b) insoweit 

auch kein Unterschied. 

 

Unterschiedliche Einschätzungen existieren jedoch in Bezug auf den Zeitraum zwischen 

2021 und 2026. Während die meisten Fernleitungsnetzbetreiber von einem Kapazitätsbe-

darfsrückgang und vor allem die Verteilernetzbetreiber von einer Kapazitätsbedarfssteige-

rung ausgehen, erachtet die Bundesnetzagentur – entsprechend Variante a) – die Berück-

sichtigung eines von 2021 bis 2026 konstant bleibenden Kapazitätsbedarfs für sachgerecht.       

 

Die überwiegende Mehrheit der Fernleitungsnetzbetreiber stützt ihre Einschätzung auf die 

FfE-Studie. Diese Studie haben die Fernleitungsnetzbetreiber gemeinsam mit den Verbän-

den BDEW, VKU und GEODE beauftragt. Die Fernleitungsnetzbetreiber nennen als zentra-

les Ergebnis der Studie, dass mit einem Mengenrückgang an Gas auch eine Kapazitätsre-

duzierung verknüpft sei. Die Studie weise aus, dass entsprechend der Rahmenbedingun-

gen der Energiereferenzprognose ein Rückgang des Gasbedarfs von rund 13% bis 2025 

einen Rückgang des Leistungsbedarfs von 6% bis 8% zur Folge habe. Als Zusammenhang 

zwischen Energieverbrauch und Leistung wurden in der Studie für einzelne Verbrauchssek-

toren dynamische Vollbenutzungsstunden ermittelt. Diese Vollbenutzungsstunden haben 

                                                
28

  Kooperationsvereinbarung zwischen den Betreibern von in Deutschland gelegenen Gasversorgungsnetzen, Änderungs-
fassung vom 30.06.2015, Inkrafttreten am 01.10.2015 (KoV VIII). 
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die Fernleitungsnetzbetreiber für die Prognose des Kapazitätsbedarfs der Verteilernetzbe-

treiber verwendet. Die Fernleitungsnetzbetreiber erläutern, dass durch ihre Methodik regio-

nal unterschiedliche Entwicklungen in der Prognose Berücksichtigung finden. Sie geben an, 

dass die für die einzelnen Kreise von den Fernleitungsnetzbetreibern unterstellten Entwick-

lungen auf Regionalstatistiken beruhen und Studien einbeziehen, die die Auswirkungen der 

regionalen Demografie- und Wirtschaftsentwicklung auf den Energiebedarf auf Kreisebene 

untersuchen.   

 

Die Verteilernetzbetreiber und weitere Marktteilnehmer argumentieren, dass sich die plau-

sibilisierte Langfristprognose bislang als äußerst zuverlässig erwiesen habe. Wie die Be-

trachtung der in den vergangenen Jahren abgegebenen Prognosen zeige, gab es nur ge-

ringe Abweichungen zu den jeweils erfolgten internen Bestellungen. Die seitens der Fern-

leitungsnetzbetreiber prognostizierten Werte seien hingegen weitaus stärker von den tat-

sächlich angefragten Kapazitäten abgewichen. Begründet wird die vergleichsweise hohe 

Prognosezuverlässigkeit der Verteilernetzbetreiber mit deren individuellen Kenntnissen 

über ihre Netzkunden- und Versorgungsstruktur. Die Fernleitungsnetzbetreiber verfügten 

nicht über gleichwertige Kenntnisse. Anstatt auf konkrete wirtschaftliche Daten abzustellen, 

träfen sie allgemeinwirtschaftliche theoretische Aussagen.   

 

Für den Zeitraum 2021 bis 2026 sind aus Sicht der Bundesnetzagentur weder die Prognose 

der Verteilernetzbetreiber über eine Kapazitätsbedarfserhöhung noch die Prognose der 

Fernleitungsnetzbetreiber über eine Kapazitätsbedarfsabsenkung hinreichend sicher. Beide 

Prognosen werden im Vergleich zum Vorschlag der Bundesnetzagentur als weniger zuver-

lässig erachtet, um hierauf konkrete Ausbauziele zu stützen. 

 

Wenngleich die Kapazitätsbedarfswerte der Verteilernetzbetreiber plausibilisiert werden, 

verlieren sie mit zunehmendem Zeithorizont an Qualität. Denn wie sich die Netzkunden- 

und Versorgungsstruktur entwickeln wird, lässt sich für die Jahre 6 bis 10 weniger genau 

abschätzen als für die ersten 5 Jahre. Es kann Entwicklungen geben, die sich zum jetzigen 

Zeitpunkt nicht einmal in der Ideenfindungsphase – geschweige denn im Planungsstadium 

– befinden und demzufolge nicht berücksichtigt werden können. Allerdings ist es ebenso 

wenig überzeugend, stattdessen in der Modellierung für die Jahre 6 bis 10 den von den 

Fernleitungsnetzbetreibern vorgeschlagenen Kapazitätsbedarfsrückgang anzusetzen.  

 

So ist die FfE-Studie in verschiedener Hinsicht zu kritisieren. Zwar sind die Annahmen zu 

den sinkenden Leistungsbedarfen im Bereich der Haushaltskunden nachvollziehbar, nicht 

aber im Gewerbe- und RLM-Bereich. Darüber hinaus ist zu bemängeln, dass die der Be-



 59 

rechnung zugrundeliegenden Werte nicht ausreichend transparent sind. Diese und weitere 

Kritikpunkte werden auch von verschiedenen Verteilernetzbetreibern vorgetragen. Einige 

der Konsultationsteilnehmer äußern zudem generelle Bedenken hinsichtlich des Umstan-

des, dass die Studie auf einer rückläufigen Gasmengenentwicklung als Ausgangsparame-

ter beruhe. In diesem Zusammenhang gibt es auch Zweifel hinsichtlich der Prognosegüte 

der Gasmengenentwicklung. Hierzu wirft einer der Stellungnehmer die Frage auf, warum 

die Fernleitungsnetzbetreiber hinsichtlich der Prognosegüte für den zweiten 5-

Jahreszeitraum zwischen der Langfristprognose und der Gasmengenprognose differenzie-

ren. Die Einschätzung der Fernleitungsnetzbetreiber, dass sie den zweiten 5-

Jahreszeitraum der Langfristprognose für zu unsicher halten, müsste gleichermaßen auch 

für den zweiten 5-Jahreszeitraum der Gasmengenprognose gelten.   

 

Abgesehen von den dargelegten Schwächen der FfE-Studie haben die Fernleitungsnetzbe-

treiber nicht ausreichend nachvollziehbar begründet, warum ihrer Ansicht nach die Qualität 

der des Absenkungspfades zugrundeliegenden Prognose für den ersten 5-Jahreszeitraum 

unterhalb der Qualität der Langfristprognose, aber für den zweiten 5-Jahreszeitraum dar-

über liegt. Der Umstand, dass die Fernleitungsnetzbetreiber ihrer Methodik nur für den 

zweiten 5-Jahreszeitraum ein vergleichsweise bessere Prognosegüte beimessen, lässt 

Zweifel an der Zuverlässigkeit ihrer Prognose insgesamt aufkommen. Wenn sie von der 

Prognosegüte des Absenkungspfades vollends überzeugt wären, hätten sie diesen auf den 

gesamten 10-Jahreszeitraum anwenden müssen. Stattdessen haben sie einen Vorschlag 

unterbreitet, der einen Wechsel der Ermittlungsgrundlage beinhaltet. Zugleich erfolgt hier-

mit ein Sprung in der Methodik, da die Prognose der Verteilernetzbetreiber auf einem Bot-

tom-Up-Ansatz und die Abschätzung der Fernleitungsnetzbetreiber auf einem Top-Down-

Ansatz beruht. Der Wechsel zwischen diesen beiden unterschiedlichen Ermittlungsgrundla-

gen ist nicht konsistent und zudem nicht ausreichend begründet. 

 

Hiermit zusammenhängend erscheint es widersprüchlich, dass die Fernleitungsnetzbetrei-

ber unter Annahme eines steigenden Kapazitätsbedarfs Netzausbaumaßnahmen bis zum 

Jahr 2021 vorschlagen, wenn sie davon ausgehen, dass der Kapazitätsbedarf in den nach-

folgenden Jahren wieder absinkt. Denn damit erklären die Fernleitungsnetzbetreiber einer-

seits, dass sie die Realisierung von Netzausbaumaßnahmen vorantreiben möchten, wäh-

rend sie diese andererseits – nach ihrem eigenen prognostizierten Kapazitätsbedarf – 

schon bald für überflüssig halten müssten. Eine nachvollziehbare und tragfähige Begrün-

dung für dieses Vorgehen gibt es nicht.     
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Schließlich ist zu bemängeln, dass die Fernleitungsnetzbetreiber offensichtlich uneinig über 

die Entwicklung des Kapazitätsbedarfs für die Jahre 6 bis 10 sind. Der Verband der Fernlei-

tungsnetzbetreiber fordert in seiner Stellungnahme zur Anhörung des Tenors die Berück-

sichtigung der FfE-Studie, während sich die Beteiligte zu 15. in ihrer separaten Stellung-

nahme für die Berücksichtigung der 10-Jahres-Prognose der Verteilernetzbetreiber gemäß 

§ 16 Kooperationsvereinbarung ausspricht. Angesichts der gesetzlichen Verpflichtung der 

Fernleitungsnetzbetreiber, einen gemeinsamen Netzentwicklungsplan zu erstellen, ist es 

erforderlich, dass sie sich gemeinsam über die relevanten Planungsgrundlagen abstimmen. 

Anstatt konträre Sichtweisen zu vertreten, sind sie gehalten, eine von allen Fernleitungs-

netzbetreibern mitgetragene Meinung zu erzielen. Nun jedoch wird durch die Unterschied-

lichkeit der Stellungnahmen die von den Fernleitungsnetzbetreibern vorgetragene Argu-

mentation geschwächt. Insbesondere in Bezug auf die FfE-Studie verliert das Vorbringen 

der Fernleitungsnetzbetreiber an Überzeugungskraft. 

 

In Anbetracht der geschilderten Unsicherheiten, die die Prognosegüte sowohl des anstei-

genden als auch des absinkenden Kapazitätsbedarfspfades betreffen, hält die Bundesnetz-

agentur für die Jahre 2021 bis 2026 die konstante Fortschreibung des für 2021 ermittelten 

Kapazitätsbedarfes für angemessen. Dies ist ein Mittelweg zwischen den beiden Progno-

sen, der auf eine Kontinuität der ermittelten Netzausbaumaßnahmen hinwirkt. Auf Basis 

des von den Fernleitungs- und Verteilnetzbetreibern übereinstimmend vorgebrachten, plau-

sibilisierten Ausgangswertes bildet er den kleinsten gemeinsamen Nenner. Über die Höhe 

des Kapazitätsbedarfs bis zum Jahr 2021 besteht weitgehend Einigkeit, während die bei-

den alternativen Kapazitätsbedarfsprognosen mit Zweifeln behaftet sind. Aus diesem Grund 

ist es nach jetzigem Kenntnisstand das sicherste Vorgehen, den plausibilisierten Aus-

gangswert über den zweiten 5-Jahreszeitraum konstant fortzuschreiben. 

