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Kurzfassung

Kurzfassung

Modellgestitzte Analyse kosteneffizienter CO,-Reduktionsstrategien

Die Klimaziele der Bundesregierung sehen eine Reduktion der Treibhausgasemissionen
Deutschlands um 80-95% bis zum Jahr 2050, gegeniber 1990, vor. Wie diese Ziele aller-
dings erreicht werden sollen, ist Gegenstand der aktuellen 6ffentlichen Diskussion. Die po-
tenziellen MalRnahmen zur Umsetzung dieses Vorhabens sind vielseitig und komplex.
Neben einem massiven Ausbau erneuerbarer Energien stehen ebenfalls alternative An-
triebstechnologien im Verkehrssektor und EnergieeffizienzmalRnahmen im Industrie- und
Gebéaudesektor als Optionen zur Verfligung. Der Einsatz dieser Technologien steht jedoch
fur einen disruptiven Wandel des derzeitigen Energiesystems. Die Ruckwirkungen auf an-
dere Bereiche des Systems und die damit einhergehenden Kosten sind nur schwer abzu-
schéatzen.

Aus diesem Grund verfolgt diese Arbeit das Ziel, ein Energiesystemmodell zu entwickeln,
welches in der Lage ist, solche technischen Zusammenhéange und resultierenden Kosten
zu ermitteln. Auf diese Weise bietet es eine Entscheidungsgrundlage zur Planung kosten-
effizienter CO2-Reduktionsstrategien. Bei dem entwickelten Modell handelt es sich um ein
Optimierungsmodell zur Minimierung der Gesamtsystemkosten des Energiesystems unter
Einbeziehung der CO.-Emissionen aller Sektoren. Es zeichnet sich durch neuentwickelte
methodische Ansétze zur Reduktion der Berechnungsdauer mittels Zeitreihenaggregation,
der Erhéhung des erfassten Detailgrads und der Bericksichtigung von Kostenunsicherhei-
ten aus. Somit kann ein konsistentes, sektoreniibergreifendes, technologieoffenes, norma-
tives Energieszenario fir Deutschland generiert werden.

Die Ergebnisse weisen eine komplexe Transformation des Energiesystems in allen Sekto-
ren auf. Insgesamt zeigt sich, dass die CO,-Reduktion im Industriesektor mit den héchsten
spezifischen Vermeidungskosten verbunden ist. Der Industriesektor ist entsprechend fir
43-72% der verbleibenden CO-Emissionen im Jahr 2050 verantwortlich. Diese verbleiben-
den Emissionen sind, trotz weitreichender Energieeffizienzmanahmen in allen Sektoren
und einer deutlichen Reduktion des Endenergieverbrauchs um 33-36%, zu erwarten. Sys-
temibergreifend stellen sich zur Umsetzung des 80%-Reduktionsziels jahrliche Mehrkos-
ten von ca. 49 Mrd. €/a bzw. ca. 128 Mrd. €/a bei der Reduktion um 95% ein. Die
kumulierten Gesamtkosten der geplanten Energiewende liegen bis zum Jahr 2050 bei
655 Mrd. € bzw. 1.850 Mrd. €.

Im Energiesektor zeigt sich die Bedeutung des Ausbaus der erneuerbaren Energien. Zur
Einhaltung der Klimaziele ist eine installierte Leistung von bis zu 296 GW im 80%-Redukti-
onsszenario und auf bis zu 471 GW im 95%-Reduktionsszenario erforderlich. Gleichzeitig
ist mit einem Anstieg des Nettostromverbrauchs um bis zu 46-102% gegenuber heute zu
rechnen, insbesondere aufgrund der Sektorenkopplung. Dies ist vor allem auf PtX-Malf3-
nahmen (Power-to-Heat, Power-to-H, und E-Mobilitat) mit einem zukiinftigen Strombedarf
von bis zu 307-538 TWh/a zurtickzuflhren. Zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit
bei einer Emissionsreduktion um 95% muss zudem mit internationalen Importen erneuer-
barer Energietrager von bis zu 364 TWh/a geplant werden.

Schlagwérter: Systemanalyse, Energiesystemmodell, CO,-Reduktionsstrategien,
quadratische Optimierung, Kostenunsicherheiten
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Abstract

Abstract

Model-Based Analysis of Cost-Efficient CO, Reduction Strategies

The climate goals of the federal government of Germany provide for a reduction of green-
house gas emissions by 80-95% by the year 2050, compared to 1990. However, it is part
of the current public discussion how these targets could be achieved. The potential
measures to implement this project are varied and complex. In addition to a massive ex-
pansion of renewable energies, alternative drive technologies in the transport sector and
energy efficiency measures in the industrial and building sector represent potential
measures. However, the use of these technologies represents a disruptive change in the
current energy system, whose repercussions on other areas of the system and the associ-
ated costs are difficult to estimate.

For this reason, the aim of this work is to develop an energy system model that is capable
of determining such technical correlations and resulting costs. In this way, it provides a
basis for decision-making in the planning of cost-effective CO; reduction strategies. The
developed model is an optimization model for minimizing the total costs of the energy sys-
tem comprising the CO. emissions of all sectors. Based on newly developed methodical
approaches, it is able to reduce the calculation time through time series aggregation, to
increase the recorded level of detail and to consider cost uncertainties. Thus, this repre-
sents an approach on generating a consistent, cross-sectoral and technology-open energy
scenario for Germany.

The results show a complex transformation of the energy system in all sectors. Overall, it
reveals that CO: reduction in the industrial sector is associated with the highest specific
abatement costs. The industrial sector is correspondingly responsible for 43-72% of the
remaining CO; emissions in 2050. These emissions remain, despite far-reaching energy
efficiency measures in all sectors and a significant reduction in final energy consumption by
up to 33-36%. This will lead to an increase of annual costs by 49 bn €/a (for 80% CO,
reduction) to 128 bn €/a (for 95% CO: reduction). The cumulative total costs of the planned
energy system transformation are 655-1,850 bn € until 2050.

In the energy sector, the importance of expanding renewable energies is evident. In order
to meet the climate goals, it is necessary to expand the installed capacity up to 296 GW in
the 80% reduction scenario and up to 471 GW in the 95% reduction scenario. At the same
time, an increase in net electricity consumption of up to 46-102% due to sector coupling is
expected, compared to today. This is mainly due to PtX measures (Power-to-Heat, Power-
to-H> and E-Mobility) with a future net electricity consumption of up to 307-538 TWh/a. In
order to guarantee security of supply with a 95% reduction in emissions, international im-
ports of renewable energy carriers of up to 364 TWh/a must also be planned.

Key words: system analysis, energy system model, CO; reduction strategies,
quadratic optimization, cost uncertainties
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Einleitung

1 Einleitung

Mit der Veroffentlichung des Abschlussberichts der Kommission fur Wachstum, Struktur-
wandel und Beschéftigung im Januar 2019 werden wichtige Weichen zur Umsetzung der
Energiewende in Deutschland gestellt. Nach der Anderung des Atomgesetzes im Jahr
2011 [1], welche die geordnete Stilllegung aller Kernkraftwerke bis zum Jahr 2022 vorsieht,
leiten die Empfehlungen der Kommission die weitere fundamentale Umstrukturierung des
deutschen Energiesektors ein. Die konkreten Umsetzungsschritte zum Ausstieg aus der
Kohleverstromung bis zum Jahr 2038 représentieren ein entscheidendes Vorhaben zur Ein-
haltung nationaler Klimaziele [2]. Dabei erganzen sie die sektoralen Ziele und MaRhahmen
aus dem Klimaschutzplan 2050 [3] zur Reduktion der Treibhausgasemissionen Deutsch-
lands um 80-95% (gegeniiber 1990) bis zum Jahr 2050 (vergleiche Abbildung 1.1) [4].
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Abbildung 1.1: Treibhausgasemissionen und Anteil erneuerbarer Energien am Bruttostrom-
verbrauch bis 2016 sowie Emissions- und Ausbauziele bis 2050, basierend
auf [5,6]

Aus dem Klimaschutzbericht 2017 [7] geht jedoch hervor, dass die Treibhausgasemissio-
nen in Deutschland seit 2014 auf einem nahezu konstanten Niveau liegen. Um dennoch die
ambitionierten Klimaziele der Bundesregierung einzuhalten, missen bisherige vorgeschla-
gene MafRnahmen weiter konkretisiert und umgesetzt werden. Ein wesentlicher Erfolgsfak-
tor fur das Erreichen der Ziele ist der Ausbau erneuerbarer Energien. Dies allein reicht
allerdings nicht aus, um die Treibhausgasemissionen im geplanten Ausmald zu verringern
und muss durch weitere MalRnahmen zur Reduktion des Energiebedarfs in den Nachfrage-
sektoren erganzt werden [6]. Dies betrifft sowohl die Haushalte, Industrie und Gewerbe
sowie den Verkehrsbereich. Die Bandbreite der zu ergreifenden Mittel reicht von Effizienz-
malRnahmen in Gebauden, Uber neue Verkehrskonzepte bis hin zu alternativen Indust-
rieprozessen. Aufgrund der vielfaltigen Verflechtungen und Wechselwirkungen zwischen
diesen Sektoren ist eine belastbare Bewertung von COz-Reduktionsstrategien nur im Rah-
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men des gesamten Energiesystems sinnvoll. Diese Komplexitat erfordert techno-6konomi-
sche Analysen solcher Strategien, unterstiitzt von Computermodellen. Die Entwicklung und
Anwendung eines Energiesystemmodells zur Beurteilung kosteneffizienter CO.-
Reduktionsstrategien stellt den Kern der vorliegenden Arbeit dar.

1.1 Motivation

Zur Beantwortung nationaler energiewirtschaftlicher und klimapolitischer Fragestellungen
liegt bereits eine Vielzahl von Modellen vor. Diese unterscheiden sich unter anderem in
Bezug auf ihren Fokus, verwendete Eingangsdaten, die Modellstruktur, rAumliche und zeit-
liche Auflésung sowie den Betrachtungshorizont. Bedingt durch die Vielschichtigkeit der
Problematiken bei der Transformation des gesamten Energiesystems eines Landes werden
zudem unterschiedliche Berechnungsansatze gewahlt, getrieben von besseren computer-
gestitzten Berechnungskapazitdten und der héheren Detailtiefe verfigbarer Daten. [8]

Um die potenzielle zukiinftige Energieversorgung und -nachfrage ganzheitlich unter Be-
riicksichtigung technischer und 6konomischer Gesichtspunkte bewerten zu kénnen, ist es
notwendig, mdglichst viele Aspekte eines solchen Energiesystems abzubilden. Eine funda-
mentale Eigenschaft eines entsprechenden Modells ist folglich die gemeinsame Betrach-
tung aller Energiesektoren. Nur wenn deren mogliche CO.-Reduktionsmaflinahmen in
Konkurrenz zueinanderstehen, kénnen die aus volkswirtschaftlicher Perspektive minimalen
CO.-Vermeidungskosten ermittelt werden. Hierfur spielt der zugrundeliegende Betrach-
tungshorizont ebenso wie eine umfangreiche Bestandsaufnahme heutiger energietechni-
scher Anlagen eine entscheidende Rolle. Diese Faktoren gilt es bei der Betrachtung der
moglichen Transformation des Energiesystems zu beachten. Wahrend die aufgefiihrten
Punkte obligatorisch fiir eine solche Untersuchung sind, gibt es viele weitere Aspekte, wel-
che die Qualitat und Aussagekraft eines modellbasierten Energieszenarios bestimmen.

Es hat sich gezeigt, dass bei der Berlcksichtigung von sich heute noch in Entwicklung be-
findlicher Zukunftstechnologien ein Verbesserungsbedarf bei bestehenden Modellen vor-
liegt. Die Beurteilung der Zukunftsfahigkeit von technischen Anlagen unterliegt einem
sténdigen Wandel und dem Stand der Forschung. Dies umfasst insbesondere den Bereich
der Sektorenkopplung. Technologien zur Elektrifizierung der Nachfragesektoren (Power-to-
X) und vor allem zur Umsetzung von Wasserstoff sind oft nur unzureichend in die derzeiti-
gen Analysen eingebunden. Neben der Einschétzung der technischen Entwicklung stellt
hierbei zudem die Bewertung der Kostenentwicklung firr solche Anlagen eine grof3e Her-
ausforderung dar. Diese sind mit Unsicherheiten verbunden, die aus Annahmen zu Lern-
kurven, Skaleneffekten, Marktdurchdringungen und technischen Entwicklungen
hervorgehen. [9]

Erganzend zur Kopplung verschiedener Sektoren, werden damit korrelierende Versor-
gungsinfrastrukturen an Bedeutung gewinnen. Vor allem im Verkehrsbereich stellen Betan-
kungs- und Ladeinfrastrukturen einen zumeist vernachlassigten Aspekt mit groRem Einfluss
auf das Gesamtsystem dar. Ebenso starke Auswirkungen auf die zukiinftige Energiever-
sorgung wird der Umgang mit dem Energietrager Biomasse haben, der flexibel in allen Sek-
toren einsetzbar ist und folglich einer sinnvollen Allokation bedarf. Hiermit gehen ebenfalls
Fragestellungen einher, wie sich Energie aus fluktuierenden, regenerativen Quellen saiso-
nal speichern und nutzen lasst oder in welchen Bereichen Energie effizienter umgesetzt
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werden kann. Aus diesen Griinden liegt die Motivation fur die Entwicklung eines neuen
Energiesystemmodells in der Kompensation der genannten Defizite existierender Modelle.

1.2 Zielsetzung und Gliederung der Arbeit

Ziel dieser Arbeit ist die Entwicklung eines sektorentbergreifenden Energiesystemmodells
fur Deutschland sowie die anschlieBende Analyse kostenminimaler CO.-
Reduktionsstrategien bis zum Jahr 2050. Es sollen konsistente Strategien entstehen, die
zur Einhaltung der Klimaziele fuhren. Mit Hilfe eines geschlossenen Modells sollen die
Ruckkopplungseffekte des Ausbaus bzw. Einsatzes alternativer, erneuerbarer und effizien-
ter Technologien auf das Gesamtsystem untersucht werden. Durch neuentwickelte Metho-
den und deren Ubertragung auf die vorliegende Problemstellung soll zudem die
Ergebnisqualitat im Vergleich zu existierenden Modellen verbessert und die nétige Berech-
nungsdauer reduziert werden. Hierbei kommt beispielsweise ein Ansatz zur Aggregation
von Zeitreihen zur Anwendung. Dieser erlaubt es, die Einspeisung fluktuierender erneuer-
barer Energien sowie die Einbindung von Speichertechnologien unter hoher zeitlicher Auf-
I6sung zu beriicksichtigen, bei gleichzeitiger Reduktion der Berechnungsdauer. AuRerdem
umfassen die entwickelten Methoden Anséatze zur Beriicksichtigung von Kostenunsicher-
heiten mittels eines quadratischen Optimierungsansatzes und zu einer myopischen Trans-
formationspfadanalyse. Des Weiteren wird eine Methode zur Erfassung von Infrastrukturen
sowie von Energieimporten und -exporten entwickelt, aufbauend auf einer raumlichen
Pseudo-Auflésung. Zusatzlich werden die Auswirkungen einer kalten Dunkelflaute auf das
Energiesystem berlcksichtigt. Basierend auf diesen Ansétzen sollen technologisch unvor-
eingenommene und konsistente, normative Energieszenarien fir Deutschland erstellt wer-
den. Dies soll neue Blickwinkel auf die Problematik erdffnen und
Endscheidungsfindungsprozesse zur zukiinftigen Energieversorgung Deutschland unter-
stutzen.

Zur Einordnung des aktuellen Stands der Forschung wird in Kapitel 2 ein Uberblick der
Systemanalyse nationaler Energiesysteme gegeben. Daflr wird zunéchst ein Schema zur
Charakterisierung von Energiesystemmodellen vorgestellt. Unter Anwendung dieses Sche-
mas ist es moglich, bisherige Modelle mit &hnlicher Zielsetzung zu identifizieren, welche
anhand ihrer wichtigsten Eigenschaften im Folgenden vorgestellt werden. Nach der Vor-
stellung der Modellierungsansétze erfolgt erganzend eine Kurzbeschreibung der Ergeb-
nisse aktueller Energieszenarien fur Deutschland. Eine abschlieRende Diskussion der
Modelle und Szenarien gibt eine Ubersicht zu Trends und Herausforderungen in der Ener-
giesystemmodellierung und leitet den aktuellen Forschungsbedarf ab.

Die strukturellen Grundlagen der deutschen Energieversorgung und des Modells sowie
dessen Eingangsdaten werden in Kapitel 3 présentiert. Nach der Zusammenfassung der
energieverbrauchsrelevanten Nachfragen sowie den technischen und 6konomischen Rah-
mendaten, werden die einzelnen Energiesektoren im Detail in den nachfolgenden Unterka-
piteln vorgestellt. Als erstes wird der Energiesektor beschrieben, welcher die zentrale
Energieversorgung reprasentiert. Hierbei wird auf konventionelle Kraftwerke, erneuerbare
Energien, Speichertechnologien und die verwendeten Strom- bzw. Warmeprofile eingegan-
gen. AnschlieBend erfolgen Erlauterungen zu den Nachfragesektoren. Im Gebaudebereich
werden, nach einer Strukturierung und Systematisierung des Sektors, Optionen zur thermi-
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schen Gebaudesanierung sowie zur Steigerung der elektrischen Energieeffizienz im Rah-
men der Elektrogerateausstattung aufgezeigt. Die Darstellung des Industriesektors beginnt
ebenfalls mit einer Skizzierung der vorliegenden Strukturen. Ergdnzend werden die Stahl-
und Zementherstellung aufgrund ihrer Relevanz auf Prozessebene analysiert und alterna-
tive Verfahren aufgezeigt. Fir alle weiteren Industriezweige werden Optionen der Prozess-
warmebereitstellung veranschaulicht. Bei dem letzten Nachfragesektor handelt es sich um
den Verkehrsbereich, fir welchen Struktur und alternative Antriebstechnologien untersucht
werden. Die Beschreibung der modellseitigen Implementierung der Sektoren erfolgt jeweils
am Ende der einzelnen Unterkapitel. AbschlieRend werden Starken und Schwachen der
gewahlten Modellierungsansatze diskutiert.

Kapitel 4 umfasst die mathematische Modellbeschreibung und die Erlauterung der entwi-
ckelten und implementierten Methoden. Diese umfassen einen Ansatz zur Zeitreihenaggre-
gation und zur Bericksichtigung von Kostenunsicherheiten, das Vorgehen bei der
Transformationspfadanalyse, die Implementierung von Versorgungsinfrastrukturen sowie
die Einbindung der Effekte einer kalten Dunkelflaute. Zun&chst wird der analytische und
mathematische Ansatz beschrieben sowie dessen Validierung und Verifizierung. Die Her-
angehensweise zur Einbindung von Kostenunsicherheiten in die Modellierung stitzt sich
auf die Ergebnisse einer Investitionskostenanalyse, welche im Anschluss vorgestellt wird.
Zur Pfadanalyse der Energiesystemtransformation wird auf das zugrundeliegende Konzept
sowie auf die Bestandsentwicklung und auf Marktdurchdringungseffekte eingegangen. Zur
Darstellung der Infrastrukturaspekte wird zuerst das Prinzip der eingefuhrten rdumlichen
Pseudo-Aufldsung eingegangen und nachfolgend auf die einzelnen Versorgungsnetze. Au-
Berdem wird ein Ansatz zur Beriicksichtigung einer kalten Dunkelflaute erlautert, um deren
Effekte auf die Anlagenauslegung im System zu untersuchen. Eine Diskussion der jeweili-
gen Methoden wird am Ende der Unterkapitel durchgefuhrt und abschlieend zusammen-
gefasst.

In Kapitel 5 werden die Ergebnisse der Arbeit beschrieben und ausgewertet. Zunéchst er-
folgt die Vorstellung von zwei Referenzszenarien, welche eine Reduktion der CO-
Emissionen Deutschlands um 80% bzw. 95% verfolgen. Dazu werden Ergebnisse und Kon-
sequenzen in allen Energiesektoren prasentiert sowie anschlieRend mit Hilfe von Sensitivi-
tatsanalysen hinsichtlich der angewandten Methoden und den gesetzten
CO2-Reduktiosnzielen bewertet. Im Rahmen der Sensitivitdtsanalyse stehen die Auswir-
kungen der Zeitreihenaggregation, unterschiedlicher Zielfunktionen, von Infrastrukturas-
pekten, von Energieimporten und -exporten sowie einer kalten Dunkelflaute im Fokus.
AufRerdem wird eine Analyse der CO.-Vermeidungskosten in Deutschland durchgefihrt und
es werden Schlisseltechnologien zur Erreichung der jeweiligen CO-Reduktiosnziele iden-
tifiziert. Die Diskussion der Ergebnisse erfolgt in den jeweiligen Unterkapiteln.

Im sechsten Kapitel werden das Vorgehen und die Ergebnisse aus den einzelnen Kapiteln
im Kontext der gesamten Arbeit zusammengefasst. Die wichtigsten Kennzahlen der Ergeb-
nisse sind noch einmal hervorgehoben.

Eine grafische Aufarbeitung der beschriebenen Struktur der Arbeit findet sich in
Abbildung 1.2.
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Stand der nationalen Energiesystemmodellierung

2 Stand der nationalen Energiesystemmodellierung

Zur Einordnung des Stands der Forschung im Bereich der Energiesystemmodellierung wird
im Folgenden auf die relevantesten existierenden Modelle der nationalen Energiesystem-
analyse (Kapitel 2.1) und aktuelle Energieszenarien (Kapitel 2.2) fir Deutschland einge-
gangen. Basierend auf diesen Untersuchungen werden im Anschluss die Zielsetzungen fiir
die Modellbildung und die Szenarienentwicklung dieser Arbeit in Form einer Zusammenfas-
sung und eines Fazits (Kapitel 2.3) abgeleitet.

Der Literaturtiberblick aus Kapiteln 2.1 sowie Teile der Zusammenfassung und Diskussion
(Kapitel 2.3) basieren auf der Vorverdffentlichung Lopion et al. (2018) [9]. Der vorliegende
Text und die zugehdrigen Abbildungen bzw. Tabellen wurden hieraus tbersetzt und an ge-
gebener Stelle angepasst oder erganzt.

2.1 Nationale Energiesystemmodellierung

Im Rahmen dieses Kapitels wird ein Uberblick zum Status Quo sowie zu Trends und Her-
ausforderungen der Energiesystemmodellierung auf nationaler Ebene gegeben. Aufgrund
der Vielzahl unterschiedlicher Energiesystemmodelle wird im Folgenden zunéchst auf de-
ren Charakterisierung eingegangen. Hierbei werden Modelleigenschaften definiert, anhand
derer sich die Anwendbarkeit von Modellen auf die Fragestellungen dieser Arbeit bestim-
men lasst. Die auf diese Weise identifizierten Modelle werden im Anschluss hinsichtlich
ihrer Entwicklung und ihrer individuellen Eigenschaften untersucht. In Kombination mit den
anschlieBend analysierten Anforderungen bei der Erstellung von Energieszenarien werden
die Rickschlisse fir die eigene Modellentwicklung in Form eines Fazits in Kapitel 2.3 ge-
zogen.

2.1.1 Charakterisierung von Energiesystemmodellen

Analysen des heutigen Energiesystems und die Erstellung von Energieszenarien stlitzen
sich in der Regel auf Berechnungen von Energiesystemmodellen [10,11]. Die Notwendig-
keit des Einsatzes von Modellen wird bedingt durch die zahlreichen Vernetzungen zwischen
den Energiesektoren und individuellen Technologien, welche die Planung nationaler De-
karbonisierungsstrategien komplex gestalten [12]. Zudem ist die Projektion der zukinftigen
Energienachfrage und -versorgung an den Einfluss von Klima und Wetter, sozio-6konomi-
schen Faktoren, technologischen Entwicklungen und Potenziale gekoppelt [13,14,15]. Aus
diesem Grund sind die Ergebnisse solcher Modelle immer an definierte Szenarien sowie an
die zugrundeliegenden Strukturen gebunden [14,16].

Zur Einordnung der Energiesystemmodelle ist es zunachst wichtig, deren historische Ent-
wicklung zu betrachten. Erste dokumentierte, systematische Anséatze finden sich bereits in
Barnett (1950) [11,17]. Einhergehend mit steigenden Rechenkapazitaten entstehen an-
schlieRend in den 1970er wund 1980er Jahren erste computergestitzte
Modelle [18,19,20,21]. Bis zum Ende der 1970er Jahre unterliegt die nationale Stromver-
sorgung meist einem Monopol der jeweiligen Regierungen oder wird zumindest stark von
diesen reguliert [22]. Diese Situation spiegelt sich ebenfalls in den Zielsetzungen damaliger
Energiesystemmodelle wider. Die Bedeutung der Versorgungssicherheit ist ein maRgebli-
cher Treiber fur den steigenden Bedarf an strategischen Reserven bei den langfristigen
Planungen im Energiesektor [22,23]. Als Konsequenz entstehen Modelle wie das
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Brookhaven Energy System Optimization Model (BESOM), welches zur Bewertung von
Energiepolitik und eingesetzten Technologien entwickelt wurde [19]. Abgeleitete Modelle,
wie ‘Market Allocation” (MARKAL) und ‘Time-stepped Energy System Optimization
Model’ (TESOM), verfolgen das Ziel Langfristszenarien zu entwickeln, die neue Technolo-
gien im Energiesystem beriicksichtigen [20,21]. Getrieben durch die Olkrise im Jahr 1973
und die Liberalisierung der Energiemérkte in den 1980er und 1990er Jahren entsteht die
Nachfrage nach einer neuen Generation von Modellen [24,25,26,27]. Diese Zeit steht eben-
falls fiir einen wechselnden Fokus in der globalen Energiesystemforschung von Umweltas-
pekten, wie der Versauerung, hin zum Klimaschutz und Treibhausgasemissionen [28,29].
Das Aufkommen der Treibhausgasreduktion als relevantes Thema der Energieforschung
manifestiert sich spéater durch die Verabschiedung des Kyoto-Protokolls im Jahr
1997 [30,31,32]. Als Ergebnis entstehen erste Energiesystemmodelle mit einem Schwer-
punkt auf Treibhausgasen [33,34]. Jedoch liegt die generelle Fragestellung hinter den meis-
ten Modelle dieser Zeit weiterhin auf wirtschaftlichen Aspekten, Marktverhalten,
technischen Problemen und dem Umweltschutz [29]. In den 2000er und 2010er Jahren
ricken schlie8lich erneuerbare Energien und der zunehmende Flexibilitatsbedarf in den
Vordergrund [29]. Dies fiihrte zum endgiiltigen Aufstieg der Treibhausgasreduktion als
zentrales Thema der Energiesystemforschung. Die Abhangigkeit der Einspeisung fluktuie-
render erneuerbarer Energien von vorliegenden Wetterbedingungen bedingt jedoch auch
eine zunehmende Nachfrage nach hoherer raumlicher und zeitlicher Auflosung zur adaqua-
ten Abbildung dieser Technologien in den Modellen [35,36,37,38]. Hierdurch entsteht wie-
derum der Bedarf der weiteren Steigerung von Rechenkapazitaten [39,40,41].

Um eine Zusammenstellung existierender Energiesystemmodelle zu erstellen sowie zu de-
ren Charakterisierung eignen sich insbesondere Ubersichtsartikel aus Fachzeitschriften.
Bedingt durch die wenigen entwickelten Modelle in den 1970er und 1980er Jahren entste-
hen die ersten nennenswerten, veréffentlichten Rezensionen durch Beaver (1993) [42] und
Grubb et al. (1993) [43]. Sie geben eine Zusammenfassung der wichtigsten Modelle dieser
Zeit, mit dem vorherrschenden Fokus auf energiewirtschaftliche Aspekte. Einhergehend mit
der Entwicklung weiterer Modelle entsteht ebenfalls der Bedarf nach einer systematischen
Klassifizierung der einzelnen Modelle [43]. Der erste umfassende Ansatz hierfir wird von
van Beeck (2000) [44] beschrieben. Im Artikel wird eine Systematik eingefihrt, welche sich
auf die meisten Modelle Ubertragen lasst. Jebaraj und Iniyan (2004) [45] geben ebenso
einen Uberblick zu aktuellen Modellen, jedoch liegt der Schwerpunkt der vorgenommenen
Charakterisierung auf der Zielsetzung der Modelle. Ein weiterer anwendungsorientierter
Ubersichtsartikel wird von Sahir und Qureshi (2006) [46] verdffentlicht. Connolly et
al. (2009) [47] untersuchen insgesamt 68 Energiemodelle bzw. -werkzeuge und geben eine
detaillierte Beschreibung zu 37 dieser Modelle. Ein Jahr spéter veroffentlichen Bhattacha-
ryya und Timilsina (2010) [48] eine Rezension mit dem Fokus auf den Einsatzgebieten der
untersuchten Modelle. Diese bietet einen Einblick in die vorausgesetzten Rechenkapazité-
ten und Parameterdaten sowie eine qualitative Einschatzung zum erforderlichen Fachwis-
sen zur Nutzung der Modelle. Im Gegensatz dazu, gliedern Nakata et al. (2011) [49] die
betrachteten Modellierungsansétze anhand von deren spezifischem Einsatz bzw. von Fall-
beispielen. Ein weiterer Artikel von Zeng et al. (2011) [50] analysiert explizit Optimierungs-
modelle zur energiewirtschaftlichen Planung und Treibhausgasreduktion unter
Unsicherheiten. Im Jahr 2012 veroffentlichen Weijermars et al. (2012) [51] ebenfalls einen
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Artikel zu Optimierungsmodellen. Pfenninger et al. (2014) [29] erfassen diverse Energiemo-
delle und skizzieren zukiinftige Herausforderungen der Systemanalyse. Eine sehr umfang-
reiche Ubersicht bieten zudem Hall und Buckley (2016) [52], die anhand einer Meta-Analyse
zu fast 100 Modellen fir Grofbritannien eine Kategorisierung durchfiihren. Collins et
al. (2017) [53] stellen einen Modellvergleich basierend auf der zugrundeliegenden Methodik
auf und Groisshock (2019) [54] gibt einen Uberblick zu open source-Modellen sowie eine
Bewertung ihrer Einsatzféhigkeit.

Die beschriebenen Ubersichtsartikel dienen als Grundlagen zur Identifikation existierender
Modelle. In einem zweiten Schritt gilt es diese zu charakterisieren. Dies dient der Identifi-
kation geeigneter, existierender Modelle zur nationalen Energiesystemanalyse, um nach-
folgend Anforderungen fir die eigene Modellbildung zu definieren. Dabei ist das
grundlegende Kriterium zur Auswahl der Modelle, deren Eigenschaft bei strategischen Pla-
nungsentscheidungen zur zukinftigen Energieversorgung eines Staates und der Umset-
zung von Klimaschutzzielen unterstutzen zu konnen. Hieraus leiten sich drei
Mindestanforderungen fur potenzielle Modelle ab:

= Auslegung des geografischen Horizonts auf eine nationale Ebene

= Bericksichtigung aller Energiesektoren

= Konzeptionierung flr die Unterstltzung politischer Entscheidungsfindungspro-
zesse

Die Art und Weise der Unterstutzung ist dabei nicht weiter definiert und kann unterschiedlich
ausgelegt sein. Die jeweilige Zielsetzung kann je nach Modellierungsansatz
variieren [29,45,55]. Beispiele fiir aktuelle Untersuchungsgegensténde sind die Interaktio-
nen zwischen Technologien verschiedener Sektoren, Dekarbonisierungspfade, die Auswir-
kungen von klimapolitischen Instrumenten sowie Kostenabschatzungen zu solchen
MaRnahmen [56].

Unter Anwendung dieser Filterkriterien werden 24 Modelle und Modellgeneratoren zur wei-
teren Analyse herangezogen: Balmorel, BESOM, Calliope, CIMS, DynEMo, E4Cast, Ener-
gyPLAN, ENPEP-BALANCE, ESME, IKARUS, LEAP, MARKAL (basierend auf BESOM),
MESSAGE, NEMS, OEMOF, 0OSeMOSYS, PRIMES, REMIND-D, REMix, REMod-D,
SCOPE, Temoa, TIMES (basierend auf MARKAL und EFOM), TESOM (basierend auf
BESOM). Eine detailierte  Beschreibung der Modelle findet sich in
Anhang A.

Zur weiteren Beschreibung der Modelle gibt es ebenfalls eine Vielzahl an mdglichen Krite-
rien. Van Beeck (2000) [44] stellt einen Katalog aus neun Kriterien zur qualitativen Bewer-
tung vor. Die meisten der Kriterien werden ebenfalls von Connolly et al. (2010) [47]
aufgegriffen und hinsichtlich der Frage erganzt, ob die Modelle in der Lage sind, Systeme
basierend auf 100% erneuerbaren Energien abzubilden. Des Weiteren prasentieren Hall
und Buckley (2016) [56] in ihrem Artikel 14 Bewertungskategorien sowie eine Auswahl an
moglichen Attributen, die diesen zugeschrieben werden kdnnen. Sie erganzen Aspekte zur
Beurteilung, wie die generelle Einbindung von erneuerbaren Energien, Speichertechnolo-
gien, Nachfrageprofilen und die Beruicksichtigung von Kosten [56]. Dies beantwortet jedoch
nicht die Frage, auf welche Weise die Technologien implementiert sind, sondern nur welche
Technologien Uberhaupt eingebunden sind [56]. Im Gegensatz zu Sahir und
Qureshi (2006) [46], Connolly et al. (2010) [47], Bhattacharyya und Timilsina (2010) [48]
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sowie Zeng et al. (2011) [50] werden hier somit quantitative Angaben aufgefiihrt. Ausge-
hend von diesen Kriterien wird im Folgenden ein eigener Ansatz zur Charakterisierung von
Energiesystemmodellen vorgestellt.

Wie Tabelle 2.1 zu entnehmen ist, werden neun Kriterien zur Vorauswahl der Modelle her-
angezogen. Dabei werden qualitative, vergleichende Aspekte nicht fir die Charakterisie-
rung herangezogen. Dies betrifft beispielsweise die Einbindung von Techniken und deren
Kosten sowie die zugehdrigen Datenanforderungen. Bezuglich des mathematischen Ansat-
zes liegt ein breites Spektrum an Mdglichkeiten vor, von denen viele Modelle gleich mehrere
nutzen, weshalb dieses Kriterium ebenfalls nicht berticksichtigt wird [57]. Im Vergleich zu
anderen Ansatzen, werden auch drei Kriterien erganzt. Zum einen wird neben der zeitlichen
Auflésung ebenso die rdumliche Auflésung in Betracht gezogen. Zum anderen werden das
Vorgehen bei der Transformationspfadanalyse und die Entwicklungsumgebung berticksich-
tigt. Erganzt um die Information zu Ort und Zeitraum der Entwicklung des jeweiligen Mo-
dells, ist es zudem moglich, generelle Trends in der Entwicklung abzuleiten sowie
Korrelationen zu den Forschungsfragen der jeweiligen Zeit zu untersuchen.

Sowohl zur Lésung heutiger Herausforderungen der Energiesystemanalyse als auch zur
Bearbeitung zukunftiger Forschungsthemen ist es notwendig, Modelle, unter Zuhilfenahme
der vorgestellten Merkmale, hinsichtlich ihres Potenzials zur Beantwortung spezifischer
Forschungsfragen zu klassifizieren [58]. Pfenninger et al. (2014) definieren hierzu finf zent-
rale Herausforderungen aktueller Energiesystemmodelle [29]. Die erste liegt in der Abbil-
dung von Zeit und Raum sowie der Nachfrage nach deren hoherer Auflésung zur
Berucksichtigung der zunehmenden Trennung von Angebot und Nachfrage in der Energie-
versorgung. Die hohe rdumliche Aufldsung dient beispielsweise der besseren Einbindung
von Infrastrukturen sowie dem internationalen Handel von Energietrégern [59]. In Abhan-
gigkeit der zeitlichen Auflosung kdnnen Aspekte wie die Netzstabilitéat, Regelenergie oder
Demand Side Management (DSM) untersucht werden [60,61]. Neben DSM sind Energie-
speicher weitere hiervon betroffene Technologien, deren Systemrelevanz in Zukunft zuneh-
men wird [62]. Gleiches gilt fir Sektorenkopplungstechnologien und die Interaktion
zwischen den Energiesektoren im Allgemeinen, die als Schliisselthema der zukiinftigen
Energieforschung angesehen werden [63]. Jedes der genannten Themenfelder geht dabei
mit Anforderungen beziglich der zeitlichen Auflésung einher, weshalb diese je nach Unter-
suchungsgegenstand individuell anzupassen ist. Neben der Erhéhung der raumlichen und
zeitlichen  Auflésung, liegt eine weitere Herausforderung im Umgang mit
Unsicherheiten [64]. Diese hangen stark vom zugrundeliegenden analytischen Ansatz des
Modells sowie dem Betrachtungshorizont ab. Des Weiteren sind die Themen Flexibilitat und
Transparenz zu nennen, wenn es um momentane Probleme der Modellierung geht [65].
Aus diesem Grund werden die Art der Lizensierung und die Programmierungsumgebung
der Modelle zur deren Bewertung herangezogen. Dies fiihrt zu einem weiteren limitierenden
Faktor der Modellierung, bei dem es sich um die steigende Komplexitat handelt [29,66].
Diese ist eng mit dem methodischen Vorgehen der Modellierung verbunden. Bei dem letz-
ten Aspekt den Pfenninger et al. (2014) ebenso wie Mancarella et al. (2016) anfuihren, han-
delt es sich um die menschliche bzw. soziale Dimension in der energiewirtschaftlichen
Zukunftsplanung [29,65]. Hilpert et al. (2017) [67,68] bezeichnen diesen Faktor ebenfalls
als interdisziplindre Modellierungsherausforderung. Aul3erdem nennen sie ebenfalls Kom-
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plexitat und Unsicherheiten sowie wissenschaftliche Standards und die Nutzungsmdéglich-
keiten der Modelle als groRe Herausforderungen [67,68]. Im Gegensatz zu den anderen
Punkten, sind das menschliche Verhalten und soziale Aspekte nur schwer zu quantifizieren.
Sie sind zudem nicht einem spezifischen Part der Modellierung zuzuweisen, sondern be-
treffen zahlreiche Parameter und Attribute. Infolgedessen werden sie bei der nachfolgen-
den Analyse ausgenommen.

Tabelle 2.1:  Vergleich verschiedener Charakterisierungsansétze zur Einordnung von Ener-
giesystemmodellen

Kriterium van Beeck Connolly Hall und Eigener An-
(2000) et al. (2010) Buckley satz
[44] [47] (2016) [56]
Zielsetzung X X X Vorauswabhl
Modellstruktur X X X Vorauswabhl
Geografische " « « «
Abdeckung
Sektorale Abdeckung X X X Vorauswabhl
Zeithorizont X X X X
Zeitliche Aufldsung X X X
Raumliche Auflésung X
Einbindung «

erneuerbarer Energien
Einbindung von
Speichertechnologien
Einbindung von
Nachfrageprofilen
Kostenberiicksichti-
gung

Analytischer Ansatz X X X X
Zugrundeliegende

Methodik

Mathematischer Ansatz X X
Datenanforderungen X X
Berucksichtigung von

Systemen mit 100% X

erneuerbaren Energien

Art der Transformati-

onspfadanalyse

Art der Lizensierung X X
Programmierungsum-
gebung
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2.1.2 Nationale Energiesystemmodelle

Die im Rahmen der Charakterisierung identifizierten Modelle werden nachfolgend hinsicht-
lich ihrer Eigenschaften untersucht. Dabei sollen allgemeine Trends und Herausforderun-
gen der Modellierung festgestellt werden, um hieraus den aktuellen Forschungsbedarf oder
gegebenenfalls Forschungsliicken abzuleiten. Aufgrund der fortlaufenden Weiterentwick-
lung der Modelle unterliegen diese standigen Modifikationen und Erweiterungen. Diese
werden jedoch nicht immer ausreichend dokumentiert bzw. verdffentlicht. Aus diesem
Grund stellen die nachfolgenden Auswertungen den aktuellen Stand des jeweiligen Modells
zum Zeitpunkt der Veroffentlichung der angegebenen Quelle wieder. Da viele Literaturquel-
len nur Teilaspekte der Modellarchitektur beschreiben, fihrt dies zudem unter Umstanden
zu einer zeitlichen Interferenz verschiedener Modelleigenschaften, die in der angegebenen
Form gegebenenfalls nie zeitgleich vorlagen.

Zur Untersuchung der zuvor ausgewahlten Modelle werden nachfolgend sechs Eigenschaf-
ten analysiert. Zunachst wird ein Uberblick zur zeitlichen und geografischen Entstehung der
Modelle gegeben, gefolgt von dem zugrundeliegenden methodischen und analytischen An-
satz. AuBerdem wird der Zeit- bzw. Betrachtungshorizont zusammen mit dem Vorgehen bei
der Transformationspfadanalyse vorgestellt. AnschlieRend erfolgt die Beschreibung der
zeitlichen und rdumlichen Aufldsung. AbschlieBend wird die Art der Lizensierung sowie die
Programmierungsumgebung veranschaulicht. Die 24 betrachteten Modelle werden dabei
jeweils nach der Dekade ihrer anfanglichen Entwicklung bzw. ersten Publikation sortiert.
Entsprechend dieses Ansatzes findet sich nur ein Modell in den 1970er Jahren (siehe Ab-
bildung 2.1). Dem Zeitraum zwischen 1980 und 1989 werden sechs Energiesystemmodelle
zugeordnet. Diese Entwicklung nimmt in den 1990er Jahren jedoch wieder ab. In dieser
Zeitspanne werden zwei Modelle verdffentlicht. Ab dem Jahr 2000 steigt die Anzahl neuer
Energiesystemmodelle wieder. Von 2000 bis 2010 wurden sechs der untersuchten Modelle
entwickelt. Getrieben von steigenden Rechenkapazitaten und der Nachfrage nach Dekar-
bonisierungsstrategien sowie der vermehrten Einbindung erneuerbarer Energien entstehen
seit 2010 acht weitere Modelle.
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Abbildung 2.1: Region der Entwicklung untersuchter Modelle
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In Bezug auf die regionale Entwicklung von Energiesystemmodellen erfolgt eine Zuordnung
der Entwicklungsstandorte zu den entsprechenden Kontinenten. Hierbei fallt auf, dass Eu-
ropa und Nordamerika den hdchsten Anteil zu deren Entwicklung beitragen. Dies wird in
Abbildung 2.1 veranschaulicht. Vor allem in Europa sind viele neue Modelle seit Anfang der
2000er Jahre entstanden. Griinde fir deren Aufkommen sind unter anderem die verschie-
denen Rahmenbedingungen und Klimaschutzstrategien der européischen Staaten. Zudem
wird dies von den beschriebenen Verbesserungen verfligbarer Rechenkapazitaten unter-
stutzt.