 

Mit Blick auf die Situation der Verteilernetzbetreiber bei den internen Bestellungen erachtet 

es die Bundesnetzagentur für notwendig, die gesetzliche Anforderung an den Netzentwick-

lungsplan Gas in Erinnerung zu rufen. Nach § 15a Abs. 1 S. 2 EnWG muss er alle wirksa-

men Maßnahmen zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit enthalten, die in den 

nächsten zehn Jahren netztechnisch für einen sicheren und zuverlässigen Netzbetrieb er-

forderlich sind. Bezogen auf den Bedarf der Verteilernetzbetreiber muss die Netzentwick-

lungsplanung auch dazu erfolgen, die gegenwärtig schon bestehenden Engpässe bei den 

Zusagen der benötigten Kapazitäten der Verteilernetzbetreiber – sei es durch nicht fest 

zugesagte oder befristet fest zugesagte interne Bestellungen – zu beseitigen. Dies gilt so-

wohl für die Probleme im H-Gas- als auch im L-Gas-Netz. Die Bundesnetzagentur wird die 

Fernleitungsnetzbetreiber dabei weiterhin an der im NEP Gas 2014 getätigten Aussage, 



 61 

dass die Engpässe der Verteilernetzbetreiber mit den Ausbaumaßnahmen bis 2019 beho-

ben werden, messen. 

(5) Industrie 

Angemessen für die Zwecke der Netzmodellierung sind sowohl die Annahme der Fernlei-

tungsnetzbetreiber, die an den Industriepunkten benötigten Kapazitäten bis zum Zieljahr 

2026 konstant fortzuschreiben, als auch die Annahme, den bis zum Ende der Konsultation 

gemeldeten zusätzlichen Industriebedarf zu berücksichtigen.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben neben der in Anlage 1 zum Szenariorahmen des NEP 

Gas 2016 veröffentlichten Inputliste zum aggregierten Industriebedarf der Bundesnetzagen-

tur zu Prüfungszwecken eine detaillierte Auflistung der Netzanschlusspunkte zu Industrie-

kunden am Fernleitungsnetz und der Kapazitätswerte pro Netzbetreiber übergeben. Damit 

sind sie der Auflage in der Bestätigung des Szenariorahmens zum NEP Gas 2015 vom 

06.11.2014 nachgekommen. 

 

Die Annahme eines langfristig konstanten Gasbedarfs für die direkt an das Netz der Fern-

leitungsnetzbetreiber angeschlossenen Industriestandorte geht mit der Fortschreibung der 

an den Industriepunkten am Fernleitungsnetz benötigten Kapazitäten einher und ist ange-

messen, da zunächst – mangels anderweitiger Anhaltspunkte – von einem fortdauernden 

Bedarf der Industriekunden auszugehen ist.  

 

Wenn auch bisher für die Prozesse der Meldung eines Zusatzbedarfs der Industriekunden 

über die Einzelfallprüfung bei den jeweiligen Fernleitungsnetzbetreibern hinaus kein forma-

lisiertes Verfahren existiert, auf welche Weise der Zusatzbedarf der Industriekunden in die 

Netzentwicklungsplanung Eingang findet, unterstreicht die Bundesnetzagentur, dass die 

Fernleitungsnetzbetreiber bei der Ermittlung des Netzausbaubedarfs dem Grundsatz der 

Nichtdiskriminierung Rechnung tragen müssen. So erachtet es die Bundesnetzagentur als 

notwendig, dass die Fernleitungsnetzbetreiber alle Anfragen der Industriekunden gleich 

behandeln und einen einheitlichen Maßstab zur Art und Weise der Berücksichtigung des 

Bedarfs der Anfragenden anlegen. Dass dieser Maßstab im vorgelegten Szenariorahmen 

nicht eingehalten worden sein könnte, ist der Bundesnetzagentur nicht zuletzt mangels ex-

pliziter Stellungnahmen aus der Konsultation nicht bekannt. Wegen der im Szenariorahmen 

neu aufgenommenen Formulierung, dass ein bis zum Ende der Konsultation gemeldeter 

Zusatzbedarf berücksichtigt werden soll, ist der Hinweis allerdings zur Klarstellung erforder-

lich. In zukünftigen Netzentwicklungsplänen und Szenariorahmen haben die Fernleitungs-

netzbetreiber zudem auch gegenüber dem Markt die jeweiligen Bedingungen zur Art und 
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Weise der Berücksichtigung – so wie in der Ankündigung von Fristen für Speicher- und 

Kraftwerksanfragen – transparent zu machen.  

c) Umgang mit Lastflusszusagen 

Es ist weiterhin angemessen, wie bereits im NEP Gas 2015 für die Ermittlung des Netzaus-

baubedarfs Lastflusszusagen nur für den kontrahierten Zeitraum in der Modellierung zu 

berücksichtigen. Insofern wird auf die in der Bestätigung des Szenariorahmens zum NEP 

Gas 2015 getroffenen Aussagen verwiesen.29 Nicht kontrahierte Lastflusszusagen dürfen 

somit bei der Ermittlung des Netzausbaubedarfs nicht unterstellt werden. 

4. Berücksichtigung denkbarer Störungen der Versorgung 

a) Zusätzliche Modellierung – TaK-Versorgungssicherheitsvariante (TaKSi)  

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden gemäß Tenor zu Nr. 7 verpflichtet, zusätzlich zu den 

beiden Modellierungsvarianten Q1 und Q2 eine separate Modellierungsvariante – die TaK-

Versorgungssicherheitsvariante (TaKSi) – zu modellieren und das Modellierungsergebnis 

der Bundesnetzagentur spätestens zum 01.07.2016 zu übermitteln. Gemäß § 15a 

Abs. 1 EnWG sind die Fernleitungsnetzbetreiber angehalten, die Auswirkung denkbarer 

Störungen der Erdgasversorgung im Zusammenhang mit der Versorgungssicherheit im 

Szenariorahmen zu berücksichtigen. 

 

Ursprünglich hatte die Bundesnetzagentur den Fernleitungsnetzbetreibern gemäß Tenor zu 

Nr. 7 aufgegeben, die Ergebnisse der TaKSi-Modellierungsvariante zusammen mit den 

Ergebnissen der Modellierungsvarianten Q1 und Q2 vorzulegen. In der Anhörung zum Te-

nor äußerten die Fernleitungsnetzbetreiber jedoch deutliche Kritik an dem knappen zeitli-

chen Rahmen. Nach ihrer Einschätzung sei es nicht möglich, den Zeitplan einzuhalten, da 

umfangreiche Aktivitäten vor Beginn der Modellierung erforderlich wären. Hierzu gehörten 

beispielsweise die Recherche, Zusammenstellung, Aufbereitung und Auswertung der erfor-

derlichen Tagesmitteltemperaturen, tagesscharfen Gasbedarfe und tagesscharfen Bu-

chungsdaten mindestens der letzten fünf Jahre. Außerdem seien Abstimmungen unter den 

Fernleitungsnetzbetreiber und mit der Bundesnetzagentur notwendig. Diese Kritik aufgrei-

fend hat sich die Bundesnetzagentur dafür entschieden, die Pflicht zur Vorlage der Model-

lierungsvariante auf den 01.07.2016 zu verschieben.        

 

                                                
29

  Bestätigung des Szenariorahmens zum Netzentwicklungsplan Gas 2015, S. 71 (Az. 8615-NEP Gas 2015 – Bestätigung 
Szenariorahmen vom 06.11.2014, abrufbar unter: 
http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1412/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Netzentwickl
ungundSmartGrid/Gas/NEP_Gas2015/Szenariorahmen2015/Netzentwicklungsplan_Gas_2015_SzenarioR_node.html).   
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Für den Modellierungsparameter „Kapazitätsansatz an Speichern“ bedeutet die neue Mo-

dellierungsvariante TaKSi, dass jeder Bestandsspeicher in Bezug auf seine Einspeiseleis-

tung (Entry) mit einem TaK-Anteil (und/oder fFZK) mindestens in Höhe von 50% seiner 

maximalen Ausspeicherleistung modelliert werden muss. In Bezug auf die Ausspeiseleis-

tung (Exit) gilt eine solche Mindestgrenze nicht.30  

 

Besonderheiten sind bei bestehenden Speichern zu beachten, die fFZK oder Kapazitäten 

mit Auflage anbieten. Für neue und erweiterte Speicher gilt die Prämisse, dass sie mit 

100% der angefragten Leistung als TaK modelliert werden müssen.  

 

Für jeden mit TaK zu modellierenden Speicher – unabhängig ob Bestand, Erweiterung oder 

Neubau – gilt die neue Verpflichtung, dass die Fernleitungsnetzbetreiber nach Maßgabe 

der Vorgaben aus Anlage 3 die Modellierungsfunktionen der diesem Kapazitätsansatz zu-

grundeliegenden Temperaturkurven ermitteln, anwenden und an die Bundesnetzagentur 

übermitteln müssen. Wie die neuen Funktionen für die zu ändernden Temperaturkurven 

ausgestaltet sein sollen, wird zudem in Kapitel II.B.4.a)(2), S. 66 beschrieben. Hierauf wird 

verwiesen. 

 

Von den beiden zur Quellenverteilung unterbreiteten Vorschlägen ist die H-Gas-Quellen-

Basisvariante anzuwenden. Bis auf die zu beachtenden Vorgaben der Bundesnetzagentur 

zum Kapazitätsansatz bei den Verteilernetzbetreibern, den Grenzübergangspunkten und 

den Gaskraftwerken31 richten sich auch die übrigen Modellierungsparameter nach den Pa-

rametern, die die Fernleitungsnetzbetreiber bereits für die Modellierungsvariante Q1 vorse-

hen. 

(1) Anlass und Entstehung der TaKSi  

In der Bestätigung des Szenariorahmens zum NEP Gas 2015 vom 06.11.2014 hatte die 

Bundesnetzagentur die Fernleitungsnetzbetreiber aufgefordert, Kriterien zum Modellie-

rungsansatz mit TaK für Bestandsspeicheranschlusspunkte zu entwickeln, die ab dem 

Szenariorahmen für den NEP Gas 2016 einheitlich von allen Fernleitungsnetzbetreibern 

angewandt werden sollten. Im Januar 2015 haben die Fernleitungsnetzbetreiber einen ent-

sprechenden Vorschlag mit Kriterien zu einem möglichen Modellierungsansatz für Be-

standsspeicher mit TaK unterbreitet. Um eine breitere Diskussionsgrundlage für die Mei-

nungsbildung im Markt zu schaffen, hat die Bundesnetzagentur im April 2015 einen abwei-

                                                
30

  Hierzu näher unter II.B.4.a)(2), S.66. 
31

  Zu den Verteilernetzbetreibern siehe unter II.B.3.b)(4), S. 56. Zu den Grenzübergangspunkten siehe unter II.B.3.b)(1)(a), 
S. 41. Zu den Gaskraftwerken siehe unter II.B.3.b)(2)(a), S. 46. 
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chenden Vorschlag vorgestellt. Dieser Vorschlag war dem Fragebogen, der die Konsultati-

on zum Entwurf des NEP Gas 2015 begleitete, angehängt.  

 

Beide Vorschläge wurden im Rahmen der Konsultation zum NEP Gas 2015 von den Markt-

teilnehmern diskutiert. Hierbei zeigte sich weder für das Konzept der Fernleitungsnetzbe-

treiber noch für das der Bundesnetzagentur eine eindeutige Präferenz. Vielmehr wurden 

beide Konzepte in verschiedener Hinsicht kritisiert. Die Kritikpunkte aufgreifend entwickelte 

die Bundesnetzagentur in Gestalt der im Folgeabschnitt näher beschriebenen TaK-

Versorgungssicherheitsvariante einen neuen, zweiten Ansatz zur Modellierung von Spei-

chern. 

 

Hinsichtlich der beiden ursprünglichen Konzepte der Fernleitungsnetzbetreiber und der 

Bundesnetzagentur bemerken die Fernleitungsnetzbetreiber in Kapitel 10.4 des Szenarior-

ahmens, dass es hierzu ein sehr heterogenes überwiegend ablehnendes Meinungsbild bei 

den Marktteilnehmern gäbe. Nach Auswertung der Stellungnahmen der Marktteilnehmer 

kommen sie zu dem Schluss, dass sich derzeit keine sachgerechte Entscheidungsgrundla-

ge für die Auswahl von Kriterien zur Modellierung der betroffenen Anschlusspunkte ableiten 

lasse.  

 

Auch der neue Vorschlag der Bundesnetzagentur zur Modellierung einer zusätzlichen TaK-

Versorgungssicherheitsvariante wird von den Fernleitungsnetzbetreibern kritisiert. Sie brin-

gen deutlich zum Ausdruck, dass sie eine separate Modellierung in Anbetracht des erhebli-

chen Mehraufwandes bereits aus zeitlichen Gründen für äußerst kritisch halten. Hierauf 

wiesen sie auch in ihrer Stellungnahme zur Anhörung des Tenors nochmals ausdrücklich 

hin. Zudem seien die Randbedingungen für eine solche Modellierungsvariante nicht eindeu-

tig. Gerade wenn eine Abänderung der derzeitigen TaK-Temperaturfunktion erfolge, sollte 

vor ihrer Anwendung zunächst untersucht werden, ob eine operative Abwicklung damit 

noch gewährleistet sei.  

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber halten es stattdessen für erforderlich, weitere intensive Dis-

kussion mit allen Beteiligten zu führen, um zu einem tragfähigen nachvollziehbaren Model-

lierungsansatz zu kommen. Sie kündigen an, die Thematik in der Projektgruppe TaK unter 

dem Dach des BDEW abstimmen zu wollen. Mit Email vom 29.10.2015 reichten sie hierzu 

einen ersten Vorschlag ein.  

 

Die Bundesnetzagentur begrüßt es, dass die Fernleitungsnetzbetreiber einen tragfähigen 

und nachvollziehbaren Modellierungsansatz entwickeln wollen. Allerdings ist hierzu zu be-
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merken, dass die konkreten Planungen – wie aufgezeigt – bereits seit geraumer Zeit laufen 

und bislang noch kein überzeugendes Konzept vorgelegt wurde. Dies gilt auch für das am 

29.10.2015 eingereichte Papier. Daher sieht sich die Bundesnetzagentur veranlasst, die 

Fernleitungsnetzbetreiber nunmehr auf diesem Wege zur Modellierung der neu ausgearbei-

teten TaKSi-Variante zu verpflichten. Insoweit sei aber zum einen klargestellt, dass die 

Vorgaben den seitens der Marktteilnehmer in der Konsultation geäußerten Bedenken 

Rechnung tragen. Zum anderen sei betont, dass es sich bei den Vorgaben um einen ersten 

rahmengebenden Ansatz handelt, der Raum lässt, individuelle netzbezogene Gegebenhei-

ten der Fernleitungsnetzbetreiber zu berücksichtigen. Er ist zudem auf eine gemeinsam 

abgestimmte Weiterentwicklung ausgelegt und überlässt den Fernleitungsnetzbetreibern 

die Option, die Modellierung der TaKSi-Variante erst im Anschluss an die Vorlage des Ent-

wurfs zum NEP Gas 2016 vorzunehmen. 

 

Zugleich erinnert die Bundesnetzagentur die Fernleitungsnetzbetreiber daran, dass für die 

Erstellung eines gemeinsamen Netzentwicklungsplans eine gemeinsam abgestimmte Vor-

gehensweise aller Fernleitungsnetzbetreiber unentbehrlich ist. Diese Forderung hat die 

Bundesnetzagentur bereits mehrfach an die Fernleitungsnetzbetreiber herangetragen. Sie 

sieht sich an dieser Stelle veranlasst, dieses elementare Ziel nochmals zu betonen.  

 

Die Modellierung der TaKSi-Variante ist aus mehreren Gründen erforderlich. Zum jetzigen 

Zeitpunkt gehen die Fernleitungsnetzbetreiber bei der Modellierung des Kapazitätsbedarfs 

der Speicher sehr heterogen vor. Einheitlich setzen sie in der Netzmodellierung lediglich die 

neuen Speicher mit der Kapazitätsart TaK an. Zum Zwecke der Gleichbehandlung und vor 

allem im Hinblick auf eine effiziente sowie gesamtwirtschaftlich angemessene Netzplanung 

erscheint es jedoch sinnvoll, auch die bestehenden Speicher mit der Kapazitätsart TaK zu 

modellieren. Dadurch soll insbesondere vermieden werden, dass es einerseits ungenutzte 

feste Kapazitäten an Punkten zu Bestandsspeichern gibt, während andererseits angefragte 

feste Kapazitäten nur auf unterbrechbarer Basis zur Verfügung gestellt werden können.   

 

Indem die Bundesnetzagentur die Anwendung des neuen TaK-Kapazitätsansatzes in eine 

separate Modellierungsvariante verlagert hat und in den Varianten Q1 und Q2 auf eine ent-

sprechende Berechnung verzichtet, trägt sie dem Umstand Rechnung, dass der bisherige 

Modellierungsansatz unter den Fernleitungsnetzbetreibern sehr heterogen ist. Darüber hin-

aus wird mit der Verlagerung der Umstand berücksichtigt, dass auch die Marktteilnehmer 

unterschiedliche Meinungen vertreten. Insbesondere die betroffenen Speicherbetreiber 

haben sich dagegen gewandt, einen pauschalen Ansatz zur Behandlung von Speichern, an 

denen zwar fFZK angeboten, jedoch nicht (dauerhaft) gebucht wurde, der Modellierung zu 
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Grunde zu legen. Schließlich ist festzustellen, dass auf diese Weise zuverlässigere Infor-

mationen zum konkreten Netzausbaubedarf, welcher ein maßgeblicher Bestandteil in der 

Diskussion mit den Fernleitungsbetreibern und Speicherbetreibern ist, erlangt werden kön-

nen. Dies dürfte auch im Interesse der Fernleitungsbetreiber liegen, die selbst eine sachge-

rechte Entscheidungsgrundlage anmahnen.   

 

Der Grund dafür, dass die neue Modellierungsvariante als TaK-

Versorgungssicherheitsvariante ausgestaltet wurde, ist auf das mit diesem Ansatz verfolgte 

Ziel zurückzuführen. Denn wie der Name schon sagt, soll die Modellierungsvariante zur 

Stärkung der Versorgungssicherheit beitragen. Daneben soll es ein klares Signal an den 

Markt sein, dass eingespeicherte Mengen im Winter verlässlich ausgespeichert werden 

können.  

(2) Ausgestaltung der TaKSi – Kapazitätsansatz an Speichern 

Die Fernleitungsnetzbetreiber müssen sicherstellen, dass jeder Bestandsspeicher in Bezug 

auf seine Einspeiseleistung (Entry) mit einem TaK-Anteil (und/oder fFZK) in Höhe von min-

destens 50% seiner maximalen Ausspeicherleistung modelliert wird. Bei Bestandsspei-

chern, bei denen ausschließlich uFZK angeboten wird, ist darüber hinaus keine weitere 

Vorgabe zu beachten. In Bezug auf die Ausspeiseleistung (Exit) gibt es keine entsprechen-

de Mindestgrenze für Bestandsspeicher. Daher steht bei Bestandsspeichern, bei denen 

ausschließlich uFZK angeboten wird, die Höhe der zu modellierenden TaK im pflichtgemä-

ßen und sachgerechten Ermessen der Fernleitungsnetzbetreiber.   

 

Besondere Vorgaben gelten für Bestandsspeicher, an denen fFZK oder Kapazitäten mit 

Auflage angeboten werden. Diese Vorgaben sind ein- und ausspeiseseitig gleichermaßen 

zu beachten. In Kapitel II.B.4.a)(2)(c), S. 72 wird dies näher erläutert. Hierauf wird verwie-

sen.  

 

Für neue und erweiterte Speicher ist zu gewährleisten, dass sie mit 100% der angefragten 

Leistung als TaK modelliert werden. Wie hoch die angefragte Leistung ist, bestimmt sich 

nach der Speicher-Inputliste des vorgelegten Szenariorahmens (Anlage 1).  

 

Welche Vorgaben in Bezug auf die allen Anwendungsfällen zu Grunde zu legende TaK-

Temperaturkurve zu beachten sind, wird unter II.B.4.a)(2)(b), S. 67 näher erläutert. 

(a) Maximale Ausspeicherleistung als Bezugspunkt 

Warum bei der Modellierung der Einspeiseleistung ins Netz (Entry) die maximale Ausspei-

cherleistung des Speichers als primärer Bezugspunkt für den zu modellierenden TaK-Anteil 
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gewählt wurde, ergibt sich aus der folgenden Erwägung: Bei der Ausspeicherleistung han-

delt es sich um eine physikalische, technische und damit feststehende Größe, die keinen 

Änderungen unterworfen ist. Sie lässt sich dem Datenblatt des jeweiligen Speichers ent-

nehmen und ist insoweit ein transparenter Wert.32 Gerade unter dem Gesichtspunkt der 

Versorgungssicherheit ist es wichtig, dass es sich bei dem Bezugspunkt für den zu model-

lierenden TaK-Anteil um einen stabilen Leistungswert handelt, der unabhängig vom Markt-

geschehen ist. 

 

Hintergrund für die Entscheidung, die Höhe des zu modellierenden TaK-Anteils auf mindes-

tens 50% der maximalen Ausspeicherleistung festzulegen, ist der folgende: Mit Blick auf 

den Zweck der zu modellierenden TaKSi-Variante – nämlich einen Beitrag zur Versor-

gungssicherheit leisten zu können – wurde geprüft, zu welchem Zeitpunkt in der Vergan-

genheit es einen Versorgungsengpass gab. Letztes relevantes Datum ist der Zeitraum um 

den 07.02.2012. Davon ausgehend wurde untersucht, welchen Beitrag die Speicher damals 

zur Lösung dieses Problems beigetragen haben. Die Untersuchung hat ergeben, dass die 

Speicher einen Beitrag in der Höhe von 3,5 TWh/d geleistet haben, was etwa 50% der heu-

tigen maximalen Ausspeicherleistung aller Speicher zusammen entspricht. Anders ausge-

drückt, bedeutet dies, dass die Höhe der tatsächlichen Ausspeicherleistung vom Februar 

2012 der Höhe der Ausspeicherleistung entspricht, die die Speicher heute fest anbieten 

können, wenn sie mit einem 50%-igen TaK-Anteil modelliert werden. 

 

Für Speicher, die über mehrere Anschlusspunkte verfügen, muss das Angebot an Kapazität 

in Summe mindestens 50% der maximalen Ausspeicherleistung betragen.  

(b) Vorgaben zur Temperaturkurve 

Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, bei den mit dem Kapazitätsansatz TaK 

zu modellierenden Speichern die im Weiteren beschriebenen Vorgaben zu beachten. Diese 

Verpflichtung gilt einheitlich für alle in der TaKSi-Variante zu modellierenden Speicher.  

 

Ausgangsbedingung ist, dass die Fernleitungsnetzbetreiber für die Modellierung der TaK 

ein- und ausspeiseseitig je einen Funktionsterm zu Grunde legen müssen. Die Vorgehens-

weise, wie diese Funktionsterme zu ermitteln sind, unterscheidet sich danach, ob es um die 

Modellierung der Einspeiseleistung des Speichers in das Netz (Entry) oder um die Modellie-

rung der Ausspeiseleistung des Speichers aus dem Netz (Exit) geht. Im ersten Fall – also 

bei der Ausspeicherung – gestaltet sich die Ermittlung des Funktionsterms verpflichtend 

nach den im Folgenden dargestellten Ermittlungsschritten. Im zweiten Fall – also bei der 

                                                
32

  Siehe Speicher-Datenblätter des Landesamts für Bergbau, Energie und Geologie des Landes Niedersachsen.  
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Einspeicherung – werden dem Fernleitungsnetzbetreiber weniger strikte und umfangreiche 

Bedingungen aufgegeben, um den entsprechenden Funktionsterm zu ermitteln. Diese Be-

dingungen werden nachfolgend ebenfalls beschrieben.  