Bei der Differenzierung verschiedener Methoden wird, im Gegensatz zu van
Beeck (2000) [44], nur zwischen Optimierung, Simulation sowie Hybridldsungen unterschie-
den. Unter dem Begriff der Optimierung werden alle linearen, nicht-linearen, gemischt-
ganzzahligen Programme sowie Gleichgewichtsmodelle zusammengefasst. Simulationen
umfassen zudem auch dynamische und stochastische Ansétze. Bei hybriden Lésungen lie-
gen beispielsweise nachgelagerte heuristische oder stochastische Optimierungen von Si-
mulationsergebnissen vor. Die direkten Ergebnisse von Simulationen komplexer Systeme
hangen maRgeblich von den Eingangsparametern ab und dienen nicht der Bestimmung
optimaler Lésungen. Optimierungsmodelle hingegen sind dahingehend konzipiert, die mi-
nimale oder maximale Losung in einem endlichen Losungsraum zu finden. Bedingt durch
die zur Verfugung stehenden Rechenkapazitaten sind Optimierungssysteme daher in der
Regel weniger komplex [56]. Ein weiterer Unterschied besteht in den Forschungsfragen, fur
die sich die jeweiligen Anséatze eignen. Simulationen sind zum Beispiel in der Lage den
Betrieb von Energiesystemen direkt zu analysieren, weshalb sie meist fur kurzfristige Pla-
nungsentscheidung vorzuziehen sind [69]. Mit Hilfe von Optimierungsansétzen kdnnen da-
gegen langfristige Planungen unterstiitzt werden, wie beispielsweise durch
Kostenanalysen [12]. Diese Aspekte spiegeln sich ebenfalls in Abbildung 2.2 wider, in der
ein klarer Trend zu Optimierungsmodellen ab dem Jahr 2010 zu erkennen ist.
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Abbildung 2.2: Zugrundeliegende Methodik untersuchter Modelle
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Der analytische Ansatz bei integrierten Energiesystemmodellen kann in bottom-up, top-
down sowie hybride Herangehensweisen eingeteilt werden. Wahrend bottom-up-Ansétze
tendenziell von der technischen Seite ausgehen, représentieren top-down Modelle 6kono-
mische Blickwinkel. Folglich zeichnen sich bottom-up-Modelle durch die individuelle oder
aggregierte Abbildung einzelner Technologien bzw. Komponenten des Energiesystems
aus. Die Interaktionen zwischen diesen Komponenten basieren auf physikalischen Energie-
und Stoffstromen. Daher konzentrieren sich die Forschungsfragen zu diesen Modellen
hauptséchlich auf die technische und 6konomische Umsetzbarkeit, beispielsweise der Ein-
bindung neuer Technologien. Somit unterstiitzen sie bei Entscheidungsfindungsprozessen
zum energieeffizienten oder kostengiinstigen Technologiemix der Zukunft. Die nétigen Ein-
gangsparameter fir diese Art von Modellen stammen meist aus grol3en Datenbanken tech-
nischer und ©6konomischer Daten sowie zu technischen Potenzialen individueller
Technologien. Der hohe Datenaufwand geht generell mit einem hohen Rechenaufwand
einher. Dafir besitzen diese Modelle die Mdglichkeit auch Sektorenkopplungstechnologien
zu untersuchen. Im Gegensatz dazu fokussieren top-down-Ansétze 6konomische Aspekte.
Folglich liegen zugehodrige Daten meist starker aggregiert vor und beschreiben vor allem
okonomische Beziehungen. Dementsprechend sind sie in der Lage, ein realititsnéheres
Marktverhalten zu analysieren und entsprechende Fragestellungen zu beantworten. Je-
doch werden seit dem Jahr 2000 vornehmlich bottom-up-Modelle aus den genannten Griin-
den entwickelt (siehe Abbildung 2.3).
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Abbildung 2.3: Analytischer Ansatz untersuchter Modelle

Ein weiterer Kernaspekt zur Bewertung der Modelle ist deren Betrachtungshorizont. Dieser
kann flexibel oder vorgegeben sein. Bei einem fixen Betrachtungshorizont ist zudem zwi-
schen Modellen zu unterscheiden, die sich auf ein individuelles Jahr oder eine Zeitspanne
von mehreren Jahren beziehen. Bedingt durch nationale und internationale Klimaziele, bei-
spielsweise durch das Abkommen von Paris (2015) [70], ist der Betrachtungszeitraum hau-
fig bis zum Jahr 2050 angesetzt. Daher wird diese Option ebenso wie die Betrachtung eines
einzelnen Jahres gesondert in Abbildung 2.4 hervorgehoben. Es zeigt sich eine allgemeine
Entwicklung hin zu flexibleren Modellen.
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Abbildung 2.4: Betrachtungshorizont untersuchter Modelle

Bei der Auswahl eines mehrjéahrigen Betrachtungshorizontes ist zudem ein Ansatz zur Ana-
lyse der Transformationspfade des Energiesystems auszuwahlen. Hierfir wird zwischen
zwei generellen Herangehensweisen unterschieden [71]. Auf der einen Seite kann dies im
Rahmen einer perfekten Voraussicht (perfect foresight) geschehen. In diesem Fall liegen in
der Modellrechnung séamtliche Informationen und Nebenbedingungen zu jedem Zeitpunkt
vor. Folglich ist es méglich den kostenminimalen Transformationspfad tiber den gesamten
Betrachtungszeitraum zu ermitteln. Auf der anderen Seite steht das Konzept der myopi-
schen Voraussicht (myopic foresight). Hierbei liegen fir jeden Simulations- oder Optimie-
rungsschritt nur die Informationen aus vorangegangen Schritten vor. Somit wird
intervallweise simuliert bzw. optimiert, wodurch die entstehenden Losungen néher an real-
wirtschaftlichen Entscheidungen liegen [72]. Modelle mit einem Zeithorizont von einem Jahr
werden in Abbildung 2.5 gesondert aufgefihrt. In der Grafik ist ein zunehmender Trend zu
myopischen Modellen zu erkennen, jedoch werden auch acht Modelle mit perfect foresight-
Ansatz identifiziert.
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Abbildung 2.5: Vorgehen bei der Transformationspfadanalyse untersuchter Modelle
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Wahrend die Auswahl des Betrachtungshorizontes und des Vorgehens bei der Transfor-
mationspfadanalyse der Untersuchung von langfristigen Veranderungen im Energiesystem
dienen, ist die zeitliche Auflésung ausschlaggebend fir die Bewertung des Systemverhal-
tens in kurzfristigen Zeitrdumen. Zudem ist sie ein Indikator flr Forschungsfragen, die mit
Hilfe des Modells beantwortet werden kénnen. Je héher die Auflésung angesetzt ist, desto
mehr Details der energetischen Nachfrage sowie der Einspeisung fluktuierender erneuer-
barer Energien kénnen abgebildet werden. Dies ist jedoch mit einem erhéhten Rechenauf-
wand verbunden, weswegen Modelle mit stiindlicher oder feinerer Auflésung hauptséchlich
ab dem Jahr 2000 entwickelt werden. Zuvor basieren die meisten Anséatze auf Typtagen
oder wenigen Zeitschritten pro Jahr. AuBerdem existiert eine Entwicklung hin zu Modellen
mit flexibler Auflésung (vergleiche Abbildung 2.6).
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Abbildung 2.6: Zeitliche Auflésung untersuchter Modelle

Ebenso wie die zeitliche Aufldsung ist auch die raumliche Auflésung an Limitierungen durch
den entstehenden Rechenaufwand gebunden. Folglich gilt es bei Berechnungen zwischen
raumlicher und zeitlicher Auflésung abzuwégen. Abbildung 2.7 ist zu entnehmen, dass auch
bei der rAumlichen Betrachtung ein Trend zu flexiblen Modellen vorliegt.
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Abbildung 2.7: Ré&umliche Auflédsung untersuchter Modelle
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In Bezug auf die 6ffentliche Verfiigbarkeit der untersuchten Modelle gibt es unterschiedliche
Lizensierungsoptionen. Diese reichen von proprietarer Software einzelner Unternehmen
bzw. Institute, Uber kommerziell vertriebenen bis hin zu frei zuganglichen Programmen. Im
Fall von proprietaren Losungen unterliegen die Nutzung und Modifikation allein den Urhe-
bern. In Folge kann eine vollstandige Transparenz der Modellstrukturen sowie des Zustan-
dekommens der Ergebnisse nicht immer gewahrleistet werden. Im Gegensatz dazu,
koénnen solche Aspekte bei 6ffentlich verfligbaren Modellen durch Dritte Gberprift werden.
Bei frei verfiigbaren Modellen kann zudem zwischen dem ausschlie3lichen Zugang zur Nut-
zung des Programms (open access) sowie dem Zugang zum Quellcode (open source) un-
terschieden werden. Abbildung 2.8 zeigt eine zunehmende Entwicklung hin zu diesen
Lizensierungslésungen, jedoch handelt es sich bei den veréffentlichen Modellen ab 2010
Uberwiegend um proprietare Programme.
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Abbildung 2.8: Lizensierung untersuchter Modelle

Ein weiterer wichtiger Punkt bei dem Aufbau und der Nutzung der Modelle ist die zugrun-
deliegende Programmier- bzw. Modellierungssprache. Bei der Untersuchung wird zwischen
den drei haufigsten genutzten Sprachen sowie der Zusammenfassung aller anderen unter-
schieden. Diese Kategorie fasst zudem Modelle ohne explizite Nennung der Programmier-
sprache zusammen, sowie solche, die auf einem Konstrukt aus mehreren
Programmiersprachen aufbauen. Bei den drei relevantesten Sprachen handelt es sich um
Python, General Algebraic Modeling System (GAMS) und Visual Basic for
Applications (VBA). Weitere identifizierte Programmiersprachen sind beispielsweise C,
FORTRAN und Pascal. Die Vielzahl an unterschiedlichen Anséatzen gestaltet eine Koope-
ration zwischen verschiedenen Institutionen meist schwierig. Dies kann einer der Griinde
fur die Bedeutung der Programmiersprache Python sein, die sich seit dem Jahr 2010 zu-
nehmend als Standard etabliert (siehe Abbildung 2.9).
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Abbildung 2.9: Programmierungsumgebung untersuchter Modelle

Die Untersuchung der unterschiedlichen Modelleigenschaften zeigt, dass die Entwicklung
der eingesetzten Modelle mit der historischen Veranderung der Forschungsfragen und Ziel-
setzungen korreliert. Dabei riickt die Reduktion von Treibhausgasemissionen erst in den
1990er Jahren in den Fokus der energiewirtschaftlichen Systemanalyse. In Kombination
mit sinkenden Kosten flr den Ausbau erneuerbarer Energien erhoht sich zudem die zeitli-
che und raumliche Auflésung der Modelle, um deren standortspezifische und fluktuierende
Einspeisung abzubilden. Diese Erh6hung des Detailgrads der Modellierung spiegelt sich
ebenfalls in den Modellergebnissen wider, wie die nachfolgende Beschreibung aktueller
Energieszenarien fir Deutschland zeigt.

2.2 Energieszenarien flir Deutschland

Mit Hilfe der vorgestellten Modelle ist es moglich, konsistente nationale Energieszenarien
zu erstellen. Wie sich die Szenarien fur Deutschland zusammensetzen und inwieweit inte-
grierte Modellansétze Verwendung finden, wird nachfolgend erlautert. Aul3erdem werden
die Kernergebnisse dieser Szenarien vorgestellt, um eine Vergleichsbasis fur die Ergeb-
nisse dieser Arbeit (siehe Kapitel 5.1.6) zu schaffen. Hierfur werden, wie bei der Vorstellung
der Modelle, nur sektorenubergreifende Anséatze betrachtet. Des Weiteren beschrankt sich
die Auswahl der Szenarien auf diejenigen, welche die Umsetzung der Klimaziele aus dem
Klimaschutzplan 2050 [3] und des Pariser Klimaschutzabkommens [70] bzw. der Europai-
schen Union [73] nachkommen. Aus diesem Grund werden die relevantesten Studien der
letzten zehn Jahre zun&chst beschrieben und anschlieRend miteinander verglichen.

Leitszenario (2009), BMU

Das Bundesministerium fir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) gibt im Jahr
2009 die ,Langfristszenarien und Strategien fir den Ausbau erneuerbarer Energien in
Deutschland” [74] heraus. Mit dem hierin prasentierten ,Leitszenario 2009“ wird eine Re-
duktion der CO2-Emissionen um 80% bis 2050 verfolgt. Dabei liegt den Berechnungen ein
Verbund aus unterschiedlichen Modellen zugrunde. Die beschriebene CO»-
Reduktionsstrategie beruht auf dem Ausbau erneuerbarer Energien sowie der Steigerung
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der Energie- bzw. Nutzungseffizienz und der Umwandlungseffizienz in Kraftwerken. Im
Rahmen der europaischen Entwicklung wird die Entstehung eines Verbundes ,zur Nutzung
kostengunstiger EE-Potenziale® [74, S. 47] angenommen. Dieser trégt durch einen Stromi-
mport in Hoéhe von 123 TWh im Jahr 2050 zur Energieversorgung Deutschlands bei. Fur
den Primérenergiebedarf wird eine Reduktion auf 2.261 TWh im Jahr 2050 unterstellt sowie
ein Anteil erneuerbarer Energien von 49,4%. Die installierte Leistung an Photovoltaik (PV)
entspricht hierbei 34 GW, erganzt durch 39 GW Windkraft an Land (onshore) und 37 GW
auf See (offshore). Zudem wird ein Ausbau an geothermischen Anlagen unterstellt, aus
welcher 37,1 TWh elektrischer sowie 97,6 TWh thermischer Energie hervorgehen. Der En-
denergiebedarf geht auf 1.651 TWh/a zuriick. Durch den Ausbau von Schliisseltechnolo-
gien wird eine zusatzliche Stromnachfrage in Héhe von 6 TWh durch Wéarmepumpen,
11 TWh durch Elektromobilitat und 75 TWh aufgrund der Erzeugung von Wasserstoff mit-
tels Elektrolyse unterstellt. [74]

Energieziel 2050 (2010), UBA

Mit der Studie ,Energieziel 2050: 100% Strom aus erneuerbaren Energien® [75] verdoffent-
lichte das Umweltbundesamt (UBA) 2009 ein Szenario mit der Zielsetzung der vollstandi-
gen Umstellung der Stromversorgung Deutschlands auf erneuerbare Energien. Insgesamt
werden drei Szenarien analysiert, wobei das Szenario ,Regionenverbund“ den Kern der
Untersuchung darstellt und nachfolgend weiter betrachtet wird. Aufgrund der Fokussierung
auf die Stromerzeugung stehen die CO.-Emissionen des Gesamtsystems nicht im Vorder-
grund. Je nach angenommener Entwicklung in den Endenergiesektoren ist laut Studie je-
doch eine Reduktion der Emissionen ,auf nahezu Null“ [75, S. 4] mdglich. Die
Berechnungen basieren auf einem Simulationsmodell, welches sich wiederum aus diversen
Submodellen zusammensetzt. Zur Simulation der Einspeisung aus Photovoltaik und Wind-
kraft werden eine zeitliche Aufldsung von einer Stunde und eine rdumliche Auflésung von
14x14 km angegeben. Hieraus resultiert fir Photovoltaik eine installierte Leistung von 120
GW im Jahr 2050 sowie 60 GW fir Onshore- und 45 GW fiur Offshore-Windkraftanlagen.
Zudem werden 6,4 GWe (50 TWhe) fir geothermische Anlagen angenommen. Im Rahmen
der Langzeitspeicherung werden zwei Optionen berechnet. Es wird alternativ von einem
Wasserstoff- oder Methanspeicher ausgegangen, wodurch die eingesetzten Technologien
sowie Stromimporte beeinflusst werden. Der Endenergieverbrauch der Sektoren Industrie,
Haushalte und Gewerbe, Handel, Dienstleistungen (GHD) liegt 2050 in Summe bei
774 TWh. Im Verkehrssektor wird nur der Strombedarf in Hohe von 71,7 TWh ausgewiesen.
Fur die Elektrolyse wird bei beiden Speicheroptionen von 44 GWe Leistung und einem
Strombedarf von etwa 90,5 TWh/a ausgegangen. Der Strombedarf von Warmepumpen
wird auf 39,9 TWh/a beziffert. Angaben zum Priméarenergieverbrauch werden nicht ge-
macht. [75]

Szenario A (2012), DLR

Im Rahmen der Studie ,Langfristszenarien und Strategien fir den Ausbau der erneuerbaren
Energien in Deutschland bei Berlcksichtigung der Entwicklung in Europa und
global® [76], federfuhrend 2012 vom Deutschen Zentrum fur Luft- und Raumfahrt (DLR)
verdffentlicht, werden finf Energieszenarien vorgestellt. Nachfolgend wird das Szenario A
analysiert, bei welchem es sich um das mittlere Szenario in Bezug auf den Ausbau erneu-
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erbarer Energien handelt. Das normative Szenario zielt dabei auf eine Reduktion der Treib-
hausgasemissionen um mindestens 80% bis 2050 ab. Die zugrundeliegenden Berechnun-
gen basieren auf einem Modellverbund. Zur Berucksichtigung der européischen
Entwicklung wird ein Optimierungsmodell zur Bestimmung eines Netzausbauszenarios ein-
gesetzt. Dies fihrt zu einem Nettoimport elektrischer Energie in Hoéhe von
62 TWh fur das Jahr 2050. Der Priméarenergieverbrauch wird mit 2.019 TWh und der End-
energieverbrauch mit 1.454 TWh angegeben. Dazu tragen Warmepumpen und Geothermie
mit 189 TWh bei. Die installierten Leistungen erneuerbarer Energien liegen im Fall der Pho-
tovoltaik bei 67,2 GW sowie bei 50,8 GW fur Onshore- und 32,0 GW fiir Offshore-Wind-
energie. In Summe tragen die erneuerbaren Energien zu 52,8% am Primarenergiebedarf
bei und zu 85,8% an der Stromerzeugung. [76]

Zielszenario (2014), Prognos AG

Die Studie ,Entwicklung der Energiemarkte — Energiereferenzprognose* [77] stellt ebenfalls
unterschiedliche Energieszenarien vor. Das Zielszenario zeigt MaRnahmen zur Reduktion
der Treibhausgasemissionen um 80% auf. Hierbei kommt ein Verbund aus verschiedenen
Modellen zum Einsatz. Unter anderem wird ein makrodkonomisches Modell eingebunden.
Fir 2050 werden ein Primérenergieverbrauch von 1.914 TWh sowie ein Endenergiever-
brauch von 1.485 TWh berechnet. Der Anteil erneuerbarer Energien am Priméarenergieauf-
kommen liegt bei 51%. Dies wird mit installierten Leistungen von
78 GW Photovoltaik, 70 GW Onshore- und 18 GW Offshore-Windkraft bewerkstelligt. Dem
stehen 56 GW Leistung fossiler Kraftwerke entgegen. Der Beitrag der Geothermie liegt le-
diglich bei 6,7 TWh. Die Nettostromimporte betragen 16 TWh. Bei der Betrachtung der
Schlisseltechnologien, sind Warmepumpen mit einem Marktanteil von 33% im Wohnge-
baudebereich aufzufiihren sowie batterieelektrische Pkw (BEV) mit einem Marktanteil von
ca. 53% zu nennen. [77]

Geschéaftsmodell Energiewende (2014), Fraunhofer IWES

Das Fraunhofer-Institut fir Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES) stellt 2014 die
Studie ,Geschaftsmodell Energiewende” [78] vor. Ziel ist die vollstandige Umstellung auf
erneuerbare Energien bei der Versorgung des Strom-, Warme- und Verkehrsbedarfs. Zu-
dem soll eine autarke Energieversorgung fiir Deutschland gewéhrleistet werden. Zur Um-
setzung dieses Vorhabens wird von einer massiven Elektrifizierung in den
Nachfragesektoren ausgegangen. Fur batterieelektrische Pkw wird ein Marktanteil von
100% und fir Warmepumpen von 75% angenommen. Die resultierende Gesamtstromnach-
frage Deutschlands entspricht ca. 1.000 TWh/a. Diese wird Uber eine installierte Leistung
von 200 GW Photovoltaik, 180 GW Onshore- sowie 50 GW Offshore-Windkraftanalgen ge-
deckt. [78]

Klimaschutzszenario 2050 (2015), Oko-Institut

Stellvertretend fur die Studie ,Klimaschutzszenario 2050 [79] wird nachfolgend das Klima-
schutzszenario 95 mit dem Ziel der Treibhausgasreduktion um 95% vorgestellt. Insgesamt
wurden drei Szenarien berechnet, basierend auf dem Einsatz verschiedener Simulations-
und Optimierungsmodelle. Dies betrifft insbesondere die Modellierung des Endenergiebe-
darfs, welche auf unterschiedlichen Ansatzen fir die individuellen Nachfragesektoren be-
ruht. Der resultierende  Primarenergiebedarf  sinkt dabei auf insgesamt
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1.649 TWh/a. Der Ausbau erneuerbarer Energien steigt hingegen auf bis zu 130 GW Pho-
tovoltaik, 150 GW Windenergie an Land und 45 GW auf See an. In Summe werden im Jahr
2050 734 TWh elektrische Energie aus regenerativen Quellen bereitgestellt. Der Nettostro-
mimport liegt 2050 bei 9 TWh. Es wird zudem eine Backup-Kraftwerkskapazitat von 70 GW
unterstellt. Fur private Haushalte wird von einem Endenergiebedarf in Hohe von 311 TWh/a,
fir den GHD-Sektor von 172 TWh/a, fir die Industrie von 400 TWh/a und fir den Verkehrs-
bereich von 328 TWh/a ausgegangen. Dieser Ruickgang des Energiebedarfs wird vor allem
durch eine Elektrifizierung und die Sanierung von Geb&uden erreicht. Der elektrische Ener-
giebedarf von Warmepumpen entfallt dabei auf 62 TWh/a. Im Verkehrsbereich werden
125 TWh/a Strom benétigt. Des Weiteren wird der Einsatz von Carbon Capture and
Storage (CCS) mit 41 Mtcoz/a angenommen. [79]

SZEN-16 KLIMA 2050 (2016), BEE eV.

In einer Kurzstudie fur den Bundesverband erneuerbare Energien (BEE) e.V. mit dem Titel
,Die Energiewende nach COP 21 - Aktuelle Szenarien der deutschen
Energieversorgung” [80] werden drei Szenarien untersucht. Neben einem Trendszenario
wird zum einen ein ambitioniertes Szenario prasentiert, welches auf die vollstandigen De-
karbonisierung der Energieversorgung bis 2040 sowie den Einsatz von CCS-MalRhahmen
zur Reduktion des CO2-Anteils in der Atmosphéare abzielt. Zum anderen wird mit dem
+SZEN-16 KLIMA 2050* ein Szenario zur Reduktion der Treibhausgasemissionen um 95%
vorgestellt. Fir 2050 werden demnach ein Primérenergieverbrauch von 1.993 TWh und ein
Endenergieverbrauch von 1.377 TWh angenommen. Der Anteil erneuerbarer Energien am
Endenergieverbrauch betragt 93,2%, sowie 98,7% an der Bruttostromerzeugung. Folglich
mussen 178 GW Photovoltaik, 136 GW Onshore-Windkraft und 70 GW Offshore-Windkraft
installiert werden. Der Elektrifizierungsgrad im Warmeversorgungsbereich betragt 27% so-
wie 18% im Verkehrsbereich. Im Verkehrssektor kommen zudem 20% Biokraftstoffe und
45% regenerativ erzeugter Wasserstoff zum Einsatz. [80]

Sektorkopplung (2016), HTW Berlin

Mit der Studie ,Sektorkopplung durch die Energiewende” [81] stellte die Hochschule fiir
Technik und Wirtschaft (HTW) Berlin im Jahr 2016 ebenfalls ein Energieszenario vor, das
auf eine Reduktion des energiebedingten CO2-Ausstof3es auf Null bis 2040 ausgelegt ist.
Hierfur wird eine nahezu vollstédndige Elektrifizierung in Kombination mit Effizienzsteige-
rungsmaflnahmen vorausgesetzt. Infolgedessen wird fur die Warmeversorgung ein zuséatz-
licher Strombedarf von 400 TWh/a zur vollstindigen Deckung der Raumwarme- und
Prozesswarme- sowie der Warmwassernachfrage angenommen. Dem kommen weitere
337 TWh/a elektrischer Energie im Verkehrssektor hinzu. Diese teilen sich in einen Anteil
von 163 TWh/a fur elektrisch angetriebene Transportmittel und einen Anteil zur Erzeugung
von synthetischem Methan oder synthetischen Kraftstoffen. Fir Power-to-Gas (PtG) Ver-
fahren werden 62 TWh/a bendétigt und fir Power-to-Liquid (PtL) Verfahren 112 TWh. An
dieser Stelle wird von einem Import von PtG- und PtL-Kraftstoffen ausgegangen, weshalb
der zusatzliche Strombedarf durch den Transportsektor bei 200 TWh/a liegt. Der Strombe-
darf sonstiger Verbraucher wird auf 500 TWh/a quantifiziert. Zuziglich abgeschéatzter Spei-
cher- und Transportverluste in Hohe von 220 TWh ergibt sich ein kumulierter Strombedarf
von 1.320 TWh fur 2040. Zur Bereitstellung missten 415 GW Photovoltaik, 199 GW Wind-
energie an Land und 76 GW auf See installiert werden. [81]
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Energiesystem 2050 (2016), Fraunhofer ISE

Am Fraunhofer-Institut fir Solare Energiesysteme (ISE) entstand 2016 die Dissertation
~Sektortibergreifende Modellierung und Optimierung eines zukiinftigen deutschen Energie-
systems unter Berucksichtigung von EnergieeffizienzmaRhahmen im Geb&audesektor” [82].
Mit Henning und Palzer (2012, 2013) [83,84] gehen dieser zwei Studien voraus, anhand
derer die Entwicklung des zugrundeliegenden Energiesystemmodells abzulesen ist. Hierbei
handelt es sich um ein sektoreniibergreifendes integriertes Modell, welches Teil der Aus-
wertung in Kapitel 2.1.2 ist. Dieses dient der Optimierung eines Zieljahres sowie der Unter-
suchung der Transformation des Energiesystems mittels eines metaheuristischen
Verfahrens. Aus den berechneten Szenarien wird nachfolgend das 80%-Referenzszenario
analysiert. Fur das Jahr 2050 liegen hierbei ein Primarenergieverbrauch von 1.865 TWh
und ein Endenergieverbrauch von 1.859 TWh vor. Die resultierenden installierten Leistun-
gen fur Photovoltaik liegen bei 200 GW, fir Onshore-Windkraft bei 140 GW und fur Offs-
hore-Windkraft bei 37 GW. AuRerdem wird ein Beitrag zur Warmeversorgung in H6he von
63 TWh durch Solarthermie, 5 TWh durch Geothermie sowie etwa 194 TWh mittels War-
mepumpen angenommen. Im Transportbereich entfallen 11% des Endenergiebedarfs auf
elektrische Energie und 13% auf Wasserstoff. [82]

Langfristszenarien (2017), BMWi

Die Studie ,Langfristszenarien fir die Transformation des Energiesystems in
Deutschland“ [85] im Auftrag des Bundesministeriums fur Wirtschaft und Energie (BMWi)
prasentiert mit dem vorgestellten Basisszenario ebenfalls eine Strategie zur Reduktion der
Treibhausgasemissionen um 80%. Mit Hilfe eines Verbunds aus Simulations- und Optimie-
rungsmodellen wird hierbei iterativ eine Kostenoptimierung des Energiesystems durchge-
fuhrt [86]. Der Primarenergieverbrauch sinkt bis 2050 auf 1.923 TWh/a und der
Endenergieverbrauch auf 1.507 TWh/a. Der Beitrag der Biomasse liegt bei 371 TWh im
Jahr 2050. Die installierte PV-Leistung liegt bei 69,3 GW, die Leistung der Onshore-Wind-
kraftanlagen bei 75,4 GW und die der Offshore-Anlagen bei 15 GW. Die vergleichsweise
niedrigen installierten Leistungen werden durch EffizienzmaRnahmen und einen Stromim-
port in Héhe von 105 TWh/a gestutzt. Jedoch wird auch mit einer Stromnachfrage aufgrund
von Elektromobilitat in Hohe von 68,3 TWh/a sowie 18,6 TWh/a durch Oberleitungs-Lkw
gerechnet. Dem kommen weitere 60,8 TWh/a durch Power-to-Heat (PtH) Anwendungen,
wie Warmepumpen, hinzu. PtG-Verfahren und somit die gro3technische Nutzung von Was-
serstoff als Energietrdger kommen ausdriicklich nicht in im Szenario vor. [85]

Treibhausneutrales Deutschland (2018), UBA

In der Studie ,Den Weg zu einem treibhausgasneutralen Deutschland ressourcenschonend
gestalten” (UBA, 2018) [87] wurde ein Szenario zur Reduktion der Treibhausgasemissionen
um 95% analysiert. Entgegen den Annahmen der meisten Studien wird in diesem Szenario
von einer Anderung der menschlichen Verhaltensweisen ausgegangen. Dies macht sich
beispielsweise durch eine Ressourcenschonung im Geb&ude- und Transportbereich be-
merkbar. Der Endenergiebedarf liegt 2050 bei insgesamt 1.693 TWh. Bei der Biomassen-
utzung wird die energetische Verwertung von Anbaubiomasse und Waldrestholz bis 2050
sukzessive auf null reduziert. Im Geb&audebereich wird von einer deutlichen Reduktion des
jahrlichen Raumwarme- und Warmwasserbedarfs auf 52 kWh/m? fir Wohngebaude und
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34 kWh/m?2 fiir Nichtwohngebaude in Kombination mit dem Ausbau von Warmepumpensys-
temen ausgegangen. Der Verkehrssektor profitiert von einer Reduktion des Endenergiebe-
darfs durch Elektrifizierung der Antriebe, auch mit Hilfe von Oberleitungen auf Autobahnen.
In den unterschiedlichen Industriebranchen werden neue Verfahren eingesetzt, die zu einer
Steigerung der Energieeffizienz fihren sowie einer zunehmenden Elektrifizierung und einer
erhdhten Nachfrage nach Wasserstoff. [87]

Klimapfade (2018), BDI

Im Rahmen der Studie ,Klimapfade fiir Deutschland” [88], welche im Auftrag des Bundes-
verbandes der Deutschen Industrie (BDI) 2018 erstellt wurde, erfolgte die Untersuchung
unterschiedlicher Klimapfade. Im Folgenden werden die Pfade zum Erreichen einer Treib-
hausgasreduktion um 80% und 95% vorgestellt. Die Ermittlung dieser Entwicklungspfade
basiert auf einem komplexen Verbund unterschiedlicher Modelle. Im 80%-Szenario wird ein
Endenergieverbrauch von 1.617 TWh im Jahr 2050 angenommen. Dies wird unter anderem
mittels EffizienzsteigerungsmaRnahmen, dem Ausbau der Nutzung von Biomasse in der
Industrie, der Installation von ca. 14 Mio. Warmepumpen und dem Einsatz von etwa 26 Mio.
batterieelektrischen Pkw erreicht. Im 95%-Szenario steigt der Ausbau auf 16 Mio. Warme-
pumpen und 33 Mio. batterieelektrische Pkw. Zudem kommen PtG und PtL Technologien
zum Tragen. Die installierten Kraftwerksleistungen liegen im 80%-Szenario (95%-Szenario)
fur Photovoltaik bei 105 GW (130 GW), fur Onshore-Windkraft bei 97 GW (102 GW) und
fur Offshore-Windkraft bei 47 GW (60 GW). [88]

Sektorenkopplung (2018), ewi

Das Energiewirtschaftliche Institut (ewi) der Universitat zu Kéln veroffentlichte 2018 die Stu-
die ,Kosteneffiziente Umsetzung der Sektorenkopplung® [89]. Unter anderem wird das Sze-
nario , Technologieoffen” (TO) vorgestellt, welches nachfolgend analysiert wird. Abgesehen
von einer Sensitivitdtsanalyse verfolgt das Szenario die Reduktion der THG-Emissionen um
80%. Hierbei kommt ein integriertes Energiesystemmodell zur Kostenoptimierung der
Strom-, Warme- und Brennstoffbereitstellung. Die zugehdrigen Nachfragen werden dabei
exogen bestimmt. Der resultierende Endenergiebedarf liegt im Jahr 2050 bei ca.
1.733 TWh. Dahinter verbirgt sich unter anderem die zunehmende Nachfrage nach synthe-
tischen Brennstoffen durch PtG- und PtL-Prozesse. Die installierten Leistungen liegen fir
Photovoltaik bei 144 GW, fir die Windenergie an Land bei 169 GW und fir Windenergie
auf See bei 15 GW. Im Bereich der Warmeversorgung erfolgt die Installation von 6,9 Mio.
Warmepumpen. Fur den Verkehrssektor wird ein Mix aus Hybridantriebssystemen, Brenn-
stoffzellenantrieben und batterieelektrischen Antrieben unterstellt. [89]

Leitstudie (2018), dena

Mit der Studie ,dena-Leitstudie Integrierte Energiewende® [90] im Auftrag der Deutschen
Energie-Agentur (dena) wurden 2018 weitere Energieszenarien fur Deutschland vorgestellt.
Neben einem Referenzszenario entstehen weitere Szenarien mit dem Fokus auf der Elekt-
rifizierung oder einem breiten Technologiemix (TM). Fir diese beiden Szenarien werden
zudem unterschiedliche Treibhausgasreduktionsziele angesetzt. Somit werden insgesamt
funf verschiedene Szenarien untersucht, von denen nachfolgend das TM80- und TM95-
Szenario vorgestellt werden. Bei den zugrundeliegenden Berechnungen kommt das zuvor
beschriebene Gesamtenergiesystemmodell aus Lorenczik et al. (2018) [89] zum Einsatz.
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Der Endenergiebedarf wird folglich ebenfalls als Eingangsgré3e exogen bestimmt. Die Er-
gebnisse der Szenarien TM80 bzw. TM95 zeigen einen Primarenergiebedarf fir das Jahr
2050 von 2.069 bzw. 2.007 TWh/a sowie einen Endenergieverbrauch von 1.674 bzw.
1.597 TWh/a. Hierbei kommen mit 294 bzw. 908 TWh/a verstéarkt synthetische Energietra-
ger aus Power-to-X (PtX) Verfahren zum Tragen, welche insbesondere im TM95-Szenario
Uberwiegend importiert werden. Die installierten Leistungen in Deutschland liegen in beiden
Szenarien fur Photovoltaik bei 114 GW und fur Onshore-Windenergie bei 171 GW. Lediglich
bei der Offshore-Windenergie unterscheiden sich beide Szenarien mit 19 bzw. 26 GW in-
stallierter Leistung. AuRerdem wird von 6,5 bzw. 7,4 Mio. Warmepumpen sowie jeweils 28,1
Mio. elektrisch oder teilelektrisch angetriebenen Pkw ausgegangen. [90]

Vergleich der Szenarien

Eine Zusammenfassung der installierten Leistungen erneuerbarer Energien (rechts) sowie
die bereitgestellte elektrische Energie (links) aus den vorgestellten 80%-Szenarien findet
sich in Abbildung 2.10. Die Szenarien sind dabei nach dem Jahr ihrer Veroffentlichung sor-
tiert. Als Referenz dienen die historischen Werte aus dem Jahr 2016. Generell ist bei den
dargestellten Szenarien ein Trend zu einem stérkeren Ausbau der erneuerbaren Energien
zu erkennen. Insbesondere die Windenergie an Land gewinnt zunehmend an Bedeutung.
Entsprechend steigt die angenommene installierte Leistung von 39 GW im
Leitszenario (2009) auf bis zu 171 GW in der Leitstudie (2018). Dahingegen divergiert die
Relevanz von Offshore-Windkraftanlagen deutlich in den Untersuchungen und reicht von
15 GW (54 TWh/a) bis zu 47 GW (188 TWh/a). Die Bandbreite der PV-Leistung reicht von
34 GW im Leitszenario (2009) bis zu 200 GW im Energiesystem 2050 (2016). Der Beitrag
von Wasser- und Biomassekraftwerken liegt in den Szenarien auf einem ahnlichen Niveau
wie im Jahr 2016. Einzige Ausnahme bildet Szenario E, bei dem Biomasse nicht mehr zur
Generierung elektrischer Energie genutzt wird. Aul3erdem ist aufféllig, dass der Nutzung
von Geothermie zur Strombereitstellung in aktuellen Szenarien keine Bedeutung mehr zu-
kommt.
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Abbildung 2.10: Vergleich der bereitgestellten elektrischen Energie und der installierten Leis-
tungen im Jahr 2050 ausgewahlter 80%-Szenarien [5,74,77,78,82,85,88,89,90]

Die bereitgestellte elektrische Energie sowie die zugehdrigen installierten Leistungen aus
den Szenarien mit THG-Emissionsreduktion von 95-100% sind in Abbildung 2.11 aufge-
fuhrt. Das Jahr 2016 dient hierbei ebenfalls als Referenz. Im Kontrast zu den 80%-Szena-
rien liegen die noétigen Leistungen regenerativer Energiequellen in der Regel hoher.
Wahrend die gesamte installierte Leistung der erneuerbaren Energien in den 80%-Szena-
rien zwischen 129 und 382 GW liegt, steigt sie in den ambitionierteren Szenarien auf 260
bis 717 GW an. AuBerdem liegt in diesen Szenarien kein Trend zu einem starkeren Ausbau
vor. Stattdessen wird bereits in friilhen Studien von einem hohen Leistungs- und Energie-
bedarf ausgegangen. Dieser variiert im Fall der Photovoltaik von 102 GW und 100 TWh/a
bis zu 415 GW und 394 TWh/a. Fur Onshore-Windenergie liegt die Spanne zwischen
60 GW (170 TWh/a) und 199 GW (498 TWh/a). Bei der Offshore-Windenergie liegen die
Annahmen zwischen 15 GW (54 TWh/a) und 76 GW (343 TWh/a). Der Beitrag aus Was-
serkraft wird wiederum auf gleichbleibendem Niveau erwartet. Im Fall der Bioenergie liegen
die Angaben in den Szenarien jedoch stéarker auseinander und reichen von 0-50 GW und
0-58 TWh/a. Die Angabe zu Szenario E inkludiert die Bereitstellung aus fossilen Kraftwer-
ken.
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Abbildung 2.11: Vergleich der bereitgestellten elektrischen Energie und der installierten
Leistungen im Jahr 2050 ausgewahlter 95%- bis 100%-Szenarien
[5,75,78,79,80,81,87,88,90]

_ IOTMMUOmT>|*

Neben der zukinftigen Energiebereitstellung stellt der Endenergieverbrauch eine charak-
teristische KenngréRe in den Modellrechnungen dar. Abbildung 2.12 bietet eine Ubersicht
des Endenergiebedarfs 2050 in den vier aktuellsten, vorgestellten 80%-Szenarien sowie
den Status Quo aus dem Jahr 2016. Alle Szenarien haben dabei eine Reduktion des End-
energieverbrauchs gemeinsam. Dieser sinkt auf 1.507 bis 1.733 TWh/a ab. Die grof3ten
Differenzen liegen dabei in den Ergebnissen zur Entwicklung im Industriesektor vor. Der
Endenergiebedarf dieses Sektors wird im Bereich von 559 bis 814 TWh/a angegeben. Im
Gebéaudesektor liegt eine Bandbreite von 512 bis 654 TWh/a vor. Dagegen gehen die Er-
gebnisse im Transportsektor nur geringfligig auseinander mit 400 bis 407 TWh/a.
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Abbildung 2.12: Vergleich des Endenergieverbrauchs im Jahr 2050 ausgewahlter
80%-Szenarien [85,88,89,90,91]

Ahnlich zum Endenergieverbrauch verhalten sich auch die verbleibenden CO,- bzw. THG-
Emissionen im Jahr 2050 in den ausgewahlten Studien. Wie in Abbildung 2.13 zu erkennen
ist, liegen deutliche Unterschiede in der sektoralen Verteilung der Emissionen vor. Dies
beruht insbesondere auf der abweichenden Bilanzierung und der sektoralen Zuordnung der
Emissionen. Folglich ergeben sich in 2050 fur den Energiesektor THG-Emissionen zwi-
schen 4 und 45 Mtcoz.4q, flr den Gebaudesektor zwischen 16 und 35 Mtcoz-aq, flir den In-
dustriesektor zwischen 52 und 126 Mtcozaq, fir den Transportsektor zwischen 22 und
45 Mtcoz-aq SOWie sonstige Emissionen in Hohe von 50 bis 67 Mtcoz.4q. Letztere entfallen vor
allem auf den Landwirtschaftssektor. Absolut ergibt sich hieraus eine Reduktion der Emis-
sionen im Energiesektor von 87-99%, im Gebaudesektor von 73-88%, im Industriesektor
von 33-72%, im Transportsektor von 73-87% und im Bereich der sonstigen Emissionen von
18-39% gegenuber 2016. Entsprechend der Untersuchung des Endenergieverbrauchs lie-
gen ebenfalls im Industriebereich die gréRten Abweichungen in den Ergebnissen vor. Die
gréBten Emissionseinsparungen entfallen hingegen auf den Energiesektor, der von einer
Umstellung auf regenerative Energiequellen profitiert. Im Geb&ude- und Transportbereich
liegen ahnliche Reduktionsziele vor. Die geringste Emissionsreduktion wird in den sonsti-
gen Sektoren erzielt. An der relativen sektoralen Verteilung der Emission nehmen diese
somit zusammen mit den Industrieemissionen einen erhdhten Anteil ein. Die Anteile des
Gebaude- und Transportsektors bleiben hingegen zumeist auf einem ahnlichen Niveau wie
im Jahr 2016.
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Abbildung 2.13: Vergleich der energie- und prozessbedingten CO-/Treibhausgas-
Emissionen im Jahr 2050 ausgewé&hlter 80%-Szenarien [85,88,89,90,91]

2.3 Zusammenfassung und Fazit

Ziel dieses Kapitels ist es, eine Methodik zur Charakterisierung von Energiesystemmodel-
len einzufiihren, einen Uberblick iber den Stand der Forschung im Bereich der nationalen
Energiesystemmodellierung zu geben und aktuelle Energieszenarien fir Deutschland vor-
zustellen. Die zentralen Ergebnisse werden nachfolgend zusammengefasst und diskutiert,
um somit den derzeitigen Forschungsbedarf sowie Forschungsliicken zu identifizieren.

Im Kontext der Charakterisierung von Energiesystemmodellen werden zahlreiche Modelle
analysiert und deren Eigenschaften untersucht. Das Spektrum an unterschiedlichen Ansét-
zen reicht dabei von individuellen Prozessmodellen bis hin zu Modellen mit globalem Mo-
dellierungshorizont. Diese unterscheiden sich wiederum in ihrer Struktur und ihrem
Schwerpunkt, der auf 6konomischen oder technischen Aspekten liegen kann. Aufbauend
auf den analysierten Eigenschaften wird eine Methodik entwickelt, um die Modelle zu be-
schreiben und zu kategorisieren. Mit diesem Verfahren werden anschlieRend Modelle be-
stimmt, die in der Lage sind, nationale Treibhausgasreduktionsstrategien in einem
konsistenten Rahmen zu berechnen. Auf diese Weise wurden 24 Modelle identifiziert und
im nachfolgenden Unterkapitel detailliert untersucht. Die Untersuchung zeigt verschiedene
Ansétze und Trends in der Modellierung, wie beispielsweise eine steigende raumliche und
zeitliche Auflédsung. Anschliel3end an die Vorstellung der Modelle erfolgt die Beschreibung
der relevantesten, aktuellen Energieszenarien. Insgesamt werden 14 Studien vorgestellt,
die im Zeitraum von 2009 bis 2018 veréffentlicht wurden.