 

α)  Ausspeicherung 

Um den Funktionsterm für die Modellierung der Einspeiseleistung zu ermitteln, ist im ersten 

Schritt der durchschnittliche Gasbedarf als Funktion f(T) der Temperatur darzustellen. Es ist 

also aufzuzeigen, wie hoch die jeweilig benötigte Gasmenge im betrachteten Netz bei einer 

bestimmten Temperatur war. Diese Betrachtung soll netzscharf erfolgen, um den individuel-

len, mitunter regional bedingten Besonderheiten der Einzelnetze bei der Ermittlung der Mo-

dellierungsfunktion Rechnung zu tragen. 

 

 Betrachtungszeitraum 

Der für die Ermittlung dieser Daten zu Grunde liegende Betrachtungszeitraum um-

fasst mindestens die fünf unmittelbar zurückliegenden Jahre, ausgehend vom Jahr 

2014. Um den Funktionsterm für die Einspeiseleistung (Ausspeicherung) in Abhän-

gigkeit der Temperatur festzulegen, sind in den betreffenden Jahren die jeweiligen 

Zeiträume vom 01.10. bis 01.04. zu betrachten.  

 

 Temperaturverteilung  

Die in den betrachteten Zeiträumen aufgetretenen Gasbedarfe aus mindestens den 

letzten fünf Jahren sind tagesscharf gegen die Tagesmitteltemperatur im Gebiet des 

jeweiligen Netzbetreibers aufzutragen. In die sich hieraus ergebende Temperatur-

verteilung werden anschließend jeweils zwei statistische Hüllkurven – obere und un-

tere einhüllende Kurve (Einhüllende) – angepasst. 

 

 Funktionsterm 

Danach lässt sich aus den Verläufen der oberen und unteren Einhüllenden die Kur-

ve ermitteln, die den durchschnittlichen Gasbedarf als Funktion f(T) der Temperatur 

darstellt.  

 

Die geschilderte Vorgehensweise ist in Abbildung 2 für den Gasbedarf in den Wintermona-

ten veranschaulicht. 
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Abb. 2: Schematische Darstellung zur Bestimmung des durchschnittlichen Gasbedarfs  

Der durchschnittliche tägliche Gasbedarf in mindestens fünf betrachteten Zeiträumen, jeweils vom 01.10. bis 
01.04., wird in Abhängigkeit der Tagesmitteltemperatur dargestellt (rote Punkte). Temperaturen werden im 
Intervall zwischen der Auslegungstemperatur des Netzes und der maximalen, im genannten Zeitraum gemes-
senen Temperatur Tmax betrachtet. In die temperaturabhängige Verteilung der Punkte lassen sich zwei Einhül-
lende anpassen (schwarz dargestellt), aus der sich der mittlere Gasbedarf des Netzes als Funktion der Tempe-
ratur in den Grenzen zwischen der Auslegungstemperatur des Netzes und der maximal in den betrachteten 
Zeiträumen gemessenen Temperatur Tmax ermitteln lässt. Dieser temperaturabhängige Verlauf ist in der Abbil-
dung durch die blaue Kurve visualisiert. 

 

Um aus der ermittelten Funktion f(T) im zweiten Schritt die Modellierungsfunktion fTaK be-

stimmen zu können, müssen zusätzlich die folgenden Annahmen getroffen werden: 

 

 Vollbenutzungstage 

Die Modellierungsfunktion fTaK muss sicherstellen, dass die Ausspeicherung an 

mindestens 92 Vollbenutzungstagen erfolgen kann. Diese Anforderung ent-

spricht der Vorgabe, die auch bislang für die TaK-Modellierung galt.33  

                                                
33

  Siehe u.a. Bestätigung des Szenariorahmens zum Netzentwicklungsplan Gas 2014, S. 56 ff. (Az. 8615-NEP Gas 2014 – 
Bestätigung Szenariorahmen vom 16.10.2013, abrufbar unter:  

 http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1421/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Netzentwickl
ungundSmartGrid/Gas/NEP_Gas2014/Szenariorahmen2014/Netzentwicklungsplan_Gas_2014_ Szenariorahmen_ no-
de.html) und Änderungsverlangen zum Netzentwicklungsplan Gas 2014, S. 29 ff. (Az. 8615-NEP Gas 2014 – Änderungs-
verlangen Netzentwicklungsplan vom 17.11.2014, abrufbar unter:  

 http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1421/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Netzentwickl
ungundSmartGrid/Gas/NEP_Gas2014/Netzentwicklungsplan_Gas_2014_node.html).  
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Bezogen auf die Ausspeicherung versteht die Bundesnetzagentur unter Vollbe-

nutzungstagen die Summe der Tage, an denen nach TaK eine feste Ausspei-

cherung möglich ist, gewichtet mit dem Anteil der festen Kapazität.  

 

 Grenzwerte 

In Höhe der Auslegungstemperatur des Netzes soll die Einspeiseleistung in das 

Netz 100% betragen. Es gilt der folgende Zusammenhang:  

 

fTaK (Auslegungstemperatur) = 100% Einspeiseleistung 

 

Bei der im betrachteten zeitlichen Intervall beobachteten maximalen Temperatur 

soll die Einspeiseleistung in das Netz 0% betragen. Es gilt die folgende Formel: 

 

 fTaK (Maximaltemperatur) = 0% Einspeiseleistung 

 

Um die vorgegebenen 92 Vollbenutzungstage erreichen zu können, muss die 

Fläche unterhalb der TaK-Kurve mindestens 50% der Fläche entsprechen, die 

sich unterhalb der mittleren, den durchschnittlichen Gasbedarf wiedergebenden 

Kurve befindet. 

 

Zudem muss die zu ermittelnde Modellierungsfunktion fTaK stetig auf dem be-

trachteten Temperaturintervall sein. 

 

Die Annahmen, die für die im Falle der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) zu ermittelnde 

Modellierungsfunktion fTaK zu berücksichtigen sind, werden in der folgenden Abbildung 3 

veranschaulicht.  
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Abb. 3: Schematische Darstellung zur Ermittlung der temperaturabhängigen Einspeiseleistung 

Im Rahmen der Vorgaben, dass die Einspeiseleistung bei der Auslegungstemperatur des Netzes 100% betra-
gen soll, sowie bei der in den betrachteten Zeiträumen gemessenen, maximalen Temperatur Tmax auf 0% zu-
rückgeht, ergibt sich der in grün schematisch dargestellte Verlauf der Kurve für die Einspeiseleistung. Schraffiert 
dargestellt ist die zusätzliche Bedingung, dass die Fläche unter dieser stetigen Funktion auf dem betrachteten 
Temperaturintervall mindestens 50% der Fläche unterhalb der Kurve, die wie zuvor erläutert, den durchschnittli-
chen Gasbedarf temperaturabhängig beschreibt, entspricht. 

 

Diejenigen Fernleitungsnetzbetreiber, die in ihren einspeiseseitigen Modellierungen bereits 

eine temperaturgeführte Funktion nutzen, sollen überprüfen, ob diese Funktion die oben 

genannten Bedingungen erfüllt. Ist dies nicht der Fall, müssen sie ihre Funktion entspre-

chend anpassen. Die Fernleitungsnetzbetreiber, die in ihren einspeiseseitigen Modellierun-

gen bislang keine temperaturgeführte Funktion nutzen, haben unter Einhaltung der oben 

genannten Bedingungen eine entsprechend neue Funktion auszuarbeiten. 

 

Die vorhandenen, gegebenenfalls angepassten und neu entwickelten Funktionen sind bei 

der Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) anzuwenden.  

 

β)  Einspeicherung 

Für die Modellierung der Ausspeiseleistung (Einspeicherung) müssen die Fernleitungs-

netzbetreiber einzig das folgende Kriterium erfüllen: Die Einspeicherung ist an mindestens 

92 Vollbenutzungstagen im Betrachtungszeitraum vom 01.04. auf den 01.10. sicherzustel-
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len. Ermittlungsgrundlage hierfür ist die Betrachtung der historischen Buchungsdaten vom 

01.10.2012 bis zum 01.04.2015.  

 

γ)  Weitere Vorgaben 

In beiden Fällen sind die Fernleitungsnetzbetreiber aufgefordert, die individuell ermittelten 

und angewandten Funktionen der Bundesnetzagentur mit Vorlage der TaKSi-

Modellierungsergebnisse mit textlicher Erläuterung und graphischer Darstellung zu übermit-

teln. Ebenso sind die zu Grunde liegenden Datensätze, einschließlich der relevanten Wet-

ter- und Temperaturdaten von den betreffenden Mess- und Wetterstationen (mit Namen 

und Standort), die eine Auswertung mittels einer Excel-verarbeitungsfähigen Tabellenkalku-

lation ermöglichen, beizufügen. 

(c) Vorgaben in bestimmten Anwendungsfällen 

Für Bestandsspeicher, bei denen fFZK oder Kapazitäten mit Auflage (z.B. bFZK, BZK, 

DZK, LaFZK, TaK) angeboten werden, gelten ein- und ausspeiseseitig die folgenden Be-

sonderheiten.  

 

α)  Besonderheiten bei Bestandsspeichern mit fFZK 

Bei denjenigen Speichern, an denen fFZK angeboten wird, erfolgt unter bestimmten Vo-

raussetzungen eine Fortschreibung der fFZK und keine Umwandlung in TaK. Das maßgeb-

liche Entscheidungskriterium für die Frage, ob eine Fortschreibung oder Umwandlung ge-

boten ist, richtet sich nach dem Vorliegen relevanter fFZK-Buchungen. Eine Fortschreibung 

der angebotenen fFZK findet statt, soweit relevante fFZK-Buchungen vorliegen. Soweit 

solche Buchungen nicht vorgenommen wurden, sind die entsprechenden fFZK-Anteile in 

TaK-Anteile umzuwandeln. Die Höhe der technisch verfügbaren Kapazität wird dadurch 

nicht verändert. Lediglich die Anteile der angebotenen Kapazitätsart können sich korres-

pondierend in ihrer Höhe ändern.   

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben in ihrem Konzept vom Januar 2015 einen Vorschlag 

unterbreitet, anhand welcher Bedingungen zu beurteilen ist, ob relevante fFZK-Buchungen 

im obigen Sinne vorliegen. Der übermittelte Vorschlag findet mit Anpassungen Anwendung. 

Den Fernleitungsnetzbetreibern wird aufgegeben, die Modellierung der betreffenden Spei-

cher gemäß den folgenden Vorgaben vorzunehmen:  

 

Zunächst ist eine zukunftsorientierte Analyse durchzuführen. Ausgehend vom Stichtag 

01.07.2015 erfolgt eine Betrachtung des Buchungsstandes. Liegen zum Stichtag durch-

gängig fFZK-Buchungen über einen Zeitraum von mindestens zwei Jahren vor, werden 

diese fFZK-Anteile fortgeschrieben und nicht in TaK-Anteile umgewandelt. In der Höhe, in 
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der keine solchen Buchungen vorliegen, findet hingegen eine Umwandlung statt. Letzteres 

gilt aber nur, sofern sich nicht aus der im Folgenden beschriebenen, vergangenheitsorien-

tierten Analyse anderes ergibt.  

 

Wenn am Stichtag 01.07.2015 die angebotene fFZK nicht in ihrer vollen Höhe für die Zu-

kunft gebucht wurde, ist die vergangenheitsorientierte Analyse durchzuführen. 

 

In Bezug auf die Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) erfolgt über den 

Zeitraum vom 01.10.2012 bis zum 01.04.2015 eine Betrachtung des Buchungsstandes des 

jeweils letzten und ersten Quartals eines Kalenderjahres. Insgesamt sind also sechs Quar-

tale (546 Tage) zu betrachten. Zu prüfen sind die täglich vorliegenden fFZK-Buchungen in 

diesem definierten Zeitraum. Hiervon ausgehend ist ein Buchungsband zu bilden und der-

jenige Wert abzulesen, der an 66% der betrachteten Tage (360 Tage) mindestens erreicht 

wird. Die Fortschreibung der fFZK erfolgt in Höhe des ermittelten Wertes, sofern sich nicht 

aus der zukunftsorientierten Analyse ein höherer Wert ergibt.   

 

Im Fall der Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) muss für jeden Speicher 

die vorgegebene Mindestgrenze beachtet werden: Unabhängig davon, ob eine Fortschrei-

bung von fFZK oder eine Umwandlung in TaK erfolgt, muss diese Kapazität in ihrer Höhe 

mit einem Anteil modelliert werden, der mindestens 50% der maximalen Ausspeicherleis-

tung des Speichers entspricht. 

 

In Bezug auf die Modellierung der Ausspeiseleistung (Einspeicherung) erfolgt über den 

Zeitraum vom 01.10.2012 bis zum 01.04.2015 eine Betrachtung des Buchungsstandes des 

jeweils zweiten und dritten Quartals eines Kalenderjahres. Insgesamt sind also vier Quarta-

le (366 Tage) zu betrachten. Zu prüfen sind die täglich vorliegenden fFZK-Buchungen in 

diesem definierten Zeitraum. Hiervon ausgehend ist ein Buchungsband zu bilden und der-

jenige Wert abzulesen, der an 66% der betrachteten Tage (242 Tage) mindestens erreicht 

wird. Die Fortschreibung der fFZK erfolgt in Höhe des ermittelten Wertes, sofern sich nicht 

aus der zukunftsorientierten Analyse ein höherer Wert ergibt.   

 

Zusammengefasst gilt also Folgendes: Im Vergleich der sich aus der Zukunfts- und Ver-

gangenheitsbetrachtung ergebenden fFZK-Buchungswerte wird der jeweils höhere Wert mit 

fFZK fortgeschrieben. Der etwaig bestehende, bis zur Höhe des fFZK-Angebots verblei-

bende Differenzbetrag wird in TaK umgewandelt.  
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Die Fernleitungsnetzbetreiber haben der Bundesnetzagentur die Daten, die sie zur Ermitt-

lung der Buchungshöhe verwenden, in Excel-auswertbarer Form zu übersenden. 

 

β)  Besonderheiten bei Bestandsspeichern mit Kapazitäten mit Auflage  

Bei denjenigen Bestandsspeichern, die Kapazitäten mit Auflage (z.B. bFZK, BZK, DZK, 

LaFZK, TaK) anbieten, gilt die folgende Besonderheit: Für die Modellierung mit TaK ist bei 

diesen Speichern auf die gesamte angebotene Leistung abzustellen. Den Ausgangswert für 

die anzuwendende Modellierungsfunktion fTaK bilden also die jeweiligen, in der Speicher-

Inputliste zum vorgelegten Szenariorahmen (Anlage 1) angegebenen technisch verfügba-

ren Kapazitäten. 

 

Einspeiseseitig muss hierbei aber sichergestellt sein, dass die für alle Bestandsspeicher 

vorgegebene Mindestgrenze erreicht wird: Die TaK muss in ihrer Höhe also mindestens mit 

einem Anteil modelliert werden, der 50% der maximalen Ausspeicherleistung des Spei-

chers entspricht. Ausspeiseseitig gibt es eine solche Mindestgrenze nicht. 

b) Umgang mit der zukünftig reduzierten Verfügbarkeit von L-Gas 

Der Gesichtspunkt der Versorgungssicherheit wird im Hinblick auf die reduzierte L-Gas-

Verfügbarkeit von den Fernleitungsnetzbetreibern im Szenariorahmen angemessen be-

rücksichtigt, indem die Fernleitungsnetzbetreiber die Prämissen darlegen, unter denen der 

L-Gas-Rückgang im NEP Gas 2016 betrachtet werden soll.   

 

Der Vorschlag der Fernleitungsnetzbetreiber, zur Erfüllung des Auftrags des § 15a EnWG 

als denkbare Störung der Versorgungssicherheit die reduzierte Verfügbarkeit von L-Gas zu 

prüfen, ist gegenwärtig im Ergebnis nicht zu beanstanden. Der Netzentwicklungsplan Gas 

hat einen bedarfsgerechten Netzausbau mit der Gewährleistung von Versorgungssicherheit 

zum Ziel. Die Einhaltung der Versorgungssicherheit – insbesondere die der schützenswer-

ten Gasnetzanschlusskunden gemäß § 53a EnWG – wird allerdings in allen Modellierungs-

varianten zur Vorgabe gemacht. Der akut vorliegende Rückgang der L-Gas-Versorgung hat 

eine unmittelbare Bedeutung für die Versorgungssicherheit im Gasnetz und den damit zu-

sammenhängenden Ausbaubedarf. In diesem Sinne versteht die Bundesnetzagentur den 

Ansatz der Fernleitungsnetzbetreiber nicht als eigenständiges „Versorgungssicherheitssze-

nario“, sondern vielmehr als eine zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit ohnehin 

gebotene Aufgabe und daher als notwendigen Bestandteil der im NEP Gas 2016 zu be-

rechnenden Modellierungsvarianten. 

 

Im von den Fernleitungsnetzbetreibern so bezeichneten Versorgungssicherheitsszenario 

„L-Gas-Leistungsbilanz 2030“ soll die L-Gas-Leistungsbilanz der nächsten Jahre bis ein-
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schließlich 2030 dargestellt und analysiert werden. Da die Verfügbarkeit von L-Gas aus 

deutscher und niederländischer Produktion zurückgeht, die Versorgung von H-Gas aus 

verschiedenen Quellen hingegen langfristig gesichert scheint, hält die Bundesnetzagentur 

die anvisierten Berechnungen mit den im Szenariorahmen zugrundeliegenden Eingangs-

prämissen für angemessen. Ziel soll sein, im NEP Gas 2016 konkrete Projekte zur Sicher-

stellung der Versorgung im Zeitraum bis 2026 zu identifizieren. Insbesondere sollen konkre-

te Projekte für eine Umstellung der Netze von L- auf H-Gas identifiziert und aus den ver-

gangenen Netzentwicklungsplänen 2013 bis 2015 aktualisiert und gegebenenfalls fortge-

schrieben werden.  

 

In diesem Zusammenhang erachtet die Bundesnetzagentur den Hinweis für notwendig, 

dass bei der gerade in näherer Zukunft erfolgenden Umstellung von Netzbereichen eine 

Veränderung, insbesondere eine zeitlich vorgezogene oder zurückgestellte Umstellung, in 

Absprache mit den nachgelagerten Netzbetreibern stattfinden sollte. Die Auflistung aller 

Umstellbereiche inklusive der indikativen Zeitpunkte sind für die nachgelagerten Netzbe-

treiber und andere Anschlussnehmer Anhaltspunkt für die eigene Bewältigung der Markt-

raumumstellung. Vorverlegungen sollten insofern nur unter Einhaltung der in der Koopera-

tionsvereinbarung enthaltenen Vorankündigungsfristen erfolgen. 

 

Sachgerecht und unter der Wahrung des Aspekts der Versorgungssicherheit notwendig ist 

einerseits, dass die Fernleitungsnetzbetreiber den verbleibenden L-Gas-Markt berücksich-

tigen wollen und müssen. Andererseits ist aber – auch mittels der Umstellungsplanung – 

vor allem den in den L-Gas-Netzen vorherrschenden Missständen bei der Gewährung der 

internen Bestellungen entgegen zu treten. Das derzeitige Problem, dass interne Bestellun-

gen teilweise nicht fest oder nur befristet fest zugesagt werden, ist zu beheben. Insofern 

wird auf die Ausführungen unter II.B.3.b)(4), S. 56 verwiesen.  

c) Erkenntnisse aus der Analyse historischer Unterbrechungen 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben die historischen Unterbrechungen fester und unter-

brechbarer Kapazitäten für den Zeitraum vom 01.10.2010 bis 31.05.2015 ausgewertet. Die-

ses Vorgehen ist nach den derzeit geltenden Maßstäben nicht zu beanstanden, wenngleich 

für die zukünftigen Netzentwicklungsplanungen neue Anforderungen in Aussicht stehen.  

 

Für Unterbrechungen ab dem 01.10.2013 haben die Fernleitungsnetzbetreiber wie bereits 

im NEP Gas 2014 und 2015 ein modifiziertes, mit der Bundesnetzagentur abgestimmtes 

Auswertungsverfahren angewendet. Hauptmerkmal der modifizierten Auswertung ist, dass 

auch Aufforderungen zur Renominierung als tatsächliche Unterbrechung der zu transportie-

renden Gasmenge berücksichtigt werden. Somit beziehen sich die angegebenen Unterbre-
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chungen auf den Wert der letzten gültigen Nominierung des Transportkunden vor der ers-

ten durch den Fernleitungsnetzbetreiber ausgesprochenen Mitteilung einer reduzierten Ver-

fügbarkeit einer beliebigen Stunde des Gastages. Die Liste der Unterbrechungen haben die 

Fernleitungsnetzbetreiber dem Szenariorahmen in Anlage 2 beigefügt.  

 

Mit Blick auf die Netzentwicklungspläne, die dem NEP Gas 2016 nachfolgen, ist die Ent-

wicklung neuer Anforderungen beabsichtigt. Die Fernleitungsnetzbetreiber sollen die Un-

terbrechungsanalyse zukünftig mit der Methodik der ENTSOG-Transparenzplattform, die 

sich aus der Fernleitungsnetzverordnung (EG) Nr. 715/200934 und der REMIT-Verordnung 

(EU) Nr. 1227/201135 ableitet, in Einklang bringen – optimal mit produktscharfen Katego-

rien. Der Bundesnetzagentur ist es nicht nur wichtig, dass ein Unterbrechungswert darge-

stellt wird, der aussagekräftig für Transportkunden ist und die tatsächliche Kapazitätsaus-

lastung an Netzpunkten wiedergibt, sondern dass dieser Wert auch den Werten entspricht, 

die auf der ENTSOG-Transparenzplattform und den jeweiligen Transparenzplattformen der 

Netzbetreiber veröffentlicht werden. 

5. Verbesserung der Transparenz 

a) Startnetzmaßnahmen 

Die Fernleitungsnetzbetreiber erläutern, anhand welcher Kriterien sie im NEP Gas 2016 

Maßnahmen in das Startnetz aufnehmen werden. Das angekündigte Vorgehen ist sachge-

recht.  

 

Das Startnetz bildet die Basis für die Modellierung der Fernleitungsnetze zur Ermittlung des 

zusätzlich erforderlichen Netzausbaubedarfs. Wie die Fernleitungsnetzbetreiber zutreffend 

feststellen, ist daher Bedingung des Startnetzes, dass die Realisierung der betreffenden 

Maßnahmen als gesichert unterstellt werden kann. Eine solche Annahme lässt sich erst 

dann bejahen, wenn sämtliche für den Beginn der Realisierung erforderlichen Entscheidun-

gen vorliegen. Dies bedeutet, dass die entsprechenden öffentlich-rechtlichen und privat-

rechtlichen Genehmigungen erteilt sein müssen und der jeweilige Fernleitungsnetzbetreiber 

die finale Investitionsentscheidung getroffen haben muss.      

                                                
34

  Verordnung (EG) Nr. 715/2009 des Europäischen Parlaments und des Rates vom 13. Juli 2009 über  die  Bedingungen  
für  den  Zugang  zu  den  Erdgasfernleitungsnetzen  und  zur  Aufhebung  der Verordnung (EG) Nr. 1775/2005. 