Die Analyse der Energiesystemmodelle zeigt an vielen Stellen die zunehmende Komplexi-
tat auf, die durch die Einbindung erneuerbarer Energien entsteht. Aufgrund des damit ein-
hergehenden Rechenaufwands steigt folglich auch die Nachfrage nach Methoden zur
Komplexitatsreduktion. Diese betreffen vor allem die zeitliche und rdumliche Auflésung,
kénnen aber auch die Abbildung von Technologien umfassen. Au3erdem entsteht vermehrt
ein Bedarf nach Flexibilitdt und Transparenz der Modelle und ihrer Strukturen. Dementspre-
chend gilt es, diesen Aspekten in zukinftigen Modellierungsansatzen mit geeigneten Me-
thoden gerecht zu werden.
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Ruckblickend auf die Ergebnisse der Analyse aktueller Energieszenarien zeigt sich, dass
viele Szenarien auf einem Verbund diverser Modelle basieren. Dies ist insbesondere der
zunehmenden Komplexitdét der Untersuchungen geschuldet. Nur eines der
Szenarien (Fraunhofer ISE: Energiesystem 2050) wird mit einem konsistenten Gesamtmo-
dell berechnet. Infolgedessen kann zumeist keine volkswirtschaftlich kostenoptimale Konfi-
guration des zukinftigen Energiesystems prasentiert werden. Allerdings ist eine solche
konsistente Betrachtungsweise essentiell, um ein normatives Szenario zu entwickeln. Nur
auf diese Weise sind alle Ruckwirkungen innerhalb eines komplexen Energiesystems zu
erfassen, um den Planungsprozess zur Transformation der Energieversorgung Deutsch-
lands zu unterstutzen.

Bei der Untersuchung der Energieszenarien fallen zudem weitere aktuelle Herausforderun-
gen in der Modellierung auf. Die Berticksichtigung von Technologien zur Sektorenkopplung,
wie PtX-Verfahren, spielt zwar eine wichtige Rolle in den meisten Szenarien, jedoch werden
diese haufig nur unzureichend abgebildet. Dies fuhrt zur Unterschatzung der Relevanz ei-
niger Technologien. Basierend auf der verstarkten Einbindung fluktuierender erneuerbarer
Energien betrifft dies insbesondere saisonale Speicheroptionen sowie Versorgungsinfra-
strukturen fr alternative Energietrager. Des Weiteren ist hiervon die Berlicksichtigung von
Importen und Exporten in den Modellen betroffen. Dies umfasst sowohl den internationalen
Handel mit Strom als auch mit regenerativ erzeugten Energietrédgern, wie Wasserstoff oder
PtL-Kraftstoffen. AuRerdem werden Biomass-to-X-Verfahren und MaRnahmen zur Steige-
rung der Energieeffizienz haufig nur unzureichend in den Energieszenarien beriicksichtigt.

Der Umgang mit Unsicherheiten stellt eine weitere Herausforderung der Modellierung dar.
Diese betreffen soziokulturelle, klimatische, 6konomische und technische Entwicklungen.
Vor allem die Unsicherheiten durch die letzten beiden Punkte kdnnen jedoch mit geeigneten
Methoden bertcksichtigt werden.

Entsprechend der vorangegangenen Untersuchung der nationalen Energiesystemmodel-
lierung sowie der Erstellung der Energieszenarien fur Deutschland lassen sich die folgen-
den Modelldefizite und Forschungsliicken zusammenfassen.

= Problemstellung:
Um die zunehmende Komplexitat und Berechnungsdauer zu kompensieren, die mit
steigender raumlicher und zeitlicher Auflésung sowie des zeitlichen Betrachtungs-
horizonts einhergeht, sind neue methodische Ansétze erforderlich.
= Lésungsansatze:
- Einbindung eines Ansatzes zur Aggregation von Zeitreihen
- Entwicklung einer Methode zur Komplexitatsreduktion mittels einer raumli-
chen Pseudo-Auflésung
- Auslagerung der Analyse von Infrastrukturaspekten sowie deren verein-
fachte technische und 6konomische Beriicksichtigung im Modell zur Re-
duktion der Berechnungszeit
- Entwicklung eines dynamischen, myopischen Ansatzes zur Transformati-
onspfadanalyse
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Problemstellung:

Die Beriicksichtigung von PtX-Verfahren, Biomass-to-X-Verfahren, saisonalen
Langzeitspeichertechnologien, Infrastrukturen, Importen erneuerbarer Energietré-
ger und EnergieeffizienzmalRnahmen in existierenden Modellen ist unzureichend.
Lésungsansétze:

- Detaillierte Einbindung der genannten Technologien und Mal3nahmen in
das entwickelte Modell

- Zusatzliche Berucksichtigung der Auswirkungen einer kalten Dunkelflaute
auf den Ausbau erneuerbarer Energien sowie die genannten Technologien
und Maflnahmen

Problemstellung:

Bei den eingesetzten Modellen zur Erstellung der Energieszenarien handelt es sich
in der Regel um einen Modellverbund. Bei den resultierenden Szenarien handelt es
sich folglich um inkonsistente Lésungen. Alternativ wird ebenfalls ein geschlossenes
Gesamtmodell zur Szenarienerstellung eingesetzt, welches jedoch mit zusatzlichen
technischen Limitierungen und Restriktionen einhergeht. Beispielsweise werden
Quoten oder Grenzwerte fir den Ausbau bestimmter Technologien festgelegt.
Ldésungsansatze:

- Entwicklung eines konsistenten und vollkommen technologieoffenen Ge-
samtmodells, welches ohne die Limitierungen und Quoten fir einzelne
Technologien auskommt

- Generierung realitdtsnaher Losungen mittels eines neuentwickelten, quad-
ratischen Optimierungsansatzes

Problemstellung:

Existierende Modelle haben Probleme bei dem Umgang mit Unsicherheiten, insbe-
sondere Kostenunsicherheiten. Infolgedessen sind die Ergebnisse oft wenig robust
und machen umfangreiche Sensitivitdtsanalysen erforderlich, die mit erheblicher
Berechnungszeit verbunden sind.

= Ldsungsansatze:

- Detaillierte Analyse von Kostenunsicherheiten basierend auf historischen
Daten

- Beriicksichtigung von Kostenunsicherheiten im Modell mittels eines quad-
ratischen Optimierungsansatzes, um somit die Robustheit, Vielseitigkeit
und Realitatsnahe der Ergebnisse zu verbessern

Um die beschriebenen Losungsansatze im Rahmen dieser Arbeit umzusetzen, steht die
Entwicklung geeigneter Modellstrukturen (siehe Kapitel 3) und neuer Methoden (siehe Ka-
pitel 4) im Vordergrund. Diese werden im Folgenden detailliert beschrieben.
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3 Grundlagen der Energieversorgung

Die Strukturen der Energienachfrage in Deutschland sowie die Optionen zu deren Versor-
gung stellen die Grundlage zur Erstellung eines Energiesystemmodells dar. Aus diesem
Grund erfolgt zunéchst eine Erlauterung der Rahmenbedingungen der Modellbildung.
Diese umreif3en sowohl die gesellschaftlichen, politischen und 6konomischen Einwirkungen
auf die Energieversorgung als auch die Bilanz- und Systemgrenzen der Modellierung. An-
schlieend werden die Strukturen und techno-6konomischen Aspekte des Energiesektors
bzw. der Versorgungsseite erlautert. Nachfolgend wird die Energienachfrage in den Sekto-
ren Gebaude, Industrie und Verkehr charakterisiert. AbschlieBend erfolgt eine Zusammen-
fassung der Parameter fir die Modellierung. Die zugehérigen Modelleingangsdaten der
dargestellten Diagramme finden sich in Anhang B.

3.1 Rahmenbedingungen

Zur Festlegung der relevanten Rahmenbedingungen bei der Erstellung eines Energiesys-
temmodells fiir Deutschland gilt es als erstes die Grenzen der Modellierung festzulegen.
Die Bestimmung dieser Grenzen hangt wiederum von der Zielsetzung der Untersuchung
ab, bei welcher es sich um die Evaluierung von CO2>-Reduktionsstrategien unter Beruick-
sichtigung technischer und 6konomischer Aspekte handelt. Aus diesem Grund mussen zu-
nachst die grundlegenden Treiber fur die Energienachfrage identifiziert werden, welche
wiederum fiir die Emissionen von CO; bei deren Versorgung verantwortlich sind. Angelehnt
an Hall (2011) [92] stellt Abbildung 3.1 die fundamentalen Bedurfnisse des Menschen dar.
Deren Befriedigung ist in aktuellen gesellschaftlichen Strukturen bis auf wenige Ausnahmen
auf Energie in elektrischer, thermischer, mechanischer oder chemisch-gebundener Form
angewiesen. Im Zentrum stehen dabei die physiologischen Bedirfnisse nach Mobilitat und
Gutern, welche beispielsweise auch Nahrungsmittel und Trinkwasser umfassen. Das
Grundbedurfnis nach Mobilitat resultiert einerseits aus dem Erfordernis, rAumlich getrennt
vorliegende Guter zuganglich zu machen, andererseits macht es heute technisch komplexe
Guter wie Transportmittel erforderlich. Gleiches gilt fir Sicherheits- und Sozialbedirfnisse,
welche auf technische Giter aus energieintensiven Fertigungsprozessen angewiesen sind.
Diese lassen sich zudem in einen Bedarf nach Information und sozialer Interaktion, nach
Licht und Wohnraum sowie nach Schutz und Gesundheit einteilen. Aufbauend auf diesen
Bedurfnissen ist Abbildung 3.1 ebenfalls die resultierende energetische Nachfrage zu ent-
nehmen, welche angelehnt an das Vorgehen der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen
e.V. (AGEB) in Priméar- und Endenergiebedarf aufgeteilt ist [93]. Hierbei erfolgt ebenso eine
Aufteilung in den Energiesektor sowie in die Nachfragesektoren. Letztere orientieren sich
wiederum an den beschriebenen Bedirfnissen. Die Bereitstellung von Gutern und Dienst-
leistungen sowie der Energie fiir deren Fertigung bzw. Angebot erfolgt im Industrie- und
Gewerbesektor. Dem Bedirfnis nach Mobilitat wird im Transportsektor in Form des Perso-
nen- und des Gutertransports nachgekommen. Der Befriedigung von Sicherheits- und So-
zialbedirfnissen wird in erster Linie im Gebaudebereich nachgegangen.

Die generelle Art und Weise sowie die nétigen technischen Mittel um diesen Bedurfnissen
nachzukommen, unterliegen einem standigen gesellschaftlichen Wandel. Die damit einher-
gehende Veranderung des Nutzungs- und Konsumverhaltens ist zudem schwer vorherseh-
bar. Aufgrund der Abhéngigkeit vom menschlichen Verhalten und den massiven
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Auswirkungen auf den Energiebedarf wird nachfolgend von gleichbleibenden Strukturen
und Verhaltensweisen ausgegangen. Diese sind daher nicht Teil des Untersuchungsrah-
mens und werden nicht bei der Optimierung des Energiesystems abgebildet.

Energieversorgung Bediirfnisse
Sicherheits- Physiologische
Primarenergie Endenergie & Sozial- Bediirfnisse
bediirfnisse
Umwandlungs- Nachfrage-
sektor sektoren
Information, e __
Strom P Strom [ — 1
- - ‘\ *
z.B. PV, Wind &
<’ Mech. s Mobilitat |«
- Energie |
P 4 1 ‘\= 1
Warme/ - Warme/ ! Giiter !
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z.B. Geo-, : ) ‘/,f
Solarthermie h Licht "
i L1/
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stoffe |F-——-—-———-—---— stoffe raum 1
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Abbildung 3.1: Schematische Darstellung der Energieversorgung und -nachfrage sowie der
zugrundeliegenden Bedurfnisse; eigene Darstellung

Gemal dem Vorgehen der AGEB wird die letztliche, energetische Umwandlung von End-
energie in Nutzenergie zur Befriedigung der menschlichen Bedurfnisse den Nachfragesek-
toren zugeordnet [93]. Dies umfasst ebenso Prozessketten, bei denen zunéchst
Brennstoffe in thermische Energie und gegebenenfalls in elektrische oder mechanische
Energie umgewandelt werden. Hierbei wird die Zielsetzung zur direkten Uberfiihrung in
Nutzenergie unterstellt. Eventuell anfallende Uberschiisse an elektrischer Energie werden
in den Energiebilanzen der AGEB jedoch nicht der Allgemeinheit bzw. anderen Sektoren
zur Verfigung gestellt. Dies beruht auf dem historisch bedingten Ansatz, die Nachfrage-
sektoren als reine Konsumenten anzusehen. Der Ausbau dezentraler Energieerzeugung
sowie -speicherung, beispielsweise durch Photovoltaikanlagen oder batterieelektrische
Fahrzeuge, fUhrt jedoch zunehmend zur Rickspeisung ungenutzter Energie. Dieses Pro-
sumentenverhalten wird derzeit nur unzureichend in den Energiebilanzen abgebildet. Au-
Rerdem fiihrt diese Entwicklung zu einer zusétzlichen Unschéarfe in der Trennung von
Energiesektor und Nachfragesektoren. Entsprechend Abbildung 3.1 werden daher im Ener-
giesektor nachfolgend unterschiedliche Konversionspfade betrachtet. Neben der thermi-
schen Umsetzung von fossilen und biogenen Brennstoffen werden direkte thermische und
elektrische Energienutzungspfade analysiert. Im Rahmen der erneuerbaren thermischen
Energiequellen ist hierbei die Dachflachen-Solarthermie zu nennen. Auf die Betrachtung
solarthermischer und geothermischer Kraftwerke wird aufgrund der geringen Relevanz die-
ser Technologien in Deutschland verzichtet (vergleiche Kapitel 2.2). In Bezug auf die er-
neuerbaren elektrischen Energiequellen werden Wasser- und Biomassekraftwerke,
Windkraft- und Photovoltaikanlagen berilcksichtigt. Diese liegen in den Bilanzen der AGEB
aktuell zusammengefasst vor und werden nicht nach Energiequelle differenziert, wobei so-
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wohl die Windenergie als auch die Photovoltaik bereits einen signifikanten Beitrag zur Ener-
gieversorgung Deutschlands leisten. Ein weiterer Fokus liegt auf Power-to-X (PtX)-Techno-
logien, welche in einem zukinftigen Energiesystem mit hohem Anteil volatiler erneuerbarer
Energien an Bedeutung gewinnen. Dies umfasst sowohl die Umwandlung in thermische
Energie als auch in chemisch-gebundene Energie in Form synthetischer Energietrager,
welche ebenfalls bislang noch nicht in den Energiebilanzen ausgewiesen werden.

Ergéanzend zur Abgrenzung des generellen Untersuchungsrahmens missen die Rahmen-
bedingungen zur Betrachtung von Treibhausgasen (THG) festgelegt werden. Dabei werden
nur die Emissionen innerhalb der deutschen Staatsgrenzen berlcksichtigt (Inlandskon-
zept). Wie Abbildung 3.2 zu entnehmen ist, liegen die gesamten Treibhausgasemissionen
Deutschland im Jahr 2016 bei 909,3 Mtcoz.4q [94]. Die energiebedingten Emissionen beru-
hen dabei zu 99% auf dem Treibhausgas CO.. Diese teilen sich auf die einzelnen Sektoren
auf, wobei 43% der Emissionen auf die Energiewirtschaft entfallen sowie 21% auf den Ver-
kehr, 17% auf Gebaude und 16% auf die Industrie. Auf der Seite der prozessbedingten
Treibhausgasemissionen besitzt CO; lediglich einen Anteil von 34%. Insgesamt entfallen
jedoch 51% der gesamten Prozessemissionen auf die Landwirtschaft und sonstige Berei-
che. Diese setzen sich wiederum zu 96% aus anderen Treibhausgasen zusammen, wie
CHs4 und N2O. Auf den Energiewirtschaftsbereich lassen sich 7% der prozessbedingten
THG-Emissionen zuriickfihren. Es handelt sich dabei um diffuse Emissionen aus Brenn-
stoffen, welche zu 75% aus CH4 und zu 25% CO; bestehen. Im Industriebereich entstehen
41% der Prozessemissionen. Diese basieren zu 73% auf CO: und zu 25% auf fluorierten
Gasen (F-Gase) sowie geringen Mengen an CH4 und N2O. Eine detaillierte Ubersicht zu
den sektoralen THG-Emissionen findet sich in Anhang B, Tabelle B.1 bis Tabelle B.3. [94]

Energiebedingte THG- Prozessbedingte THG-
Emissionen 2016 Emissionen 2016
1% % 50

. 1%
° 2%
m Energiewirtschaft (CO2) = Energiewirtschaft (andere)
Industrie (CO2) Industrie (andere)
= Verkehr (CO2) = Verkehr (andere)
Gebaude (CO2) Gebaude (andere)
= Landwirtschaft (CO2) = Landwirtschaft (andere)
= Sonstige (CO2) = Sonstige (andere)

Abbildung 3.2: Energiebedingte und prozessbedingte Treibhausgasemissionen 2016 nach
Sektor und Treibhausgasart (CO, und andere THG); angelehnt an: [94]
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Begriindet durch die Relevanz, den Energiebezug, die Verfligbarkeit alternativer Maf3nah-
men und die Heterogenitat der anderen Treibhausgase werden nachfolgend nur die ener-
gie- und prozessbedingten Emissionen von CO: modelliert. Diese liegen im Jahr 2016 in
Summe bei 801,8 Mtco> und machen etwa 88% der gesamten Treibhausgasemissionen
aus [94]. Die Klimaziele der Bundesregierung beziehen sich jedoch auf die gesamten Treib-
hausgasemissionen (siehe Abbildung 1.1, Seite 1). Aus diesem Grund ist es notwendig, die
Emission sonstiger Treibhausgase bilanziell zu erfassen und Annahmen zu zukinftigen
Entwicklungen zu treffen. Bezogen auf den gesamten Treibhausgasausstol? im Jahr 1990
in Hohe von 1.251,6 Mtcoz24q liegt der Zielwert der Emissionen im Jahr 2050 fiir eine Re-
duktion um 80 bis 95 Prozent bei nur noch 250,3 bis 62,6 Mtcoz.4q. Die Emissionen sonstiger
Treibhausgase in 2016 betragen etwa 107,5 Mtco2.aq, Weshalb auch sie, zumindest zur Er-
reichung des 95%-Zieles, gesenkt werden missen. Im Zeitraum von 1990 bis 2016 ist be-
reits eine Emissionsreduktion um 46% zu verzeichnen. Jedoch stagniert diese Entwicklung
seit dem Jahr 2009 leicht. Dennoch liegt die Reduktionsrate im Gesamtzeitraum deutlich
Uber der, der CO2-Emissionen. Der energie- und prozessbedingte CO,-Ausstol3 sinkt im
gleichen Zeitraum um lediglich 24%. [94]

Annahmen zur weiteren Entwicklung der Emission sonstiger Treibhausgase (CH4, N2O und
F-Gase) gestaltet sich insbesondere aufgrund ihrer heterogenen Verteilung Giber Sektoren
und Prozesse schwierig. Infolgedessen gehen Annahmen und Prognosen hierzu in Ener-
gieszenarien weit auseinander (vergleiche Abbildung 2.13, Seite 28). Als Grundlage fur die
nachfolgende Untersuchung werden daher eigene Annahmen getroffen. Diese basieren zu-
nachst auf einer Extrapolation der historischen Entwicklung zwischen 1990 und 2016 tber
eine Exponentialfunktion der dargestellten Form in Gleichung 3.1.

f(x) = aeb* Gl.3.1

Mit Hilfe der eingesetzten Werte flr die Parameter a und b aus Abbildung 3.3 ergibt sich
die in blau dargestellte Kurve. Der resultierende Zielwert flr das Jahr 2050 liegt demnach
bei 42.5 Mtcoosq Und entspricht einer Reduktion gegenuber dem Referenzjahr 1990 um
79%. Diese Entwicklung wird nachfolgend fur Berechnungen mit dem THG-Reduktionsziel
von 80% angenommen. Fur 95%-Reduktionsszenarien wird von einer ambitionierteren
Senkung des AusstoRRes sonstiger Treibhausgase um ebenfalls 95% auf 9,9 Mtcos.aq/a bis
2050 ausgegangen. Fur die Jahre zwischen 2016 und 2050 wird ein linearer Verlauf der
Emissionsreduktion unterstellt (siehe Abbildung 3.3).

250
o 200 ‘ a=1,2964-102*|
_E g b = 2,5255-1072 Sonstige THG-Emissionen
@ 3150 .
2 0 x Extrapolierte Werte
E S 100 , i
5 c \ + Sonstige THG-Emissionen (-80%)
E 50 A Sonstige THG-Emissionen (-95%)
0 A

1990 2000 2010 2020 2030 2040 2050
Jahr

Abbildung 3.3: Energie- und prozessbedingte Emission sonstiger Treibhausgase (ausge-
nommen COy) von 1990-2016 sowie potenzielle zukiinftige Entwicklungen;
angelehnt an: [94]
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Weiterhin missen gesellschaftliche und volkswirtschaftliche Entwicklungen als Rahmenbe-
dingungen bestimmt werden. Da diese einen wesentlichen Einfluss auf die Energienach-
frage besitzen, gelten fir deren Auswahl diverse Bedingungen. Um aktuelle
gesellschaftliche und wirtschaftliche Trends in den nachfolgenden Untersuchungen zu be-
ricksichtigen, muss ebenfalls das gewahlte Entwicklungsszenario méglichst aktuell sein.
Bedingt durch die komplexen Wechselwirkungen makrodkonomischer Prozesse besitzen
die zugrundeliegenden Annahmen weitreichende Folgen in Bezug auf sektorale Entwick-
lungen und die Energienachfrage. Aus diesem Grund muss das gewé&hlte Rahmenszenario
konsistent sein und samtliche modellrelevanten Entwicklungen in den Nachfragesektoren
umfassen. Basierend auf diesen Anforderungen, der detaillierten Ausarbeitung und der gu-
ten Datenlage werden die Annahmen zur gesellschaftlichen und wirtschaftlichen Entwick-
lung an die Studie ,Klimapfade fur Deutschland®, Gerbert et al. (2018) [88], angelehnt. Die
entsprechenden Angaben zur historischen und zukiinftigen Entwicklung der Bruttowert-
schopfung, der Bevdlkerungsanzahl sowie der Anzahl an Haushalten und Arbeitnehmern
sind Abbildung 3.4 zu entnehmen. Resultierende Effekte auf die Nachfragesektoren werden
in den Folgekapiteln beschrieben.
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mmm Bruttowertschdpfung Bevolkerung
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Abbildung 3.4: Annahmen zur gesellschaftlichen und volkswirtschaftlichen Entwicklung
2010-2050; angelehnt an: [88]

Neben der gesellschaftlichen und wirtschaftlichen Entwicklung spielt ebenfalls die Brenn-
stoffpreisentwicklung eine entscheidende Rolle, wenn es um die Bewertung zukunftiger
Technologien geht. Die historische Entwicklung der Import- bzw. Grenziibergangspreise
der wichtigsten Brennstoffe sowie die Annahmen zu deren zukinftiger Entwicklung sind in
Abbildung 3.5 zusammengefasst. Die Jahresmittelwerte der Preise von 2000 bis 2018 be-
ruhen auf Angaben des Bundesamts fur Wirtschaft und Ausfihrkontrolle (BAFA) [95,96,97].
Annahmen fiir die Jahre 2020-2050 sind angelehnt an Pfluger et al. (2017) [85] und Gerbert
et al. (2018) [88]. Die angenommenen Preisentwicklungen entsprechen in ihrem qualitati-
ven Verlauf den Annahmen im World Energy Outlook (2018) [98, S. 602], welche allerdings
nur bis zum Jahr 2040 angegeben werden. Sie liegen dabei zwischen den Preisentwicklun-
gen in den beschriebenen Szenarien New Policies und Sustainable Development. Eine
Ubersicht der zugehorigen, spezifischen Heizwerte und Emissionsfaktoren findet sich in
Anhang C, Tabelle C.1.

35



Grundlagen der Energieversorgung

70
60 - T== ==
= - >~ -
; - - - == == - - - =~ ~
g =~ -~ = ~ ~
W S~
£
()
5 eemmmTTTTTTTTT .
sV = - - _------
O T T T T T 1
2000 2010 2020 2030 2040 2050
Jahr
Steinkohle (hist.) Erdgas (hist.) Rohdl (hist.)
— — —Braunkohle - — —Steinkohle Erdgas
- — —Diesel - = =Benzin

Abbildung 3.5: Historische Entwicklung von Brennstoffimportpreisen (Grenzibergangs-
preise) sowie Annahmen zur zukiinftigen Entwicklung bis 2050; angelehnt
an: [85,88,95,96,97]

Ergénzend zu den konventionellen Energietragern ist der potenzielle Import von Wasser-
stoff sowie von synthetischen Energietragern basierend auf erneuerbaren Energien zu be-
rucksichtigen. Hierfir angenommene Importpotenziale und -preise sind in Abbildung 3.6
dargestellt und angelehnt an Heuser (2019) [99,100]. Neben dem direkten Import von Was-
serstoff, aus der Elektrolyse in Kombination mit erneuerbaren Energien, wird ebenso die
Weiterverarbeitung zu synthetischem Methan und Power-to-Liquid (PtL)-Kraftstoffen be-
trachtet. Die energetischen Importpotenziale fur Wasserstoff liegen bei ca. 443 TWh/a so-
wie bei jeweils ca. 357 TWh/a fir synthetisches Methan und PtL-Kraftstoffe. Diese
Importmengen basieren auf der Analyse ausgewahlter Exportlander mit hohen Potenzialen
fur den Ausbau erneuerbarer Energien. Die korrespondierenden Importpreise liegen in Ab-
héngigkeit der Importmenge fur Wasserstoff bei 101-126 €/ MWhyy, fir synthetisches Me-
than bei 174-205 €/MWhchs und bei PtL-Kraftstoffen bei 169-202 €/MWhqattstofr-
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Abbildung 3.6: Importpreise (Grenziibergangspreise) fir Wasserstoff und synthetische

Energietrager in Abhéangigkeit der importierten Energiemenge; angelehnt an:
[99]
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Komplementéar zum Brennstoffimport besteht ebenfalls die Option des Imports elektrischer
Energie aus dem europaischen Verbundsystem. Zur Vermeidung eines iterativen Berech-
nungsverfahrens mit einem européischen Stromnetzmodell, aufgrund unbestimmter Strom-
preise und verbundener Emissionen, muss alternativ ein fixes Import- und Exportprofil
definiert werden. Um dem nationalen Energiesystemmodell fiir Deutschland dennoch die
Optimierung der Stromimporte und -exporte zu ermdglichen, mussen folglich zeitlich und
raumlich aufgeldste Import- und Exportpotenziale fir die Nachbarstaaten Deutschlands er-
mittelt werden. Zuséatzlich bedarf es der Bestimmung der Import- und Exportpreise zu jedem
Zeitpunkt sowie der jeweiligen spezifischen CO2-Emissionen aus dem vorliegenden Strom-
mix der Importlander. Im Detail kbnnen diese Angaben nur mit Hilfe eines iterativen Verfah-
rens ermittelt werden. Um dennoch Stromimporte und -exporte zu bericksichtigen, wird
eine Vereinfachung vorgenommen, welche sich auf das Szenario Large Scale RES aus
Sanchis et al. (2015) [101,102] sowie den Zehnjahresplan der ENTSO-E Vision 4 — Euro-
pean Green Energy Revolution (2015) [103] stiutzen. Mittels Daten aus
Syranidis (2019) [104] werden fur die Nachbarstaaten Deutschlands stiindliche Residual-
lasten berechnet, unter entsprechenden Annahmen zur zukinftigen Entwicklung der Strom-
nachfrage und des Ausbaus erneuerbarer Energien in den jeweiligen L&andern. Die
Verwendung von Residuallasten hat zur Folge, dass ausschlie3lich Strom aus regenerati-
ven Energiequellen importiert wird, wenn ein Grenzkostenmodell zur Ermittlung des Strom-
preises unterstellt wird. Folglich wird fir den Stromimport ein marginaler Strompreis von
0,001 €/kWh angenommen, um inlandisch generiertem Strom aus erneuerbaren Energien
den Vorzug zu lassen. Die korrespondierenden CO-Emissionen liegen entsprechend bei
0 gco2/kWh. Begrenzt wird der Import durch die Annahmen zur Entwicklung der Kuppelka-
pazitaten zwischen Deutschland und den individuellen Nachbarlandern aus Sanchis et
al. (2015) [101,102]. Somit kann eine Ann&herung des Stromimport- und -exportpotenzials
fur ein européisches Verbundsystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energien erzielt wer-
den (vergleiche Abbildung 3.7 und Abbildung 3.8). Es ist zu erkennen, dass vor allem Os-
terreich und Schweiz in den Sommermonaten sowie Danemark in den Wintermonaten
potenzielle Stromimportlander fur Deutschland darstellen.

Die Wetterabhéngigkeit der Residuallasten macht es zudem erforderlich, Annahmen zu
Wetter- und Witterungsbedingungen zu treffen. Fur die Berechnung der Residuallasten wird
ein historisches Wetterjahr gewahlt, welches fur die Bestimmung der Einspeiseprofile er-
neuerbarer Energien, der Nachfrageprofile und sonstiger zeitabhangiger Profile genutzt
wird. Dies gewahrleistet die nétigte Konsistenz in den Eingangsdaten. Neben der konsis-
tenten Anwendung des Wetterjahres, gelten weitere Anforderungen bei der Auswahl des
Jahres. Da dieses zur spateren Modellvalidierung anhand von Anlagenbestéanden und Er-
zeugungsdaten genutzt werden soll, muss ein vollsténdiger Datensatz zu den energietech-
nischen Anlagen vorliegen. Aufgrund der Datenlage und der Aktualitat wird deshalb das
Wetterjahr 2013 ausgewahlt. AuBerdem reprasentiert der thermische Energiebedarf des
Jahres mit einem Klimakorrekturfaktor von 0,99 den langjéhrigen Durchschnitt [105]. Wei-
tere Eigenschaften und Auswirkungen des Wetterjahres werden an entsprechender Stelle
in Kapitel 4 diskutiert.
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Abbildung 3.7: Stundliches elektrisches Leistungspotenzial (Stromimporte) im Jahr 2050;
angelehnt an: [104]

Die Stromexportpreise missen spater im Rahmen der Berechnungen kalibriert werden, zur
Vermeidung des zuséatzlichen Ausbaus erneuerbarer Energien durch eine Erhéhung der
Auslastung aufgrund von Stromexporten (siehe Kapitel 5.2.4). Abbildung 3.8 kénnen die
stiindlichen Exportpotenziale entnommen werden. Im Vergleich zu den Importpotenzialen
liegt das Exportpotenzial zeitlich und raumlich homogener verteilt vor.
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Abbildung 3.8: Stundliches elektrisches Leistungspotenzial (Stromexporte) im Jahr 2050;
angelehnt an: [104]
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3.2 Energiesektor

Der Energiesektor stellt das zentrale Element der Energieversorgung Deutschlands dar.
Nach der Charakterisierung der grundlegenden Struktur des Energiesektors sowie dessen
Beschreibung anhand relevanter Kennzahlen erfolgt die Spezifizierung konventioneller
Kraftwerkstechnologien. Hieran anschlieRend werden die Eigenschaften und Potenziale er-
neuerbarer Energien sowie von Energiespeicher- und PtX-Technologien beschrieben. Ab-
schlieend wird die Modellimplementierung bzw. -struktur vorgestellt.

3.2.1 Struktur des Energiesektors

Unter dem Begriff des Energiesektors werden alle technischen Anlagen zusammengefasst,
die zur Bereitstellung von Endenergie fur die Nachfragesektoren ausgelegt sind. Wie be-
reits in Kapitel 3.1 beschrieben, geht die Trennscharfe zwischen den Sektoren in den Sta-
tistiken der AGEB zunehmend verloren. Dies ist insbesondere auf dezentrale erneuerbare
Energien, alternative Brennstoffe und Technologien der Sektorenkopplung zuriickzufhren.

Generell beschreibt der Energiesektor jedoch die Umwandlung von Priméar- in Endenergie.
Zugleich bietet er einen Uberblick der Ressourcennutzung in Deutschland. Das gesamte
Primarenergieaufkommen in Deutschland lag im Jahr 2016 bei 4.408 TWh. Davon entfallen
25,0% auf die Gewinnung im Inland und 74,5% auf Energieimporte sowie 0,5% auf Be-
standsentnahmen. Dem stehen Energieexporte in Héhe von 602 TWh gegeniiber. Diese
setzen sich tUberwiegend aus dem Export von Mineraldlprodukten, dem Erdgastransit und
dem Stromexport zusammen. Nach Abzug der Bestandsaufstockungen und Hochseebun-
kerung verbleibt im Saldo ein Priméarenergieverbrauch von 3.747 TWh. Dabei ist zu beach-
ten, dass dieser nicht nur Primérenergietrager umfasst. Etwa 112 TWh werden in Form von
Sekundarenergietragern (z.B. Strom) importiert. AuRerdem wird nicht die gesamte Primar-
energie im Energiesektor umgewandelt. Ein erheblicher Anteil der Energietrager wird direkt
den Nachfragesektoren zugefuhrt (ca. 1.071 TWh). [93]

Zur Analyse der Umwandlung in energietechnischen Prozessen und des zugrundeliegen-
den Anlagenbestands muss der Priméarenergieverbrauch weiter aufgeschliisselt werden.
Die Aufteilung nach Energietréagern ist Abbildung 3.9 zu entnehmen. Es ist zu erkennen,
dass 85,9% des Energiebedarfs durch fossile Energietrager und Kernenergie gedeckt wer-
den. Den grofdten Anteil hieran besitzen Mineral6le mit 1.268 TWh, gefolgt von Erdgas mit
852 TWh, Steinkohlen mit 470 TWh, Braunkohlen mit 419 TWh und der Kernenergie mit
256 TWh. Neben 65 TWh an sonstigen Energietragern entfallen 469 TWh (12,4%) auf er-
neuerbare Energien. Diese setzten sich aus 311 TWh Bioenergie, 77 TWh
Windenenergie (On- und Offshore), 46 TWh Solarenergie, 21 TWh Wasserkraft und
14 TWh Geothermie zusammen. [93,106]

Bei der Umwandlung ist auf3erdem ein nichtenergetischer Verbrauch von Energietragern
zu beachten. Dieser liegt im Jahr 2016 bei 268 TWh und besteht zu 86% aus Mineraldlpro-
dukten, zu 13% aus Erdgas sowie zu 1% aus Kohlenprodukten. Der Primarenergiever-
brauch abzlglich des nichtenergetischen Verbrauchs liegt folglich bei 3.479 TWh.
Zusatzlich muss bei der Umwandlung der Eigenverbrauch einiger Anlagen bericksichtigt
werden. In Summe liegt dieser bei 160 TWh. Einen maf3geblichen Posten stellt hierbei der
elektrische Eigenbedarf, speziell von Kraftwerken, dar. Er liegt 2016 bei 49 TWh, wobei
36 TWh in Kraftwerken bendtigt werden. Die mineral6lverarbeitende Industrie kommt auf
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einen elektrischen Eigenbedarf von ca. 6 TWh. Zudem werden dort 82 TWh an Raffinerie-
gasen, sonstigen Mineraldlprodukten und Erdgas in internen Prozessen umgesetzt. Koke-
reien sowie sonstige kohlenférdernde und -verarbeitende Anlagen besitzen im Jahr 2016
einen energetischen Eigenbedarf von 15 TWh, welcher sich auf diverse Prozessgase,
Strom und Warme aufteilt. Hinzukommen Leitungs- und Fackelverluste beim Energietrans-
port in H6he von 46 TWh. Davon entfallen etwa 26 TWh auf Stromnetze, 13 TWh auf Fern-
warmenetze sowie 6 TWh auf Gicht- und Konvertergas. [93]

22,4% - 2.0%
/ e 0,6%
/ 0,4%
33,4%
8,2%
= Steinkohlen = Braunkohlen Mineraldle
Erdgas = Kernenergie = Sonstige
= Erneuerbare Energien Windenenergie Solarenergie
= Wasserkraft Geothermie Biomasse

Abbildung 3.9: Priméarenergieaufkommen im Jahr 2016 nach Energietrager; angelehnt an:
[93,106]

Ergebnis des Umwandlungsprozesses ist die Versorgung der Nachfragesektoren mit
Brennstoffen sowie mit Strom und Wéarme. Im Jahr 2016 werden somit neben 864 TWh an
Priméarenergietragern insgesamt 1.656 TWh an Sekundéarenergietragern bereitgestellt. Die
groRten Anteile entfallen dabei mit 943 TWh (57%) auf Mineral6lprodukte, mit
518 TWh (31%) auf Strom und mit 114 TWh (7%) auf Fernwérme. Wahrend die Versorgung
mit Mineraldlprodukten ausschlie3lich auf Raffinerien und Importe zurtickzufiihren ist, ge-
staltet sich die Bereitstellung von elektrischer und thermischer Energie deutlich heteroge-
ner. Fir die Fernwarmeerzeugung wird 2016 ein Bedarf von 58 TWh an Erdgas, 38 TWh
an Braun- und Steinkohlen, 27 TWh an Biomasse sowie 19 TWh an Abféllen und sonstigen
Energietragern erfasst. Im Fall der Stromerzeugung muss zudem zwischen weiteren Be-
grifflichkeiten und Bilanzgrenzen unterschieden werden. Demnach betragt die Bruttostrom-
erzeugung 2016 etwa 651 TWh. Abzuglich des Saldos aus Stromimporten und -exporten
betragt der Brutto-Inlandsstromverbrauch ca. 600 TWh. Zuzlglich der Bereinigung um
Speicherverluste sowie des Eigenverbrauchs ergibt sich eine Nettostromerzeugung von
etwa 544 TWh. Der resultierende Nettostromverbrauch in Hoéhe von ca.
518 TWh berechnet sich aus der Nettostromerzeugung abzuglich der Leitungsverluste und
steht somit als Endenergie den Nachfragesektoren zur Verfugung.
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Die Anteile der verschiedenen Energietrager an der Bruttostromerzeugung im Jahr 2016
sind in Abbildung 3.10 veranschaulicht. Der Anteil der erneuerbaren Energien betragt hier-
bei 29% (188 TWh). Er setzt sich zusammen aus 77 TWh On- und Offshore-Windenergie,
aus 52 TWh Bioenergie, aus 38 TWh Solarenergie und 21 TWh Wasserkraft. Die fossilen
Energietrager Kohle und Erdgas kommen zusammen auf 243 TWh (53%). Erganzend wer-
den 85 TWh aus Kernenergie und 34 TWh aus sonstigen Energietragern bereitgestellt. Ba-
sierend auf diesen Daten ergibt sich ein spezifischer Emissionsfaktor fir den Strommix
2016 von 527 gco2/kWhe [107]. [93,106]
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Abbildung 3.10: Bruttostromerzeugung 2016 nach Energietrdger bzw. Technologie; ange-
lehnt an: [93,106]

Nach Abzug samtlicher energetischer und nichtenergetischer Verluste wird im Energie-
bzw. Umwandlungssektor Endenergie in Hohe von 2.520 TWh bereitgestellt. Zur Abgren-
zung und Spezifizierung der nétigen Umwandlungsschritte und der korrespondierenden An-
lagentechnologie ist es notwendig, den Endenergieverbrauch weiter sektoral aufzuteilen.
Die Zuordnung nach Nachfragesektor und Energietréger ist in Abbildung 3.11 skizziert. Mit
1.048 TWh stellt der kombinierte Sektor aus Haushalten mit 660 TWh sowie Gewerbe, Han-
del und Dienstleistungen (GHD) mit 388 TWh den gréten Verbraucher dar. Neben dem
Bedarf an Strom mit 279 TWh und Fernwdrme mit 64 TWh werden weitere Brennstoffe
direkt in diesem Sektor umgesetzt. Nennenswert ist hierbei ein Verbrauch von 365 TWh an
Erdgas, 217 TWh an Mineral6lprodukten (hauptsachlich leichtes Heizél und Diesel) und
115 TWh an biogenen Brennstoffen. Im Verkehrssektor liegt der Endenergiebedarf 2016
bei 747 TWh, wobei 704 TWh (94%) auf Mineral6lprodukte entfallen. Im StraRenverkehr
kommen 30 TWh an biogenen Kraftstoffen hinzu, und im Schienenverkehr werden 12 TWh
elektrische Energie umgesetzt. Als letztes ist der Industriesektor zu nennen, der in diesem
Vergleich mit 725 TWh den kleinsten Verbraucher darstellt. Dabei ist jedoch anzumerken,
dass der energetische Verbrauch von Industriekraftwerken dem Energie- bzw. Umwand-
lungssektor zugewiesen wird. Des Weiteren ist an dem Einsatz der unterschiedlichen Ener-
gietrager bereits die Heterogenitat dieses Sektors abzulesen. Der Energieverbrauch verteilt
sich auf 252 TWh Erdgas, 227 TWh Strom, 102 TWh Steinkohlen(-produkte), 50 TWh Fern-
warme, 32 TWh Biomasse sowie jeweils 20-21 TWh Braunkohlen(-produkte), Mineraldlpro-
dukte und sonstige Energietrager. [93]
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Abbildung 3.11: Endenergieverbrauch 2016 nach Energietrdger und Nachfragesektor; ange-
lehnt an: [93]

Mit der Ermittlung des Priméar- und Endenergiebedarfs kdnnen bereits erste Rickschliisse
auf die Anforderungen an den Energiesektor gezogen werden. Die letzte Umwandlungs-
stufe stellt jedoch die Bereitstellung der eigentlichen Nutzenergie dar. Diese ist aufgrund
ihrer Diversitat schwer zu erfassen. Die AGEB gibt mit den ,Anwendungsbilanzen fir die
Endenergiesektoren” (2018) jedoch zumindest einen Ansatz zur Aufschlisselung nach An-
wendungsbereichen. Diese lassen sich unterteilen in einen Warme- und Kéltebedarf, einem
Bedarf an mechanischer Energie, an Information und Kommunikation sowie an Beleuch-
tung. [108]

Der Warmebedarf stellt dabei mit 1.346,9 TWh den gréf3ten Anteil des Gesamtendenergie-
verbrauchs dar (siehe Tabelle 3.1). Er teilt sich zu ca. 51% in Raumwarme, zu ca. 9% in
Warmwasser und zu ca. 40% in Prozesswarme auf. Dabei halten die Haushalte mit 67%
den grof3ten Anteil am Raumwarmebedarf und mit 81% am Warmwasserbedarf. Der Pro-
zesswarmebedarf liegt zu 88% im Industriesektor. [108]

Tabelle 3.1: Thermischer Energiebedarf 2016 nach Energiesektor und Heizzweck; angelehnt
an: [109,110,111]

Sektor Therm. Energieverbrauch 2016 in TWh
Raumwarme  Warmwasser Prozesswarme Summe
Industrie 43,0 4,5 480,5 528,1
GHD 178,6 17,6 26,1 222,3
Haushalte 459,5 94,2 39,4 593,0
Verkehr 3,5 0,0 0,0 3,5
Summe 684,7 116,3 545,9 1346,9
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Im Gegensatz zum hohen Warmebedarf liegt der Energiebedarf fir Klima- und Prozesskalte
im Jahr 2016 lediglich bei 62,5 TWh. Der Haushaltssektor ist daran mit 48% beteiligt, der
GHD-Sektor mit 27%, Industriesektor mit 24% und der Verkehrssektor mit 1%. Eine kont-
rare Verteilung zeigt sich dagegen bei dem Bedarf an mechanischer Energie. Am Gesamt-
verbrauch von 973,2 TWh tragen der Verkehrssektor zu 76%, der Industriesektor zu 16%,
der GHD-Sektor zu 7% und der Haushaltssektor zu etwa 1% bei. Der Endenergiebedarf der
Informations- und Kommunikationstechnik (IKT) liegt 2016 bei 24,1 TWh im GHD-Bereich,
gefolgt von 21,4 TWh in Haushalten, 9,1 TWh in der Industrie und 2,8 TWh im Verkehr. Fir
Beleuchtungszwecke ergibt sich ein Verbrauch von 76,6 TWh. Dieser setzt sich zusammen
aus 53,9 TWh des GHD-Sektors, 10,2 TWh des Haushaltssektors, 8,9 TWh des Industrie-
sektors und 3,5 TWh des Verkehrssektors. [108]

Die Eigenschaften des GHD-Sektors fihren dazu, dass dieser teilweise mit dem Haus-
haltssektor oder dem Industriesektor zusammen bilanziert wird. In den nachfolgenden Ka-
piteln wird dieser zur Wahrung der Datenintegritat in Geb&ude und Prozesse unterteilt.
Dabei werden die Gebaude des GHD-Sektors und deren Energiebedarf mit dem der Haus-
halte bilanziert. Die Prozesse und der Prozessenergiebedarf aus dem GHD-Bereich werden
hingegen separat betrachtet.