35
  Verordnung (EU) Nr. 1227/2011 des Europäischen Parlaments und des Rates vom 25. Oktober 2011 über die Integrität 

und Transparenz des Energiegroßhandelsmarkts. 
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b) Interne Bestellungen 

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden aufgefordert, die Inputliste zu den internen Bestel-

lungen, die mit dem NEP Gas 2016 vorgelegt werden wird, in den folgenden Punkten 

transparenter zu gestalten: 

 die verwendeten Einheiten müssen gleich sein (kWh/h oder MWh/h), 

 der Name eines Netzkoppelpunktes und der des nachgelagerten Netzbetreibers 

müssen in der Internetveröffentlichung und im NEP-Dokument einheitlich sein, 

 die Zugehörigkeit der Netzkoppelpunkte zwischen vor- und nachgelagerten Netzbe-

treibern zu den Marktgebieten sind deutlich zu machen und die bestellbaren Kapazi-

täten entsprechend zu separieren, sofern ein nachgelagerter Netzbetreiber Netz-

koppelpunkte zu mehr als einem Marktgebiet hat (sogenannte Marktgebietsüberlap-

pung, vgl. § 4 Nr. 20 KoV VIII). 

c) Kapazitätswerte an Netzkopplungspunkten 

Die Fernleitungsnetzbetreiber werden gemäß Tenor zu Nr. 8 verpflichtet, mit Vorlage des 

Entwurfs des NEP Gas 2016 die Änderungen der technisch verfügbaren Kapazitäten zu 

nennen, die sich in Folge des vorgeschlagenen Netzausbaus an Netzkopplungspunkten 

ergeben. Die Werte haben die Fernleitungsnetzbetreiber netzkopplungspunktscharf für jede 

Modellierungsvariante vorzulegen. Dazu veröffentlichen die Fernleitungsnetzbetreiber pro 

Modellierungsvariante eine kapazitative Outputliste.    

 

Jedem Netzentwicklungsplan sind Anlagen angehängt, in denen die Fernleitungsnetzbe-

treiber die Kapazitätswerte pro Netzkopplungspunkt ausweisen. Diese Werte bilden die 

Grundlage für die Modellierung, sie fließen als Eingangsparameter in die Modellierungsbe-

rechnungen ein. In den angehängten, getrennt geführten Listen geben die Fernleitungs-

netzbetreiber Auskunft über die Eingangsparameter für Grenzübergangspunkte, Speicher, 

Produktion, Marktgebietsübergangspunkte, Kraftwerke, Verteilernetzbetreiber und Industrie. 

Neben den jeweils pro Netzkopplungspunkt ausgewiesenen technisch verfügbaren Kapazi-

täten enthalten die Listen auch Werte zu gebuchten und freien Kapazitäten.  

 

Bereits jetzt geben die Fernleitungsnetzbetreiber Änderungen bei den technisch verfügba-

ren Kapazitäten, die aus einer bekannten oder angenommenen Bedarfsänderung resultie-

ren, in den entsprechenden Listen an dem betreffenden Netzkopplungspunkt an. Die Ände-

rungen können sich entweder im Jahresverlauf innerhalb eines Netzentwicklungsplans zei-

gen (zum Beispiel von 2016 bis 2026) oder sie werden – bezogen auf dasselbe Jahr – im 

Verlauf mehrerer Netzentwicklungspläne ersichtlich (zum Beispiel im NEP Gas 2014 und im 

NEP Gas 2015 zwei unterschiedliche Werte für das Jahr 2016).  
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Die Ursache für eine bekannte oder angenommene Bedarfsänderung kann beispielsweise 

in einem neu zu berücksichtigenden Anschluss für ein geplantes Kraftwerk liegen. Ebenso 

kann sich ein geänderter Bedarf aus einer neuen Bedarfsprognose für einen nachgelager-

ten Netzbetreiber ergeben.  

 

Einige Marktteilnehmer haben sich in den vergangenen Konsultationen dafür ausgespro-

chen und zum wiederholten Male gefordert, dass die Netzentwicklungspläne nicht nur die 

Eingangsgrößen, sondern auch die diejenigen Kapazitätswerte aufführen sollen, die die 

Auswirkungen des pro Modellierungsvariante vorgeschlagenen Netzausbaus auf die tech-

nisch verfügbaren Kapazitäten widerspiegeln. Solche Auswirkungen von Ausbaumaßnah-

men, die zu einer Änderung der festen Kapazitäten in einem bestimmten Kalenderjahr an 

einem definierten Netzkopplungspunkt führen, werden bislang nicht kenntlich gemacht. 

 

Mit der Maßgabe, die technisch verfügbaren Kapazitäten nicht nur in Abhängigkeit eines 

geänderten Bedarfs, sondern auch in Abhängigkeit des vorgeschlagenen Netzausbaus 

darzustellen, wird bezweckt, das Kapazitätsangebot der nächsten zehn Jahre möglichst 

realistisch abzubilden. Dabei ist die Art der Darstellung den Fernleitungsnetzbetreibern wei-

testgehend freigestellt. Sicherzustellen ist lediglich, dass sie den geänderten Kapazitäts-

wert kenntlich machen und angeben, ob der neue Wert auf eine Bedarfsänderung zurück-

zuführen ist oder ob er sich als Folge des Netzausbaus ergibt. Sofern möglich, kann eine 

Zuordnung explizit zu einzelnen Netzausbaumaßnahmen erfolgen.   

d) Sonstiges 

Die Fernleitungsnetzbetreiber bleiben verpflichtet, die Aussagen über kapazitative Auswir-

kungen der Netzausbaumaßnahmen so genau wie möglich zu treffen (zum Beispiel in den 

Projektsteckbriefen). Hierzu zählt, welche Netzanschlusspunkte eindeutig von einer Maß-

nahme profitieren werden und welche anderen Netzausbaumaßnahmen in unmittelbarem 

Zusammenhang stehen. Zudem ist anzugeben, ob die Realisierungswahrscheinlichkeit in 

Frage stehen könnte, etwa weil eine alternative Maßnahme ebenso zur Sättigung des Be-

darfs dienen würde, oder wenn ein derzeit bestehender Bedarf zukünftig wegfällt und damit 

der investitionsauslösende Faktor ausbleibt.  

 

Änderungen bei Kapazitätshöhen der technisch verfügbaren Kapazität, auch bei den ag-

gregierten Industriewerten, müssen gekennzeichnet und begründet werden. Ebenso ist ein 

Hinweis erforderlich, wenn es Änderungen bei der Zuordnung von Netzanschlusspunkten 

zum Fernleitungsnetz gab oder wenn sich die Bezeichnungen der Netzanschlusspunkte 

selbst geändert haben. 
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Dem NEP Gas 2016 ist eine Zusammenfassung auf Englisch beizufügen, die insbesondere 

auf die Entwicklungen an den Grenzübergangspunkten eingeht. Dies umfasst Aussagen 

zur Bedeutung der Quellenverteilung, zu Kapazitätsänderungen an den Grenzübergangs-

punkten und zu relevanten Netzausbaumaßnahmen. 

C. Hinweis zu den Kosten 

Hinsichtlich der Kosten ergeht ein gesonderter Bescheid nach § 91 EnWG.  
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Abkürzungsverzeichnis 

 

bFZK Bedingt frei zuordenbare Kapazitäten 

BNetzA-ID Identifkationsnummer aus der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur 

BZK Beschränkt zuordenbare Kapazitäten 

DZK Dynamisch zuordenbare Kapazitäten 

ENTSOG European Network of Transmission System Operators for Gas  

EnWG  Gesetz über die Elektrizitäts- und Gasversorgung (Energiewirtschaftsgesetz) 

fDZK  Siehe DZK  

fFZK Feste frei zuordenbare Kapazitäten  

GasNZV Verordnung über den Zugang zu Gasversorgungsnetzen (Gasnetzzu-

gangsverordnung) 

GÜP  Grenzübergangspunkt(e) 

H-Gas Hochkalorisches (high-calorific) Gas 

IBN Inbetriebnahme 

KraftNAV Verordnung zur Regelung des Netzanschlusses von Anlagen zur Erzeugung 

von elektrischer Energie (Kraftwerks-Netzanschlussverordnung) 

KoV Kooperationsvereinbarung zwischen den Betreibern von in Deutschland ge-

legenen Gasversorgungsnetzen 

L-Gas  Niederkalorisches (low-calorific) Gas 

LaFZK  Lastabhängig zuordenbare Kapazitäten 

LNG  Flüssigerdgas (Liquefied Natural Gas) 

MÜP  Marktgebietsübergangspunkt 

NEP  Netzentwicklungsplan 

PCI Projekte von gemeinschaftsweitem Interesse (Projects of Common Interest) 

gemäß Verordnung (EU) Nr. 347/2013 zu Leitlinien für die transeuropäische 

Energieinfrastruktur 

RLM Registrierende Leistungsmessung 

TaK Temperaturabhängige Kapazitäten 

TYNDP Ten-Year Network Development Plan, gemeinschaftsweiter zehnjähriger 

Netzentwicklungsplan gemäß Art. 8 Abs. 3b der Verordnung (EG) 

Nr. 715/2009 

uFZK Unterbrechbar frei zuordenbare Kapazitäten 

VwVfG  Verwaltungsverfahrensgesetz 
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Anlage 1: Quellenverteilung – Vorgaben für Alternativvariante Q2 
 

 
Abbildung: Vorgaben für die Quellenverteilung im NEP Gas 2016 für die Alternativvariante Q2 (Quelle Kartengrundlage: 

Fernleitungsnetzbetreiber) 

 
 

 
Tabelle: Vorgaben für die Quellenverteilung im NEP Gas 2016 für die Alternativvariante Q2 (Werte auf-/abgerundet) 
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Anlage 2: Gaskraftwerke – Vorgaben zur Anpassung der Kraftwerksliste 

Tabelle 1: Kraftwerksprojekte mit Kapazitätsreservierungsanfragen nach § 38 GasNZV, die die  
Fernleitungsnetzbetreiber zur Berücksichtigung in der Netzmodellierung vorschlagen 

 
    

  

BNetzA-ID Name  
MWh/h 

max 
 Modellierung  

BNAP028 Niehl 3  900 
 

 
Ja  

BNAP041 Leverkusen  1.181 
 

 
Ja 

BNAP050 Haiming  1.460  Ja  

BNAPXX?? Karlsruhe  860  Ja  

BNAPXX11 Schweinfurt  2.800  Nein  

BNAPXX12 Griesheim  1.700  Nein 
  

 

BNAPXX8 Scholven  1.114  Nein 
 

 

BNAPXX?? Altbach  1.600  Nein 
 

 

BNAPXX?? Heilbronn  1.600  Nein 
 

 

BNAPXX?? Gundremm.  3.600  Nein 
 

 

 
     

  

      
  

Tabelle 2: Kraftwerksprojekte mit Gasnetzausbaubegehren nach § 39 GasNZV, die die Fernlei-
tungsnetzbetreiber zur Berücksichtigung in der Netzmodellierung vorschlagen 

     
  

BNetzA-ID Name  
MWh/h 

max 
 Modellierung  

BNAP023 Lausward F  1.155 
 

 
Ja  

BNAP060 Wedel  865 
 
 

Ja  

BNAP101 Kiel  555 
 
 

Ja  

BNAP114 Leipheim I  1.233 
 
 

Ja  

BNAP116 Wolfsburg  200 
 
 

Ja  

BNAP125 Herne  1.600 
 
 

Ja  

BNAP128 Gundelfing.  3.500  Ja  

BNAPXX8 Scholven  866 
 
 

Ja  
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Tabelle 3: Von den Übertragungsnetzbetreibern als systemrelevant ausgewiesene Gaskraftwerke für 

den Zeitraum November 2015 bis November 2017 

 

BNetzA-ID Unternehmen Kraftwerksname 
24 Mon. sys-

temrel. ab 

BNA0015 EnBW Kraftwerke AG Heizkraftwerk Altbach/D. 20.11.2015 

BNA0016 EnBW Kraftwerke AG Heizkraftwerk Altbach/D. 20.11.2015 

BNA0017 EnBW Kraftwerke AG Heizkraftwerk Altbach/D. 20.11.2015 

BNA0018 EnBW Kraftwerke AG Heizkraftwerk Altbach/D. 20.11.2015 

BNA0172 Wacker Chemie AG Dampfkraftwerk BGH - O1 19.11.2015 

BNA0243 Palm Power GmbH & Co. KG HKW Eltmann 19.11.2015 

BNA0285 Mainova AG HKW Niederrad 19.11.2015 

BNA0286 Mainova AG HKW West 19.11.2015 

BNA0288 Mainova AG HKW Niederrad 19.11.2015 

BNA0293 Solvay Acetow GmbH GuD Anlage WVK 20.11.2015 

BNA0374 E.ON Kraftwerke GmbH  Staudinger 19.11.2015 

BNA0497 Infraserv GmbH & Co. Höchst KG ADS-Anlage 21.11.2015 

BNA0499 Infraserv GmbH & Co. Höchst KG Heizkraftwerk 21.11.2015 

BNA0514 EnBW Kraftwerke AG Rheinhafen-Dampfkw. 20.11.2015 

BNA0614b BASF SE Kraftwerk Mitte 21.11.2015 

BNA0615 BASF SE Kraftwerk Süd 21.11.2015 

BNA0626 Kraftwerke Mainz-Wiesbaden AG Kraftwerk Mainz 21.11.2015 

BNA0627 Kraftwerke Mainz-Wiesbaden AG Kraftwerk Mainz 21.11.2015 

BNA0683a SWM Services GmbH Süd DT1 19.11.2015 

BNA0683b SWM Services GmbH Süd GT3 19.11.2015 

BNA0683c SWM Services GmbH Süd GT2 19.11.2015 

BNA0684a SWM Services GmbH Süd GT 60 19.11.2015 

BNA0684b SWM Services GmbH Süd GT 62 19.11.2015 

BNA0684c SWM Services GmbH Süd DT60 19.11.2015 

BNA0742 N-ERGIE AG HKW Sandreuth 19.11.2015 

BNA0743 N-ERGIE AG HKW Sandreuth 19.11.2015 

BNA0744 E.ON Kraftwerke GmbH Franken 1 19.11.2015 

BNA0745 E.ON Kraftwerke GmbH Franken 1 19.11.2015 

BNA0755b Kraftwerk Obernburg GmbH Obernburg 19.11.2015 

BNA0805 Daimler AG Kraftwerk Plattling 19.11.2015 

BNA0857 Adam Opel AG GuD-Anlage Rüsselsheim 21.11.2015 

BNA0861(a) GDF SUEZ Energie Deutschland AG Römerbrücke 21.11.2015 

BNA0993 E.ON Kraftwerke GmbH Irsching 19.11.2015 

BNA0994 Gemeinschaftskw. Irsching GmbH Gemeinschaftskw. Irsching  19.11.2015 

BNA0995 E.ON Kraftwerke GmbH Ulrich Hartmann (Irsching) 19.11.2015 

BNA1078 Palm Power GmbH & Co. KG HKW Wörth 21.11.2015 

BNA1260 Daimler AG Heizkraftwerk Sindelfingen 20.11.2015 

BNA1085+1088 Heizkraftwerk Würzburg GmbH HKW Friedensbrücke 19.11.2015 

BNA1086+1087 Heizkraftwerk Würzburg GmbH HKW Friedensbrücke 19.11.2015 

BNA1487 HSE AG GTKW Darmstadt 21.11.2015 

BNA1248a UPM GmbH Dampfkraftwerk 21.11.2015 

BNA1248b UPM GmbH HKW 3 21.11.2015 
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Anlage 3: TaKSi-Modellierungsvariante – Vorgaben Kapazitätsansatz bei Spei-
chern  
 

A) Modellierungsvorgaben 
 

Modellierung der Einspeise- 

leistung (Ausspeicherung) 

Betrachtungszeitraum:  

01.10. bis 01.04. 

Bestandsspeicher Speicherneubau 

Speichererweiterung 

§ 39 GasNZV 

ausschließlich uFZK unter anderem fFZK Kapazitäten mit Auflage 

(z.B. LaFZK, DZK) 

Art des  

Kapazitäts- 

ansatzes 

TaK fFZK und/oder TaK TaK TaK 

Höhe des  

Kapazitäts-

ansatzes 

 

 

Geltung für alle  

Anwendungs- 

fälle 

TaK mindestens in Höhe 

von 50% der maximalen 

Ausspeicherleistung 

fFZK und/oder TaK  

mindestens in Höhe von 

50% der maximalen 

Ausspeicherleistung 

TaK mindestens in Höhe 

von 50% der maximalen 

Ausspeicherleistung 

TaK in Höhe von 100% 

der angefragten Leis-

tung gemäß Speicher-

Inputliste des vorgeleg-

ten Szenariorahmens 

(Anlage 1) 

 

 

    

Zusatzvorgabe:  

Geltung  

individuell je nach  

Anwendungsfall 

 

 

keine Zusatzvorgabe Fortschreibung von fFZK 

oder Umwandlung in 

TaK in Abhängigkeit 

vom Entscheidungskrite-

rium „relevante Buchun-

gen“ 

Siehe hierzu unter C) 

TaK in Höhe von 100% 

der angebotenen Leis-

tung gemäß Speicher-

Inputliste des vorgeleg-

ten Szenariorahmens 

(Anlage 1) 

Modellierungsfunktion bei Modellierung mit TaK Beachtung der Vorgaben der unter B) dargestellten Modellierungsfunktion fTaK 

Tabelle 1: Modellierung der Einspeiseleistung 

 

Modellierung der Ausspeise- 

leistung (Einspeicherung) 

Betrachtungszeitraum:  

01.04. bis 01.10. 

Bestandsspeicher Speicherneubau 

Speichererweiterung 

§ 39 GasNZV 

ausschließlich uFZK unter anderem fFZK Kapazitäten mit Auflage 

(z.B. LaFZK, DZK) 

Art des  

Kapazitäts- 

ansatzes 

TaK  fFZK und/oder TaK TaK TaK 

Höhe des  

Kapazitäts-

ansatzes 

 

 

 

steht im pflichtgemäßen 

und sachgerechten 

Ermessen der Fernlei-

tungsnetzbetreiber 

Fortschreibung von fFZK 

oder Umwandlung in 

TaK in Abhängigkeit 

vom Entscheidungskrite-

rium „relevante Buchun-

gen“ 

Siehe hierzu unter C) 

TaK in Höhe von 100% 

der angebotenen Leis-

tung gemäß Speicher-

Inputliste des vorgeleg-

ten Szenariorahmens 

(Anlage 1) 

TaK in Höhe von 100% 

der angefragten Leis-

tung gemäß Speicher-

Inputliste des vorgeleg-

ten Szenariorahmens 

(Anlage 1) 

Modellierungsfunktion bei Modellierung mit TaK Beachtung der Vorgaben der unter B) dargestellten Modellierungsfunktion fTaK 

Tabelle 2: Modellierung der Ausspeiseleistung 
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Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) – Erläuterungen zu Tabelle 1 

1. Kapazitätsart:  

Alle Speicher sind mit TaK zu modellieren, sofern sich nicht bei Speichern, bei denen unter ande-

rem fFZK angeboten wird, aus der Sonderregelung unter C) etwas anderes ergibt.  

2. Kapazitätshöhe:  

Die Modellierung jedes Bestandsspeichers hat mit einem TaK-Anteil (und/oder fFZK) mindestens in 

Höhe von 50% der maximalen Ausspeicherleistung zu erfolgen.  

a. Bei Bestandsspeichern, bei denen ausschließlich uFZK angeboten wird, ist neben der Model-

lierungsverpflichtung eines TaK-Anteils mindestens in Höhe von 50% der maximalen Aus-

speicherleistung keine weitere Vorgabe zu beachten. Den Fernleitungsnetzbetreibern steht es 

aber frei, bei der Modellierung einen höheren TaK-Anteil als die genannte Mindestgrenze an-

zusetzen.  

b. Für Bestandsspeicher, bei denen unter anderem fFZK angeboten wird, gilt die Sonderrege-

lung unter C). 

c. Bei Bestandsspeichern, bei denen Kapazitäten mit Auflage angeboten werden, ist TaK in Hö-

he von 100% der angebotenen Leistung gemäß Speicher-Inputliste des vorgelegten Szenari-

orahmens (Anlage 1) zu modellieren. Hierbei muss aber sichergestellt sein, dass die für alle 

Speicher vorgegebene Mindestgrenze erreicht wird: Die TaK muss in ihrer Höhe also mindes-

tens mit einem Anteil modelliert werden, der 50% der maximalen Ausspeicherleistung des 

Speichers entspricht. 

Bei Speicherneubauten und Speichererweiterungen (§ 39 GasNZV) findet die Modellierung von 

TaK in Höhe von 100% der angefragten Leistung statt. Wie hoch die angefragte Leistung ist, be-

stimmt sich nach der Speicher-Inputliste des vorgelegten Szenariorahmens (Anlage 1).  

3. Modellierungsfunktion:  

In allen Fällen, in denen mit TaK modelliert wird, ist eine den unter B) dargestellten Vorgaben ent-

sprechende Modellierungsfunktion fTaK zu ermitteln und anzuwenden.  

 

Modellierung der Ausspeiseleistung (Einspeicherung) – Erläuterungen zu Tabelle 2 

1. Kapazitätsart:  

Alle Speicher sind mit TaK zu modellieren, sofern sich nicht bei Speichern, bei denen unter ande-

rem fFZK angeboten wird, aus der Sonderregelung unter C) etwas anderes ergibt.  

2. Kapazitätshöhe:  

Bei Bestandsspeichern gilt Folgendes: 

a. Bei Bestandsspeichern, bei denen ausschließlich uFZK angeboten wird, besteht die Verpflich-

tung, mit TaK zu modellieren. Die Höhe des Kapazitätsansatzes steht dabei im pflichtgemä-

ßen und sachgerechten Ermessen der Fernleitungsnetzbetreiber.  

b. Für Bestandsspeicher, bei denen unter anderem fFZK angeboten wird, gilt die Sonderrege-

lung unter C). 

c. Bei Bestandsspeichern, bei denen Kapazitäten mit Auflage angeboten werden, ist TaK in Hö-

he von 100% der angebotenen Leistung gemäß Speicher-Inputliste des vorgelegten Szenari-

orahmens (Anlage 1)  zu modellieren. 

Bei Speicherneubauten und Speichererweiterungen (§ 39 GasNZV) findet die Modellierung von 

TaK in Höhe von 100% der angefragten Leistung statt. Wie hoch die angefragte Leistung ist, be-

stimmt sich nach der Speicher-Inputliste des vorgelegten Szenariorahmens (Anlage 1).  
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3. Modellierungsfunktion:  

In allen Fällen, in denen mit TaK modelliert wird, ist eine den unter B) dargestellten Vorgaben ent-

sprechende Modellierungsfunktion fTaK zu ermitteln und anzuwenden.  

 

Zusätzliche Auflagen 

1. Vorlage der von den Fernleitungsnetzbetreibern individuell ermittelten und angewandten Funktio-

nen an die Bundesnetzagentur mit textlicher Erläuterung und graphischer Darstellung.  

2. Übermittlung der zu Grunde liegenden Datensätze, einschließlich der relevanten Wetter- und Tem-

peraturdaten von den betreffenden Mess- und Wetterstationen (mit Namen und Standort), die eine 

Auswertung mit Excel ermöglichen.  