3.2.2 Konventionelle Kraftwerke

Entsprechend der beschriebenen Struktur des Energiesektors in Kapitel 3.2.1 besitzt eine
Vielzahl unterschiedlicher Technologien Anteil an der derzeitigen Strom- und Warmever-
sorgung Deutschlands. Hierbei nehmen erneuerbare Energien eine besondere Rolle bei
der CO2-Reduktion ein, weshalb diese in Kapitel 3.2.3 gesondert betrachtet werden. Alle
weiteren Technologien, die heute einen maRgeblichen Beitrag zur Energieversorgung leis-
ten, werden in diesem Unterkapitel beschrieben. Sie werden an dieser Stelle unter dem
Begriff der ,konventionellen Kraftwerke zusammengefasst, welcher somit neben den fos-
silen Kraftwerken ebenfalls die Kernenergie sowie Kraftwerke zur Millverbrennung um-
schlief3t.

Eine wesentliche Eigenschaft der konventionellen Kraftwerke ist die Umsetzung thermi-
scher Energie aus Primar- oder Sekundarenergietragern Uber deren Verbrennung oder in
Kernreaktoren [112]. Die wichtigsten Energietrdger sind hierbei Braun- und Steinkohlen,
Mineraldle, Erdgas, Kernbrennstoffe sowie anfallende Abfélle aus Haushalten, Gewerbe
und Industrie. Mit Ausnahme der Braunkohlen und Abfélle handelt es sich zudem tberwie-
gend um importierte Energietrager [93]. Heizwerte und Emissionsfaktoren der wichtigsten
Brennstoffe werden in Anhang C, Tabelle C.1, aufgefihrt.

In Kombination mit einem Dampferzeuger und einer Dampfturbine oder mit einer Gastur-
bine kann thermische Energie weiter zur Umwandlung in mechanische bzw. elektrische
Energie genutzt werden. Je nach Auslegung der Anlagen kénnen in beiden Prozessen un-
terschiedliche thermische, mechanische und elektrische Wirkungsgrade entstehen. Ebenso
ist der integrierte Betrieb einer Gas- und Dampfturbine (GuD-Prozess) mdglich. Bei Dampf-
turbinen ist zwischen Kondensations-, Entnahmekondensations- und Gegendruckturbinen
zu unterscheiden. Des Weiteren lasst sich der elektrische Wirkungsgrad durch den Turbi-
neneintrittsdruck und die Eintrittstemperatur sowie durch Maf3nahmen wie beispielsweise
Vorwarm- und Zwischenerhitzungs- bzw. Zwischenlberhitzungsprozesse steigern. Eine
detaillierte Beschreibung der Anlagentechnik findet sich in Crastan (2009) [112] sowie in
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Straul? (2013) [113]. Nachfolgend werden fur alle Anlagenkonzepte jedoch nur drei Ausle-
gungspunkte betrachtet. Diese umfassen die ausschlieBliche thermische Nutzung des je-
weiligen Brennstoffs, die Maximierung des elektrischen Wirkungsgrads ohne
Warmeauskopplung und den Punkt maximaler Brennstoffausnutzung mit sowohl elektri-
scher als auch thermischer Energiebereitstellung. Weitere Auslegungspunkte der Kraft-
Warme-Kopplung (KWK) kdnnen in der Modellierung eines linearen Systems durch die Ge-
wichtung zwischen den beschriebenen Punkten erreicht werden, wobei dies einer linearen
Interpolation von Stromverlustkennziffer und Brennstoffausnutzungsgrad entspricht. Ange-
lehnt an Kail und Haberberger (2001) [114] handelt es sich dabei um eine hinreichend ge-
naue Néherung fir die weitere Betrachtung. Die zugrundeliegenden Annahmen zu Kosten,
Wirkungsgraden, Lebensdauern und weiteren Parametern finden sich Anhang C,
Tabelle C.4 und Tabelle C.6.

Anhand der Daten zu Bau- bzw. Inbetriebnahmezeitpunkten und den Annahmen zu techni-
schen Lebensdauern ist es mdglich, den aktuellen Anlagenbestand zu erfassen und Prog-
nosen zu Sterbelinien zu erstellen. Unter Beriicksichtigung der Vorgaben zu Kohle- und
Kernenergieausstieg wird die in Abbildung 3.12 dargestellte zeitliche Stilllegung des derzei-
tigen Kraftwerksbestands bis zum Jahr 2050 unterstellt [1,2]. Folglich scheiden bis zum
Jahr 2023 Kernkraftwerke mit einer installierten Leistung von etwa 9,5 GWe aus dem Strom-
markt aus sowie etwa 44,9 GWe an Braun- und Steinkohlekraftwerken bis zum Jahr 2038.
Unter den angenommenen Randbedingungen verbleiben im Jahr 2050 ausschlief3lich
2,9 GWq der 2018 existierenden GuD-Kraftwerke im System. [115,116]
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Abbildung 3.12: Entwicklung (Sterbelinie) aktueller konventioneller Kraftwerksbestéande; an-
gelehnt an: [116]

Ergéanzend zur Option des zukiinftigen Neubaus von Gas-, Ol- und Miillverbrennungskraft-
werken wird die Installation von CO,-AbscheidungsmalRnahmen berucksichtigt. Aufgrund
der derzeitigen Gesetzeslage zur dauerhaften Sequestrierung von CO; mittels Carbon Cap-
ture and Storage (CCS) werden diese Malinahmen nicht weiter untersucht. Das Kohlendi-
oxid-Speichergesetz (KSpG) [117] sieht keinen Neubau von CO,-Speicherstéatten vor, fir
die bis zum 31.12.2016 kein vollstandiger Antrag vorlag. Die zugelassenen Speicher dienen
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dabei der Erforschung der dauerhaften Speicherung und sind auf eine maximale Einspei-
cherung von 4 Mtco2 pro Jahr begrenzt [117]. Dies gilt jedoch nicht fir den Bereich der
Carbon Capture and Utilization (CCU). Dementsprechend wird ausschlieflich die CO,-
Abscheidung mit anschlieRender Nutzung des CO; betrachtet. Eine detaillierte Beschrei-
bung der AbscheidungsmalRnahmen findet sich in Markewitz et al. (2017) [118]. Entspre-
chende Nutzungsmafinahmen des anfallenden CO-. werden in Kapitel 3.2.4 beschrieben.

3.2.3 Erneuerbarer Energien

Abgrenzend zu den konventionellen Kraftwerken werden im Folgenden die erneuerbaren
Energien erlautert. Diese umfassen geméafR Regelous und Meyn (2011) [119] alle regene-
rativen Energiequellen, wie Solar- und Windenergie, Wasserkraft, Geothermie und Bio-
masse. AulRerdem inkludiert diese Definition alle Sekundarenergietrager, die auf Basis
regenerativer Energiequellen hergestellt werden. Die unterschiedlichen erneuerbaren Ener-
gien werden in diesem Kapitel detailliert beschrieben. Hierfur erfolgt eine Zusammenfas-
sung der wichtigsten Daten zu den Technologien sowie zu deren Anlagentechnik und
Potenzialen. Zunéchst wird dabei auf Wasserkraftwerke eingegangen sowie auf deren un-
terschiedliche Arten. Aufgrund ihrer gro3en, nicht ausgeschépften Potenziale stellen Wind-
und Solarenergie in Deutschland die relevantesten Energiequellen fir die Dekarbonisierung
der Energieversorgung dar. Daher erfolgt eine umfassende Charakterisierung dieser Ener-
gien. Gleiches gilt fiir die Biomasse, die einen flexibel einsetzbaren erneuerbaren Energie-
trager reprasentiert. Eine Auflistung der angenommenen Parameter findet sich in
Anhang C, Tabelle C.2 und Tabelle C.3 sowie Tabelle C.5 bis Tabelle C.7.

Die Erzeugung elektrischer Energie aus Wasserkraft beruht auf der Umwandlung der darin
enthaltenen potenziellen bzw. kinetischen Energie. Im Gegensatz zu fossilen oder bioge-
nen Energietragern wird hierbei jedoch die abgegebene elektrische Energie als Primérener-
gie bilanziert und nicht die potenzielle bzw. kinetische Energie des Wassers [93]. Gleiches
gilt fr die Wind- und Solarenergie. Zur Nutzung der Wasserkraft kommen vier verschiedene
Typen von Kraftwerken zum Einsatz. Es wird dabei zwischen Laufwasser-, Speicherwas-
ser-, Pumpspeicher- und Gezeitenkraftwerken unterschieden. Letztere befinden sich aktuell
noch in einer friihen Entwicklungsphase und werden daher nicht weiter berticksichtigt. In
Bezug auf die Pumpspeicherkraftwerke wird zudem zwischen Speicherbecken mit und
ohne natirlichen Zufluss unterschieden. Pumpspeicherkraftwerke mit natirlichem Zufluss
unterscheiden sich demnach von den Speicherwasserkraftwerken nur aufgrund der Option
des Pumpbetriebs zur Ruckfuihrung von Wasser in das Oberbecken. Eine detaillierte Be-
schreibung der Anlagentechnik findet sich in Schwab (2017) [120]. Die installierte Leistung
der Wasserkraftanlagen in Deutschland mit Ausnahme der Pumpspeicherkraftwerke ohne
natirlichen Zufluss betragt 2016 ca. 5,6 GWe [121]. Mit dieser installierten Leistung ist das
technische Potenzial dieser Wasserkraftwerkstypen in Deutschland weitestgehend ausge-
schopft [75,122]. Fir die weitere Analyse wird das technische Potenzial gleich der 2016
installierten Leistung von 5,6 GWe angenommen. Pumpspeicherkraftwerke und deren Po-
tenzial in Deutschland werden im nachfolgenden Kapitel 3.2.4 beschrieben.

Eine besondere Rolle bei der Umstrukturierung der deutschen Energieversorgung besitzen
Solar- und Windenergie. Die entsprechenden Technologien verfligen tber ein groRes tech-
nisches Potenzial und zeichneten sich in den vergangenen Jahren durch sinkende Kosten
aus [123]. Im Gegensatz zur Bioenergie stehen diese Energiequellen jedoch nicht konstant
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zur Verfigung und sind somit nicht grundlastfahig. Die Stromerzeugung aus diesen Ener-
giequellen ist stattdessen wetter- und witterungsabhangig und folglich sehr volatil. Diese
fluktuierende Stromerzeugung hat zur Folge, dass sie zeitlich nicht kongruent zur Strom-
nachfrage vorliegt. Diese Diskrepanz von Erzeugung und Nachfrage hat den Begriff der
Residuallast gepragt. Nach Henning und Palzer (2013) [84] beschreibt er die Differenz der
Stromerzeugung aus fluktuierenden, nicht vollstandig regelbaren, erneuerbaren Energie-
quellen und der Stromnachfrage zu einen bestimmten Zeitpunkt. Die betroffenen Energie-
quellen setzen sich demnach aus Solar- und Windenergie sowie aus Teilen der Wasserkraft
zusammen. Eine positive Residuallast beschreibt dabei eine Unterdeckung der Stromnach-
frage und eine negative Residuallast eine Uberdeckung. Ein zeitlicher Ausgleich beider Zu-
sténde kann entsprechend durch Speicher kompensiert werden.

Bei den Anlagen zur Stromerzeugung aus Windenergie wird meist zwischen deren Standort
differenziert (onshore und offshore). Hingegen wird bei der Stromerzeugung aus Solarener-
gie zwischen Dachflachen- und Freiflachen-Photovoltaikanlagen unterschieden. Hinzukom-
men solarthermische Anlagen zur direkten Nutzwarmebereitstellung. Eine Erlauterung der
physikalischen Umwandlungsprozesse und der Anlagentechnik findet sich in
Schwab (2017) [120]. Die angenommenen technischen Potenziale der Wind- und PV-
Anlagen sind in Tabelle 3.2 aufgefuhrt. Aufgrund der hohen Relevanz dieser Technologien
fur die CO.-Reduktion im Energiesektor werden diese zudem disaggregiert betrachtet.
Dazu werden die Potenziale, Wetter- bzw. Einspeiseprofile, Volllaststunden und Anlagen-
parameter individuell fiir sieben Regionen an Land und zwei Regionen auf See ermittelt,
angelehnt an Sanchis (2015) [101,102]. Dies erlaubt in der weiteren Analyse zuséatzliche
Ruckschliisse auf die infrastrukturellen Anforderungen. AuRerdem kénnen auf diese Weise
standortspezifische Informationen beriicksichtigt werden. Eine Ubersicht zu den unterteilten
Regionen ist ebenfalls in Tabelle 3.2 dargestellit.

Tabelle 3.2: Technische Potenziale volatiler erneuerbarer Energien nach Region in Deutsch-
land; angelehnt an: [123]

Region Potenzial in GW
Dachfl.- Freifl.- Ons- Offs-
PV PV hore- hore-
Wind Wind
1 315 48,6 150,2 0,0
1-0 0,0 0,0 0,0 76,4
2 16,2 42,5 1143 0,0
2-0 0,0 0,0 0,0 5,7
3 37,7 20,0 25,6 0,0
er 4 21,4 42,6 79,4 0,0
/ . ; T 5 26,8 27,7 56,4 0,0
] 6 24,4 18,9 52,9 0,0
' 7 31,7 45,6 141,0 0,0
Summe  189,7 245,9 619,8 82,1
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Die CO.-freie Stromerzeugung, zusammen mit grof3en verfligbaren Potenzialen und sin-
kenden Kosten, hat zu einem starken Zubau bei den PV- und Windkraftanalagen seit den
2000er Jahren gefihrt. Diese Entwicklung ist ebenfalls an den Sterbelinien des aktuellen
Anlagenbestands zu erkennen. Analog zu den Sterbelinien des konventionellen Kraftwerks-
bestands, ist in Abbildung 3.13 der unterstellte Rickgang des aktuellen Bestands an PV-
und Windkraftanalagen abgebildet, basierend auf der durchschnittlichen Lebensdauer der
Anlagen (siehe Anhang C, Tabelle C.2). Die gesamte installierte Leistung der dargestellten
Technologien betrégt im Jahr 2017 ca. 98,1 GWe [121]. Bedingt durch den schnellen Aus-
bau zwischen den Jahren 2008 und 2018 ist demnach im Zeitraum zwischen 2034 und
2039 mit einem Riickgang dieser Leistung von etwa 52,2 GW¢ zu rechnen.
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Abbildung 3.13: Entwicklung (Sterbelinie) aktueller erneuerbarer Kraftwerksbestande; ange-
lehnt an: [124]

Neben der rdumlichen aufgeldsten Betrachtung der Stromerzeugung der Anlagen ist zudem
die zeitliche Auflésung entscheidend fiir die Systemauslegung. Infolgedessen werden die
stundlich aufgeldsten Einspeisepotenziale der Anlagen sowie die theoretisch mdéglichen
Volllaststunden (VLS) analysiert. Als Referenz fur die angenommenen Wetter- und Witte-
rungsbedingungen dient das Jahr 2013 (vergleiche Kapitel 3.1).

Die Volllaststunden der Onshore-Windkraftanlagen in Deutschland betragen im Jahr 2013
durchschnittlich ca. 1.600 VLS [121,125]. Im Gegensatz zur Solarenergie hangen die Voll-
laststunden und Einspeisezeitreihen von Windkraftanlagen nicht nur vom Standort, sondern
ebenso stark von Hohe und Rotordurchmesser der Windturbinen ab. Um aktuellen Trends
in der Entwicklung der Windturbinen gerecht zu werden, wird eine Zunahme der Héhe und
des Rotordurchmessers bis zum Jahr 2050 unterstellt, angelehnt an
Ryberg (2019) [123,126]. Als Konsequenz wird ein Anstieg der Volllaststunden von neuge-
bauten Windkraftanlagen bis zum Jahr 2050 angenommen, auf 1.997 VLS in Region 5 bis
2.956 VLS in Region 1. In den Zwischenjahren wird bei Neubauanlagen zwischen den heu-
tigen und den Volllaststunden in 2050 linear interpoliert. Die entsprechenden stindlich auf-
geldsten, normierten Leistungspotenziale der Onshore-Windkraftanlagen in den sieben
Landregionen sind fur das Jahr 2050 in Abbildung 3.14 dargestellt.
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Abbildung 3.14: Normiertes, stundliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Ons-
hore-Windenergie); angelehnt an: [123]

Im Fall der Offshore-Windenergie liegen fur das Jahr 2013 nur limitierte Daten vor, da sich
diese Technologie zu dieser Zeit noch in der Erstausbauphase befindet und lediglich
508 MW4 installiert sind [121]. Fir das Jahr 2016 kdnnen jedoch bei einer installierten Leis-
tung von ca. 4,2 GW etwa 3.131 VLS angegeben werden [121,125]. Fir diese wird ein
Anstieg bis 2050 auf durchschnittlich 4.670 VLS in Region 1 (Nordsee) und 4.038 VLS in
Region 2 (Ostsee) unterstellt. Fir die Zwischenjahre findet ebenfalls eine lineare Interpola-
tion statt. Die zugehorigen Zeitreihen fir Offshore-Windkraftanlagen in beiden Regionen
sind in Abbildung 3.15 aufgefiihrt.
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Abbildung 3.15: Normiertes, stindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Offs-
hore-Windenergie); angelehnt an: [123]
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Im Unterschied zur Windenergie wird fiir die Photovoltaik keine Anderung der durchschnitt-
lichen Volllaststunden (VLS) erwartet. AuBerdem liegt eine kleinere Bandbreite zwischen
den Volllaststunden in den definierten Regionen vor. Nach Ryberg (2019) [123] variieren
diese fir Dachflachenanlagen (DF) zwischen 1.050 VLS in Region 4 und
1.127 VLS in Region 7. Bei Freiflachenanlagen (FF) wird eine Spannbreite von 1.169 VLS
in Region 1 bis 1.274 VLS in Region 6 angenommen. Die entsprechenden Leistungspoten-
zialprofile fur Dachflachen- und Freiflachen-PV sind fur die 7 Landregionen in
Abbildung 3.16 und Abbildung 3.17 skizziert.
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Abbildung 3.16: Normiertes, stiindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Dach-
flachen-PV); angelehnt an: [123]
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Abbildung 3.17: Normiertes, stiundliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Frei-
flachen-PV); angelehnt an: [123]
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Wahrend die Solar- und Windenergie direkt die solare Einstrahlung bzw. resultierende Wet-
tereffekte zur Stromerzeugung nutzen, basiert die Bioenergie auf der Umwandlung bioge-
ner Roh- und Reststoffe. Diese besitzen den entscheidenden Vorteil, dass sie lagerféhig
sind und somit flexibel zur Strom- und Warmeversorgung sowie im Verkehrsbereich ein-
setzbar sind. Die zugehérigen Verfahren werden unter dem Begriff Biomass-to-X zusam-
mengefasst. Ebenso vielfaltig wie die Verwendungszwecke fiir Biomasse ist deren
Herkunft. Bei Biomasse handelt es sich um einen sehr heterogenen Energietrager, der sich
in unterschiedliche Fraktionen mit individuellen Eigenschaften aufteilen lasst. Fur die wei-
tere Untersuchung wird zunachst zwischen Rest- bzw. Abfallbiomasse und Anbaubiomasse
unterschieden. Die Rest- und Abfallbiomasse wird, angelehnt an Thréan et
al. (2015) [127] wiederum in sechs Arten unterteilt: Wald- bzw. Waldrestholz, Altholz, in-
dustrielles Restholz, Stroh, Gille und Bio- bzw. Griinabfélle. Im Bereich der Anbaubio-
masse wird zunédchst zwischen der Bodenbeschaffenheit der jeweiligen Anbauflachen
differenziert und zwischen Acker- und Griinland unterschieden. Entsprechend der jeweili-
gen Flache stehen verschiedene energiereiche Pflanzen zum Anbau zur Verfiigung. Auf
Grinland bietet sich ausschlieBlich die Bewirtschaftung von Kurzumtriebs-
plantagen (KUP) an. Fir Ackerlandflachen wird zudem noch der Anbau von Mais, Raps
und Zuckerriiben betrachtet. Hierbei stellt die Konkurrenz mit der Nahrungsmittelproduktion
ein vieldiskutiertes Thema dar, welches es bei der Festlegung eines zukinftigen Flachen-
potenzials zu beachten gilt [128]. Unter Beriicksichtigung dieser Aspekte ergeben sich die
in Abbildung 3.18 dargestellten Potenziale, die bereits nahezu vollstdndig ausgeschopft
werden (vergleiche Kapitel 3.2.1). Fur Rest- und Abfallbiomasse liegt das angenommene
technisch nutzbare Potenzial bei 251 TWh pro Jahr. Bei der Anbaubiomasse hangt der
energetische Ertrag neben der Flache von der angebauten Pflanzenart ab. Die Anbauflache
fur Energiepflanzen liegt 2016 bei etwa 2,4 Mio. ha sowie ca. 0,3 Mio. ha, die fir Industrie-
pflanzen genutzt werden [106,129]. Hierbei ist eine Ausweitung auf bis zu 4,7 Mio. ha bis
2030 unterstellt. Ein weiterer Zuwachs bis 2050 wird nicht angenommen.

Ein weiterer zu beachtender Aspekt der Biomasse ist die raumliche Verteilung ihres Auf-
kommens. Die weitflachige Verteilung kleinerer verfligbarer Mengen an Biomasse sowie ihr
vergleichsweise geringer spezifischer Heizwert wirken sich negativ auf ihre Transport- und
Lagerwirdigkeit aus [130]. Dies fuhrt dazu, dass Biomasse vornehmlich in kleineren, de-
zentralen Anlagen energetisch umgewandelt wird. Demnach gibt es an vielen Stellen Uber-
schneidungen mit den Nachfragesektoren, weshalb einige biomassebasierte Technologien
in den nachfolgenden Kapiteln behandelt werden. Bei den Technologien zur Strom- und
Warmebereitstellung wird nachfolgend beispielsweise zwischen unterschiedlichen Leis-
tungsklassen unterschieden (siehe Anhang C, Tabelle C.4 bis Tabelle C.7). Die grti3te
Leistungsklasse wird dabei dem Energiesektor zugeschrieben. In diesem Rahmen werden,
wie bei den konventionellen Kraftwerken, Anlagen zur reinen Strom- bzw. Warmebereitstel-
lung sowie KWK-Anlagen bericksichtigt. Als Brennstoffe kommen Holz (Waldholz, Wald-
restholz, Altholz, industrielles Restholz und Holz aus Kurzumtriebsplantagen) sowie Stroh
in Frage. AuRerdem werden Biogas-KWK-Anlagen beriicksichtigt und die Methanisierung
des Biogases. Fir die Gewinnung von Biogas kommen als Ausgangsstoffe Giille sowie Bio-
und Grinabfélle, Mais- und Grassilage in Betracht. Eine detaillierte Beschreibung der Tech-
nologien und Umwandlungsprozesse findet sich in Kaltschmitt et al. (2016) [130].
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Abbildung 3.18: Biomassepotenziale in Deutschland unterteilt nach Fraktion und Herkunft;
angelehnt an: [127,128,131,132,133]

3.2.4 Energiespeichertechnologien und Power-to-X

Der Bedarf Energietrager zu speichern oder zu lagern hat verschiedene Ursachen. Zum
einen dient die Vorhaltung von Energietradgern der Kompensation von Versorgungsengpas-
sen und dient somit der Gewahrleistung der Versorgungssicherheit. Zum anderen sind es
o6konomische Griinde, die eine Speicherung sinnvoll machen. Aufgrund der zeitlich variie-
renden Energienachfrage, kdnnen Energiespeicher die Dimensionierung von Erzeugungs-
anlagen reduzieren. Bei der volatilen Stromerzeugung aus PV- und Windkraftanlagen wird
die zeitliche Differenz zwischen Erzeugung und Nachfrage zudem weiter gesteigert. In ei-
nem Energiesystem mit hohem Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien fuhrt dies folg-
lich zu einer steigenden Nachfrage nach Speichertechnologien. [134, S. 33-35]

Bedingt durch die kostenintensive direkte Speicherung groRer Mengen elektrischer Energie
in Kondensatoren kommen weitere Umwandlungsprozesse zum Tragen. Dient das Um-
wandlungsprodukt der ausschlieRlichen Speicherung zur nachgelagerten Rickwandlung
der gespeicherten Energie in elektrischer Energie, wird weiterhin von elektrischen Spei-
chern gesprochen. Diese umfassen somit elektrochemische Speicher wie Batterien sowie
Pump- und Druckluftspeicher. Wird der gespeicherte Energietrédger auch in anderen Berei-
chen genutzt, wird von Power-to-X gesprochen. Hierbei kommen insbesondere Technolo-
gien fir Power-to-Heat und Power-to-Gas in Betracht. Die relevanten Nutzungsbereiche
sowie die technischen Potenziale der genannten Technologien sind in Abbildung 3.19 dar-
gestellt. Eine detaillierte Beschreibung der Technologien findet sich in Sterner und
Stadler (2017) [134]. Die angenommenen techno-6konomischen Parameter zu den einzel-
nen Technologien sind in Anhang C, Tabelle C.3, Tabelle C.4, Tabelle C.6 und Tabelle C.7
aufgefiihrt. [134, S. 31-38]
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Abbildung 3.19: Schematische Darstellung typischer Speicherkapazitaten und -zyklen sowie
technische Potenziale (Strichpunkte) in Deutschland; eigene Darstellung, an-
gelehnt an: [134, S. 654]; Daten basierend auf eigenen Berechnungen sowie
in Anlehnung an: [75,135,136,137]

Bedingt durch die geringen technischen Potenziale der meisten Speichertechnologien, bie-
ten sich fur eine grof3technische Speicherung letztlich nur Gasspeicher in Form von Kaver-
nen- oder Porenspeichern an, Energie in groBem MafR (ber langere Zeitrdume zu
speichern [134, S. 654]. Im Jahr 2016 liegt fir Methan bzw. Erdgas ein Speichervolumen
von 24,3 Mrd. m® (253 TWh) vor [138]. Dieses verteilt sich auf Kavernen- und Porenspei-
cher. Caglayan et al. (2019) [137] zeigen, dass sich diese Speicherformen ebenfalls fir
Wasserstoff eignen.

Eine CO:-neutrale Energiebereitstellung macht es erforderlich, dass die gespeicherten
Energietrager Uber erneuerbare Energien bereitgestellt werden. Fir die Bereitstellung von
Wasserstoff kommen unter anderem Protonen-Austausch-Membran (PEM)-Elektrolyseure
in Frage. Diese werden in der weiteren Untersuchung aufgrund ihres langfristigem Kosten-
senkungs- und Effizienzsteigerungspotenzials beriicksichtigt [139]. Hergestellter Wasser-
stoff kann anschlieRend direkt gespeichert und tUber PEM-Brennstoffzellen (PEMFC),
Festoxidbrennstoffzellen (SOFC) oder Wasserstoff-Gasturbinen riickverstromt werden. Die
Beschreibung der Technologien ist in Stolten (2010) [140] sowie Lefebvre und
Ballal (2010) [141] zu finden. Fir die weitere Umwandlung in Methan, wird im Folgenden
der Sabatier-Prozess betrachtet. Dieser benétigt, neben Wasserstoff, CO. zur Herstellung
von synthetischem Methan bzw. Synthetic Natural Gas (SNG). Zu dessen Bereitstellung
wird neben CO,-Abscheidungsmalnahmen in Kraftwerken und Industrieprozessen auch
die Abscheidung aus der Luft beriicksichtigt. Ergdnzend zum Sabatier-Prozess wird eben-
falls die Umwandlung zu synthetischen Kraftstoffen (Power-to-Fuel) mittels Fischer-
Tropsch-Synthese analysiert. Eine detaillierte Beschreibung der zugrundeliegenden Tech-
nologien findet sich in Viebahn et al. (2018) [142, S. 18-280].
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3.2.5 Modellimplementierung

Eine Ubersicht der wichtigsten Technologien sowie der Struktur des Energiesektors ist dem

Schaubild in Abbildung 3.20 zu entnehmen.
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Abbildung 3.20: Schematische Darstellung der Struktur der relevantesten Technologien des

Energiesektors; eigene Darstellung
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3.3 Gebaudesektor

Der Gebaudesektor stellt einen der energetischen Nachfragesektoren dar. Aufgrund der
Inhomogenitét in Bezug auf Art und Ausstattung der Geb&ude wird zunachst auf die Struk-
turierung des Gebaudesektors eingegangen. Aufbauend auf dieser Grundlage werden im
Anschluss Strom- und Warmenachfrageprofile aggregiert. Zur Versorgung dieser Nachfra-
gen werden anschlieend die dezentralen Versorgungstechnologien des Gebaudesektors
vorgestellt, gefolgt von Optionen zur Reduktion des Warme- und Strombedarfs Uber Sanie-
rungsmaflnahmen und effiziente Haushaltsgeréate. AbschlieRend erfolgt die Zusammenfas-
sung der Modellimplementierung.

3.3.1 Struktur des Gebaudesektors

Bedingt durch die Diversitat des deutschen Gebaudebestands ist es fir die weitere Analyse
notwendig, aggregierte Gebaudeklassen zu definieren, die sich am Energiebedarf der Ge-
b&aude orientieren. Diese sollen als Basis zur weiteren Untersuchung des Strom- und War-
mebedarfs dienen. Hierfiir muss zwischen dem Nutzungszweck der Gebaude differenziert
werden. Es lassen sich die zwei Hauptgruppen, Wohn- und Nichtwohngebaude, unterschei-
den.

Im Rahmen der Wohngebaude wird eine Klassifizierung des Gebaudebestands nach An-
zahl der Wohneinheiten und Baualtersklassen vorgenommen, angelehnt an
Loga et al. (2015) [143] und Birger et al. (2016) [144]. Fur nachfolgende Berechnungen
wird der Wohngeb&udebestand daher in drei Gebaudetypen und je drei Baualtersklassen
unterteilt, welche in Tabelle 3.3 aufgefuhrt sind. Hierbei umfassen die Ein- und Zweifamili-
enhauser (EZFH) alle freistehenden Hauser und Reihenhduser mit bis zu zwei Wohnein-
heiten. Mehrfamilienhduser (MFH) umfassen alle Wohngebaude mit drei bis zwdlf
Wohneinheiten und Gro3mehrfamilienhduser (GMFH) umfassen die Wohngeb&dude mit
mehr als zwdlf Wohneinheiten. Die weitere Unterteilung nach Baualtersklassen (BAK) dient
der Berucksichtigung architektonischer und bautechnischer Entwicklungen, die sich eben-
falls im Warmebedarf der Geb&aude widerspiegeln. Hierbei wird zwischen BAK 1 fir Bau-
jahre bis 1948, BAK 2 fir die Baujahre 1949-1994 und BAK 3 fir die Baujahre 1995-2013
unterschieden. Alle Geb&ude, die nach dem Referenzjahr 2013 gebaut werden, sind ent-
sprechend als Neubauten und BAK 4 einzustufen.

Tabelle 3.3: Einteilung des deutschen Wohngeb&audebestands in Gebaudetypen und Baual-
tersklassen; angelehnt an: [143,144,145]

Wohngeb&udetypen Baualtersklasse Abkirzung

Ein- und Zweifamilienhauser bis 1948 (BAK 1) EZFH1L

seifar 1949-1994 (BAK 2) EZFH2
(1-2 Wohneinheiten) 1995-2013 (BAK 3) EZFH3
o bis 1948 (BAK 1) MFH1
gefzrf\?v";;:'r?;m‘g’tee;) 1949-1994 (BAK 2) MEH2
1995-2013 (BAK 3) MFH3

bis 1948 (BAK 1) GMFH1

Grofmehrfamilienhéauser

(>12 Wohneinheiten) 1949-1994 (BAK 2) GMFH2

1995-2013 (BAK 3) GMFH3
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Die Unterscheidung der Nichtwohngeb&aude orientiert sich in erster Linie an deren Nut-
zungszweck und gegebenenfalls an der Baualtersklasse, angelehnt an Dirlich et
al. (2011) [146], Schlomann et al. (2015) [147] und Burger et al. (2016) [144]. Entsprechend
Tabelle 3.4 werden vier Nichtwohngebaudetypen differenziert. Bei Wohngebduden mit
Mischnutzung (NWGWG) sowie sonstigen Nichtwohngeb&duden (NWG 3) werden alle Bau-
jahre bis 2013 zusammengefasst. Fur Gebaude aus den Bereichen Bildung, Biro, Verwal-
tung, Beherbergung, Gastronomie und Kliniken (NWG1) sowie den Bereichen Gewerbe,
Industrie, Handel, Dienstleistung und Praxisgebduden (NWG2) wird zudem zwischen den
Baujahren bis 1983 (a) und ab 1984 (b) unterschieden. Neubauten ab 2013 werden eben-
falls als eigene Baualtersklasse betrachtet.

Tabelle 3.4: Einteilung des deutschen Nichtwohngebaudebestands in Geb&audetypen und
Baualtersklassen; angelehnt an: [144,146,147,148]

Nichtwohngebaudetypen Baualtersklasse Abkilrzung
Wohngeb&aude mit Mischnutzung bis 2013 NWGWG
Bildung, Biro, Verwaltung, bis 1983 (BAK 1) NWG1a
Beherbergung, Gastronomie, Kliniken 1984-2013 (BAK 2) NWG1b
Gewerbe, Industrie, bis 1983 (BAK 1) NWG2a
Handel, Dienstleistung, Praxisgebaude  1984-2013 (BAK 2) NWG2b
Sonstige (Sport, Kultur, etc.) bis 2013 NWG3

Erganzend zur beschriebenen Geb&udetypologie werden in Tabelle 3.5 die Anzahl der Ge-
baude bzw. Wohnungen in Deutschland nach Gebaudetyp sowie die zugehodrige Wohn-
bzw. Nutzflache und der durchschnittliche spezifische Heizwéarmebedarf dargestelit.

Tabelle 3.5: Annahmen zur Aufteilung der Wohn- und Nutzflache in Deutschland und spezi-
fischer Heizwarmebedarf des deutschen Gebaudebestands fiir das Referenzjahr
2013; angelehnt an: [143,144,145,149]

Gebaudetypen Anzahl Ge- Wohn- @ Wohn-/  Heizwér-

baude / Nutz- Nutzfla- mebedarf
(Wohnun-  flache che pro in

gen) in Mrd. Gebdude kWh/(m2a)
in Mio. m2 in m2

Ein- und Zweifamili- 15,22

enhauser (18,30) 2L A e

Mehrfamilienhauser 3,06 1,18 387 131
(16,70) '

Grolmehrfamilien- 0,21

hauser (4.68) 0,29 1.369 112

Nichtwohngebaude 3,99 1,96 491 130
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Die Annahmen zur zukiinftigen Entwicklung des Gebaudebestands sind angelehnt an Ger-
bert et al. (2018) [88] und Biirger et al. (2016) [144]. Diese wird durch den Abriss und Neu-
bau von Geb&uden beeinflusst. Abrissbedingt wird von einem Rickgang des Ein- und
Zweifamilienhausbestands um 0,18% (3,8 Mio. m?) pro Jahr, des Mehrfamilienhausbe-
stands um 0,46% (5,4 Mio. m?) pro Jahr und des Nichtwohngebaudebestands um
0,73% (14,4 Mio. m?) unterstellt. Dem steht ein Neubau von 80.600 (11,3 Mio. m?) Ein- und
Zweifamilienh&usern, 22.100 (8,5 Mio. m?) Mehrfamilienh&usern und 11.300 (5,8 Mio. m?)
Nichtwohngeb&uden gegentber. Dies entspricht bis zum Jahr 2050 einem Nettozuwachs
der Ein- und Zweifamilienhauswohnflache um ca. 12%, der Mehrfamilienhauswohnflache
um ca. 9% (Gesamtwohnflache: 11%) und einem Nettoriickgang der Nichtwohngeb&aude-
nutzflache um ca. 15% gegenlber 2015. Fir GroRmehrfamilienhduser wird ein konstanter
Bestand bis zum Jahr 2050 unterstellt. Eine Zusammenfassung der Bestandsentwicklung
ist Abbildung 3.21 zu entnehmen.
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Abbildung 3.21: Annahmen zur Entwicklung des Wohn- und Nutzflachenbedarfs nach Geb&u-
detyp 2015-2050; angelehnt an: [88,145]

Die Entwicklung der Geb&udeflachen in Kombination mit dem spezifischen Heizwérmebe-
darf dient als Grundlage zur weiteren Berechnung der zukinftigen Strom- und Warmenach-
frage.

3.3.2 Aggregierte Nachfrageprofile

Basierend auf der zuvor beschriebenen Gebaudeflachenentwicklung wird nachfolgend die
bilanzielle Strom- und Wéarmenachfrage skaliert. Die Bestimmung der stiindlich aufgeldsten
Strom-, Raumwarme-, Warmwasser- und Prozesswarmenachfrage stitzt sich auf unter-
schiedliche Ansatze.

Zur Ermittlung der Stromnachfrageprofile wird ein hybrider top-down-Ansatz gewahlt. Hier-
fir wird, basierend auf historischen Daten der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber, das
stundliche Lastprofil des Jahres 2013 als Ausgangspunkt zur weiteren Analyse herangezo-
gen. Unter Zuhilfenahme der Methodik nach Robinius (2015) [150] kann das in
Abbildung 3.22 dargestellte, aggregierte Lastprofil fiir Deutschland generiert werden.
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Abbildung 3.22: Aggregierte stiindliche elektrische Last 2013; Methodik nach: [150]

Ausgehend vom abgebildeten Gesamtlastprofil werden anschlieend die Lastprofile indivi-
dueller Technologien oder Sektoren uber unterschiedliche bottom-up-Verfahren ermittelt
und vom Gesamtlastprofil subtrahiert. Dieses Vorgehen erlaubt die Definition einer Rest-
grofRe, fur welche keine weiteren Daten zur Aufstellung stundlicher Nachfrageprofile vorlie-
gen. Diese RestgroRe bzw. das verbleibende Lastprofil wird entsprechend fir die
elektrische Nachfrage der verbleibenden Bereiche aus Kleeberger et al. (2016) [151] ange-
wandt, die nicht weiter technologisch aufgeschliisselt werden kdnnen. Fir die nachfolgend
untersuchten Technologien des Gebaudesektors sowie der anderen Sektoren wird daher
jeweils angegeben, ob ein stiindliches Lastprofil vorliegt oder die Stromnachfrage der be-
schriebenen RestgrolRe zugeordnet wird.

Mit Ausnahme der Beleuchtung wird die Stromnachfrage der Elektrogerate in Nichtwohn-
gebéauden aufgrund der schlechten Datenlage der RestgréRe zugeordnet. Die Stromnach-
frage von Wohngeb&auden wird hingegen uber einen bottom-up-Ansatz nach Richardson et
al. (2010) [152] sowie Mckenna und Thomson (2016) [153] bestimmt. Hierbei wird im Fol-
genden zwischen strombasierten Technologien zur Raumwéarme- und Warmwasserbereit-
stellung sowie sonstigen Elektrogeraten unterschieden. Da die Raumwarme- und
Warmwassernachfrage ebenfalls Uber Technologien gedeckt werden kann, die nicht auf
der Umwandlung elektrischer Energie basieren, werden diese den thermischen Nachfrage-
profilen zugeordnet. Alle weiteren Elektrogerate in Wohngebauden werden in 28 Geréate-
klassen (vergleiche Anhang C, Tabelle C.10) unterteilt. Diese sind nachfolgend in sechs
Kategorien gegliedert und in Abbildung 3.23 dargestellt. Zur Veranschaulichung saisonaler
Effekte ist zudem eine exemplarische Sommer- und Winterwoche aufgefihrt.
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Abbildung 3.23: Stundliche elektrische Last deutscher Haushalte 2013 nach Gerategruppe
(exemplarische Winter- und Sommerwoche); angelehnt an und Methodik
nach: [152,153,154]

Zur Generierung einer stiindlichen Raumwarmenachfrage wird ein synthetisches Profil er-
zeugt, beruhend auf historischen Daten und einer Methodik nach Conrad et
al. (2015) [155]. Hierzu wird zun&chst die gemessene thermische Last P eines Fernheiz-
werkes in Relation zu einer Uber den Gewichtungszeitraum n gewichteten Aul3entempera-
tur T(t) ermittelt. Dabei beschreibt t die Stunde im untersuchten Jahr. Die gewichtete
AuRentemperatur T(t) wird mittels Gleichung 3.2 fir n=72 bestimmt [155].

_ 2\, .
T(t) = m; L T(t —n+ l) Gl.3.2

Die thermische Last P(T) wird anschlieRend gesondert fiir die einzelnen Stunden des Ta-
ges betrachtet, zum Ausgleich der Unterschiede der Raumwéarmenachfrage zu Tages- und
Nachtstunden. Daraus resultieren 365 Datenpunkte fir jede Stunde des Tages. Diese wer-
den anschlielRend mittels einer Sigmoidfunktion, der in Gleichung 3.3 dargestellten Form
und den Parametern A bis E, approximiert [155]. Abbildung 3.34 zeigt die Naherungsfunk-
tion inklusive der Datenpunkte fir zwei exemplarische Stunden des Tages.

T)=A
PIy=4+ (T;D)E Gl.3.3
[1+e C ]
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Abbildung 3.24: Naherungsfunktion zur Bestimmung der thermischen Last in Abhé&ngigkeit
der AuRRentemperatur nach Tageszeit; Methodik nach: [155]

Anhand der ermittelten, thermischen Last P(T) wird, mit Hilfe der gewichteten AuRentem-
peratur T(t) im Jahr 2013, das synthetische Raumwarmenachfrageprofil fir das Referenz-
jahr berechnet. Die Korrektur von Abweichungen der statistisch erfassten
Anlagenauslastung bzw. deren Vollaststunden wird tber einen Korrekturfaktor vorgenom-
men. Somit entsteht ein normiertes Profil, welches mittels der bilanziellen, jahrlichen Raum-
warmenachfrage skaliert wird. Dieses ist zusammen mit der stiindlichen AuRentemperatur
und der gewichteten AuRentemperatur in Abbildung 3.25 dargestellt. Es wird nachfolgend
sowohl fiir Wohn- als auch fiir Nichtwohngebaude angewendet.
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Abbildung 3.25: Normiertes, stiindliches Raumwarmenachfrageprofil und gewichtete Auf3en-
temperatur; Methodik nach: [155]
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Ergénzend zur Raumwarmenachfrage wird der stiindliche Bedarf an Warmwasser- und
Prozesswarme in Gebauden ebenfalls iber den bottom-up-Ansatz nach Richardson
et al. (2010) [152] sowie Mckenna und Thomson (2016) [153] bestimmt. Basierend auf sta-
tistischen Nutzungsdaten werden hiermit entsprechende Nachfrageprofile fiir Haushalte ge-
neriert. Diese Profile sind nachfolgend aufgrund des Mangels an verfiigbaren Daten und
des geringen Bedarfs (vergleiche Tabelle 3.1) ebenfalls fur Nichtwohngeb&ude angewandt.
Beide normierten Nachfrageprofile sind in Abbildung 3.26 aufgefihrt.
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Abbildung 3.26: Stiindliche normierte thermische Last fir Warmwasser und Prozesswarme
(im Haushalts- und GHD-Sektor); angelehnt an und Methodik nach:
[152,153,154]

3.3.3 Dezentrale Strom- und Warmeversorgung

Zusatzlich zur zentralen, netz- bzw. leitungsgebundenen Versorgung mit Strom und Warme
werden im Folgenden dezentrale Technologien beschrieben. Wahrend die Stromversor-
gung des Gebéaudesektors vornehmlich netzgebunden vorliegt (vergleiche Kapitel 3.2.1),
betragt der Anteil der Fernwarmeversorgung bei Wohngebauden 2018 nur 13,9 % [156].
Die Warmeversorgung erfolgt entsprechend Uberwiegend dezentral. Hierbei kommen fos-
sile Brennstoffe wie Erdgas und Heizdl zum Einsatz, aber auch Biomasse und stromba-
sierte Technologien sowie solarthermische Anlagen. Der verbleibende Einsatz von Kohlen
an der dezentralen Warmeversorgung 2018 wird aufgrund der geringen Mengen vernach-
lassigt [156]. Eine Ubersicht zu konventionellen Wéarmeerzeugern wird in
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Pfitzner (1994) [157] gegeben. Anlagen zur Biomassenutzung werden detailliert in Kaltsch-
mitt et al. (2016) [130] erlautert. Des Weiteren werden fiir zukiinftige Szenarien Wasser-
stofftechnologien in Form von Brennstoffzellen (PEMFC und SOFC) sowie die Nutzung von
Wasserstoff in Brennwertthermen und Blockheizkraftwerken berticksichtigt. AuRerdem sind
dezentrale Strom-, Warme- und Wasserstoffspeicher in die Untersuchung miteinbezogen.
Eine Zusammenfassung der angenommen techno-6konomischen Parameter findet sich in
Anhang C, Tabelle C.2 bis Tabelle C.7.

Eine besondere Rolle bei der dezentralen Warmeerzeugung nehmen Warmepumpen und
solarthermische Anlagen ein, deren Warmebereitstellung wetter- bzw. witterungsabhangig
ist. Die Leistungszahl bzw. der Coefficient of Performance (COP) einer Luftwarmepumpe
hangt von der AuRentemperatur ab. Mit den zugrundeliegenden Annahmen, angelehnt an
Kotzur (2018) [154] und Lauinger et al. (2016) [158], ergibt sich die in Abbildung 3.27 dar-
gestellte Zeitreihe des COP von Luftwarmepumpen. Der Maximalwert des COP liegt dem-
nach bei 4,15 und der Minimalwert bei 2,29. In Bongs (2013) [159] findet sich eine
ausfuhrliche technische Beschreibung des Warmepumpenprozesses.
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Abbildung 3.27: Annahme zum stundlichen Warmepumpenwirkungsgrad im Vergleich zur
normierten Raumwarme- und Warmwassernachfrage; angelehnt an: [154]

Bei solarthermischen Anlagen liegt eine Abhangigkeit von der solaren Einstrahlung vor.
Demzufolge muss ein angepasstes Profil des stiindlichen thermischen Leistungspotenzials
fur das Referenzjahr 2013 abgeleitet werden. Hierfir werden Daten, angelehnt an
Ryberg (2019) [123], verwendet. Die Zeitreihe der verflgbaren thermischen Leistung von
solarthermischen Anlagen im Referenzjahr ist in Abbildung 3.28 dargestellt. Mit dem ent-
sprechenden Profil sind maximale Volllaststunden von 768 h mdglich. Eine physikalische
und technische Beschreibung der Anlagen wird in Schafer und Pfitzner (1994) [160] gege-
ben.
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Abbildung 3.28: Normiertes, stindliches thermisches Leistungspotenzial (Solarthermie); an-
gelehnt an: [123,154]

3.3.4 Elektrogerateausstattung und Sanierungsoptionen

Neben der Substitution von fossilen Energietragern durch erneuerbare Energien besteht
die Mdoglichkeit, den Energiebedarf in Gebauden zu senken, um somit die Emission von
CO: zu verringern. Stromseitig kann dies Uber energieeffizientere Elektrogerate und war-
meseitig Uber energetische Sanierungsmaflinahmen umgesetzt werden.

Zur Ermittlung des Stromeinsparpotenzials im Gebaudesektor wird zunéchst der in
Kapitel 3.3.2 beschriebenen Bestand an Elektrogeraten untersucht sowie energieeffiziente
Alternativen. Hierzu wird der durchschnittliche Stromverbrauch bei einem definierten An-
wendungsmuster bestimmt. Der angenommene Stromverbrauch des aktuellen Geréatebe-
stands ist in Anhang C, Tabelle C.10, aufgefuhrt. Nach Ablauf der technischen Lebens-
bzw. Nutzungsdauer der Gerate werden unterschiedliche Optionen zum Ersatz dieser Ge-
rate berlcksichtigt, angelehnt an die Energieeffizienzklassen nach Energieverbrauchs-
kennzeichnungsverordnung (EnVKV) [161]. Dabei wird jeweils ein Referenzgerat
spezifiziert (siehe Anhang C, Tabelle C.11) sowie eine effiziente Alternative (siehe
Anhang C, Tabelle C.12), fiir den Fall, dass ein erhebliches technisches Energieeinsparpo-
tenzial besteht. Zusétzlich sind unterschiedliche Optionen fir die eingesetzten Leuchtmittel
in Wohn- und Nichtwohngebduden betrachtet (siehe Anhang C, Tabelle C.13 und
Tabelle C.14). Fir das Nutzungsverhalten der elektrischen Gerate wird auch in Zukunft
unterstellt, dass dieses unverandert gegeniiber dem heutigen Stand vorliegt. Die Annah-
men zu den techno-6konomischen Daten der Elektrogerate basieren auf Stichproben (Um-
fang: 50 Gerate). Abbildung 3.29 veranschaulicht dies exemplarisch fur zwei der
Gerateklassen. Auf der linken Seite der Grafik sind die Nettoanschaffungspreise (nachfol-
gend vereinfacht als Anschaffungskosten betrachtet) Uber dem normierten, jéhrlichen Ener-
gieverbrauch fur unterschiedliche Energieeffizienzklassen der Geréate aufgetragen. Zur
Bestimmung der durchschnittlichen Kosten (rechte Seite der Grafik) und des Energiever-
brauchs werden jeweils die glinstigsten und teuersten zehn Prozent der Gerate aus der
Stichprobenmenge entfernt und nachfolgend die Durchschnittswerte fiir beide Eigenschaf-
ten ermittelt.
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Abbildung 3.29: Kosten und Energieverbrauch exemplarischer Haushaltsgerate; eigene An-
nahme, angelehnt an: [162,163]

Ahnlich zum Vorgehen bei den Elektrogeréten, werden bei der Gebaudesanierung und dem
Neubau von Gebauden unterschiedliche Optionen zur Reduktion des thermischen Energie-
bedarfs beriicksichtigt. Von diesem Vorgehen ausgenommen ist ein energetisch nicht-sa-
nierbarer Gebaudebestand (z.B. aufgrund von Denkmalschutz, etc.), der in Tabelle 3.6 als
Anteil des Gebaudebestands des jeweiligen Gebaudetyps in der entsprechenden Baual-
tersklasse angegeben ist.

Tabelle 3.6:  Anteile des energetisch nicht-sanierbaren Geb&audebestands nach Gebaude-
typ und Baualtersklasse; angelehnt an: [144]

Baualtersklasse EZFH MFH GMFH NWG

bis 1948 10% 20% 20%

10%
1949-1994 5% 5% 5%

2,5%
ab 1995 0% 0% 0%

Fur alle weiteren Bestandsgebaude sowie flr Neubauten werden energetische Sanierungs-
pakete definiert. Diese sind angelehnt an die Effizienzhaus-Standards der Kreditanstalt fir
Wiederaufbau (KfW) [164]. Fur Bestandsgeb&dude wird ein Sanierungszyklus von
40 Jahren angenommen. Im Rahmen der Sanierung stehen dabei optional zwei vordefi-
nierte MaRhahmenpakete zur energetischen Sanierung zur Verfligung. Es handelt sich da-
bei um ein einfaches Sanierungspaket 1 (SP1) und ein an moderne Effizienzhaus-
Standards angelehntes Sanierungspaket 2 (SP2). Bei dem Neubau von Gebauden werden
die Standards nach der Energieeinsparverordnung (EnEV) [165] als Referenz angenom-
men. DarUber hinaus werden weitere MalRhahmen zur Einhaltung hoherer Effizienzhaus-
Standards beruicksichtigt. Aquivalent zu Sanierungspaket 1 stehen die MaRnahmenpakete
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LKW 70 und ,KfW 55 (angelehnt an die Standards der Kreditanstalt fir Wiederaufbau) zur
Auswabhl. Entsprechend zum Sanierungspaket 2 werden die Malnahmen ,KfW 40“ fir den
Neubau von Gebauden bericksichtigt. Die ausfuhrliche Beschreibung der Vollkosten, ener-
giebedingten Mehrkosten und der durchschnittlichen Reduktion des thermischen Energie-
bedarfs fir die einzelnen Geb&udetypen findet sich in Anhang C, Tabelle C.8 und
Tabelle C.9. Eine Zusammenfassung der Sanierungs- bzw. MaRnahmenpakete ist in Ta-
belle 3.7 dargestellt.

Tabelle 3.7:  Annahmen zu Dadmmschichtstarken und Verglasungsarten nach Sanierungs-
art und Neubarstandard; angelehnt an: [143,144]

MaRnahme Dammschichtstarken und Verglasungsarten
SP1 SP2 KfW 70 KfW 55 KfW 40
Dach 12 cm 30cm 25cm 28 cm 39 cm
AufRenwand 8-12 cm 24 cm 18 cm 22 cm 28 cm
FuRRboden 8cm 12 cm 14 cm 22 cm 29 cm
Fenster 2-fach 3-fach 2-/3-fach 3-fach 3-fach

3.3.5 Modellimplementierung

Abbildung 3.30 bietet eine Ubersicht zu den in Kapitel 3.3.3 beschriebenen, dezentralen
Strom- und Warmeversorgungstechnologien des Gebaudesektors.
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Abbildung 3.30: Schematische Darstellung der Struktur der relevantesten Technologien des
Gebéaudesektors (Versorgungsseite); eigene Darstellung
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Die in Kapitel 3.3.4 erlauterte Gerateausstattung in Wohngebauden sowie mégliche Sanie-
rungsmalnahmen sind in Abbildung 3.31 vereinfacht am Beispiel eines Gebaudetyps dar-
gestellt.
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Abbildung 3.31: Schematische Darstellung der Struktur der relevantesten Technologien des
Gebéaudesektors (Nachfrageseite); eigene Darstellung

3.4 Industriesektor

Aufgrund des hohen Energiebedarfs des Industriesektors und den vielseitigen Energiebe-
reitstellungsoptionen der industriellen Prozesse werden diese gesondert analysiert. Im Ge-
gensatz zum Haushalts- und Gewerbesektor wird der Prozessenergiebedarf separat
ausgewiesen und nicht dem Geb&udesektor zugeordnet. Die Stromnachfrage der nicht-
prozessrelevanten Elektrogeréte und der Beleuchtung sowie die Raumwéarme- und Warm-
wassernachfrage in Industriegebduden wird hingegen weiterhin den Nichtwohngebduden
bzw. dem Gebaudesektor zugewiesen. Nachfolgend wird zunachst eine Strukturierung des
definierten Industriesektors vorgenommen. Anschlief3end erfolgt die Charakterisierung der
aggregierten Energienachfrage fur Deutschland sowie die Erlauterung relevanter Indust-
rieprozesse und der Optionen zur Prozessenergiebereitstellung. AbschlieRend wird die Mo-
dellimplementierung anhand eines vereinfachten Flussdiagramms veranschaulicht.
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3.4.1 Struktur des Industriesektors

Ziel der systematischen Strukturierung des Industriesektors ist es, die erforderlichen Ener-
gie- und Stoffstrome der diversen Prozesse zu gruppieren und somit zu vereinfachen. Als
Kriterium fiir die Gruppierung der Prozesse bieten sich deren Ausgangsprodukte an. Ange-
lehnt an die Vorgehensweisen der AGEB [93], in Gerbert et al. (2018) [88] und Frisch et
al. (2010) [166] werden 14 Industriebereiche definiert und zusammen mit dem Endenergie-
bedarf im Jahr 2016 des jeweiligen Industriebereichs nach Energietrager in Tabelle 3.8 auf-
gefuihrt. In Summe betrégt der Endenergiebedarf des Industriesektors 725 TWh im Jahr
2016 und macht ca. 29% des gesamten Endenergieverbrauchs aus.

Tabelle 3.8: Energieverbrauch nach Energietrdger und Industriebereichen 2016; Daten

aus: [93]
Industriebereich Endenergiebedarf in TWh
< [0}

3 % o ] g

< S © 2 o =

[ x~ T 0 [} 2 © Q

< c o © > % £ 2 IS

£ =) ) =) I} =

] © c ° c c ° = IS

- — e bl = o - () >

n o) = w L 0N n L %)
Gew. von Steinen u. Erden 0 1 0 1 0 0 2 0 4
Verarb. von Steinen u. Erden 4 12 4 12 5 9 8 0 52
Ernéhrung und Tabak 1 2 2 32 1 0 19 3 59
Papiergewerbe 2 2 0 22 7 1 19 7 60
Grundstoffchemie 2 2 3 51 1 10 46 23 | 137
Sonstige chemische Industrie 5 1 1 12 1 1 8 6 34
Gummi- u. Kunststoffwaren 0 0 1 6 0 0 14 1 23
Glas u. Keramik 0 0 1 18 0 0 5 0 24
Metallerzeugung 84 2 2 45 0 0 21 0 | 154
NE-Metalle, -giel3ereien 2 0 0 11 0 0 20 0 35
Metallbearbeitung 0 0 1 13 0 0 15 0 30
Maschinenbau 0 0 1 7 0 0 11 1 20
Fahrzeugbau 2 0 0 10 0 0 18 4 35
Sonstige verarb. Gewerbe 0 0 1 12 17 0 22 3 56
Summe 102 21 20 252 32 21 227 50 |725

Der Energiebedarf der zugrundeliegenden Prozesse ist dabei unmittelbar von der Produk-
tionsmenge bzw. der verarbeiteten Glter abhéngig. Die in Tabelle 3.8 dargestellten Werte
entsprechen demnach der produzierten Gitermenge im Jahr 2016. Zur Abschatzung des
zukunftigen Energiebedarfs wird fiir die weitere Untersuchung unterstellt, dass dieser pro-
portional zur durchgesetzten Gutermenge ist. Da es sich bei den zuvor definierten Indust-
riebereichen dennoch um die Zusammenfassung teils zahlloser Prozesse und Giiter
handelt, wird die Bruttowertschdpfung in diesen Bereichen als KenngréRe zur Abschétzung
des zukinftigen Energiebedarfs herangezogen. Hierbei wird ebenfalls eine Proportionalitat
zwischen beiden GroRen unterstellt. Eine Ubersicht zur angenommenen Entwicklung der
Bruttowertschépfung findet sich in Abbildung 3.32. Hiervon ausgenommen ist die Herstel-
lung von drei Gitergruppen: Mineral6lprodukte, Stahl und Zement. Diese beruht aktuell auf

66



Grundlagen der Energieversorgung

besonders energieintensiven Verfahren, die zudem stark von fossilen Rohstoffen abhangig
sind [93,167]. Aus diesem Grund werden die entsprechenden Industrieprozesse im Folgen-
den gesondert betrachtet.
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Sonst. Verarbeitendes Gewerbe

Abbildung 3.32: Annahmen zur Entwicklung der Bruttowertschépfung nach Industriezweigen
2015-2050; angelehnt an: [88]

Bedingt durch die besondere Rolle der drei beschriebenen Giitergruppen werden diese auf
Prozessebene untersucht. Folglich muss zur Auslegung der zugehdrigen Verfahren eine
Annahme zur zukiinftigen Absatz- bzw. Produktionsmenge getroffen werden. Diese sind fur
die Produkte Zement und Stahl in Abbildung 3.33 dargestellt. Die Nachfrage nach Mineral-
Olprodukten héngt Uberwiegend vom Verkehrssektor ab und wird daher in
Kapitel 3.5 beschrieben.

50
@ n
= 40 = = - -
c
o 30 4 A A A A
o
< 20
>
e |
08_ 10 | AZement mStahl
0
2015 2020 2030 2040 2050
Jahr

Abbildung 3.33: Annahmen zur Entwicklung der Nachfrage nach ausgewahlten Gutern 2015-
2050; eigene Annahmen, angelehnt an: [88,168,169,170,171]
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3.4.2 Aggregierte Energienachfrage

Wie bereits anhand der zuvor beschriebenen Struktur des Industriesektors zu erkennen ist,
zeichnet sich dieser durch heterogene Prozesse und Energienachfragen aus. Insbesondere
zur Abbildung von zeitlichen Nachfrageprofilen mangelt es an verfugbaren Daten. Aus die-
sem Grund wird fiir Industrieprozesse vereinfacht eine konstante energetische Nachfrage
Uber das Jahr angenommen. Die Energieart und -menge hangt im Fall der drei auf Pro-
zessebene betrachteten Industriebereiche (Mineral6l, Stahl und Zement) von den einge-
setzten Verfahren und der Produktionsmenge ab. Fur die anderen Industriebereiche wird
der thermische und elektrische Prozessenergiebedarf erfasst. Zur Bereitstellung dieser
Energie werden wiederum unterschiedliche Technologien und Energietréager berticksichtigt,
welche nachfolgend in Kapitel 3.4.3 erlautert werden. Zur weiteren Differenzierung der zur
Prozesswéarmebereitstellung geeigneten Verfahren wird der Prozesswarmebedarf in unter-
schiedliche Temperaturniveaus aufgeteilt. Demnach wird der Temperaturbereich kleiner
100°C im Folgenden als Niedertemperatur (NT)-Prozesswarme bezeichnet, der Bereich
von 100°C bis 500°C als Mitteltemperatur (MT)-Prozesswarme und der Bereich groR3er
500°C als Hochtemperatur (HT)-Prozesswérme. Eine Zusammenfassung der energeti-
schen Nachfragen der unterschiedlichen Industriebereiche fir das Referenzjahr 2013 findet
sich in Tabelle 3.9.

Tabelle 3.9:  Prozesswarmebedarf nach Temperaturniveau sowie Strombedarf nach Indust-
riebereich fur das Referenzjahr 2013; angelehnt an: [110,166]

Industriebereich Prozesswarme in TWh Strom
<100°C  100...500°C >500°C in TWh
Gew. v. Steinen u. Erden 0,04 0,06 2,97 0,46
Verarb. v. Steine u. Erden 0,88 1,36 38,17 9,65
Erndhrung und Tabak 9,47 11,64 0,00 17,82
Papiergewerbe 4,67 16,53 0,00 19,76
Grundstoffchemie 13,02 20,25 53,90 43,70
Sonst. chemische Industrie 2,39 3,72 9,91 8,03
Gummi- u. Kunststoffwaren 1,00 3,78 0,00 13,87
Glas u. Keramik 0,35 0,55 14,94 3,88
NE-Metalle, -giel3ereien 0,92 2,89 80,86 37,01
Metallbearbeitung 2,00 1,58 2,92 17,19
Maschinenbau 1,67 1,25 2,36 11,16
Fahrzeugbau 3,44 2,61 4,81 18,32
Sonst. Verarbeitendes Gewerbe 5,00 1,67 2,00 23,44

Fir zukinftige Jahre wird die Energienachfrage entlang der Annahmen zur Bruttowert-
schépfungsentwicklung skaliert (vergleiche Kapitel 3.4.1). Jedoch werden fiir manche In-
dustriebereiche ergénzende Entwicklungen zur Effizienzsteigerung angenommen. Diese
teilen sich in die Effizienzsteigerung von Querschnittstechnologien und individuellen Pro-
zessen sowie der verbesserten Abwarmenutzung auf. Mit Ausnahme der drei auf Prozess-
ebene betrachteten Industriebereiche, werden die Effizienzsteigerungen in den anderen
Industriebereichen fur die weitere Untersuchung exogen vorgegeben. Dies ist zum einen
durch die Komplexitéat der diversen industriellen Prozesse in den unterschiedlichen Bran-
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chen begriindet sowie der mangelhaften Datenlage, insbesondere zu Kostendaten fur al-
ternative Prozesse und Technologien. Zum anderen beschreiben Effizienzsteigerungen
zum Teil einen autonomen Fortschritt, der inh&rent zum Einsatz effizienterer Technologien
fuhrt. Aus diesen Griinden werden zur konservativen Abschatzung der industriellen Ent-
wicklungen nachfolgend nur wirtschaftliche Einsparpotenziale beriicksichtigt.

Bei genauer Betrachtung des elektrischen Energiebedarfs des Industriesektors fallt auf,
dass ca. 70% zur Umwandlung in mechanische Energie genutzt werden [172]. Weitere 18%
entfallen auf die Warmebereistellung. Der verbleibende Bedarf teilt sich auf in die Bereiche
Beleuchtung, Informations- und Kommunikationstechnik (IKT) sowie Klima- und Prozess-
kalte [172]. Hensler (2009) [173] gibt an, dass 70% des industriellen Strombedarfs auf dem
Einsatz von Elektromotoren beruht. Sie dienen der Bereitstellung mechanischer Energie,
auch fir die beschriebenen Kalteanwendungen. Damit stellen Elektromotoren die zentrale
Querschnittstechnologie im Industriesektor dar. Zur Anwendung kommen sie zu 30% in
Pumpensystemen, zu je 14% in Ventilations- und Kéaltesystemen, zu 10% in Druckluftsys-
temen und zu 32% in sonstigen Bereichen [173]. Die angenommenen wirtschaftlichen
elektrischen Einsparpotenziale liegen fir elektromotorisierte Systeme bei durchschnittlich
14% sowie bei 33% fiur Druckluftsysteme, 30% fur Pumpensysteme, 25% fur Ventilations-
systeme und 18% fur Kéaltesysteme [173,174]. Gewichtet errechnet sich ein Einsparpoten-
zial von 23% des Strombedarfs zur mechanischen Energiebereitstellung. Die Aufteilung
nach Industriebereichen ist angelehnt an die Verteilung des Energiebedarfs an mechani-
scher Energie sowie fiir Kalteanwendungen aus Rohde (2016) [172]. Eine detaillierte Uber-
sicht zum sektoralen Endenergieverbrauch findet sich in Anhang B, Tabelle B.13.

Erganzend zum elektrischen Energieeinsparpotenzial durch Querschnittstechnologien wer-
den in Fleiter et al. (2013) [167], Fleiter et al. (2019) [175] und Chan et al. (2019) [176]
prozess- und branchenspezifische wirtschaftliche Potenziale zur effizienteren Nutzung
elektrischer und thermischer Energie untersucht. Unter Beriicksichtigung des zuvor be-
stimmten Effizienzpotenzials der Querschnittstechnologien ergeben sich Einsparpotenziale
von insgesamt 47,4 TWh/a elektrischer und 40,6 TWh/a thermischer Energie bis 2050 in
den Industriebereichen (mit Ausnahme der drei separat betrachteten Industriebereiche).
Des Weiteren wird angelehnt an Blémer et al. (2019) [177] auf der thermischen Seite ein
zusatzliches wirtschaftliches Potenzial zur Abwarmenutzung in Héhe von 21 TWh/a berlck-
sichtigt.

3.4.3 Industrieprozesse und Prozessenergiebereitstellung

In Bezug auf die zugrundeliegenden Industrieprozesse wird die Herstellung der drei Pro-
duktgruppen, Mineral6lprodukte, Stahl und Zement, gesondert betrachtet. Fir diese Pro-
zesse werden alternative Verfahren bzw. Technologien und Brennstoffe berlicksichtigt. Bei
der Herstellung von Mineral6lprodukten aus Erdolraffinerien werden zudem alternative
Stoffe aus der Umwandlung regenerativer Energietrager miteingeschlossen. Die techno-
o6konomischen Daten aller nachfolgend genannten Technologien und Prozesse findet sich
in Anhang C, Tabelle C.4 bis Tabelle C.7.

Mineral6lprodukte spielen aktuell vor allem im Verkehrsbereich eine tragende Rolle (ver-
gleiche Kapitel 3.2.1). Ausgangsprodukt zu ihrer Herstellung ist Erddl bzw. Rohdl, welches
aus diversen chemischen Verbindungen besteht, deren Zusammensetzung stark vom Ort
der Rohélgewinnung abhangig ist [178]. Das eigentliche Herstellungsverfahren teilt sich
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wiederum in unterschiedliche Destillations- bzw. Rektifikationsprozesse, Konversions- bzw.
Veredelungsprozesse und Mischprozesse auf [179]. Dabei haben alle Parameter der Ein-
gangsprodukte und der Anlagenauslegung Auswirkungen auf die Zusammensetzung der
Ausgangsprodukte. Um den Erddlraffinerieprozess dennoch zu berilicksichtigen, werden
vereinfacht drei Auslegungspunkte bzw. Zusammensetzungen der Ausgangsprodukte an-
genommen, basierend auf Literaturangaben [178,179,180,181]. Die Auslegungspunkte un-
terscheiden sich hinsichtlich des préferierten Ausgangsprodukts. Dabei liegt der Fokus
entweder auf der Herstellung von Ottokraftstoff (Raff-B), Flugturbinenkraftstoff (Raff-K) oder
Dieselkraftstoff (Raff-D). Die jeweilige Produktzusammensetzung ist in Tabelle 3.10 aufge-
fuhrt. Fur sonstige Produkte und Verluste wird jeweils ein Anteil von 13% unterstellt.

Tabelle 3.10: Auslegungspunkte fur Erddlraffinerien; angelehnt an: [178,179,180,181]

Auslegungspunkt Produktanteil
Flissig-  Ottokraft- Flugturbi- Diesel- Heizble
gas stoff nenkraft-  kraftstoff
stoff
Raff-B 6% 28% 6% 26% 22%
Raff-K 10% 4% 32% 23% 18%
Raff-D 12% 4% 18% 36% 17%

Die berlcksichtigten alternativen Prozesse der Stahlherstellung basieren auf
Otto et al. (2017) [182]. Es werden folglich neben dem konventionellen Hochofen- und
Elektrolichtbogenofenprozess drei weitere Optionen untersucht. Diese umfassen die Gicht-
gasruckfuhrung in einem integrierten Huttenwerk sowie die weitere Einbindung eines CO-
Abscheidungsverfahrens und die Direktreduktion Uber Wasserstoff (Circored-
Verfahren) [182].

Im Rahmen des Zementherstellungsprozesses werden neben alternativen Brennstoffen
ebenfalls CO,-Abscheidungsverfahren erfasst, basierend auf Daten und Annahmen aus
Markewitz et al. (2019) [183] sowie aus Hills et al. (2016) [184]. Eine Ubersicht zu den
entsprechenden Verfahren und Technologien wird ebenfalls in Markewitz et
al. (2019) [183] gegeben.

Fur alle weiteren Industriebereiche werden ausschlief3lich alternative Bereitstellungsverfah-
ren fur Prozessstrom- und Warme beriicksichtigt, basierend auf unterschiedlichen Brenn-
stoffen. Die Versorgung mit elektrischer Energie sowie mit Nieder- und
Mitteltemperaturprozesswarme erfolgt dabei grof3tenteils auf den im Energie- und Gebau-
desektor beschriebenen Technologien (siehe Kapitel 3.2.2 bis 3.2.4 und Kapitel 3.3.3). Her-
vorzuheben sind hierbei jedoch Festoxidbrennstoffzellen mit Warmeauskopplung sowie
Warmepumpen zur NT-Prozesswarmebereitstellung, Industrieelektrodenkessel zur MT-
Prozesswarmebereitstellung und Industrieéfen zur HT-Prozesswéarmebereistellung. Fur
letztere wird zudem der Torrefizierungsprozess von Biomasse zur Herstellung eines Sub-
stituts fur Steinkohle bertcksichtigt.
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3.4.4 Modellimplementierung

Eine Ubersicht zu den wichtigsten Industriezweigen, Technologien, Prozessen sowie Ener-
gie- und Stoffstrémen wird in Abbildung 3.34 gegeben. Der ErdéIraffinerieprozess ist auf-
grund seiner besonderen Bedeutung fiir den Verkehrssektor im Prozessflusshild dieses
Sektors abgebildet (siehe Abbildung 3.38).
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Abbildung 3.34: Schematische Darstellung der Struktur der relevantesten Technologien des
Industriesektors; eigene Darstellung
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3.5 Verkehrssektor

Nachfolgend wird zunéchst ein Uberblick zur Struktur des Verkehrssektors gegeben. An-
schlieBend werden aggregierte Nachfrageprofile und alternative Antriebstechnologien vor-
gestellt. Abschliel3end erfolgt die Zusammenfassung der Strukturen und Technologien in
Form der Modellimplementierung anhand eines Prozessflussbildes.

3.5.1 Struktur des Verkehrssektors

Zur Strukturierung des Verkehrssektors wird zunachst eine Differenzierung nach Transpor-
tobjekt und Transportmittel vorgenommen, um den modalen Split abzubilden. Dabei lassen
sich zwei Verkehrsarten unterscheiden, der Personen- und Giterverkehr. Diese unterteilen
sich jeweils wiederum in Straf3en-, Schienen-, Luft- und Seeverkehr. Des Weiteren wird der
Stral3enpersonen- und StralRenguterverkehr weiter aufgeteilt. Zum einen in den 6ffentlichen
Personenverkehr tiber Omnibusse und den mobilen Individualverkehr, fiir den nachfolgend
vereinfacht die Personenkraftwagen (Pkw) stehen. Zum anderen findet eine Unterschei-
dung zwischen Lastkraftwagen (Lkw) und Kleintransportern statt, um zuséatzliche Details
des StraBenglterverkehrs zu bertcksichtigen. Lkw stehen dabei stellvertretend fur die
Fahrzeugklassen ab 7,5 t zulassigem Gesamtgewicht und Kleintransporter jene darunter.
Im Rahmen des Luft- und Seeverkehrs ist aulerdem zu beachten, dass zur Bilanzierung
der Treibhausgasemissionen nur der nationale Luftraum sowie Binnengewdasser und die
Kistenmeerregionen Deutschlands erfasst werden. Die entsprechenden angenommenen
Transportleistungsnachfragen sind angelehnt an Gerbert et al. (2018) [88]. Abbildung 3.35
zeigt die unterstellte Entwicklung der Transportleistung bis zum Jahr 2050. Dabei steht die
Binnenschifffahrt stellvertretend fur den gesamten Seeverkehr in Deutschland. Aufgrund
der geringen Nachfrage wird die Binnenpersonenschifffahrt vernachlassigt und nur die Bin-
nenglterschifffahrt dargestellt. Die Transportleistungen gehen demnach im Personenver-
kehr im Jahr 2050 um 2% bzw. 22 Mrd. pkm pro Jahr gegenuiber 2015 zurtick und steigen
im Guterverkehr um 48% bzw. 306 Mrd. tkm an.
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Abbildung 3.35: Annahmen zur Entwicklung der Personen- und Gilterverkehrsnachfrage
2015-2050; angelehnt an: [88]
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Die Energiebereitstellung fir den Verkehrssektor beruht dabei in 2016 zu etwa 93% auf
Mineraldlprodukten [93]. Eine detaillierte Aufteilung nach Energietragern und Verkehrsbe-
reich findet sich in Tabelle 3.11.

Tabelle 3.11: Kraftstoffverbrauch nach Kraftstoffart und Verkehrsbereichen 2016 [93]

Verkehrsbereich Energietrager in TWh

Otto-  Flug-tur- Diesel-  Sons- Summe

kraft- binen- kraft- tige

stoffe kst. stoff
Schienenverkehr 0 0 4 12 16
StralRenverkehr 197 0 387 37 621
Luftverkehr 0 108 0 0 108
Kisten- und Binnenschifffahrt 0 0 3 0 3
Summe 197 108 394 49 747

Bis auf die Nutzung von ca. 169 TWh an leichtem Heiz6l im Haushalts- und GHD-Bereich,
entfallt die energetische Nutzung anderer Mineral6lprodukte 2016 fast ausschlieBlich auf
den Verkehrssektor [93]. Dieser kommt ein hoher nichtenergetischer Verbrauch an Mine-
ral6lprodukten von 230 TWh hinzu [93]. Bei den sonstigen eingesetzten Energietragern
handelt es sich im Schienenverkehr um elektrische Energie. Im StraRenverkehr kommen
geringe Mengen Flissig- und Erdgas hinzu sowie ca. 30 TWh an biogenen Kraftstoffen.
Insgesamt liegt der Anteil der erneuerbaren Energien im Transportsektor bei 5,1%. Biodie-
sel besitzt daran einen Anteil von 62,3% und Bioethanol von 25,8%. [106]

Aus diesem Kraftstoffmix resultiert ein spezifischer Emissionsfaktor fur Pkw im Jahr 2017
von ca. 92,7 gcoz-ag/km [185]. Bezogen auf die Transportleistung ergeben sich fur Pkw spe-
zifische Emissionen von 139 gcos-a¢/pkm, fiir Linienbusse von 75 gcoz-a¢/pkm, flir Personen-
ziige (Fernverkehr) von 36 (Qcoza/pkm und fur Passagierflugzeug von
201 gcozag/pkm. Im Gulterverkehrsbereich liegen die Emissionen fur Lkw bei
103 gcoz-a¢ftkm, fur Guterziige bei 19 gcoz-aq/tkm und fir Binnenschiffe bei 32 gcoz-aq/tkm.
Aufgrund der gravierenden Unterschiede erscheint eine Verdnderung des modalen Splits
sinnvoll zur effizienten Reduktion von Treibhausgasemissionen. Die Verteilung der Trans-
portleistung auf die Transportmittel, der modale Split, wird nachfolgend jedoch als unveran-
derlich angenommen und ist nicht Teil der spateren Optimierung. [185]

3.5.2 Aggregierte Nachfrageprofile

Die Transportleistungsnachfrage wird fur den Personen- und Guterverkehr Gber das Jahr
als konstant angenommen. Folglich gilt dies auch fir die Nachfrage nach flissigen und
gasformigen Kraftstoffen. Hierbei wird unterstellt, dass Zwischenspeicherkapazitaten an
Tankstellen zum Ausgleich der taglichen und wochentlichen Fluktuation ausreichen. Saiso-
nale Unterschiede beim Verkehrsaufkommen werden nicht berticksichtigt. In Bezug auf die
Elektromobilitdt kann jedoch nicht von einer ausreichenden Zwischenspeicherung an den
Ladepunkten der Fahrzeuge ausgegangen werden. Aus diesem Grund werden fir
elektrisch betriebene Fahrzeuge Lade- bzw. Fahrprofile berlicksichtigt, die im Folgenden
vorgestellt werden.

Bei batterieelektrischen Pkw (BEV) sowie Plug-in-Hybriden wird ein normiertes, stiindlich
aufgeldstes Ladeprofil unterstellt, angelehnt an Heinrichs (2013) [186]. Dabei wird zwischen
den Tagen Montag bis Freitag sowie Samstag und Sonntag unterschieden. In Abbildung
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3.36 ist das normierte Ladeprofil in einer exemplarischen Woche von Montag bis Sonntag
dargestellt. Hinsichtlich der Laststeuerung bzw. des Demand-Side-Managements (DSM)
wird vereinfacht angenommen, dass durchgangig 20% der verfugbaren Stromspeicherka-
pazitéat in Pkw netzdienlich zur Verfligung steht, angelehnt an Palzer (2016) [82].
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Abbildung 3.36: Normiertes, stiindliches elektrisches Ladeprofil Gber eine Woche (BEV); an-
gelehnt an: [186]

Im Gegensatz zu den batterieelektrischen Pkw werden fur Busse, Lkw und Ziige Fahrpro-
file, angelehnt an Hacker et al. (2014) [187], anstelle von Ladeprofilen beriicksichtigt. Dies
hat den Hintergrund, dass fiir Busse und Lkw sowohl batterie- als auch oberleitungsgebun-
dene elektrische Antriebe abgebildet werden. Im Fall von Ziigen, werden ausschlief3lich
oberleistungsgebundene Alternativen betrachtet. Dementsprechend werden fur oberlei-
tungsgebundene Transportmittel die aggregierten Fahrprofile als elektrische Lastprofile an-
genommen. Fir batterieelektrisch betriebene Transportmittel kommen entsprechend nur
die Stillstandzeiten zur Ladung in Frage. Eine Ubersicht zu den Fahrprofilen wird in Abbil-
dung 3.37 gegeben.
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Abbildung 3.37: Normiertes, stundliches elektrisches Fahrprofil Uber eine Woche (Busse,
Lkw, Zuge); angelehnt an: [187]
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3.5.3 Alternative Antriebe und Kraftstoffe

Der Flottenanteil der zuvor beschriebenen elektrischen Antriebstechnologien ist im Stra-
Benpersonen- und StralBengiiterverkehr aktuell vernachlassigbar klein. Er liegt sowohl bei
Pkw und Bussen als auch bei Lkw in 2017 jeweils bei unter 1% [188,189,190]. Lediglich im
Schienenverkehr werden 2017 bereits mehrheitlich elektrische, oberleistungsgebundene
Antriebe genutzt [191,192]. Zur Bewertung der moglichen zukiinftigen Entwicklungen wer-
den die elektrischen Antriebe jedoch detailliert berlicksichtigt. AuRerdem werden alternative
Kraftstoffe zur Verbesserung der COz-Bilanz von Fahrzeugen mit Verbrennungsmotor ab-
gebildet.

Fir Pkw werden nachfolgend sieben Fahrzeugklassen nach ihrem Antriebskonzept unter-
schieden. Neben Fahrzeugen mit Otto- oder Dieselmotor werden Brennstoffzellenfahr-
zeuge, batterieelektrische Fahrzeuge sowie Plug-in-Hybride in Kombination mit den drei
erstgenannten Antriebstechnologien betrachtet. Bei Plug-in-Hybriden wird eine Reichweite
von 50 km angenommen, auf die durchschnittlich 57% der jahrlichen Transportleistung ent-
fallen [193,194]. Fur Fahrzeuge mit Verbrennungsmotor wird ebenfalls eine Hybridisierung
des Antriebsstrangs bis 2050 unterstellt. Fir diese ist jedoch keine externe elektrische La-
dung der Batterie vorgesehen. Die technischen Grundlagen der Antriebskonzepte sind
Grube (2014) [195] zu entnehmen. Alle angenommen techno-6konomischen Parameter fin-
den sich in Anhang C, Tabelle C.15.

In der Fahrzeugkategorie der Omnibusse und Kleintransporter werden ebenfalls Fahrzeuge
mit Verbrennungsmotor und Brennstoffzelle sowie batterieelektrische Fahrzeuge bertick-
sichtigt (siehe Anhang C, Tabelle C.16 und Tabelle C.17). Im Fall der Lkw mit mindestens
7,5 t zuldssigem Gesamtgewicht werden keine batterieelektrischen, sondern nur oberleis-
tungsgebundene Antriebe untersucht (siehe Anhang C, Tabelle C.18). Gleiches gilt fur Per-
sonen- und Giterziige (siehe Anhang C, Tabelle C.19 und Tabelle C.20). Im Fall der
Passagier- und Frachtflugzeuge sowie Binnenfrachtschiffen werden keine alternativen An-
triebe betrachtet. Fur diese kommen demnach nur alternative Kraftstoffe in Frage.

Im Rahmen der alternativen Kraftstoffe werden sowohl synthetische (Power-to-Fuel) als
auch biogene (Biomass-to-Fuel) Kraftstoffe in Betracht gezogen. Zur Herstellung syntheti-
scher Kraftstoffe eignen sich diverse Verfahren (vergleiche Schemme (2019) [196]). Nach-
folgend wird jedoch nur die Fischer-Tropsch-Synthese berticksichtigt. Diese bietet Vorteile
gegenuber anderen Verfahren, welche in Schemme et al (2017 und 2019) [197,198] disku-
tiert werden. Besonders hervorzuheben ist die mogliche Bereitstellung alternativer Kraft-
stoffe flr alle drei heute relevanten Kraftstoffkategorien (siehe Kapitel 3.5.1). Bei der
Herstellung von Biokraftstoffen gibt es ebenfalls unterschiedliche Optionen. Diese werden
ausfuhrlich in Kaltschmitt et al. (2016) [130] beschrieben. Fir die nachfolgende Betrachtung
werden allerdings nur drei Hauptverfahren berticksichtigt. Es handelt sich dabei um Fer-
mentationsprozesse zur Bereitstellung von Bioethanol als alternativen Ottokraftstoff, Um-
esterungsprozesse von biogenen Olen und Fetten zur Herstellung von Biodiesel sowie um
die Vergasung fester Biomasse zur Bereitstellung von Synthesegas fiir die anschlieRende
Fischer-Tropsch-Synthese.
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3.5.4 Modellimplementierung

In Abbildung 3.38 findet sich eine Ubersicht der wichtigsten Energietrager, Prozesse, Infra-
strukturen und zum modalen Split bzw. den berlicksichtigten Antriebsarten der jeweiligen
Transportmittelkategorien.
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Abbildung 3.38: Schematische Darstellung der Struktur der relevantesten Technologien des
Transportsektors; eigene Darstellung
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3.6 Zusammenfassung

Das Ziel dieses Kapitels ist die Darlegung der relevanten Grundlagen der Energieversor-
gung sowie die Ableitung einer geeigneten Modellstruktur zur Berechnung von Strategien
zur Transformation des deutschen Energiesystems. Hierzu wird der Status Quo der Ener-
gieversorgung und -nachfrage in Deutschland sowie alternativer Technologien zur potenzi-
ellen Reduktion der CO.-Emissionen in einem zukiinftigen Energiesystem erfasst.

Zunéchst erfolgt in Kapitel 3.1 die Abgrenzung des geplanten Untersuchungsrahmens und
die Festlegung der allgemeinen Rahmenbedingungen, die einen Einfluss auf die Energie-
versorgung oder -nachfrage besitzen. Der allgemeine Untersuchungsrahmen lasst sich da-
hingehend abgrenzen, dass ausschlieRlich der Primar- und Endenergiebedarf
Deutschlands bertcksichtigt wird. Individuelle Bedirfnisse und das menschliche Verhalten
sind dabei explizit nicht Teil der Untersuchung und werden in zukunftigen Szenarien als
unverandert angesehen. In Bezug auf die betrachteten Treibhausgasemissionen werden
ausschlieBlich energie- und prozessbedingte CO,-Emissionen untersucht. Als Bilanzgrenze
der Emissionen wird das Inlandskonzept zugrunde gelegt. Im Hinblick auf zukiinftige Ent-
wicklung der Emissionen anderer Treibhausgase wird die Annahme getroffen, dass diese
bis zum Jahr 2050 ebenfalls um 80-95% gegeniiber 1990 sinken. Geographisch sind die
Systemgrenzen auf Deutschland limitiert mit Ausnahme mdoglicher Importe- und Exporte
elektrischer Energie sowie fossiler und erneuerbarer Energietrager. Der zeitliche Betrach-
tungshorizont ist auf das Jahr 2050 begrenzt und das zugrundeliegende Wetterjahr ist das
Jahr 2013.

Der Energiesektor umfasst die Umwandlung von Primér- in Endenergie. Er wird in
Kapitel 3.2 beschrieben und umfasst somit konventionelle Kraftwerke und erneuerbare
Energien. Aufgrund der Beriicksichtigung des geplanten Ausstiegs aus der Kernenergie
und der Kohleverstromung kommt folglich nur Erdgas zur zukunftigen Nutzung fossiler
Energietrager in Frage. Der Fokus zur Einhaltung gesetzter Klimaziele liegt jedoch auf dem
Ausbau erneuerbarer Energien. In 2017 liegt die installierte Leistung der PV- und Wind-
kraftanlagen in Deutschland bei 98,1 GWe.. Das angenommene technische Ausbaupoten-
zial liegt fur Dachflachen-PV bei 189,7 GWe, fur Freiflachen-PV bei 245,9 GWe, fir
Onshore-Windenergie bei 619,8 GWe und fir Offshore-Windenergie bei 82,1 GWe. Fur
Rest- und Abfallbiomasse wird ein verfiigbares Potenzial von 251 TWh/a unterstellt und fiir
Anbaubiomasse eine nutzbare Flache von 4,7 Mio. ha, die nicht in Konkurrenz mit der ag-
rarwirtschaftlich genutzten Flache steht. Des Weiteren werden Speichertechnologien und
Power-to-X-MaBhahmen vorgestellt und aufgezeigt, dass sich ausschlie3lich Power-to-
Gas-Verfahren zur Energiespeicherung in der Gréenordnung von mehreren Terawattstun-
den eignen.

Nachfolgend werden die drei Nachfragesektoren beschrieben. Hierbei wird auf deren jewei-
lige Umwandlungstechnologien, basierend auf unterschiedlichen Energietragern, sowie auf
EnergieeffizienzmalRnahmen eingegangen.

Im Fall des Gebaudesektors wird in Kapitel 3.3 anfangs eine Strukturierung des Sektors
vorgenommen. Es werden drei Wohngeb&ude- und vier Nichtwohngebaudetypen sowie je-
weils bis zu drei Baualtersklassen unterschieden. Fir die Wohngebaudeflache wird ein Zu-
wachs von ca. 11% bis 2050 angenommen und fir die Nichtwohngeb&audeflache ein
Ruckgang um ca. 15%. Die stiindlich aufgeldste Stromnachfrage wird tber einen hybriden
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bottom-up-Ansatz ermittelt, dem ein aggregiertes historisches Stromlastprofil Deutschlands
als Ausgangsgrofle dient. Die stiindliche Raumwéarme- und Warmwassernachfrage wird
Uber einen Ansatz berechnet, der die thermische Last in Relation zu einer gewichteten,
vorherrschenden AuRentemperatur bestimmt. Erganzend werden Mafinahmen zur Reduk-
tion der Energienachfrage erlautert. Diese setzten sich aus definierten Sanierungsmafnah-
men und alternativen, effizienteren Haushaltselektrogerdten zusammen.

In Kapitel 3.4 wird der Industriesektor beschrieben. Zur weiteren Untersuchung der Ener-
gienachfrage des Sektors wird dieser in 14 Industriezweige aufgeteilt. Auerdem wird die
Herstellung von drei Gltergruppen (Mineraldl, Stahl und Zement) auf Prozessebene darge-
stellt. Fur alle anderen Guter bzw. Industrieprozesse wird lediglich die Prozesswarme- und
Prozessstromnachfrage erfasst. Dabei werden drei Temperaturniveaus der Prozesswarme
unterschieden. Die stindlichen Nachfragen werden als konstant Giber das Jahr angenom-
men. Zudem wird unterstellt, dass die Endenergienachfrage des Industriesektors proporti-
onal zu dessen Bruttowertschopfung ist. Fur diese liegt die Wachstumsannahme bei ca.
+47% bis 2050.

Die Implementierung des Verkehrssektors wird in Kapitel 3.5 erlautert. Dabei wird grund-
satzlich zwischen Personen- und Guterverkehr differenziert sowie insgesamt acht Fahr-
zeugklassen. Fir letztere werden wiederum bis zu sieben Antriebssysteme berticksichtigt,
die auf unterschiedlichen fossilen, biogenen und synthetischen Kraftstoffen, auf Wasser-
stoff oder elektrischer Energie basieren. Fir elektrische Antriebe sind dabei stiindlich auf-
geldste Lade- oder Fahrprofile hinterlegt. Bezuglich der jahrlichen Transportleistungen wird
im Personenverkehr bis 2050 ein Rickgang um ca. 2% angenommen und im Guterverkehr
ein Zuwachs um ca. 48%.
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4 Methodischer Modellierungsansatz

Aufbauend auf der entwickelten Modellstruktur und den technischen Grundlagen aus Kapi-
tel 3 wird nachfolgend der methodische Ansatz zur Erstellung des Energiesystemmodells
beschrieben. Hierfir wird zunachst das Grundmodell erlautert, auf dem die weitere vorge-
stellte Methodik aufbaut. In diesem Kontext wird ebenfalls der integrierte Ansatz zur Aggre-
gation von Zeitreihen erlautert. Anschlie3end werden die drei methodischen Schwerpunkte
zur Weiterentwicklung des Ausgangsmodells vorgestellt. Es handelt sich dabei um die Be-
riicksichtigung von Kostenunsicherheiten, die Entwicklung einer Transformationssystema-
tik vom heutigen zu einem zukinftigen Energiesystem und die Einbindung von
infrastrukturellen Aspekten. Des Weiteren wird ein Ansatz zur Generierung einer syntheti-
schen, kalten Dunkelflaute fiir das zugrundeliegende Wetterjahr beschrieben. Dies dient als
Grundlage fir die Sensitivittsanalyse der Ergebnisse und die Definition eines Auslegungs-
punktes fir das System in Kapitel 5. Abschliel3end folgt eine Zusammenfassung.

4.1 Modellbeschreibung

Nachfolgend werden der mathematische Ansatz der Modellierung und die Systemgrenzen
sowie der implementierte Ansatz zur Zeitreihenaggregation beschrieben. Hieran anknip-
fend wird eine Validierung des entwickelten Modells anhand historischer Daten vorgenom-
men.

4.1.1 Mathematischer Ansatz und Systemgrenzen

Bei dem ausgewdhlten Grundmodell handelt es sich um ein Optimierungsmodell. Ein sol-
ches eignet sich zur Analyse und Bewertung kosteneffizienter CO,-Reduktionsstrategien
hinsichtlich techno-6konomischer Aspekte besser als Simulationsmodelle [44,52]. Es er-
moglicht die Erstellung normativer Szenarien zum zukinftigen Energiesystem und gibt Hin-
weise zu kosteneffizienten CO>-Reduktionsstrategien. Dabei wird eine Minimierung der
Systemkosten unter Beriicksichtigung technischer Zusammenhange angestrebt. Dies setzt
jedoch stringente, 6konomisch rationale Entscheidungen in allen Bereichen voraus und ver-
nachlassigt andere Entscheidungskriterien. Dadurch erscheinen die Optimierungsergeb-
nisse einfacher linearer Modelle unter Umstanden nicht immer plausibel und entsprechen
gegebenenfalls nicht den Erwartungen an realwirtschaftliche Entscheidungen. Die Verwen-
dung eines geschlossenen Optimierungsmodells zur Gibergreifenden Optimierung der Ener-
gieversorgung aller Nachfragesektoren verlor aus diesen Griinden in Vergangenheit an
Bedeutung bei der Erstellung nationaler Energieszenarien (siehe Kapitel 2.2). Nur eines der
vorgestellten Szenarien (Fraunhofer ISE: Energiesystem 2050) basiert folglich auf einem
solchen Modell. Dies soll jedoch im Rahmen dieser Arbeit mit Hilfe neuentwickelter metho-
discher Ansatze geandert werden, um die Vorteile geschlossener Optimierungsmodelle bei
der Szenarienerstellung zu nutzen und die Nachteile zu kompensieren.

Die weiteren Kriterien zur Modellbildung stiitzen sich auf die Ergebnisse der Untersuchung
nationaler Energiesystemmodelle in Kapitel 2.1.2. Dabei geht insbesondere die adaquate
Abbildung der erneuerbaren Energien mit zusétzlichen Anforderungen an das Modell ein-
her. Dies betrifft vor allem die Flexibilitat des Modells hinsichtlich der zeitlichen und raumli-
chen Auflésung. AuBBerdem soll der zeitliche Betrachtungshorizont variabel sein und die
Modellstruktur methodische Erweiterungen zulassen. Ausgehend von diesen Anforderun-
gen eignen sich vier der vorgestellten Grundmodelle aus Kapitel 2.1 zum Ausbau eines
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Detailmodells. Diese werden vorgestellt in Howells et al. (2011) [199], Hunter et
al. (2013) [200], Hilpert et al (2018) [201] sowie in Pfenninger und Pickering (2018) [202].
Diese werden erganzt durch Modellansatze von Welder (2018) [203] und
Kotzur (2019) [154], die bislang flr andere Anwendungszwecke konzipiert sind. Die metho-
dische Erweiterungsmdglichkeit stellt schlussendlich das Entscheidungskriterium dar, das
zur Auswahl des Ansatzes nach Kotzur (2019) [154] zur weiteren Modellbildung gefihrt hat.
Dieser basiert auf der Uberfiihrung energietechnischer und -wirtschaftlicher Prozesse in die
graphentheoretische Formulierung eines Netzwerks aus Knoten und Kanten. Dabei repré-
sentieren die Knoten Energiequellen, -nachfragen, -sammelknoten, -wandlungstechnolo-
gien und -speicher. Die Kanten stehen flr Energie- und Stoffstréme zwischen den Knoten.
Aus diesem Netzwerk heraus wird anschlieRend im Grundmodell ein mathematisches Op-
timierungsproblem auf Basis linearer Programmierung (LP) oder gemischt-ganzzahliger li-
nearer Programmierung (MILP) abgeleitet.

Nachfolgend werden die mathematischen Grundlagen des Ausgangsmodells erlautert, ba-
sierend auf der Arbeit von Kotzur (2019) [154]. In den anschlieRenden Kapiteln 4.2
bis 4.5 werden diese methodisch erweitert. Die Beschreibung der Zielfunktion und deren
Erweiterung in Kapitel 4.2 werden dabei aus Lopion et al. (2019) [204] enthommen und an
gegebener Stelle angepasst oder erganzt.

a. Zielfunktion

Die Zielfunktion verfolgt das Ziel der Minimierung der jahrlichen Systemkosten. Hierbei ist
zwischen fixen und variablen Kosten zu unterscheiden. Die fixen Kosten setzen sich aus
Kapitalkosten (CAPEX) und den fixen Betriebskosten (OPEX) msx zusammen. Zur Bestim-
mung der CAPEX einer Technologie bzw. eines Knoten y € Y wird die Annuitdtenmethode
angewandt. Der zugehorige Annuitatenfaktor r wird tber den Zinssatz i und die Nutzungs-
dauer n mit der Formel in Gleichung 4.1 bestimmt.

a+m-i

S S L Gl.4.1
A S

Im Fall eines linearen Optimierungsproblems werden die spezifischen
Investitionskosten ayp flr eine Technology als konstant angenommen und sind somit unab-
héangig von ihrer installierten Leistung x. Sie entsprechen somit dem durchschnittlichen spe-
zifischen Kostenwert Co (siehe Gleichung 4.2). Multipliziert mit dem Annuitatenfaktor und
den fixen jahrlichen Betriebskosten, als Anteil der Investitionskosten, ergeben sich die spe-
zifischen jahrlichen Fixkosten aipsix (siehe Gleichung 4.3).

aip(xy) = Coy Gl.4.2

aLPfix(xy) =Coy- (rn.i,y + mfix,y) Gl.4.3

Folglich ergeben sich die jahrlichen Gesamtfixkosten Aipix Uber das Integral von aipsix im
Interval zwischen dem unteren Grenzwert (lower bound) X, und dem oberen
Grenzwert (upper bound) xu, der moglichen installierten Kapazitat einer Technologie (siehe
Gleichung 4.4 und 4.5).
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Xub,y
ALPfiX(xy) = f aLPfix(xy) dxy Gl.4.4
X1b,y
ALPfix(xy) = Co,y . (rn,i,y + mfix,y)xy Gl.4.5

Die variablen Kosten hangen vom zugehorigen Energie- oder Stoffstrom x € R{ der defi-
nierten Kanten k((y1,y2),e) € K zum Zeitpunkt t ab. Dieser setzt sich zusammen aus den
Informationen zum Ausgangs- und Eingangsknoten, y; und y,, sowie zur entsprechenden
Energie- oder Stoffstromart e € E. Die variablen Betriebskosten myar werden in Relation zum
ausgewahlten Zeitschritt At angegeben. In Kombination mit den jahrlichen Fixkosten erge-
ben sich die jahrlichen Gesamtkosten, die entsprechend der Zielfunktion f(x) minimiert wer-
den (siehe Gleichung 4.6).

min f(x) = minz Coy * (Mniy + Mrixy)xy + Z Z Mygr Xk ¢ At Gl.4.6

yeY k€K teT
b. Nebenbedingungen

In Bezug auf die Nebenbedingungen zur Erstellung des Energiesystemmodells ist zwischen
allgemeinen und technologiespezifischen Nebenbedingungen zu differenzieren. Eine allge-
meine Nebenbedingung stellt dabei die Einhaltung gesetzter CO»-Reduktionsziele dar, wel-
che nachfolgend mit den maximalen, jahrlich erlaubten CO,-Emissionen Qmax ausgedriickt
werden. Diesen stehen den stoffstromspezifischen CO2-Emissionen w gegeniiber. Die ent-
sprechende mathematische Nebenbedingung ist in Gleichung 4.7 beschrieben.

Z Wt X e A < Doy Gl.4.7
k€K teT

Bei der Betrachtung der technologiespezifischen Nebenbedingungen muss zunéchst der
zeitabhéngige Wirkungsgrad n eingefihrt werden. Aufgrund seiner Abhéngigkeit vom je-
weiligen Zeitpunkt t dient dieser ebenfalls der Abbildung von Einspeise- und Nachfragepro-
filen. Eine hiervon tangierte Knotenart sind die Energie- und Stoffquellen q € Y. Diese
Teilmenge der Systemknoten geht ebenfalls mit einer Teilmenge der Kanten Kq € K einher.
Die zugehorige Nebenbedingung beschreibt Gleichung 4.8.

Z Xg ke SNgtXq VGt Gl.4.8
kEKq
Fir die Energie- und Stoffnachfragen p € Y und die korrespondierende
Kantenmenge K; € K gilt die Nebenbedingung in Gleichung 4.9.

Z J.Cp,k,t = MNp,tXp vpt Gl.4.9
keK,
Die definierten Sammelknoten h € Y dienen der Biindelung und Verteilung von Energie- und
Stoffstromen. Dabei ist zwischen eingehenden Stromen der Kantenmenge Khein € K und
ausgehenden Stromen der Kantenmenge Kn aus € K zu unterscheiden. Deren Summen mus-
sen zu jedem Zeitpunkt an jedem Knoten gleich sein (siehe Gleichung 4.10).
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Z Xnit = Z Xnee VAt Gl.4.10

K€K ein KE€Kp qus

Zur Umwandlung der Energie- und Stoffstrome werden Umwandlungsknoten u € Y und de-
ren Kantenmenge Ky € K definiert. Die Umwandlung basiert dabei auf einem Umwandlungs-
wirkungsgrad nu in Abhangigkeit der jeweiligen Kante k, welche wiederum abhéngig von
der zugehdérigen Energie- oder Stoffstromart e ist. Dabei wird eine ein- oder ausgehende
Energie- bzw. Stoffstromart in Form der BezugsgréR3e e, zur Dimensionierung der Umwand-
lungstechnologie genutzt. Die entsprechenden Nebenbedingungen sind in den Gleichun-
gen 4.11 und 4.12 gegeben.

Mukt Z Xujet = Z Xuke Vet Gl.4.11
KEKy einle KEKy qusle

J.Cu.,k,t + Z J.Cu.,k,t S Xye VU, eyt Gl.4.12
k€Kyeinlew k€Ky,auslew

Bei der letzten Knotenart handelt es sich um die Speichertechnologien s € Y. Ihre Auslegung
erfolgt Uber den Speicherstand %, (siehe Gleichung 4.13). Erganzend wird ein maximaler
Ladungs- und Endladungsfluss tiber den Kapazitatsfaktor Ls in einer Nebenbedingung fest-
gelegt (siehe Gleichung 4.14). Des Weiteren gehen der Ladungswirkungsgrad nsein, der
Entladungswirkungsgrad ns,aus und die vom Speicherstand abhéngige Selbstentladung s sel
in Gleichung 4.15 ein.

Kse < x5 Vst Gl.4.13
xs,k,t At + Z xs,k,tAt < Lsxs Vs, t Gl.4.14
K€Ksein k€Ks qus

Xst+41 = Xt * (1 - ns,selAt) + Nsein Z J’Cs,k,t At
kEKs,ein

1 Gl.4.15

xs,k,t At V s, t

n
s.aus KEKs,aus

Die beschriebenen Nebenbedingungen sowie die Zielfunktion stellen die Basis fir die Ent-
wicklung und Implementierung weiterer methodischer Ansétze dar.

c. Zeitreihenaggregation

Das entwickelte Energiesystemmodell umfasst ein komplexes Optimierungsproblem, des-
sen Losung mit erheblichem Berechnungsaufwand verbunden ist. Zur Reduktion der Be-
rechnungsdauer wird der mathematische Ansatz zur Zeitreihenaggregation aus Kotzur et
al. (2018) [205,206] in das Grundmodell integriert. Mit Hilfe dieses Ansatzes ist es méglich,
die Berechnungsdauer des Modells bei nur minimalen Auswirkungen auf die Ergebnisqua-
litdt zu reduzieren. Die Minimierung der Berechnungszeit an dieser Stelle erdffnet wiederum
einen gewissen Spielraum zur Erhéhung des erfassten Detailgrads des Modells an anderer
Stelle, um somit die Ergebnisqualitéat insgesamt zu verbessern.

Das Vorgehen des implementierten Ansatzes basiert auf der Beschreibung von Zeitreihen
im Modell, beispielsweise des stundlichen Erzeugungspotenzials erneuerbarer
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Energien (vergleiche Kapitel 3.2.3) mittels Typperioden. Diese beschreiben sich wiederho-
lende Muster bzw. Abfolgen in den Zeitreihen, wie zum Beispiel den Tagesverlauf eines
Stromnachfrageprofils. Das Ziel dieses Vorgehens ist es, moglichst &hnliche Perioden in-
nerhalb der jahrlichen Zeitreihen zu identifizieren und durch eine reprasentative Typperiode
zu ersetzen. Die Aggregation mehrerer Abschnitte der Zeitreihen in eine solche Typperiode
ermdglicht, dass diese nur einmal optimiert werden muss und das Ergebnis stellvertretend
fur alle reprasentierten Zeitabschnitte geltend ist. [205,206]

Es handelt sich dabei um eine Naherung des Ergebnisses, bei der zwischen der Minimie-
rung der Berechnungszeit und des resultierenden Fehlers abzuwégen ist. Dabei spielen die
Lange und die Anzahl der Typperioden eine entscheidende Rolle. Die optimale Lange der
Typperioden sollte sich dabei nach den auftretenden Mustern in den Zeitreihen richten. Im
Fall energetischer Nachfrage- und Erzeugungszeitreihen zeigen sich insbesondere tber
den Verlauf eines Tages in vielen Bereichen charakteristische Muster (z.B. bei der
PV-Einspeisung oder der Stromnachfrage fiir Beleuchtung und Haushaltsgeréate). Aus die-
sem Grund werden fiur die weitere Analyse Perioden in Form von Typtagen herangezogen.
Die optimale Anzahl an Typtagen héngt allerdings vom individuellen Energiesystem bzw.
den berilcksichtigten Zeitreihen ab und ist empirisch zu bestimmen (siehe
Kapitel 5.2.1). [205,206]

Zur Berucksichtigung von zeitlichen Effekten, die Uiber die Lange eines definierten Typtages
hinausgehen, muss zudem die Information zur Reihenfolge der Typtage erhalten bleiben.
Diese ermdglicht es, beispielsweise Speicherfillstande am Ende eines Typtages im nach-
folgenden Typtag zu erfassen. Somit wird es ermdglicht, ebenfalls Langfristspeichertech-
nologien adaquat im Energiesystem abzubilden. Eine detaillierte Erlauterung der
zugrundeliegenden Methodik findet sich in Kotzur et al. (2018) [205].

Kotzur et al. (2018) [206] untersuchen auferdem unterschiedliche Algorithmen (k-Mean, k-
Medoid, hierarchisch) zur Ermittlung der Typperioden. Im Fall des untersuchten Energie-
systems wirkt sich die Auswahl des Clustering-Algorithmus allerdings nur marginal auf das
Ergebnis aus. Aus diesem Grund wird der einfachste Ansatz, der k-Mean-Algorithmus, zur
Bestimmung der Typtage genutzt. Dieser basiert auf der Minimierung der mittleren quadra-
tischen Abweichung von den synthetischen Datenpunkten der Typperioden zu den Daten-
punkten der zugeordneten Perioden der Zeitreihen [206]. Die optimale Anzahl der
Typperioden bzw. Typtage wird im Rahmen einer Sensitivitatsanalyse in Kapitel 5.2.1 be-
stimmt. Die in Kapitel 5 dargestellten Ergebnisse basieren dabei auf Berechnungen mit
48 Typtagen.

4.1.2 Modellvalidierung

Der Aufbau des Grundmodells basiert auf Ableitung der Knoten- und Kanten aus den im-
plementierten Komponenten sowie den Energie- und Stoffstrdmen, die vereinfacht in den
Kapiteln 3.2.5, 3.3.5, 3.4.4 und 3.5.4 beschrieben sind. Die anschlief3ende Validierung des
Modells erfolgt Uber historische Daten aus dem ausgewahlten Referenzjahr 2013. Hierzu
dienen die in Kapitel 3 erlauterten Rahmendaten und installierten Kapazitaten fur das Jahr
2013 als Grundlage. Durch die Fixierung der installierten Leistungen auf den historischen
Stand, der Einbindung von Nachfrage- und Einspeiseprofilen sowie der techno-6konomi-
schen Parametrisierung besteht nur noch Optimierungspotenzial in der Betriebsweise der
Systemkomponenten. Der Abgleich der resultierenden CO,-Emissionen sowie des Priméar-

83



Methodischer Modellierungsansatz

und Endenergieverbrauchs aus der Modellrechnung mit den statistischen Daten der AGEB
wird zur anschlieBenden Bewertung des Betriebsverhaltens und der eingesetzten Parame-
ter herangezogen.

Der Vergleich der CO»,-Emissionen zeigt ein Modellergebnis von 799,2 Mtco. gegeniiber
830,8 Mtco2 der statistisch erfassten, abgebildeten Emissionen aus dem Jahr 2013 [94].
Dies entspricht einer Abweichung von -3,8%. Sektoral weichen die Emissionen im Energie-
sektor um -6,8% ab, im Industriesektor um -9,2%, im Geb&udesektor um +5,5% und im
Verkehrssektor sind Abweichungen von weniger als +0,1% zu verzeichnen. Die Verschie-
bung vom Energie- und Industriesektor zum Gebaudesektor lasst sich auf die fehlende
Trennschéarfe bei der Bilanzierung des Industriegebdaudeenergiebedarfs und die angenom-
menen Uberkapazitaten bei der Warmebereitstellung in Gebauden zuriickfiihren. Die Uber-
kapazitaten beruhen auf der Anlagenauslegung auf kaltere Temperaturen als die
vorherrschenden im Referenzjahr 2013. Das Ergebnis wird insgesamt hinsichtlich der CO»-
Emissionen als hinreichend genau fur das weitere Vorgehen eingestuft.

Das ermittelte Primarenergieaufkommen liegt mit 3.478 zu 3.597 TWh ebenfalls um -3,3%
unterhalb des statistischen Wertes. Die Verteilung auf die wichtigsten Energietrager ist Ab-
bildung 4.1 zu entnehmen. Es zeigt sich, dass die grof3ten Abweichungen beim Einsatz von
Steinkohlen (-100 TWh) und Biomasse (-52 TWh) vorliegen. Dies kann auf die ausblei-
bende Beriicksichtigung von Subventionen beim Biomasseeinsatz sowie von An- und Ab-
fahrzeiten der konventionellen Kraftwerke zuriickzufilhren sein. Uber die anderen
Energietrager ist eine entsprechende Kompensation zu erkennen. Dies entspricht jedoch
dem erwarteten Betriebsverhalten unter den gegebenen Rahmenbedingungen. Folglich
wird auch dieses Ergebnis als hinreichend genau bewertet. [93]
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Abbildung 4.1: Modellvalidierungsergebnis anhand historischer Daten aus dem Jahr 2013,
Vergleichsdaten aus: [93]
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Hinsichtlich des Endenergiebedarfs liegt ebenfalls eine Abweichung von -3,9% mit 2.450
zu 2.549 TWh vor. Im Gebaudesektor betragt die Differenz -74 TWh (-3,0%), im Industrie-
sektor -34 TWh (-10,5%) und im Transportsektor +10 TWh (+1,3%). Insgesamt wird somit
die Energieeffizienz der Bestandstechnologien leicht Gberschatzt. Im Industriesektor kom-
men zudem leichte Differenzen bei der Bilanzierung des Energiebedarfs der Stahlerzeu-
gung gegeniiber der AGEB-Statistiken [93] zum Tragen. In den Statistiken der AGEB wird
der Hochofenprozess gesondert ausgewiesen und dem Energie- bzw. Umwandlungssektor
zugeordnet. Eine solche Differenzierung ist mit den getroffenen Vereinfachungen bei der
Abbildung des Stahlerzeugungsprozesses nicht moglich, weshalb der Energiebedarf bei
den zuvor gemachten Angaben vollstandig dem Energiesektor zugewiesen wird. Bei einer
vollstdndigen Zuordnung zum Industriesektor Iage die Differenz beim Endenergieverbrauch
bei +28 TWh (+4,0%). Folglich ist die vorliegende Abweichung zu einem grofR3en Anteil auf
diesen Effekt zurtickzufuhren. Insgesamt ist somit auch dieses Ergebnis als hinreichend
genau einzustufen. [93]

4.2 Kostenunsicherheiten

Wie bereits in Teilen von Kapitel 4.1.1 werden die nachfolgenden Beschreibungen mit An-
derungen aus Lopion et al. (2019) [204] ibernommen.

Die Entwicklung von Energiekonzepten basieren in der Regel auf Energieszenarien, die
von verschiedenen Unsicherheiten beeinflusst werden. Daher ist es fur Entscheidungstra-
ger eine grof3e Herausforderung, robuste Lésungen zur Erreichung der Energie- und Kii-
mazielen zu entwickeln. Der zugrundeliegende Entscheidungsprozess wird dabei durch
verschiedene Arten von Energiesystemmodellen unterstiitzt. Aufgrund ihrer Komplexitéat
beschranken sich diese Modelle oft auf die lineare Programmierung (LP) oder die gemischt-
ganzzahlige lineare Programmierung (MILP) [44,56]. Die Eingangsdaten und Randbedin-
gungen fur die Modellierung zukinftiger Energiesysteme unterliegen jedoch immer Unsi-
cherheiten, unabhéngig davon ob es sich um Simulations- oder Optimierungsmodelle
handelt [29,207,208]. Insbesondere soziale, klimatologische und technologische Entwick-
lungen haben einen signifikanten Einfluss auf die Modellergebnisse [209,210]. Beispiels-
weise héngen die zukinftigen Investitionskosten von Technologien stark von den
zugrundeliegenden technologischen Entwicklungen ab [211,212]. Minimale Anderungen in
diesen Entwicklungen kénnen zu deutlichen Unterschieden in den resultierenden Anteilen
von Technologien am Energiesystem fiihren. Von diesem Penny Switching-Effekt sind ins-
besondere lineare Kostenoptimierungsmodelle betroffen, die durch geringe Variationen der
entsprechenden Investitionskostenannahmen zu vollstandig anderen Ergebnissen fihren
konnen [213,214,215]. Folglich fuhrt dies zu einer Unterschatzung bestimmter Technolo-
gien oder Prozessketten. Die Ergebnisse linearer Optimierungsmodelle sind somit sehr
sensibel in Bezug auf Eingangsparameter, wie Investitionskosten. Darliber hinaus werden
viele Technologien in den Ergebnissen solcher Modelle nicht beriicksichtigt, da sie mit ge-
ringfligig hoheren Kosten verbunden sind als eine vergleichbare alternative Technologie.

Bestehende Ldsungsanséatze, die sich der Problematik widmen, sind zum Beispiel die
stochastische Programmierung, Monte-Carlo-Simulationen und umfangreiche Sensitivitats-
analysen [47,211,216,217]. Alle Ansatze basieren dabei auf einer Parametervariation, die
mit einem erheblichen Berechnungsaufwand einhergeht. Aus diesem Grund wird hier ein
Ansatz entwickelt, um robustere Ergebnisse bei akzeptablem Rechenaufwand zu erzielen
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und dabei Kostenunsicherheiten zu beriicksichtigen. Zu diesem Zweck wird das lineare
bottom-up-Grundmodell fir Deutschland modifiziert. Anstelle eines gemittelten Wertes fur
spezifische Investitionskosten wird ein Kostenrahmen in Abhé&ngigkeit von der installierten
Leistung der jeweiligen Technologie implementiert. Dies fuhrt zu einer konvexen quadrati-
schen Zielfunktion des Modells, die darauf abzielt, die Gesamtsystemkosten zu minimieren.
Infolgedessen wird erwartet, dass die Ergebnisse des Modells eine gréf3ere Bandbreite an
Technologien umfassen sowie robuster und somit realitdtsnaher sind.

4.2.1 Investitionskostenanalyse

Im Hinblick auf die zukiinftige Energieversorgung bei Einhaltung der Klimaziele werden er-
neuerbare Energien eine Schlisselrolle spielen. Verglichen mit der fossilen Stromerzeu-
gung ist die Stromerzeugung dieser Technologien nicht an Brennstoffkosten gebunden.
Stattdessen sind die CAPEX entscheidend bei Investitionsentscheidungen. Bei der Be-
trachtung der statistisch erfassten Investitionskosten von erneuerbaren Energien fallt auf,
dass die spezifischen Kosten stark variieren. Dabei stellen die Skaleneffekte der letzten
Jahrzehnte bei der Produktion den wichtigsten Einflussfaktor auf die Kosten der erneuer-
baren Energien dar. Weitere Faktoren, die sich auf die tatsachlichen Kosten einer einzelnen
Technologie oder eines einzelnen Projekts auswirken, sind Marktpreise, Auktionskonzepte,
technologische Entwicklungen und geografische Gegebenheiten [218,219,220]. Der entwi-
ckelte Ansatz konzentriert sich dabei auf diese Aspekte und wird im Folgenden am Beispiel
der Onshore-Windenergie verdeutlicht. Um den Einfluss von Skaleneffekten gering zu hal-
ten, werden die getétigten Investitionen fiir Onshore-Windkraftanalgen aus einer mdéglichst
kurzen und aktuellen Zeitspanne untersucht. Die daraus resultierenden Abweichungen der
Investitionskosten sind in Abbildung 4.2 dargestellt. Diese Grafik veranschaulicht den In-
vestitionskostenbereich und -abweichung von 80 Windkraftanlagen, die zwischen 2010 und
2015 errichtet wurden. Ihre spezifischen Investitionskosten, in aufsteigender Reihenfolge
von niedrigen bis hohen Kosten, sind oben links dargestellt. Die Mindestkosten betragen
857 €/kW und die Maximalkosten 1.613 €/kW. Neben einigen, in den roten Bereichen mar-
kierten, statistischen Ausreil3ern gibt es eine nahezu gleichmaRige Verteilung der tbrigen
Werte. Aus diesem Grund werden im Diagramm das zehnte und neunzigste Perzentil sowie
die lineare Verbindung zwischen diesen markiert. Die zugehdrigen Kostenwerte sind zu-
sammengefasst im rechten Diagramm dargestellt. Dariiber hinaus wird ein gewichteter
Durchschnitt angegeben, der den Durchschnitt der beiden ausgewahlten Perzentile wieder-
gibt.

Weitere Untersuchungen haben ergeben, dass die Verteilung der Investitionskosten bei
anderen Technologien ahnlich verhalt wie bei den Onshore-Windkraftanlagen [218]. Insbe-
sondere erneuerbare Energien und Endverbrauchstechnologien weisen eine breite Kosten-
spanne mit nahezu gleichmaRiger Verteilung auf [218]. Des Weiteren sind die
Kostenentwicklungen der erneuerbaren Technologien bis zum Jahr 2050 ebenfalls mit gro-
Ben Unsicherheiten behaftet [221]. Infolgedessen weichen die Schatzungen der zukinfti-
gen Investitionskosten deutlich voneinander ab und werden oft durch entsprechende
Bandbreiten angegeben [222,223,224,225,226].
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Spezifische Investitionskosten von Onshore-
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Abbildung 4.2: Investitionskosten von Onshore-Windkraftanlagen, angelehnt an: [218];
entnommen aus: [204]

4.2.2 Analytischer und mathematischer Ansatz

Die Tatsache, dass sich der Grof3teil der statistischen Investitionskosten in einer nahezu
einheitlichen Verteilung befindet, bildet die Grundlage fiir die weitere Umsetzung der Inves-
titionskosten im Modell. Der entwickelte Ansatz basiert auf der Annahme, dass die Band-
breite der Investitionskosten fiir Technologien durch eine Gleichverteilung approximiert
werden kdénnen. Diese Koharenz kann jedoch nicht in linearen Optimierungsmodellen ab-
gebildet werden. Haufige Loésungsansatze sind die beschriebenen Parametervariationen im
Rahmen von Sensitivitdtsanalysen oder Monte-Carlo-Simulationen. Angesichts der Kom-
plexitat der meisten Modelle wird die anféngliche Berechnungszeit mit der Anzahl der Pa-
rametervariationen multipliziert, da jede Variation eine individuelle Berechnung
erfordert [227,228]. Dies stellt meist keine praktikable Option dar. Folglich soll der Anstieg
der Berechnungsdauer mdglichst geringgehalten werden. Eine weitere Anforderung be-
steht darin, auf dem bestehenden linearen Optimierungsmodell aufbauen zu kénnen. Folg-
lich soll das modifizierte Modell mit gangigen mathematischen Programmen (Solvern) wie
Gurobi, CPLEX oder XPRESS losbar sein. Diese Solver sind in der Lage, lineare und quad-
ratische Gleichungssysteme zu l6sen. Aufgrund dieser Einschrankung ist der einfachste
Ansatz zur Integration der beschriebenen Investitionskostenspannen die Definition der spe-
zifischen Kosten als lineare Funktionen der installierten Leistung. Folglich wird die Zielfunk-
tion der jahrlichen Gesamtkosten quadratisch. In Abbildung 4.3 werden sowohl der
konventionelle, lineare als auch der quadratische Ansatz miteinander verglichen. Wéahrend
die spezifischen Kosten in linearen Optimierungsmodellen (LP) einem konstanten Durch-
schnittswert entsprechen, werden im quadratischen Optimierungsmodell (QP) die Investiti-
onskosten Uber die installierbare Leistung der Technologie verteilt. Die Obergrenze der
Kapazitatsvariablen kann entweder das technische Potenzial einer Technologie oder ihre
Ausbaulimitierung in einem bestimmten Zeitintervall sein. Im dargestellten Fall werden die
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gunstigsten Einheiten der Technologie zuerst gewahlt (blaue Kurve). Dieses Vorgehen ba-
siert auf der Annahme marktwirtschaftlicher Effekte. Theoretisch ist es ebenso mdglich, den
Kostenrahmen umgekehrt (gestrichelte Linie) zu implementieren und somit zum Beispiel
Lernkurven zu beriicksichtigen. Dies impliziert jedoch lokale Optima im Optimierungspro-
zess und kann mit den genannten Solvern nicht gelést werden. Stattdessen kann zur An-
naherung an dieses Problem der Ansatz der partiellen Linearisierung verwendet
werden [229].
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Abbildung 4.3: Vergleich der hinterlegten Investitionskosten im LP- und QP-Ansatz; mit
Anderungen entnommen aus: [204]

Die mathematische Beschreibung des linearen Optimierungsansatzes findet sich in
Kapitel 4.1.1. Im Gegensatz zum LP-Ansatz weist die spezifische Kostenfunktion des QP-
Ansatzes age(Xy) eine konstante Steigung v auf. Dartiber hinaus kann der Durchschnitts-
kostenwert Co durch den gewichteten Durchschnittswert in Abbildung 4.2 ersetzt werden.
Die Auswirkungen auf die Fixkosten agprix Wird in Gleichung 4.16 bis 4.18 beschrieben.

dk
v = — = const GlL.4.16
dx
1
agp(xy) = vy x, + Coy — Sy (Xub,y — Xiby) Gl.4.17
aQPfix(xy) = Qqpr (xy) ' (Tn,i,y + mfix,y) Gl.4.18

Auf der Grundlage dieser Gleichungen werden die gesamten jahrlichen Fixkosten Agp in
den Gleichungen 4.19 und 4.20 beschrieben.

Xub,y
Agp(xy) = f Aopfix(Xy) dxy Gl.4.19
Xiby
1 1
AQP(xy) = Evy ' xyz + CO,y ‘Xy — Evy ! (xub,y - xlb,y) TXy | (rn,i,y + mfix,y) Gl.4.20

Da die Angabe einer solchen spezifischen Kostensteigung nicht gelaufig ist, kann die Glei-
chung vereinfacht werden, indem die relative Abweichung s des minimalen oder maximalen
Kostenwertes vom durchschnittlichen oder gewichteten durchschnittlichen Kostenwert ein-
gefihrt wird (siehe Abbildung 4.3). Daraus ergibt sich Gleichung 4.21 fir die Definition der
spezifischen Kosten agp. Die Auswirkungen auf die gesamten jahrlichen Fixkosten sind in
den Gleichungen 4.22 und 4.23 dargestellt.
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2s
aQPfix(xy) = CO,y . [(1 - Sy) + ﬁ . xy] . (rn,i,y + mﬁx,y) Gl.4.21
ub)y Y
Xub,y
AQP(xy) = f aQPfix (xy) dxy Gl.4.22
X1b,y
A = coy (1 —s,)- Cor’% . 4.2
Qp(xy) = 0,y ( - Sy) Xy + m xy (Tn'i,y + mﬁx_y) Gl.4.23

Die letztliche Zielfunktion des QP-Ansatzes ist in Gleichung 4.24 dargestellt.

. . Coy s
min f(x) = min E [Co_y (1=-sy) %y, + Y Y -xyz] “(Tniy + Mpixy)
= Xuby ~ Xiby
ye Gl.4.24
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Zum Vergleich der Unterschiede in den Ergebnissen des LP- und QP-Modells zeigt Abbil-
dung 4.4 ein qualitatives Beispiel fir zwei dhnliche Technologien. Beide stellen Optionen
fur die Deckung der gleichen Nachfrage dar. Allerdings besitzt eine Technologie geringere
spezifische Kosten als die andere. Im linearen Ansatz wirde nur die kostengiinstigere Va-
riante in der Lésung vorkommen. Die Senkung der spezifischen Kosten der teureren Alter-
native kann folglich einen Penny Switching-Effekt ausldsen und das Ergebnis vollstandig
umkehren. Im Gegensatz hierzu sind im QP-Ansatz beide Technologien in der Ldsung,
wenn die Nachfrage entsprechend hoch ist. Je ndher die spezifischen Kostenwerte der
Technologien zusammenliegen, desto kongruenter sind ihre Anteile im Energiesystem. So-
mit kdnnen Penny Switching-Effekte vermieden werden, und die Ergebnisse gewinnen an
Robustheit.
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Abbildung 4.4: Qualitativer Vergleich zweier dhnlicher Technologieanteile an der optimier-
ten Lésung des LP- und QP-Ansatzes; entnommen aus: [204]

4.2.3 Validierung des Ansatzes

Zur Validierung des entwickelten Ansatzes wird ein lineares Optimierungsproblem im Rah-
men eines ausgewahlten Validierungsszenarios zur CO,-Reduktion in Deutschland um
80% im Jahr 2050 definiert. Die zeitliche Aufldsung ist auf eine Stunde festgelegt, aggregiert
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auf 24 Typtage [206,230]. In diesem Zusammenhang wird ein potenzielles Energiesystem
fur das Zieljahr 2050 fiir ein 80%-Szenario gemal dem deutschen Klimaschutzplan 2050
(2016) [231] optimiert. Zum Vergleich wird das Modell unter gleichen Eingangsparametern
erneut mit der quadratischen Zielfunktion ausgefihrt. Um die diskutierten theoretischen
Auswirkungen auf die Ergebnisse zu veranschaulichen, wird der Effekt anhand einiger po-
tenzieller Schlisseltechnologien aufgezeigt. Am deutlichsten zeigt sich der Penny Swit-
ching-Effekt im Ergebnis der Freiflachen- und Dachflachen-Photovoltaik. Aufgrund der
minimal niedrigeren Gesamtkosten der Freiflachen-Photovoltaik neigen lineare Energiesys-
temmodelle dazu, diese bis zu ihrem technischen Potenzial auszubauen, bevor die Dach-
flachen-Photovoltaik in die Losung kommt. Ein weiteres Beispiel fur diesen Effekt ist die
Wahl zwischen Onshore- und Offshore-Windkraftanlagen. Die Wetterverhéltnisse und ge-
ografischen Gegebenheiten in Deutschland fiihren zu einer annahernden Verdoppelung der
potenziellen Volllaststunden bei gleichzeitiger Verdoppelung der Kosten fir Offshore-Wind-
kraftanlagen. Somit ist die Wahl zwischen beiden Anlagenkonzepten ebenfalls sehr sensitiv
bezuglich der zugrundeliegenden Annahmen. Diese entsprechenden Effekte durch den
Einsatz des QP-Ansatzes sind in Abbildung 4.5 zu erkennen. Im linearen Ansatz bertck-
sichtigt die Lésung keine Dachflachen-Photovoltaik und einen dhnlichen Anteil an Onshore-
und Offshore-Windenergie. Die Losung des quadratischen Ansatzes zeichnet sich hinge-
gen durch einen &hnlichen Anteil an PV-Technologien und eine deutliche Zunahme der
Onshore-Windenergie aus. Dariiber hinaus sind die installierten Leistungen ausgewahlter
anderer Schliisseltechnologien zum Vergleich dargestellt. Diese unterliegen wesentlich ge-
ringeren Veranderungen.
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Abbildung 4.5: Vergleich der installierten Kapazitaten in den Ergebnissen des LP- und QP-
Ansatzes in einem 80%-Validierungsszenario; entnommen aus: [204]

Zur Bestatigung der Hypothese, dass der quadratische Optimierungsansatz einen Einfluss
auf die Robustheit des Ergebnisses gegeniiber Anderungen der zugrundeliegenden Inves-
titionskostenparameter besitzt, wird eine Sensitivitdtsanalyse durchgefihrt. Diese Analyse
basiert auf einer Variation der Investitionskosten der Offshore-Windkraftanlagen um £10%.
Die Ergebnisse des Validierungsszenarios sind in Abbildung 4.6 dargestellt. Im linearen
Ansatz sind signifikante Auswirkungen auf die installierte Leistung zu erkennen. Die Sen-
kung der Investitionskosten um 5% fuhrt zu einer Kapazitatssteigerung von 57,1 GW im
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Referenzfall (2.530 €/kW) auf 75 GW. Dies stellt im Validierungsszenario das angenom-
mene technische Potenzial dar. Dem gegeniiber steht eine Erhhung der Investitionskosten
um 10%, welche zum Ausschluss der Offshore-Windenergie in der Lésung des Energiesys-
tems fihrt. Im Gegensatz hierzu wird der Einfluss auf die Kapazitaten im QP-Modell deutlich
reduziert. Die Veranderung der installierten Leistung liegt in einem Bereich von lediglich
13,7 GW.

Investitionskosten
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Abbildung 4.6: Sensitivitatsanalyse der Investitionskosten fur Offshore-Windkraftanlagen
und deren Auswirkungen auf die installierte Leistung im LP- und QP-Modell;
entnommen aus: [204]

Neben den Auswirkungen auf die Ergebnisse ist es wichtig, die Anderungen der Berech-
nungsdauer unter Verwendung des QP-Ansatzes zu bestimmen. Der Berechnungsaufwand
fuir solche komplexen Modelle wird jedoch von diversen Aspekten beeinflusst. Er ist unter
anderem abh&ngig vom jeweiligen Modellaufbau, den Eingangsparametern, dem Solver
und dem gewahlten Lésungsalgorithmus. Im Fall des zur Validierung verwendeten Modells
erhoht sich die Berechnungsdauer des QP-Ansatzes gegeniiber dem LP-Ansatz um einen
Faktor von 2,04. Die Optimierung wird dabei mit Gurobi durchgefiihrt. Weitere Untersuchun-
gen mit verschiedenen Modellen und Solver-Konfigurationen sind in Abbildung 4.7 darge-
stellt. Sie zeigten eine Variation der Rechenzeit um den Faktor 0,43 bis 3,68 gegentiiber
dem LP-Ansatz fur eine Einjahresoptimierung. Der Durchschnittswert der Erh6hung der Re-
chenzeit liegt bei einem Faktor von 2,29 (Median: 2,25). Bei der myopischen Optimierung
einer Energiesystemtransformation (siehe Kapitel 4.3) fihrt der QP-Ansatz zu einer groRe-
ren Bandbreite an betrachteten Technologien. Dieser Effekt zeigt sich ebenfalls in Abbil-
dung 4.7 anhand der steigenden Anzahl an Variablen im QP-Ansatz gegeniiber dem LP-
Ansatz. Infolgedessen wird die Differenz in der Rechenzeit um einen Faktor zwischen 1,63
und 6,13 weiter erhoht. Insgesamt werden sieben Modellkonfigurationen zu Validierungs-
zwecken analysiert. Eine Ubersicht der wichtigsten Lageparameter des Vergleichs der Be-
rechnungsdauer findet sich in Anhang E, Tabelle E.1. Fir jede Konfiguration, mit Ausnahme
der umfangreichsten Einjahresoptimierung, werden jeweils drei Berechnungen der Einjah-
resoptimierung und eine des Transformationsmodells durchgefiihrt. Letztere basiert auf sie-
ben individuellen Optimierungsproblemen mit &hnlicher Variablenanzahl. Die
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Berechnungen werden jeweils fir das lineare und das quadratische Optimierungsproblem
ausgefuhrt. Bei der umfangreichsten Modellkonfiguration mit mehr als zehn Millionen Vari-
ablen wird nur die Einjahresoptimierung vorgenommen.
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Abbildung 4.7: Vergleich der Berechnungsdauer verschiedener Optimierungsprobleme un-
ter Verwendung des LP- und QP-Ansatzes (gleiche Eingangsparameter);
entnommen aus: [204]

4.2.4 Diskussion

Die durchgefiihrte Kostenanalyse zeigt, dass die statistisch erfassten Investitionskosten fiir
Technologien deutlich variieren und die Vorhersagen Uber zukinftige Trends mit Unsicher-
heiten behaftet sind. Dennoch kénnen diese Kostenbereiche durch die Implementierung
einer quadratischen Zielfunktion in Optimierungsmodellen fir Energiesysteme vereinfacht
beriicksichtigt werden. Mit Hilfe des neuentwickelten quadratischen Optimierungsansatzes
kann somit die Ergebnisqualitét und -robustheit maf3geblich verbessert werden. Von die-
sem Ansatz profitieren insbesondere Modelle zur Bewertung von Strategien zur Treibhaus-
gasreduktion, die einen hohen Anteil erneuerbarer Energien im System besitzen. Die
Untersuchung zeigt, dass die Ergebnisse des modifizierten linearen Modells robuster wer-
den und ein breiterer Technologiemix in der Loésung vorkommt. Im Gegensatz zum LP-
Modell werden Penny Switching-Effekte deutlich reduziert und die Technologieanteile in der
Lésung sind wesentlich weniger von einer Veranderung der spezifischen Investitionskosten
abhangig. Im Vergleich mit den in Abbildung 4.5 dargestellten Ergebnissen zeigt sich, dass
die installierten Kapazitaten der Windkraft- und Photovoltaikanlagen zudem aktuellen
Trends folgen. Somit spiegelt die Losung das aktuelle Investitionsverhalten besser wider
und kann als realitdtsnaher bezeichnet werden.

Es zeigen sich jedoch zwei Effekte des QP-Ansatzes, die bei der Betrachtung der Ergeb-
nisse beachtet werden missen. Bezogen auf die resultierenden Gesamtsystemkosten sind
die berechneten Kosten des QP-Ansatzes systematisch niedriger als im LP-Ansatz, wenn
der gleiche Durchschnittswert der Investitionskosten angenommen wird. Dies ist darauf zu-
ruckzufuhren, dass die durchschnittlichen Gesamtinvestitionskosten einer Technologie nur
dann dem linearen Fall entsprechen, wenn die installierte Leistung ihre Obergrenze
erreicht (vergleiche Abbildung 4.3). Der Effekt kann entweder marktwirtschaftlichen Mecha-
nismen zugeordnet werden oder er muss mit den durchschnittlichen Kostenwerten nach
der Optimierung korrigiert werden. Abgesehen von diesem Effekt werden die Ergebnisse
des QP-Modells ebenfalls durch die Definition der spezifischen Investitionskostenbereiche
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selbst beeinflusst. Bei einer konstanten relativen Abweichung s und einer Veranderung der
Differenz aus upper und lower bound andert sich gleichzeitig die Steigung v. Infolgedessen
nahern sich die Anteile der alternativen Technologien in der Losung an.

Zusammenfassend zeigt sich, dass der QP-Ansatz eine deutliche Verbesserung gegenuber
der Kostenminimierung in herkdmmlichen LP- oder MILP-Modellen darstellt. Die Ergeb-
nisse werden erheblich robuster in Bezug auf Kostenunsicherheiten und umfassen ein gro-
Beres Spektrum an Technologien in der Lésung. Gleichzeitig kdnnen Sensitivitatsanalysen
von Kostenparametern durch eine geringfiigige Erhéhung der Berechnungszeit deutlich re-
duziert werden. Bei der Durchfiihrung von Sensitivitdtsanalysen ist fur jeden variierten Pa-
rameter ein individueller Berechnungsdurchlauf notwendig. Folglich Ubersteigt die Variation
von lediglich zwei Parametern bereits die zuséatzliche Berechnungsdauer durch den QP-
Ansatz. Aufgrund der deutlichen Verbesserung der Robustheit der Ergebnisse entfallen
diese Sensitivitatsanalysen jedoch nahezu vollstandig und die Berechnungsdauer kann
mafgeblich reduziert werden. Darlber hinaus kann der Ansatz in den meisten LP-
Modellen, basierend auf einem Solver wie Gurobi, CPLEX oder XPRESS, implementiert
werden. Damit stellt er eine Option dar, robuste Schliisseltechnologien in Energiesystemen
zu identifizieren. AuRerdem kann der Ansatz auf jede beliebige Technologie im System
Ubertragen werden.

4.3 Transformationspfadanalyse

Das Ziel der Transformationspfadanalyse ist die Untersuchung von Transformationspfaden
vom heutigen zu einem zukunftigen, nachhaltigen Energiesystem. Hierzu werden nachfol-
gend die Rahmenbedingungen und Annahmen zum Transformationsprozess erlautert. Zu-
nachst wird in diesem Zusammenhang das zugrundeliegende Modellierungskonzept
beschrieben. AnschlieBend wird auf die beiden zentralen Aspekte der Bestandsentwicklung
heutiger Technologien und der Marktdurchdringung alternativer Technologien eingegan-
gen. AbschlieRend werden Vor- und Nachteile des gewéhlten Ansatzes diskutiert.

4.3.1 Konzeptionierung

Zur Ermittlung einer Transformationsstrategie fiir ein technisches System muss generell
zwischen zwei Ansatzen differenziert werden. Es handelt sich dabei um den Ansatz der
perfekten Voraussicht (perfect foresight) und der nicht-perfekten bzw. myopischen Voraus-
sicht (myopic foresight) [71]. Bei letzterem kann zudem zwischen dem auf historischen Ent-
wicklungen basierenden forecasting und dem auf einem zukinftigen Zielsystem
basierenden backcasting differenziert werden [44]. Des Weiteren existieren Mischformen
dieser Ansatze, wie beispielsweise Uber einen rollierenden Betrachtungshorizont (rolling
horizon) [232,233]. Alle Ansétze unterscheiden sich folglich in ihrem Betrachtungshorizont
und den zur Verfiigung stehenden Informationen eines Optimierungs- oder Simulationspro-
zesses. Abbildung 4.8 gibt einen Uberblick zum grundlegenden Vorgehen bei den drei wich-
tigsten Ansatzen.
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Abbildung 4.8: Vergleich der grundlegenden Ansétze zur Auslegung des Optimierungshori-
zonts; eigene Darstellung, angelehnt an: [71,82]

Im konkreten Fall der Optimierung der Energieversorgung und -nachfrage Deutschlands
und der Festlegung einer optimalen Transformationsstrategie liegt der Betrachtungszeit-
raum zwischen heute und dem Zieljahr 2050. Je nach ausgewahltem Verfahren, liegen je-
doch unterschiedliche Optimierungsintervalle vor. Bei dem perfect foresight-Ansatz wird
eine Optimierung Uber den gesamten Betrachtungszeitraum bis zum Jahr 2050 vorgenom-
men. Hierbei miissen alle Annahmen zu zukiinftigen technischen und 6konomischen Para-
metern von Anfang an festgelegt werden und gehen in die Optimierung ein. Der Vorteil
dieses Vorgehens besteht in der Kostenoptimierung iber den gesamten Zeitraum bis zum
Jahr 2050. Dies entspricht der Perspektive eines omniszienten Planers. Es wird somit der
kostenoptimale Transformationspfad bestimmt. Dies bedeutet jedoch nicht, dass auch ein
kostenoptimales Zielsystem vorliegt, obwohl dieses auch langfristig etabliert werden soll.
Weitere Nachteile bestehen in der limitierten Abbildungsfahigkeit von Korrelationen und
Ruckwirkungen unterschiedlicher Effekte Gber den Optimierungszeitraum. Diese sind an
die allgemeine mathematische Formulierung des Problems (z.B. als LP, QP, etc.) gebun-
den. AuRerdem ist dieses Verfahren mit dem héchsten zeitlichen Berechnungsaufwand ver-
bunden.

Im Gegensatz zu dieser Vorgehensweise, zeichnen sich die myopic foresight-Ansatze
durch eine schrittweise Optimierung aus. Bei dieser wird der Betrachtungszeitraum in meh-
rere Optimierungsintervalle geteilt. Im Rahmen des forecasting-Prozesses werden ausge-
hend vom aktuellen Energiesystem upper und lower bounds fiir das jeweils nachste Intervall
definiert und eine anschlieRende Optimierung durchgefiihrt. Die jeweiligen Grenzwerte fiir
das System bzw. fir die darin abgebildeten Technologien basieren in der Regel auf histo-
rischen Entwicklungen und den Ergebnissen aus vorangegangenen Optimierungsinterval-
len. Aufgrund dieser Trennung ist es moglich, nicht-lineare Zusammenhénge und
Ruckkopplungen zwischen den Intervallen zu berlicksichtigen ohne einen deutlichen An-
stieg der Berechnungsdauer. Verglichen mit dem perfect foresight-Ansatz besteht in der
grundlegend geringeren Berechnungsdauer der gréte Vorteil dieses Verfahrens. Der fun-
damentale Nachteil des Verfahrens liegt in der fehlenden Kostenoptimalitét sowohl des Ziel-
systems als auch der Systemtransformation.

Zur Kompensation dieses Defizits kommt das backcasting-Verfahren zum Einsatz. Es ba-
siert auf dem Konzept, zunachst das Energiesystem des Zieljahres moglichst frei zu opti-
mieren und ausgehend von dem Ergebnis, obere und untere Grenzwerte fir die Systeme
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der Zwischenintervalle zu definieren. Anschliel3end wird die Kostenoptimierung der voran-
gegangenen Intervalle, wie im forecasting-Ansatz, innerhalb der gesetzten Grenzwerte
durchgefiihrt. Grundlegend wird dieses Verfahren in Palzer (2016) [82] angewandt und be-
schrieben. Neben den Vorteilen des forecasting-Ansatzes besteht der zentrale Vorteil die-
ses Verfahrens in der Bestimmung der kostenminimalen Konfiguration des Zielsystems. Im
Gegensatz zum perfect foresight-Ansatz kann hiermit jedoch nicht der kostenminimale
Transformationspfad ermittelt werden.

Aufgrund der genannten Vorteile wird fur diese Untersuchung ein Transformationsmodell
nach dem backcasting-Verfahren entwickelt. Bei der Auswahl des Ansatzes geht die An-
nahme mit ein, dass das optimierte Energiesystem im Zieljahr 2050 auch langfristig Uber
die nachsten Dekaden in dieser oder &hnlicher Form etabliert werden soll. Aus diesem
Grund, besitzt die Bestimmung eines solchen kostenminimalen Systems hdchste Prioritét.
Dies kann weder der forecasting- noch der perfect foresight-Ansatz leisten. Denn in kom-
plexen Systemen mit vielen nahezu gleichwertigen Lésungen und einem weiten Betrach-
tungshorizont kann davon ausgegangen werden, dass das Zielsystem aus einem
kostenoptimalen Transformationspfad heraus nicht kostenminimal ausgelegt ist.

Das entwickelte Transformationsmodell ist in Abbildung 4.9 und Abbildung 4.10 anhand
eines Programmflussdiagramms dargestellt. Dabei sind die Art der Optimierung, der Be-
trachtungshorizont und das Optimierungsintervall im Modell flexibel anpassbar. Zur Gene-
rierung der Ergebnisse in Kapitel 5 ist allerdings nur der backcasting-Ansatz relevant, der
aus diesem Grund nachfolgend vorgestellt wird. Aufgabe des in Abbildung 4.9 dargestellten
ersten Teils der Modellierung, ist dabei die Ubergabe der Bestands- und Neubaudaten zu
allen Technologien y fur das jeweilige Jahr der Optimierung. Aufbauend auf diesen Daten
wird im ersten Schritt das Energiesystem des Zieljahres 2050 optimiert. Dabei gehen ledig-
lich technische Potenziale und Restbestande aus heutigen Anlagenkapazitéaten als limitie-
rende Faktoren in der Technologieauswabhl ein.
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Abbildung 4.9: Schematisches Programmflussbild des myopischen Transformationsmo-
dells (Teil 1)

Zur Bestimmung des minimalen (lower bound) und maximalen Ausbaus (upper bound) ei-
ner Technologie in den Zwischenjahren werden weitere Faktoren einbezogen. Die Ausbau-
bandbreite wird dabei derart bestimmt, dass der resultierende Anlagenbestand zielfihrend
zur Erreichung der berechneten installierten Kapazitat des Zielsystems ist. Es gilt dabei
insbesondere die Bestandsentwicklung und Marktdurchdringungseffekte zu beriicksichti-
gen. Diese Aspekte werden detailliert in Kapitel 4.3.2 beschrieben. Des Weiteren gehen
Anderungen der Nachfragen und der techno-6konomischen Parameter aufgrund von Lern-
kurven mit ein, die auf den beschriebenen Rahmendaten aus Kapitel 3 beruhen. Erganzend
werden technische Potenziale und Lebensdauern bei der Festlegung der minimalen und
maximalen Ausbaugrenzwerte herangezogen. Unter Berucksichtigung aller Parameter wird
anschlieBend dynamisch ein temporéarer lower und upper bound fiir jede Technologie im
jeweiligen Optimierungsintervall ermittelt. Dieses Vorgehen wird fortgefiihrt, bis das Zieljahr
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2050 erreicht ist. Zur Generierung der Ergebnisse (siehe Kapitel 5) wird dabei ein Optimie-
rungsintervall von fiinf Jahren gewanhlt. Eine Ubersicht zum zweiten Teil des Programm-

flussdiagramms ist in Abbildung 4.10 dargestellt.
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4.3.2 Bestandsentwicklung und Marktdurchdringungseffekte

Bei dem entwickelten backcasting-Verfahren wird neben der Konfiguration des heutigen
Energiesystems auch das Zielsystem im Jahr 2050 ermittelt. Zu dessen Erreichung aus
einer Transformation des derzeitigen Energiesystems heraus, gilt es, die Entwicklung heu-
tiger Technologiebestande und die Marktdurchdringung alternativer Technologien nachhal-
tig zu gestalten. Entsprechend mussen Kriterien technischer Machbarkeit beachtet werden,
wie beispielsweise begrenzte Produktionskapazitaten einer Technologie bzw. die zeitliche
Verzdgerung bei deren Ausbau. Folglich soll der Zubau individueller Technologien sowohl
beim Neubau als auch zur Kompensation des Bestandsriickgangs im Modell reguliert wer-
den. Dies wird mit Hilfe einer maximalen Anderung der jahrlichen Zubaurate umgesetzt.
Demnach darf der Zubau einer Technologie nur um einen bestimmten Faktor tUber bzw.
unter dem Zubau des Vorjahres liegen. Auf diese Weise sollen Marktdurchdringungseffekte
berlicksichtigt und eine realitdtsnédhere Systemtransformation gewahrleistet werden. Somit
werden Effekte wie beim Ausbau der PV-Anlagen in Deutschland vermieden (siehe Abbil-
dung 4.11). Des Weiteren muss bei der Optimierung der Zwischenjahre beachtet werden,
dass das Energiesystem jederzeit funktionsfahig bleibt. Das Ziel ist dabei immer ein kos-
tenminimales System unter den gegebenen Randbedingungen zu finden, welches die je-
weiligen Zwischenziele zur COz-Reduktion einhalt.

> 10,0

O

=}

©

o]

R 5,0

o

°

2 25

<

(0

~ 00 -

<1995 2000 2005 2010 2015
Jahr
® Onshore-WKA Dachflachen-PV

Abbildung 4.11: Historische Entwicklung des jahrlichen Zubaus an Onshore-Windkraftanla-
gen und Photovoltaik-Anlagen in Deutschland bis 2017; Daten aus: [234]

In Bezug auf Bestandsanlagen werden fiir alle Technologien Annahmen zum Bestands-
riickgang bzw. deren Ausscheiden aus dem Markt (Sterbelinien) hinterlegt. Diese basieren,
wie in Kapitel 3.2.2 und 3.2.3 dargestellt, in der Regel auf Daten zum historischen Zubau
der Technologie sowie auf Annahmen zur durchschnittlichen technischen Nutzungsdauer.
Fur den Fall, dass keine historischen Daten vorliegen, wird ein linearer Bestandsrickgang
innerhalb des technischen Lebenszyklus der Technologie unterstellt. Dabei liegen die Da-
ten zum Bestandsriickgang in jedem Optimierungsschritt vollstédndig vor. Entsprechend
muss eine Technologie friihzeitig ausgebaut werden, falls die Kompensation eines starken
Bestandsriickganges in nachfolgenden Optimierungsintervallen notwendig ist. Dies gilt
auch, wenn die ausgebaute Anlagenkapazitat in diesem Optimierungsintervall nicht ge-
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braucht wird. Beispielsweise muss bei der Dachflachen-Photovoltaik zur Bestandserhal-
tung, der in den Jahren 2010 bis 2012 gebauten Anlagen, in den Jahren 2035 bis 2037 (25
Jahre technische Nutzungsdauer) eine Zubaukapazitat vorgehalten werden. Diese muss
ausreichend hoch sein, um einen Bestandsriickgang von 22,5 GWe auszugleichen (verglei-
che Abbildung 4.11). Erganzend werden die Informationen zur eventuellen Aufstockung des
Anlagenbestands bis zum Zielwert im Jahr 2050 bertcksichtigt und eine Kalkulation des
frihzeitig notwendigen Gesamtzubaus durchgefiihrt.

Zur Bestimmung eines angemessenen jéahrlichen Rahmens fir den Zubau bzw. die Sys-
temintegration einer Technologie werden die historischen Entwicklungen beim Ausbau der
Onshore-Windenergie und der Dachflachen-Photovoltaik herangezogen. Beide Technolo-
gien profitierten von staatlichen Subventionen im Rahmen des Erneuerbare-Energien-Ge-
setz (EEG) [235]. Dies fiihrte zu einem schnellen Ausbau dieser Technologien (siehe
Abbildung 4.11). Jedoch zeigt sich im zeitweisen Riickgang des jahrlichen Zubaus eine
starke Abhé&ngigkeit von Anpassungen bei der Subventionierung, beispielsweise bei der
Photovoltaik nach der Novellierung des EEG im Jahr 2012. Bei der Betrachtung der Ande-
rung des jahrlichen Zubaus der Dachflachen-Photovoltaik fallt auf, dass zu Beginn des Aus-
baus in einzelnen Jahren deutliche Springe zu erkennen sind. Zum Beispiel ist im Jahr
2004 ein Anstieg des Zubaus von 0,13 GW/a in 2003 auf 0,67 GW/a (+415%) zu verzeich-
nen. Eine erste Phase der kontinuierlichen Steigerung des Zubaus liegt im Zeitraum von
2006 bis 2011 vor. Die durchschnittliche Anderung der Zubaurate betragt hierbei +62% pro
Jahr mit einem Hochpunkt im Jahr 2009 mit +128% pro Jahr. Dieser folgt jedoch auch ein
deutlicher Riickgang im Zeitraum von 2011 bis 2014 um 43% pro Jahr. Im Fall der Onshore-
Windkraftanlagen (WKA) fallen die Anderungsraten moderater aus. Im Zeitraum von 1996
bis 2002 liegt sie bei +42% pro Jahr, zwischen 2010 und 2017 bei +30% pro Jahr sowie
zwischen 2002 und 2008 bei -19% pro Jahr. Uber den gesamten dargestellten Zeitraum
liegt eine Steigerung von durchschnittlich +13% pro Jahr vor. Ausgehend von diesen Daten
wird technologieiibergreifend eine konservative Vorgabe der maximalen jahrlichen Ande-
rung der Zubaurate von +25% pro Jahr gesetzt.

Basierend auf den Vorgaben zur maximalen Zubauratenédnderung wird nachfolgend der
gesamte Optimierungsspielraum fur die Technologien erlautert. Entsprechend der Zielset-
zung des backcasting-Ansatzes (siehe Kapitel 4.3.1) soll im Jahr 2050 ein bestimmter Ziel-
wert fur den Anlagenbestand einer Technologie erreicht werden. Auferdem sollen im
Transformationszeitraum gré3tmdogliche Freiheiten bei der Optimierung eingeraumt wer-
den. Um dies zu gewahrleisten, muss ein entsprechender Losungsraum aufgespannt wer-
den.

Die Begrenzungen des maximal mdglichen Technologieausbaus (upper bounds) sind dabei
einfach zu bestimmen. Gemal den zuvor gemachten Angaben ist der Ausbau zunachst
durch die maximale Zubausteigerung um 25% pro Jahr begrenzt. Des Weiteren greifen die
in Kapitel 4.3.1 beschriebenen Kriterien, wie das technische Potenzial und die technische
Lebensdauer in Kombination mit dem Zielwert, der im Jahr 2050 nicht tberschritten werden
darf. Im Fall des letztgenannten Kriteriums muss zudem der Aspekt der maximalen Zu-
bausenkung um 25% pro Jahr beachtet werden. Auch diese darf im Modell nicht zu Uber-
kapazitaten im Zieljahr fihren.
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Bei den unteren Grenzwerten (lower bounds) in den Zwischenjahren ist zwischen Bestands-
technologien und alternativen Technologien zu unterscheiden. Im Fall der Bestandsanlagen
muss zum einen der Bestandsriickgang kompensiert und zum anderen eine eventuelle Be-
standsaufstockung bis 2050 durchgefiihrt werden. Hierbei gelten die Limitierungen der Zu-
bauratenanderung. Im Fall einer alternativen Technologie muss eine zusétzliche Annahme
zum Markteintritt getroffen werden. Fir diese Technologien wird eine logistische
Marktpenetrationskurve f(t) angenommen, die in Gleichung 4.25 beschrieben. Diese ver-
folgt das Ziel, den minimalen Ausbau einer Technologie, mit der Startkapazitat Xstarganr, iM
Zwischenjahr t zur Erreichung der Zielkapazitat Xziejanr ZU bestimmen.

a(xzielwert - xstartjah‘r) +x
— . p—b(t—startjahr startjahr
1+ ac(Xzieiwert xstartjahr) e b jahr)

f(o) = Gl.4.25
Eine Funktion dieser Form nahert sich zwei Asymptoten. Dies hat zur Folge, dass ein Start-
wert groRer Null definiert werden muss. Im Optimierungsintervall von fiinf Jahren wird fur
den Markteintritt im Energiesektor der maximale Ausbau einer Anlagenkapazitat auf
500 MW limitiert und in den anderen Sektoren auf 0,5% des jeweiligen
Marktpotenzials (eigene Annahmen). AulRerdem muss ein Zielwert definiert werden, der
Uber der Zielkapazitét Xziejanr liegt, um diese auch zu erreichen. Dieser wird fur alle Techno-
logien 10% oberhalb der jeweiligen Zielkapazitét Xzejan festgelegt (Parameter a entspricht
dem Wert 1,1). Infolgedessen wird die Zielkapazitat im Zieljahr erreicht, wenn bereits eine
deutlich negative Zubauratenédnderung vorliegt. Der jahrliche Zubau ergibt sich entspre-
chend aus der Ableitung von f(t), dargestellt in Gleichung 4.26.

2 . pb(r—startjahr) , — 2
a?bc - ebC JART) - (Xgietwert = Xstartjahr)

(@)= Gl.4.26

. 2
— . . pb(t—startjahr
(ac (xzielwert xstart]ahr) eb® 4 ))

Die Zubauratenénderung wird folglich durch den Quotienten aus ff(r) und f{(z-1) ausgedriickt
und gemaf den beschriebenen Grenzwerten in Gleichung 4.27 limitiert. Diese Vorgabe
fuhrt zu einem empirischen Wert flir Parameter b von 0,22.

'@ <125 Gl.4.27

0,75 < ———=
YT T -1

Die Anpassung von Parameter c erfolgt Uber den Wert des maximalen Ausbaus jeder Tech-
nologie im ersten Optimierungsintervall, dem Startwert. Abhangig von der jeweiligen Tech-
nologieart und deren sektoraler Zugehorigkeit kann die Zielkapazitat somit zu
unterschiedlichen Zeitpunkten erreicht werden. Dies ist in Abbildung 4.12 am Beispiel der
Funktionen f(r) anhand unterschiedlicher Startwerte und Parameterwerte fir ¢ veranschau-
licht. Je nach Startwert kann der weitere Zubau entsprechend beschleunigt werden. Da es
sich um den minimalen Ausbau einer Technologie zur Einhaltung des Zielwertes im Jahr
2050 handelt, ist das vorzeitige Erreichen des Zielwertes nicht notwendig. Dementspre-
chend kann der Technologieausbau auf einen spateren Zeitpunkt verschoben werden. Mit
diesem Vorgehen wird somit der Zeitpunkt des letztmdglichen Markteintritts fur jede Tech-
nologie individuell bestimmt.
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Abbildung 4.12: Normierte Darstellung der Funktion zum minimalen Technologiebestand so-
wie dessen Zielwert, der resultierende minimale jahrliche Zubau, die maxi-
male spezifische Zubausteigerung und die Anderung der Zubaurate fir den
Zeithorizont von 2020 bis 2050

4.3.3 Diskussion

Mit dem neuentwickelten Ansatz zur Transformationspfadanalyse entsteht die Mdglichkeit,
der Optimierung des Energiesystems den grofitmoéglichen Entscheidungsspielraum einzu-
raumen. Die héchste Prioritéat besitzt dabei die Ermittlung eines kostenoptimalen Zielsys-
tems, welches bis zum Jahr 2050 umgesetzt werden soll. Unter der Zielsetzung, die
geforderte Systemkonfiguration im Jahr 2050 zu erreichen, werden die Grenzwerte der Op-
timierung auch fir die Zwischenjahre derart festgesetzt, dass der gréRtmaogliche Optimie-
rungsspielraum besteht. Bei der Bestimmung der Grenzwerte kommt eine weitere Stérke
des Ansatzes zum Tragen. Hierbei werden nicht-lineare Zusammenhange und Rickkopp-
lungseffekte aus anderen Optimierungsintervallen bertcksichtigt.

Bei der Gegeniiberstellung des entwickelten myopischen Ansatzes mit perfect foresight-
Ansétzen zeigen sich die entscheidenden Vorteile in der Ermittlung des kostenoptimalen
Zielsystems, der Beriicksichtigung komplexer Ruckkopplungseffekte und der reduzierten
Berechnungsdauer. Der Nachteil des verwendeten Verfahrens liegt in der fehlenden Op-
tion, die Kosten der Systemtransformation zu minimieren. Diese sind allerdings weniger
relevant als die Kosten des Zielsystems und werden somit gezielt vernachléssigt.

Im Vergleich zu myopischen forecasting-Ansétzen, liegt der ma3gebliche Vorteil des Vor-
gehens ebenfalls in der Bestimmung des kostenoptimalen Zielsystems. Bei der System-
transformation wird in jedem Optimierungsintervall der maximale Optimierungsspielraum
ermittelt unter Berticksichtigung von Ruckkopplungseffekten tiber den gesamten Betrach-
tungshorizont. Dies stellt ebenfalls einen bedeutenden Vorteil gegeniiber existierenden
backcasting-Anséatzen dar.
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Entgegen dem Vorgehen bei einigen anderen forecasting- und backcasting-Ansatzen wer-
den historische Entwicklungen beim Ausbau von Technologien im entwickelten Ansatz nur
geringflgig beriicksichtigt mittels der Beschrankung der jéhrlichen Zubauratenédnderung.
Dies hat den Vorteil, dass eventuelle, langjahrige Trends im Ausbau einer Technologie in
nur wenigen Jahren umgekehrt werden, falls dies technisch und ékonomisch sinnvoll ist.
Insbesondere durch die ausbleibende Berlicksichtigung von aktuellen Steuerungsmaf3nah-
men, wie beispielsweise staatliche Subventionen oder Steuern, kann dies allerdings unter
Umsténden auch zu realitatsfernen Ausbaupfaden fihren.

Bei der Anwendung des Ansatzes auf das modellierte Energiesystem Deutschlands zeigen
sich zudem weitere Aspekte, die es bei der Bewertung der Ergebnisse zu beachten gilt. Die
drei relevantesten, auftretenden Effekte bei der Systemtransformation sind nachfolgend
qualitativ in Abbildung 4.15 skizziert.
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Abbildung 4.13: Schematische Darstellung der méglichen auftretenden Effekte bei der Trans-
formationspfadanalyse des Energiesystems unter Anwendung des entwi-
ckelten myopischen Modellansatzes

Der erste dargestellte Effekt basiert auf der zugrundeliegenden Datenlage. Fir viele Tech-
nologien liegen statistisch erfasste Kapazitaten vor, die Uiber die Deckung der aggregierten
Nachfrage hinausgehen. Diese sind beispielsweise auf Reservekapazitaten und relevante
regionale Kapazitaten zur Aufrechterhaltung der Netzstabilitat zurickzufiihren. Das hat zur
Folge, dass die installierten Leistungen einiger Technologiearten nach Ablauf der techni-
schen Nutzungsdauer reduziert werden, obwohl keine Anderung der Nachfrage vorliegt.
AuRerdem ermoglichen diese Uberkapazitéten einen flexibleren Einsatz der Technologien,
wodurch die geringfliigigen Abweichungen bei der Systemvalidierung zu erklaren
sind (siehe Kapitel 4.1.2).

Ein zweiter auftretender Effekt ist der Ausbau von Technologien, deren Ausbau nicht zum
Erreichen des Zielsystems notwendig ist. Dieser kann teilweise Gber dem eigentlichen Be-
darf im zugehdrigen Zwischenjahr liegen. Dieses Systemverhalten ist durch zwei Haupt-
griinde bedingt. Zum einen dient es der Aufrechterhaltung der Stabilitdt und Funktionalitat
des Energiesystems. Demnach kann es sein, das gewisse Technologien in der Ubergangs-
phase des Systems erforderlich sind, die in nachfolgenden Optimierungsintervallen oder im
eingeschwungenen Zielsystem nicht mehr gebraucht werden (Briickentechnologien). Zum
anderen ist dieses Verhalten auf die Einhaltung von fixen CO,-Zwischenzielen in den Zwi-
schenjahren zurlickzufiihren. Der Aufwand zur Einhaltung dieser Ziele kann je nach Be-
standsentwicklung und Ausbauentscheidung aus den vorherigen Optimierungsintervallen
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deutlich variieren. Folglich kann es sein, dass in einem Intervall verfligbare Ausbaukapazi-
taten ungenutzt bleiben, die im nachsten Intervall zur Einhaltung des CO,-Reduktionsziels
noétig sind. Dies hat den Ausbau von weiteren Technologien zur CO»-Vermeidung als Kon-
sequenz. In Einzelféllen kann dies zu Uberhéhten Grenzvermeidungskosten flihren, bei-
spielsweise durch MaRnahmen wie die energetische Sanierung auflerhalb des
Sanierungszyklus oder dem vorzeitigen Austausch von Pkw. Aus 6konomischer Sicht wir-
den solche MalRnahmen einfach auf Folgeperioden verteilt werden.

Der dritte auftretende Effekt bei der Systemtransformation resultiert wiederum direkt oder
indirekt aus dem zweiten Effekt. Es zeigt sich, dass das angestrebte Zielsystem im Jahr
2050 aus der freien Optimierung nicht aus der Transformation des Energiesystems heraus
zu erreichen ist. Dies liegt einerseits an der Entwicklung der Anlagenbestédnde sowie den
angenommenen techno-6konomischen Lernkurven. Es ist demnach nicht méglich, die ge-
mittelten Kosten und Effizienzen von Anlagenbestanden aus der Transformation bereits im
Rahmen der freien Optimierung abzuschétzen. Folglich werden im Zieljahr unterschiedliche
Kapazitaten bendétigt und es stellt sich gegebenenfalls ein abweichendes Kostenoptimum
ein. Andererseits kann der zwischenzeitige Ausbau zuséatzlicher Technologien zu verblei-
benden Restbestanden im Zieljahr flihren. Diese haben Auswirkungen auf den Bedarf an
alternativen Technologien zur Deckung der gleichen Nachfrage sowie auf andere Techno-
logiearten aufgrund eventueller Ruckkopplungseffekte. Zur Kompensation dieses Effekts
wird eine maximale zuldssige Abweichung vom Zielwert des Anlagenbestands fur jede
Technologie festgelegt. Diese besteht aus einem absoluten und einem relativen Anteil. Ent-
sprechend darf die installierte Leistung jeder Technologie im Jahr 2050 aus der System-
transformation gegenuber der freien Optimierung des Zielsystems absolut um +500 MW
oder +0,5% des Marktpotenzials abweichen, sowie relativ um +5% des Zielwertes. Diese
Werte reprasentieren die minimale nétige Toleranz zur sicheren Gewéhrleistung der Los-
barkeit des Optimierungsproblems. Somit stellt dies den bestméglichen Ansatz zur Entwick-
lung einer Transformationsstrategie hin zum kostenoptimalen zukinftigen Energiesystem
dar, bei groRtmdglichem Optimierungsspielraum.

4.4 Versorgungsinfrastrukturen

Die Abbildung von Versorgungsinfrastrukturen bzw. die Beriicksichtigung von deren Kosten
stellt einen weiteren, methodisch anspruchsvollen Punkt der Modellierung dar. Bei den zu-
grundeliegenden Annahmen handelt es sich um Naherungen basierend auf Ergebnissen
entsprechender Infrastrukturmodelle. Im Gegensatz zu einer vollen raumlichen Auflésung,
wie beispielsweise in Welder et al. (2018) [203], wird zur Einbindung dieser Ergebnisse ein
Ansatz zur Generierung einer raumlichen Pseudo-Auflésung entwickelt. Dieser wird nach-
folgend vorgestellt und die Ansatze bzw. die Datengrundlage zur Abbildung der Strom-,
Warme- und Gasnetze sowie der Verkehrsinfrastrukturen erlautert.

a. Raumliche Pseudo-Auflésung

Eine raumliche Auflésung in Energiesystemmodellen erméglicht die Berticksichtigung regi-
onaler Unterschiede bei der Energieversorgung und -nachfrage. Insbesondere die Stand-
ortabhéngigkeit der fluktuierenden Einspeisung aus PV- und Windkraftanalagen sorgt dabei
fur einen zunehmenden Bedarf zur Erh6hung der rdumlichen Auflésung in Modellen. Das
Konzept der rdumlichen Pseudo-Auflésung sieht vor, ausschlie3lich rdumliche Aspekte fur
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diese Technologien zu erfassen. Alle weiteren Technologien und Nachfragen werden hin-
gegen nicht raumlich aufgeschlisselt. Auf diese Weise kénnen die weitreichenden geogra-
fischen Effekte auf die Einspeisung dieser Energiequellen erfasst werden. Des Weiteren
kénnen Auswirkungen auf den Infrastrukturbedarf, unter Vernachlassigung der Nachfra-
geseite, ndherungsweise bestimmt werden. Erste Anséatze fir ein solches Vorgehen finden
sich beispielsweise in Palzer (2015) [82].

Wie bereits in Kapitel 3.2.3 beschrieben, wird zwischen neun Regionen differenziert. Bei
zwei dieser Regionen handelt es sich um Offshore-Regionen (Nord- und Ostsee) und bei
sieben um Onshore- bzw. Landregionen. Diese sind in Abbildung 4.14 (links) dargestellt.
Den PV- und Windkraftanlagen in diesen Regionen werden individuelle Einspeiseprofile,
Kosten und technische Potenziale zugeordnet, basierend auf Ryberg (2019) [123]. Aul3er-
dem werden die aktuellen Bestéande dieser Technologien in den einzelnen Regionen
erfasst (siehe Abbildung 4.14, rechts).
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Abbildung 4.14: Modellierte Nachfrage-Regionen (links) sowie installierte Onshore-WKA und
Photovoltaikanlagen im Jahr 2016 (rechts); PV-Standorte: Gelb; WKA-
Standorte: Blau; Daten aus: [124]

Diese Regionen bilden die Grundlage zur Analyse des Infrastrukturausbaus und dessen
Kosten. Ihr Einfluss zeigt sich insbesondere bei der nachfolgend beschriebenen Abbildung
der Stromnetze im Modell.

b. Stromnetze

Wie bei allen betrachteten Infrastrukturen sollen auch bei den Stromnetzen die zukinftigen
Ausbau- und Instandhaltungskosten bei der Optimierung bericksichtigt werden. Dabei gilt
es die wesentlichen Treiber des Netzausbaus und -umbaus zu identifizieren. Aufgrund der
vorliegenden Datenlage und -struktur wird das deutsche Stromnetz in zwei Komponenten
aufgeteilt, ein aggregiertes Ubertragungs- und Verteilnetz. Hieraus resultieren drei Ein- und
Ausspeisepunkte fiir die Systemkomponenten. Es handelt sich dabei um eine Vereinfa-
chung raumlich hoch aufgel6ster Simulations- bzw. Lastflussmodelle des Stromnetzes, wie
beispielsweise in Syranidis et al. (2018) [236]. Eine Ubersicht der Modellstruktur und der
wichtigsten Komponenten ist in Abbildung 4.15 dargestellt.
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Abbildung 4.15: Schematische Darstellung der Modellimplementierung der Stromnetzstruk-
turen in Deutschland

Die angenommenen Aus- und Umbaukosten, bedingt durch den Ausbau der abgebildeten
Systemkomponenten, leiten sich gréf3tenteils aus Brindlinger et al. (2018) [90], Gerbert et
al. (2018) [88], Buichner et al. (2014) [237] sowie aus den Angaben im Netzentwicklungsplan
Strom 2030 (2017) [238] ab. Des Weiteren kommen Annahmen zu regionalen Unterschie-
den der Netzkapazitaten und der Differenz aus Erzeugung und Nachfrage zum Tragen, die
zu unterschiedlichen Ubertragungsnetzausbaukosten fithren. Hierbei wird zwischen den
beschriebenen Regionen aus Kapitel 3.2.3, Tabelle 3.2, differenziert und somit eine rdum-
liche Pseudo-Auflésung eingefihrt. Dariiber hinaus werden ergdnzende Annahmen basie-
rend auf detaillierten Untersuchungen zu bestimmten Schlisselkomponenten getroffen.
Dies betrifft den Aspekt, dass Ubertragungsnetzkapazitéaten durch den Ausbau von Power-
to-Gas-Kapazitdten und den anschlieBenden Energietransport Uber Gasnetze eingespart
werden. Hierzu wird der Ausbau von Elektrolyseanlagen in Norddeutschland mit direkter
Anbindung an Onshore- und Offshore-Windparks bertcksichtigt. Die zugrundeliegenden
Annahmen basieren auf Robinius (2015) [150]. Ebenfalls beriicksichtigt werden Netzaus-
baukosten durch die Erhéhung des BEV-Anteils der Pkw-Flotte nach Robinius (2018) [239]
sowie Annahmen zum Eigenverbrauch von Strom aus PV- und dezentralen KWK-Anlagen
in Anlehnung an Lukas und Zehner (2014) [240].

Die erhobenen Daten werden mittels eines Stufenmodells, angelehnt an Lindberg et
al. (2014) [241], implementiert. Dieses basiert auf der Unterstellung unterschiedlicher Netz-
ausbaukosten C; und C; in Abhangigkeit von zwei Ausbauschwellen x1 und x, der instal-
lierten Leistung einer Technologie (siehe Abbildung 4.16). Dabei hangen die
Ausbauschwellen von ermittelten oder abgeschétzten Restkapazitaten des Ubertragungs-
oder Verteilnetzes ab, bezlglich der Einbindung zusétzlicher erneuerbarer Energien. Diese
basieren auf Agricola et al. (2012) [242], Buchner et al. (2014) [243], Rehtanz et
al. (2014) [244] und Brindlinger et al. (2018) [90]. Die Annahmen zu den technischen Po-
tenzialen xs stiitzen sich fiir erneuerbare Energien auf Ryberg (2019) [123].
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Abbildung 4.16: Schematische Darstellung der Modellimplementierung von Ausbauschwel-
len und -kosten fiir die Stromnetze in Deutschland bedingt durch den Ausbau
bestimmter Technologien; angelehnt an: [241]

Eine Ubersicht der Ausbaukosten und -schwellen fir Dachflachen- und Freiflachen-PV so-
wie Onshore- und Offshore-WKA ist in Anhang C, Tabelle C.21, hinterlegt.

c. Warmenetze

Die hinterlegte Struktur und die techno-6konomischen Daten der Warmenetze orientieren
sich an Schweikardt et al. (2012) [245], Konstantin (2018) [246] und Brindlinger et
al. (2018) [90]. Die leitungsgebundene Warmeversorgung wird dabei in ein aggregiertes
Nah- und Fernwarmenetz unterteilt (siehe Abbildung 4.17). Entsprechend entstehen drei
potenzielle Einspeisepunkte fur Heiztechnologien. Folglich werden diese in zentrale Nah-
warme- und Fernwarme- sowie dezentrale Heiztechnologien eingeteilt. Die Unterscheidung
nach Nah- und Fernwarme richtet sich dabei nach der angeschlossenen thermischen Leis-
tung der Anlagen und der Definition der maximalen Leitungslange. Letztere liegt bei 15 m
fur die Punkt-zu-Punkt-Verbindung von Erzeugung und Nachfrage bei Nahwarmenetzen.
Bei Leitungsléangen Uber 15 m wird nachfolgend von Fernwarmenetzen gesprochen. Basie-
rend auf dieser Definition werden die Kosten fir Nahwérmenetze in den Kosten fir Haus-
anschlussleitung und -Ubergabestation berticksichtigt. Zusatzliche Netzkosten entstehen
jedoch bei der Fernwarme. Diese hangen wiederum von diversen Faktoren ab, wie bei-
spielsweise der angeschlossenen thermischen Leistung, der Leitungslange und der An-
schlussdichte, welche in Konstantin (2018) [246] unter dem Begriff der Warmedichte
zusammengefasst werden. Bedingt durch die Modellstruktur des Geb&udesektors (verglei-
che Kapitel 3.3.1) wird bei der Kostenabschétzung zudem zwischen den unterschiedlichen
Gebaudearten unterschieden. Die Differenzierung der Netzkosten nach Siedlungsstruktur
orientiert sich dabei an Bles| (2002) [247]. Des Weiteren wird unterstellt, dass die abgenom-
mene Warme in Nicht-Wohngebauden ebenfalls zur Bereitstellung von Niedertemperatur-
prozesswarme genutzt werden darf. Die Bereitstellung von Mittel- und
Hochtemperaturprozesswarme wird hierbei gesondert betrachtet. Hierfiir werden keine ge-
sonderten Netzkosten bericksichtigt. Neben den Instandhaltungskosten der Warmenetze
wird bei den Ausbaukosten auRerdem zwischen bereits existierenden Wohn-, Gewerbe-
und Industriegebieten sowie Neubaugebieten unterscheiden. Eine Ubersicht der angenom-
menen Parameter findet sich in Anhang C, Tabelle C.22.
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Abbildung 4.17: Schematische Darstellung der Modellimplementierung der Warmenetzstruk-
turen in Deutschland

d. Gasnetze und Verkehrsinfrastrukturen

Bei der Betrachtung der Gasnetze wird zwischen dem bestehenden Erdgasnetz und einem
potenziellen zukilnftigen Wasserstoffnetz unterschieden. Die eventuelle Umwidmung des
Erdgasnetzes wird dabei nicht berticksichtigt. Fir das Erdgasnetz wird aufgrund der Daten-
lage keine weitere Untergliederung vorgenommen (siehe Abbildung 4.18). Die angenom-
menen spezifischen Gesamtkosten richten sich dabei nach Angaben aus dem
Monitoringbericht Gasnetze (2017) [248] und Daten der AGEB [93] und belaufen sich auf
5,90 €/ MWh. Diese beinhalten samtliche Kapital- und Betriebskosten. Die angenommenen
Verluste sowie der Verbrauch zum Betrieb von Verdichtern fur den Gastransport werden
mit 1% des Gasdurchsatzes abgeschatzt, in  Anlehnung an Harthan und
Hermann (2018) [94].
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Abbildung 4.18: Schematische Darstellung der Modellimplementierung der Erdgasnetzstruk-
tur in Deutschland

Die Annahmen zur Struktur und zu den techno-6konomisch Daten einer potenziellen zu-
kunftigen Wasserstoffinfrastruktur ~ orientieren sich an Robinius (2015 und
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2018) [150,239]. Hierbei wird zwischen einem Transmissions- und Distributionsnetz unter-
schieden sowie drei Ein- und Ausspeisepunkte definiert (siehe Abbildung 4.19). Aufgrund
einer unterstellten MindestgrolRe des zukunftigen Wasserstoffbedarfs von 1 Mt/a werden
spezifische Gesamtkosten fir das Transmissionsnetz von 20 €/ MWh und fir das Distribu-
tionsnetz von 18 €/ MWh angenommen in Anlehnung an Robinius (2018) [239].
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Abbildung 4.19: Schematische Darstellung der Modellimplementierung der Wasserstoffinfra-
strukturen in Deutschland

Fur die Verkehrsinfrastrukturen werden ebenfalls nur spezifische Gesamtkosten im Modell
bertcksichtigt. Diese umfassen Annahmen zu Lade-, Oberleitungs- und Wasserstofftankinf-
rastrukturen fiir Pkw und Kleintransporter, Omnibusse, Lkw sowie Ziige. Kosten fir Flus-
sigkraftstofftankstellen werden als vergleichsweise gering abgeschéatzt und folglich
vernachlassigt. Die entsprechenden Kostenannahmen zu den Verkehrsinfrastrukturen sind
in Anhang C, Tabelle C.23, aufgefihrt.

4.5 Synthetische kalte Dunkelflaute

Bei der Auslegung der Systemkomponenten, insbesondere der Speicher- und Reserveka-
pazitaten, spielt die Einspeisung der fluktuierenden erneuerbaren Energien eine entschei-
dende Rolle. Zur Bestimmung der Einspeisezeitreihen und der Systemauslegung wird das
Wetterjahr 2013 genutzt (siehe Kapitel 3.1). Im Rahmen einer Sensitivitdtsanalyse wird zu-
dem ein Worst-Case-Szenario zur Anlagenauslegung betrachtet. Hierzu wird eine synthe-
tische kalte Dunkelflaute in den Eingangsdaten aus dem Wetterjahr 2013 erzeugt. Die
Definition dieser kalten Dunkelflaute orientiert sich dabei an Lorenczik et al. (2018) [89].
Demnach wird Uber einen Zeitraum von 14 Tagen die Einspeisung aus fluktuierenden er-
neuerbaren Energien auf 10% der installierten Leistung begrenzt. Aul3erdem wird der Stro-
mimport aus angrenzenden Staaten auf 10% der Kuppelkapazitat limitiert und die
thermische Raumwarme- und Warmwassernachfrage um 25% erhoht. Eine Untersuchung
historischer Dunkelflauten in Europa aus Ryberg (2019) [123] zeigt, dass es sich bei den
erzeugten synthetischen Profilen um ein unwahrscheinliches Extremszenario handelt. Hier-
bei wird eine Dunkelflaute als zusammenhangender Zeitraum definiert, in dem die Strom-
erzeugung erneuerbarer Energien unter 25% ihrer durchschnittlichen Erzeugung liegt. Die
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langste erfasste Dunkelflaute der kombinierten Stromerzeugung aus Solar- und Windener-
gie bei der Analyse von 37 Wetterjahren (1980-2016) umfasst demnach fiir Deutschland
einen Zeitraum von 7,15 Tagen. Die entsprechende Eintrittswahrscheinlichkeit einer Dun-
kelflaute Gber 14 Tage wird mit weniger als 1% angegeben.

Die resultierenden Einspeiseprofile sind in Anhang D, Abbildung D.1 bis Abbildung D.5 und
Abbildung D.7, dargestellt. Das modifizierte thermische Nachfrageprofil ist in
Abbildung 4.20 im Vergleich zum Referenzjahr aufgefiihrt. Es zeigt sich, dass sich die ther-
mische Spitzenlast auf den Zeitraum der synthetischen kalten Dunkelflaute verschiebt.
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Abbildung 4.20: Normiertes, stiindliches thermisches Lastprofil fir Raumwarme und Warm-
wasser im Referenz- und Dunkelflaute-Szenario; basierend auf eigenen Be-
rechnungen

Die Bestimmung des Zeitraums fur die synthetische Dunkelflaute richtet sich nach den Ein-
speisezeitreinen der fluktuierenden erneuerbaren Energien. Hierzu wird der gleitende
Durchschnitt iiber 14 Tage des ungewichteten, kumulierten, normierten Erzeugungspoten-
Zials dieser Energiequellen ermittelt. Sowohl der gleitende Durchschnitt als auch das ku-
mulierte Erzeugungspotenzial sind in Abbildung 4.21 dargestellt. Die Auswahl des
Zeitraums der synthetischen Dunkelflaute entspricht dabei dem Zeitraum des ohnehin ge-
ringsten kumulierten Erzeugungspotenzials. Dieser entféllt auf die Zeit vom 4. Januar,
5 Uhr, bis 18. Januar, 5 Uhr.
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Abbildung 4.21: Normiertes, stiindlich aufgeldstes, kumuliertes Einspeisepotenzial erneuer-

barer Energien fur das Wetterjahr 2013 und der resultierende gleitende
Durchschnitt Giber 14 Tage (Minimum rot markiert); Daten aus: [123]
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4.6 Zusammenfassung

Aufbauend auf der zuvor vorstellten Datengrundlage wird im Rahmen dieses Kapitels die
zugrundeliegende Methodik zur Generierung der nachfolgenden Ergebnisse erlautert.
Hierzu wird zunachst das verwendete Grundmodell zur Optimierung eines Energiesystems
Uber ein Jahr beschrieben. Aufbauend auf diesem Modellansatz wird eine Methodik zur
Beriicksichtigung von Kostenunsicherheiten aufgezeigt. AnschlieRend wird die Uberfiih-
rung der jahrlichen Optimierung in ein Modell zur Analyse der Transformation vom heutigen
in ein zuklnftiges Energiesystem vorgestellt. AbschlieRend werden mit der Implementie-
rung von Versorgungsinfrastrukturen und einer kalten Dunkelflaute zwei weitere methodi-
sche Merkmale des Modells vorgestellt.

Bei dem eingesetzten Grundmodell handelt es sich um ein lineares Optimierungsmodell zur
Minimierung der jahrlichen Gesamtsystemkosten der Energieversorgung und -nachfrage in
Deutschland. Eine zentrale Nebenbedingung ist dabei die Limitierung der jahrlichen CO.-
Emissionen, wodurch ein Zwang zur Umstrukturierung des Energiesystems impliziert wird.
Dabei liegen eine zeitliche Aufldsung von einer Stunde und eine raumliche Pseudo-Aufl6-
sung der Erzeugung fluktuierender erneuerbarer Energien fiir neun Regionen vor. Zusatz-
lich kommen Maflinahmen zur Aggregation von Zeitreihen zum Einsatz. Das entwickelte
Modell wird abschlie3end anhand historischer Daten aus dem Jahr 2013 validiert.

Die Modifizierung des Grundmodells zur Bertcksichtigung von Kostenunsicherheiten ba-
siert auf der Annahme, dass die Investitionskosten fir technische Anlagen immer einer ge-
wissen Bandbreite unterliegen. Mit Hilfe statistischer Daten zu den realen
Investitionskosten von Onshore-Windparks wird diese These gestltzt. Der anschlieend
vorgestellte Modellierungsansatz bezieht erstmalig diese Kostenvarianz Uiber die Formulie-
rung eines quadratischen Optimierungsproblems mit ein. Die Validierung der Methodik zeigt
zudem eine deutliche Verbesserung der Robustheit der Ergebnisse sowie ein breiteres und
realistischeres Spektrum an Technologien in der Ldsung. Zugleich zeigt sich ein erhebli-
ches Einsparpotenzial an Berechnungszeit aufgrund der moglichen Reduktion von notwen-
digen Sensitivitatsanalysen bzw. Parametervariationen. Dartber hinaus erméglicht dieser
Ansatz die Entwicklung der ersten Energieszenarien flir Deutschland, die vollkommen kon-
sistent und technologieoffen sind.

Nach der Beschreibung der punktuellen Optimierung des Energiesystems wird der entwi-
ckelte Ansatz zur Untersuchung einer mdéglichen Transformation des Systems vorgestellt.
Es handelt sich dabei um einen myopischen backcasting-Ansatz zur Ermittlung eines kos-
tenminimalen Zielsystems im Jahr 2050. Einen zentralen Aspekt bei dessen Entwicklung
stellt die Gewahrleistung des gréRtmoglichen Optimierungsspielraums im Zwischenzeit-
raum bis zum Jahr 2050 dar. Dafir wird eine Methodik zur Erfassung von Rickkopplungs-
effekten bei der Bestandsentwicklung und Marktdurchdringung von Technologien
entwickelt und erklart. Dabei zeigt sich, dass ein frei optimiertes Energiesystem im Jahr
2050, unter Berucksichtigung von verbleibenden Anlagenbesténden, nicht exakt aus der
Transformation heraus erreicht werden kann. Allerdings kann der Transformationspfad zum
kostenoptimalen zukiinftigen Energiesystem bei Zulassung minimaler Toleranzen mit Hilfe
dieses neuentwickelten Ansatzes unter gro3tmdglichem Optimierungsspielraum bestimmt
werden.
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Ergéanzend zur Modellentwicklung werden zudem zwei methodische Aspekte zum Umgang
mit den Eingangsdaten des Modells aufgezeigt. Zunachst wird die Abbildung von infrastruk-
turellen Aspekten der Energieversorgung dargelegt. Dabei werden Strom-, Warme- und
Gasnetze sowie Versorgungsnetze fir alternative Transportmittel untersucht. Aufgrund der
realen rdumlichen Auflésung von nur einem Knoten werden hierbei Ansétze zur Berlick-
sichtigung von Daten aus rdumlich hoch aufgelésten Infrastrukturmodellen préasentiert.
Diese dienen einer Naherung der resultierenden Kosten aus dem Aus- und Umbau von
Versorgungsinfrastrukturen zur Implementierung in das Modell. Somit kann die Ergebnis-
qualitat hinsichtlich der Berticksichtigung infrastruktureller Auswirkungen deutlich verbes-
sert werden bei nur marginaler Erhéhung der Berechnungszeit.

Ein weiterer relevanter Aspekt in Bezug auf die Eingangsdaten ist die Einbeziehung
schlechter Wetter- und Witterungsbedingungen in die Auslegung des Energiesystems.
Hierflr wird ein Vorgehen zur Generierung einer synthetischen kalten Dunkelflaute im Re-
ferenzwetterjahr beschrieben. Im Zeitraum des bereits geringsten Einspeisepotenzials der
fluktuierenden erneuerbaren Energien im verwendeten Wetterjahr wird eine zweiwdchige
Periode bestimmt. In dieser werden sowohl das Erzeugungspotenzial der betroffenen Ener-
giequellen als auch das Stromimportpotenzial um 90% reduziert. Aul3erdem wird im glei-
chen Zeitraum die Raumwéarme- und Warmwassernachfrage um 25% angehoben. Die
Auswirkungen dieser sowie der anderen angewandten Methodiken auf die Ergebnisse wird
neben der Vorstellung der Referenzszenarien (siehe Kapitel 5.1) anhand einer Sensitivi-
tatsanalyse (siehe Kapitel 5.2) analysiert und bewertet.
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5 Auswertung der CO2-Reduktionsstrategien

Zur Analyse und Bewertung von CO2z-Reduktionsstrategien werden zunédchst, angelehnt an
die Klimaziele der Bundesregierung, zwei Referenzszenarien zur Treibhausgasreduktion
um 80% bzw. 95% vorgestellt. Hierbei handelt es sich um die kostenoptimalen CO.-
Reduktionsstrategien unter Beriicksichtigung der vorgestellten methodischen Aspekte. Im
Rahmen der Auswertung werden die unterschiedlichen Ergebnisse der beiden Referenz-
szenarien gegenubergestellt und Gemeinsamkeiten sowie Differenzen beider Strategien
offengelegt. Anschliel3end erfolgt eine Sensitivitatsanalyse zu den angewandten Methoden,
um deren Auswirkungen auf die dargestellten Ergebnisse aufzuzeigen. Neben der metho-
dischen Sensitivitat der Ergebnisse wird ergédnzend ebenfalls die Sensitivitat in Bezug auf
das gesetzte CO»-Reduktionsziel untersucht. AbschlieBend erfolgt jeweils die Diskussion
der Ergebnisse.

Die Kernergebnisse und einige Abbildungen der im Folgenden présentierten Szenarien
wurden bereits in Robinius et al. (2019) [249] verdffentlicht.

5.1 Referenzszenarien: 80% und 95% CO2-Reduktion

Im Rahmen dieses Kapitels werden die kostenoptimalen CO,-Reduktionsstrategien zur Re-
duktion der CO»-Emissionen in Deutschland um 80% bzw. 95% beschrieben. Diese Sze-
narien werden im Folgenden als Szenario 80 und Szenario 95 bezeichnet. Bei der
Erstellung der Szenarien werden neben physikalisch bedingten Restriktionen und techni-
schen Potenzialgrenzen keine weiteren Limitierungen bei dem Ausbau individueller Tech-
nologien vorgenommen. Es kommt eine Aggregation der zugrundeliegenden Zeitreihen auf
48 Typtage zum Einsatz (siehe Kapitel 0) und der in Kapitel 4.2 beschriebene Ansatz der
guadratischen Programmierung zur Beriicksichtigung von Kostenunsicherheiten. Des Wei-
teren werden infrastrukturelle Aspekte bei der Optimierung involviert sowie Importe von
Energietragern basierend auf erneuerbaren Energien (siehe Kapitel 4.4). Die Auswirkungen
einer kalten Dunkelflaute (siehe Kapitel 4.5) werden in den Referenzszenarien nicht beach-
tet. Diese werden zusammen mit den Auswirkungen der anderen methodischen Aspekte
auf die Ergebnisse nachfolgend im Rahmen einer Sensitivitdtsanalyse (siehe Kapitel 5.2)
analysiert.

Im Folgenden sind die Ergebnisse aus Szenario 80 und Szenario 95 hinsichtlich der unter-
schiedlichen Systemeigenschaften vergleichend dargestellt. Zu bestimmten Systemeigen-
schaften werden zudem charakteristische Effekte an einem ausgewéahlten Szenario
erlautert. Dabei werden die Ergebnisse in der Regel fur die Jahre 2020, 2030, 2040 und
2050 angegeben. Die Ergebnisse fur das Jahr 2020 unterliegen dabei bereits einer Opti-
mierung mit gewissen Freiheitsgraden ausgehend vom erfassten Anlagenbestand aus dem
Jahr 2017 und dem Wetterjahr 2013. Entsprechend sind diese Ergebnisse nicht als Status
quo oder Prognose anzusehen. Dieses Vorgehen dient dem Ausgleich der grof3ten Auswir-
kungen zeitlicher und raumlicher Aggregationseffekte auf die Ergebnisse. Somit kann im
Jahr 2020 von einem eingeschwungenen Systemzustand ausgegangen werden, der als
Referenz fir die weitere Transformation dient. Hierfiir wird zunéchst ein Uberblick zum Ge-
samtsystem gegeben und anschlieBend zu den einzelnen Sektoren. Abschlieend erfolgt
die Zusammenfassung und Diskussion der Ergebnisse.
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5.1.1 Gesamtsystem

Die Ergebnisse zum Gesamtsystem dienen der Identifizierung der ma3geblichen Verande-
rungen in der Energieversorgung und -nachfrage zur Einhaltung der Klimaziele. Hierfurr wer-
den nachfolgend die CO.-Emissionen, der Primér- und Endenergiebedarf sowie die
Systemkosten beschrieben. Dabei sind die wichtigsten Energietrager und signifikantesten
Veranderungen zur Transformation des Energiesystems differenziert nach Sektoren aufge-
zeigt.

a. COz-Emissionen

Bedingt durch die vorgegebenen Klimaziele sind die maximalen CO-Emissionen in den
Stitzjahren der Untersuchung exogen gesetzt. Bei der sektoralen Verteilung der Emissio-
nen handelt es sich jedoch um ein Optimierungsergebnis. Dieses lasst erste Riickschliisse
auf die nétigen MaRnahmen in den einzelnen Sektoren sowie die damit einhergehenden
CO.-Vermeidungskosten zu. Da alle Sektoren und Technologien bei der Vermeidung von
COz-Emissionen in Konkurrenz zueinanderstehen, werden zunéachst die kostengunstigsten
Vermeidungspotenziale gehoben. Abbildung 5.1 zeigt die Entwicklung des CO,-AusstoRes
in beiden Szenarien. Es ist zu erkennen, dass in Szenario 80 die Emissionen bis zum Jahr
2050 gegenuber 2020 im Industriesektor auf 89 Mtcoz/a (-49%), im Energiesektor auf
68 Mtcoz/a (-76%), im Verkehrssektor auf 36 Mtcoz/a (-76%) und im Gebaudesektor auf
18 Mtcoz/a (-87%) zurlickgehen. Bereits in diesem Fall entfallen die héchsten verbleibenden
Emissionen auf den Industriesektor. Folglich liegen hier die hdchsten Vermeidungskosten
vor. Dies zeigt sich ebenfalls in Szenario 95. Die verbleibenden Emissionen sind zu 72%
mit 37 Mtcoz/a auf den Industriesektor zuriickzufiihren. Dabei ist anzumerken, dass dessen
Emissionen zu 85% mit ca. 32 Mtcoz/a auf prozessbedingte CO.-Emissionen (z.B. bei der
Zementherstellung) zuriickzufiihren sind. Die energiebedingten CO»-Emissionen des In-
dustriesektors liegen lediglich bei ca. 6 Mtcoz/a. Dies entspricht einer Senkung um 95%. In
den anderen Sektoren sinken die Emissionen im Fall des Energiesektors auf ca.
11 Mtcoz/a (-96%), im Verkehrssektor auf ca. 3 Mtcoz/a (-98%) und im Gebaudesektor auf
ca. 1 Mtcoz/a (-99%). Es zeigt sich, dass die Reihenfolge der Sektoren nach ihren verblei-
benden Emissionen ab dem Jahr 2040 in beiden Szenarien gleich ist. Folglich liegt in kei-
nem der Sektoren ein sprunghafter Anstieg der Vermeidungskosten in diesem Bereich der
CO.-Reduktionsziele vor.
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Abbildung 5.1: Vergleich der Entwicklung der sektoralen CO,-Emissionen in Szenario 80
und Szenario 95
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b. Priméar- und Endenergiebedarf

Der Primarenergieverbrauch basiert aktuell zu etwa 12% auf erneuerbaren Energien (ver-
gleiche Abbildung 3.9). Zur Einhaltung der Klimaziele steigt dieser Anteil im Jahr 2050 in
Szenario 80 auf 58% an und in Szenario 95 auf 96% an. Die Zusammensetzung des Pri-
marenergieverbrauchs nach Energietrager ist Abbildung 5.2 zu entnehmen. In Szenario 80
zeigt sich, dass trotz einem Anteil von 42% der fossilen Energietrager eine CO,-Reduktion
um 80% gegeniiber 1990 erreicht werden kann. Dies ist durch die Umstellung von Kohle
auf Erdgas als Energietrédger sowie durch massive Energieeffizienzsteigerungen erreich-
bar. Die Erdgasnutzung liegt mit 654 TWh im Jahr 2050 nur 23% unter dem Bedarf von
2017. Aufgrund des geringeren spezifischen Emissionsfaktors im Vergleich zu
Kohlen (siehe Anhang C, Tabelle C.1), von 0,201 kgco2/kWh ist es bei vollstandiger Umset-
zung durch Verbrennung fiir die Emission von ca. 131 Mtcoz/a verantwortlich. Dies ent-
spricht etwa 63% der zuldssigen Gesamtemissionen in 2050 bei einem 80%-
Reduktionsziel. Neben Erdgas werden im Jahr 2050 in Szenario 80 zudem 29 TWh an
Steinkohlen und 62 TWh an Mineraldlprodukten eingesetzt. Der Anteil der erneuerbaren
Energien setzt sich zu 408 TWh aus Biomasse, 364 TWh aus Onshore-WKA, 102 TWh aus
Offshore-WKA und 125 TWh aus PV zusammen. AuRerdem werden 76 TWh an elektrischer
Energie und 14 TWh PtL-Kraftstoffe importiert.
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Abbildung 5.2: Vergleich der Entwicklung des Priméarenergieverbrauchs nach Energietrager
in Szenario 80 und Szenario 95

Zur Veranschaulichung der Unterschiede zwischen Szenario 80 und Szenario 95 ist in Ab-
bildung 5.3 die Anderung des Primarenergieverbrauchs aus Szenario 95 gegeniiber Sze-
nario 80 aufgetragen. In Summe liegt der Einsatz fossiler Energietrdger mit Ausnahme der
nicht-erneuerbaren Abfélle in Szenario 95 bei nur ca. 5 TWh. Demnach muss deren Einsatz
bis zum Jahr 2050 fast vollstandig durch erneuerbare Energietrdger kompensiert werden.
Die zeitgleiche Reduktion aller fossiler Energietrager fuhrt zu dem Effekt, dass der Anteil
der Braun- und Steinkohlen sowie von Erddl in den Jahren 2030 bzw. 2040 um 94 bzw.
183 TWh uber den Werten aus Szenario 80 liegen. Im Fall der Biomasse ist eine Verschie-
bung des Einsatzes von 2040 auf 2050 zu erkennen. Dies wird durch einen starkeren Aus-
bau der Photovoltaik- und Windkraftanlagen bereits im Jahr 2040 kompensiert. Des
Weiteren sind ein Zuwachs bei den PtL-Kraftstoffimporten auf insgesamt 48 TWh sowie der

115



Auswertung der CO2-Reduktionsstrategien

Import von Wasserstoff in Hohe von 219 TWh in 2050 zu verzeichnen. Unter der verein-
fachten Annahme des vollstandigen Imports fossiler Energietréger zeigt sich ein Absinken
der Importquote von Energietragern von aktuell etwa 74% auf ca. 44% (Szenario 80) bzw.
ca. 20% (Szenario 95). Hierbei sind zusatzliche Importe erneuerbarer Energietréager be-
ricksichtigt. Insgesamt liegt zudem eine Effizienzsteigerung des Systems vor. Wahrend der
gesamte Primérenergieverbrauch in Szenario 80 im Jahr 2050 in Summe bei 1.894 TWh
liegt, sinkt dieser in Szenario 95 auf 1.763 TWh ab.
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Abbildung 5.3: Anderung des Priméarenergieverbrauchs nach Energietrager in Szenario 95
gegeniber Szenario 80

Eine Steigerung der Energieeffizienz ist ebenfalls an der Entwicklung des Endenergiever-
brauchs abzulesen (siehe Abbildung 5.4). Dieser sinkt von aktuell etwa 2.520 TWh auf
1.689 TWh in Szenario 80 bzw. 1.623 TWh in Szenario 95. Im Verkehrssektor liegt die
Reduktion gegeniiber 2020 bei 41% auf 408 TWh in Szenario 80 und bei 46% auf
378 TWh in Szenario 95. Fir den Gebaudesektor sind Einsparungen in Héhe von 47% auf
563 TWh in Szenario 80 bzw. von 51% auf 523 TWh in Szenario 95 zu erkennen. Im In-
dustriesektor liegt die Reduktion bis 2050 in beiden Szenarien bei nur 8% gegenuber 2020.
In Szenario 95 liegt der Endenergieverbrauch des Industriesektors mit 721 TWh sogar mar-
ginal Uber dem Wert in Szenario 80 (717 TWh). Dies ist auf eine Verschiebung der Ener-
gieversorgung von der dezentralen Erzeugung in den Energie- bzw. Umwandlungssektor
zuriickzufuihren und fiihrt aus Griinden der Bilanzierung zu einer Reduktion der Umwand-
lungsverluste im Industriesektor.
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Abbildung 5.4: Vergleich der Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Sektor in Szena-
rio 80 und Szenario 95
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Um die Steigerung der Energieeffizienz einordnen zu kénnen, ist die sektorale Endenergie-
einsparung im Jahr 2050 in Abbildung 5.5 in Relation zum theoretischen Endenergiever-
brauch bei unverandertem Technologiemix dargestellt. Zur Ermittlung dieser theoretischen
Verbrauchswerte werden die aktuellen Technologieanteile und die zugehdrigen techni-
schen Eigenschaften (frozen efficiency) in den Sektoren fortgeschrieben und anhand stei-
gender oder sinkender Nachfragen aus Kapitel 3 skaliert. Dieses Vorgehen gewdhrt
Einblicke in den notwendigen Aufwand zur entsprechenden Absenkung des Endenergie-
verbrauchs. Hierbei zeigt sich, dass die getroffenen Einsparungen tber den zuvor beschrie-
benen Werten gegeniiber 2020 liegen. Insbesondere durch die steigende Produktion im
Industriesektor miissen somit weitreichende MaRnahmen ergriffen werden, um 2050 unter
den heutigen Endenergieverbrauchswerten zu liegen.
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Abbildung 5.5: Vergleich des Endenergieverbrauchs und der Energieeinsparung nach Sek-
tor im Jahr 2050 in Szenario 80 und Szenario 95

c. Systemkosten

Bei der Angabe der Gesamtsystemkosten ist anzumerken, dass nur die Kosten der erfass-
ten Technologien und Prozesse im Modell abgebildet werden. Die Kosten exogen vorgege-
bener MaRnahmen und technischer Entwicklungen werden ebenfalls nicht beriicksichtigt.
Des Weiteren werden fur Technologien ohne Alternativoption keine Kapitalkosten erfasst
und teilweise werden fur Bestandstechnologien nur die Mehrkosten alternativer Austausch-
technologien beriicksichtigt. Aus diesen Griinden sind in Abbildung 5.6 nur die Mehrkosten
zur Transformation des Energiesystems dargestellt, ohne Angabe der Gesamtsystemkos-
ten, da diese nur eine Teilmenge des Energiesystems abbilden. Die angegebenen Mehr-
kosten gegeniiber 2020 sind dabei nach Sektoren aufgeteilt und die Kosten fiir
Infrastrukturen, Speicher sowie fur Kraftstoffe zuséatzlich ausgewiesen.

Insgesamt ist demnach mit einem Anstieg der Gesamtsystemkosten um
49 Mrd. €/a (Szenario 80) bis 128 Mrd. €/a (Szenario 95) zu rechnen. Der grofite Anstieg
der Kosten ist in beiden Szenarien im Verkehrssektor mit 49 bzw. 54 Mrd. €/a zu verzeich-
nen. Dies wird besonders durch die stark ansteigende Giterverkehrsnachfrage (siehe Ka-
pitel 3.5.1) beeinflusst, getrieben durch einen Anstieg des Bruttoinlandsprodukts (BIP). Im
Energiesektor kommt es zu Mehrkosten in Hohe von 24 bzw. 52 Mrd. €. Die Kosten des
Gebaudesektors bleiben in beiden Szenarien nahezu konstant. In Szenario 95 fallen durch
den Einsatz erneuerbarer Kraftstoffe (z.B. Wasserstoff) zusatzlich etwa 40 Mrd. €/a an.
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Beim Import fossiler Kraftstoffe ist dagegen mit Einsparungen von bis zu 50 bzw. 76 Mrd. €
pro Jahr zu rechnen. Die Infrastruktur- und Speicherkosten (siehe Kapitel 4.4) steigen ins-
besondere in Szenario 95 an. Jedoch ist ihr Anteil an den gesamten Mehrkosten mit 14%
in Szenario 80 bzw. 19% in Szenario 95 vergleichsweise gering.
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Abbildung 5.6: Vergleich der Entwicklung der Anderung der jahrlichen Gesamtsystemkos-
ten gegeniber 2020 sowie deren Zusammensetzung in Szenario 80 und Sze-
nario 95

Der Vergleich der Mehrkosten in Szenario 95 gegeniber Szenario 80 (siehe
Abbildung 5.7) veranschaulicht die angesprochenen zuséatzlichen Kosten zur Treibhaus-
gasreduktion um 95%. Zur Reduktion der weiteren 15% der Emissionen erhdhen sich die
jahrlichen Gesamtkosten um ca. 80 Mrd. €/a. Die Kostensteigerung spiegelt sich dabei in
allen Sektoren wider.
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Abbildung 5.7: Anderung der jahrlichen Gesamtsystemkosten gegeniiber 2020 sowie deren
Zusammensetzung in Szenario 95 gegeniber Szenario 80

Zur Beantwortung der Frage nach den Gesamtkosten der Transformation des Energiesys-
tems zur Einhaltung der Klimaziele miissen die diskontierten, kumulierten Kosten herange-
zogen werden. Gegenllber dem Referenzsystem aus dem Jahr 2020 liegen diese im
dargestellten Zeitraum bis zum Jahr 2050, bei einem unterstellten Zinssatz von 2%, bei
655 Mrd. € in Szenario 80 und 1.850 Mrd. € in Szenario 95.
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Um die dargestellten Ergebnisse in Relation zur volkswirtschaftlichen Entwicklung Deutsch-
lands zu setzen, werden zunachst in Abbildung 5.8 relevante KenngréRen aufgefuhrt. Es
wird in  beiden Szenarien mit einem  Wachstum des  Bruttoinlands-
produkts (BIP) pro Kopf um ca. 50% bis 2050 gerechnet. Der Priméarenergie-
verbrauch (PEV) pro Kopf sinkt im gleichen Zeitraum um 36-40%. Demzufolge ist mit einem
Anstieg der Primarenergieproduktivitat um 234-251% zu rechnen.
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Abbildung 5.8: Vergleich der Entwicklung des Bruttoinlandsprodukts pro Kopf, des Primér-
energieverbrauchs pro Kopf und der Priméarenergieproduktivitat in Szenario
80 und Szenario 95

Die energiebedingten Mehrkosten, bezogen auf die BIP-Entwicklung, wird in Abbildung 5.9
als Indikator zur Einordnung der Gro3enordnung der Mehrkosten der Systemtransformation
aufgezeigt. Diese steigen demnach in Szenario 80 um 1,1% des BIPxso an und in
Szenario 95 um 2,8% des BIPxso. In Szenario 80 ist zudem bereits ein Riickgang der rela-
tiven Mehrkosten am BIP ab dem Jahr 2045 zu erkennen. Zum Vergleich sind aulRerdem
die jahrlichen Importkosten fir Energietrager als Anteil des BIP angegeben. Diese sinken
von ca. 2,3% des BIP in 2020 auf 0,6% in Szenario 80 bzw. 1,0% in Szenario 95 im Jahr
2050.
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Abbildung 5.9: Vergleich der Entwicklung der jahrlichen energetischen Mehrkosten des Ge-
samtsystems gegenuber 2020 sowie der Kosten flr Energietrégerimporte als
Anteil am Bruttoinlandsprodukt in Szenario 80 und Szenario 95

Als weitere BezugsgroRe zu den Mehrkosten des Energiesystems sind die COo-
Vermeidungskosten anzufiihren. Diese liegen im Jahr 2050 im Durchschnitt in
Szenario 80 bei 83 €/tco, und in Szenario 95 bei 170 €/tco.. Die Grenzkosten der Vermei-
dung liegen hingegen in 2050 bei bis zu 306 €/tco2 in Szenario 80 und bei bis zu
744 €ltcoz in Szenario 95.
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5.1.2 Energiesektor

Bei der Vorstellung der Ergebnisse des Energiesektors wird zunachst auf die installierten
Kraftwerkskapazitaten eingegangen. Anschlie3end wird die resultierende Strom- und War-
mebereitstellung erlautert. AbschlieBend wird der Bedarf an Speichertechnologien und
Power-to-X-MalRinahmen untersucht.

a. Installierte Kraftwerkskapazitaten

Die installierte Leistung der Stromerzeugungsanlagen in Deutschland ist in
Abbildung 5.10 nach Energietrager bzw. Technologie dargestellt. Im Rahmen der Transfor-
mation des Energiesystems ist zunéchst ein Riickgang der installierten elektrischen Leis-
tung bis zum Jahr 2030 auf 201 bzw. 209 GW zu erkennen. Dieser Effekt ist zum einen auf
das Ausscheiden der Kernkraftwerke sowie von vielen Kohlekraftwerken aus dem Strom-
markt zu erklaren. Zum anderen basiert dieser Effekt auf einer signifikanten Energieeffi-
zienzsteigerung in den Nachfragesektoren. Ab dem Jahr 2040 ist jedoch ein gegenlaufiger
Trend zu erkennen. Trotz des vollstandigen Marktaustritts der verbliebenen Kohlekraft-
werke steigt die installierte Leistung stark an. Sie erreicht im Jahr 2050 einen Wert von
342 GW in Szenario 80 bzw. 477 GW in Szenario 95. Die erneuerbaren Energien haben
hieran einen Anteil von 87% mit 296 GW bzw. 99% mit 471 GW.
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Abbildung 5.10: Vergleich der Entwicklung der installierten elektrischen Leistung nach Ener-
gietrager in Szenario 80 und Szenario 95

In Szenario 80 liegen die installierten Leistungen der fluktuierenden erneuerbaren Energien
im Jahr 2050 bei 153 GW Onshore-WKA, 22 GW Offshore-KWA, 63 GW Freiflachen-PV
und 46 GW Dachflachen-PV. Die flexiblen Erzeugungskapazitéaten liegen in Szenario 80
bei 47 GW an Gaskraftwerken und 8 GW an Biomassekraftwerken. Insbesondere bei den
Gaskraftwerkskapazitaten zeigt sich jedoch in Abbildung 5.11 ein Riickgang, wenn es um
die Einhaltung des 95%-Reduktionsziels geht. In Szenario 95 sinkt der Bedarf an Gaskraft-
werken auf 4 GW und bei Biomassekraftwerken auf 7 GW ab. Dies wird kompensiert durch
den Ausbau von 30 GW an wasserstoffbasierten Technologien, wie SOFC und Wasser-
stoffgaskraftwerken. Auerdem steigt der Ausbau der Onshore-WKA um 78 GW auf
231 GW, der Offshore-WKA um 11 GW auf 33 GW, der Freiflachen-PV um 42 GW auf
104 GW und der Dachflachen-PV um 17 GW auf 63 GW an.
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Abbildung 5.11: Anderung der installierten elektrischen Leistung nach Energietrager in Sze-
nario 95 gegenuber Szenario 80

Bei der Auswertung der installierten Leistungen zeigt sich, dass die Photovoltaik- und Wind-
kraftanlagen Schlisseltechnologien zur Einhaltung der Klimaziele darstellen. Aus diesem
Grund wird nachfolgend auf die regionale Verteilung dieser fluktuierenden erneuerbaren
Energien eingegangen. Hierfur werden die definierten sieben Land- und zwei Seeregionen
herangezogen.

Im Fall der Dachflachen-PV zeigt sich in Abbildung 5.12 in beiden Szenarien der stérkste
Ausbau in Baden-Wirttemberg und Bayern. Der Anteil dieser Regionen an der insgesamt
installierten Leistung liegt bei 43% bzw. 46%. Weitere Potenziale, aufgrund vieler geeigne-
ter Dachflachen ergeben sich in den Regionen Nordrhein-Westfalen, Hessen, Rheinland-
Pfalz und Niedersachsen. In Szenario 80 ist zudem ein Absinken der installierten Leistung
im Jahr 2040 zu erkennen. Dies ist auf den in Kapitel 4.3.2 beschriebenen Effekt zurtickzu-
fuhren, dass allein in den Jahren 2035 bis 2037 mit einem Bestandsriickgang von 22,5 GW
an Dachflachen-PV zu rechnen ist. Aufgrund der gesetzten Rahmenbedingungen beim
Ausbau von Technologien kommt es in Szenario 80 nicht zu dessen vollstandiger Kompen-
sation.
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Abbildung 5.12: Vergleich der Entwicklung der installierten elektrischen Leistung von Dach-
flachen-Photovoltaikanlagen nach Region in Szenario 80 und Szenario 95
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Bei der Freiflachen-PV ergibt sich ebenfalls der grof3te Ausbau in den Regionen Bayern
und Baden-Wirttemberg, bedingt durch das groRRe technische Potenzial und die vergleichs-
weise hohen mdglichen Volllaststunden. Zusammen tragen beide Regionen zu 60% des
Ausbaus in  Szenario 80 bzw. zu 57% in