 

B) Modellierungsfunktionen 

 

Ermittlung der stetigen Modellierungsfunktion fTaK für die Einspeiseleistung (Ausspeicherung)  

1. Schritt 1: Darstellung des durchschnittlichen Gasbedarfs als Funktion f(T) der Temperatur (siehe 

Abb. 1 unter D). Hierzu sind die aufgetretenen Gasbedarfe aus dem Betrachtungszeitraum (01.10.-

01.04.) mindestens der letzten fünf Jahre tagesscharf gegen die Tagesmitteltemperatur im Gebiet 

des jeweiligen Netzbetreibers aufzutragen.  

2. Schritt 2: Herleitung einer stetigen Modellierungsfunktion fTaK für die Einspeiseleistung (siehe Abb. 2 

unter D). Die folgenden drei Vorgaben muss die Modellierungsfunktion fTaK erfüllen:     

 Ausspeicherung ist an mindestens 92 Vollbenutzungstagen sicherzustellen 

 fTaK (Auslegungstemperatur) = 100% Einspeiseleistung 

 fTaK (Maximaltemperatur) = 0% Einspeiseleistung 

 

Ermittlung der Modellierungsfunktion fTaK für die Ausspeiseleistung (Einspeicherung)  

An die Herleitung der Modellierungsfunktion fTaK für die Ausspeiseleistung werden weniger strenge Vorgaben 

gestellt als an die Herleitung der Modellierungsfunktion fTaK für die Einspeiseleistung.  

In Bezug auf die Modellierung der Ausspeiseleistung müssen die Fernleitungsnetzbetreiber allein das folgende 

Kriterium erfüllen: Die Einspeicherung ist an mindestens 92 Vollbenutzungstagen im Betrachtungszeitraum vom 

01.04. auf den 01.10. sicherzustellen. Ermittlungsgrundlage hierfür ist die Betrachtung der historischen Bu-

chungsdaten vom 01.10.2012 bis zum 01.04.2015.  

 

Definition Vollbenutzungstage 

Unter Vollbenutzungstagen versteht die Bundesnetzagentur die Summe der Tage, an denen nach TaK eine 

feste Ein- oder Ausspeicherung möglich ist, jeweils gewichtet mit dem Anteil der festen Kapazität. 

 

 

C) Sonderfall: Bestandsspeicher mit fFZK-Angebot 
 

Von den sich aus der Zukunfts- und Vergangenheitsbetrachtung ergebenden fFZK-Buchungswerten wird der 

jeweils höhere Wert mit fFZK fortgeschrieben. Der etwaig bestehende, bis zur Höhe des fFZK-Angebots ver-

bleibende Differenzbetrag wird in TaK umgewandelt. 
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Zukunftsbetrachtung 

Ausgehend vom Stichtag 01.07.2015 erfolgt eine Betrachtung des Buchungsstandes. Liegen zum Stich-

tag durchgängig fFZK-Buchungen über einen Zeitraum von mindestens zwei Jahren vor, werden diese 

fFZK-Anteile fortgeschrieben und nicht in TaK-Anteile umgewandelt. In der Höhe, in der keine solchen 

Buchungen vorliegen, findet hingegen eine Umwandlung statt. Letzteres gilt aber nur, sofern sich nicht 

aus der im Folgenden beschriebenen, vergangenheitsorientierten Analyse anderes ergibt. 

 

Vergangenheitsbetrachtung 

Wenn am Stichtag 01.07.2015 die angebotene fFZK nicht in ihrer vollen Höhe für die Zukunft gebucht 

wurde, ist die vergangenheitsorientierte Analyse durchzuführen. 

 

In Bezug auf die Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) erfolgt über den Zeitraum vom 

01.10.2012 bis zum 01.04.2015 eine Betrachtung des Buchungsstandes des jeweils letzten und ersten 

Quartals eines Kalenderjahres. Insgesamt sind also sechs Quartale (546 Tage) zu betrachten. Zu prüfen 

sind die täglich vorliegenden fFZK-Buchungen in diesem definierten Zeitraum. Hiervon ausgehend ist ein 

Buchungsband zu bilden und derjenige Wert abzulesen, der an 66% der betrachteten Tage (360 Tage) 

mindestens erreicht wird. Die Fortschreibung der fFZK erfolgt in Höhe des ermittelten Wertes, sofern 

sich nicht aus der zukunftsorientierten Analyse ein höherer Wert ergibt.   

 

Im Fall der Modellierung der Einspeiseleistung (Ausspeicherung) muss für jeden Speicher die vorgege-

bene Mindestgrenze beachtet werden: Unabhängig davon, ob eine Fortschreibung von fFZK oder eine 

Umwandlung in TaK erfolgt, muss diese Kapazität in ihrer Höhe mit einem Anteil modelliert werden, der 

mindestens 50% der maximalen Ausspeicherleistung des Speichers entspricht. 

 

In Bezug auf die Modellierung der Ausspeiseleistung (Einspeicherung) erfolgt über den Zeitraum vom 

01.10.2012 bis zum 01.04.2015 eine Betrachtung des Buchungsstandes des jeweils zweiten und dritten 

Quartals eines Kalenderjahres. Insgesamt sind also vier Quartale (366 Tage) zu betrachten. Zu prüfen 

sind die täglich vorliegenden fFZK-Buchungen in diesem definierten Zeitraum. Hiervon ausgehend ist ein 

Buchungsband zu bilden und derjenige Wert abzulesen, der an 66% der betrachteten Tage (242 Tage) 

mindestens erreicht wird. Die Fortschreibung der fFZK erfolgt in Höhe des ermittelten Wertes, sofern 

sich nicht aus der zukunftsorientierten Analyse ein höherer Wert ergibt.   

 

Die Fernleitungsnetzbetreiber haben der Bundesnetzagentur die Daten, die sie zur Ermittlung der Buchungshö-

he verwenden, in Excel-auswertbarer Form zu übersenden. 
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D) Abbildungen 

 

Abb. 1: Schematische Darstellung zur Bestimmung des durchschnittlichen Gasbedarfs  
Der durchschnittliche tägliche Gasbedarf in mindestens fünf betrachteten Zeiträumen, jeweils vom 01.10. bis 01.04., wird in 
Abhängigkeit der Tagesmitteltemperatur dargestellt (rote Punkte). Temperaturen werden im Intervall zwischen der Ausle-
gungstemperatur des Netzes und der maximalen, im genannten Zeitraum gemessenen Temperatur Tmax betrachtet. In die 
temperaturabhängige Verteilung der Punkte lassen sich zwei Einhüllende anpassen (schwarz dargestellt), aus der sich der 
mittlere Gasbedarf des Netzes als Funktion der Temperatur in den Grenzen zwischen der Auslegungstemperatur des Netzes 
und der maximal in den betrachteten Zeiträumen gemessenen Temperatur Tmax ermitteln lässt. Dieser temperaturabhängige 
Verlauf ist in der Abbildung durch die blaue Kurve visualisiert. 
 

 

Abb. 2: Schematische Darstellung zur Ermittlung der temperaturabhängigen Einspeiseleistung 
Im Rahmen der Vorgaben, dass die Einspeiseleistung bei der Auslegungstemperatur des Netzes 100% betragen soll, sowie 
bei der in den betrachteten Zeiträumen gemessenen, maximalen Temperatur Tmax auf 0% zurückgeht, ergibt sich der in grün 
schematisch dargestellte Verlauf der Kurve für die Einspeiseleistung. Schraffiert dargestellt ist die zusätzliche Bedingung, 
dass die Fläche unter dieser stetigen Funktion auf dem betrachteten Temperaturintervall mindestens 50% der Fläche unter-
halb der Kurve, die wie zuvor erläutert, den durchschnittlichen Gasbedarf temperaturabhängig beschreibt, entspricht. 
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Anlage 4: Modellierungsvarianten

verpflichtend verpflichtend verpflichtend optional

Szenario
Mittlerer Gasbedarf
(Referenzszenario)

Mittlerer Gasbedarf
(Referenzszenario)

Mittlerer Gasbedarf
(Referenzszenario)

Mittlerer Gasbedarf
(Referenzszenario)

Modellierungsvariante H-Gas-Quellen: Basis H-Gas-Quellen: Alternative
TaK-Versorgungssicherheitsvariante

(TaKSi)
H-Gas-Quellen: Basis

Bezeichnung Q 1 Q 2 TaKSi Q Basis

Berechnung vollständig 2021 / 2026

Verteilernetzbetreiber
(Interne Bestellungen)

Startwert: Interne Bestellungen 2016

Entwicklung: Die plausibilisierte
10-Jahres-Prognose der VNB bis ein-
schließlich 2021, danach konstante
Fortschreibung

Startwert: Interne Bestellungen 2016

Entwicklung: Die plausibilisierte
10-Jahres-Prognose der VNB bis ein-
schließlich 2021, danach konstante
Fortschreibung

Startwert: Interne Bestellungen 2016

Entwicklung: Die plausibilisierte
10-Jahres-Prognose der VNB bis ein-
schließlich 2021, danach konstante
Fortschreibung

Startwert: Interne Bestellungen 2016

Entwicklung: Die plausibilisierte
10-Jahres-Prognose der VNB bis
einschließlich 2021, danach Gasbe-
darfsentwicklung entsprechend Refe-
renzszenario und aktualisierter Benut-
zungsstunden gemäß FfE Studie

H-Gas Quellen Zusatzbedarf nach H-Gas-
Quellenverteilung Q1 gemäß Kapitel
8.1.3 des Szenariorahmens

Zusatzbedarf nach H-Gas-
Quellenverteilung Q2 gemäß Kapitel
8.1.3 des Szenariorahmens einschließ-
lich Anpassungen gemäß Tenor zu
Nr. 1

Zusatzbedarf nach H-Gas-
Quellenverteilung Q1 gemäß Kapitel
8.1.3 des Szenariorahmens

Zusatzbedarf nach H-Gas-
Quellenverteilung Q1 gemäß Kapitel
8.1.3 des Szenariorahmens

GÜP
Bestand gemäß Anlage 1 Szenariorahmen, Ausbaubedarf entsprechend Kapitel 8 Szenariorahmen unter Berücksichtigung des TYNDP

einschließlich Anpassungen gemäß Tenor zu Nr. 3

MÜP Bestimmung des geänderten Bedarfs aus den Iterationsschritten der Modellierung

L-/H-Gas-Umstellung Modellierung der Umstellungsbereiche bis 2026

Untergrundspeicher
§ 39 Ausbaubegehren: 100% TaK

Bestand gemäß Kapitel 10.4
Neubau und Bestand

Vorgaben gemäß Tenor zu Nr. 7
§ 39 Ausbaubegehren: 100% TaK

Bestand gemäß Kapitel 10.4

Kraftwerke
Neubau entsprechend BNetzA-Kraftwerksliste gemäß Referenzszenario: 100% DZK, einschließlich Anpassungen gemäß Tenor zu Nr. 4

heute unterbrechbar direkt angeschlossene systemrelevante Gaskraftwerke: 100% DZK bis 2026, sofern sie zu dem Zeitpunkt die Lebensdauer von 45 Jahren nicht
überschritten haben, einschließlich Anpassungen gemäß Tenor zu Nr. 4, Bestand gemäß Kapitel 10.4

Industrie Konstanter Bedarf, gemeldeter Zusatzbedarf wird berücksichtigt

Lastflusszusagen Berücksichtigung von Lastflusszusagen (LFZ) für den kontrahierten Zeitraum und damit keine Fortschreibung von nicht kontrahierten LFZ

Historische
Unterbrechungen

Analyse der historischen Unterbrechungen unter Einbeziehung sämtlicher Unterbrechungen von Oktober 2010 bis einschließlich Mai 2015 und
Ermittlung des hieraus ableitbaren langfristigen Kapazitätsbedarfs


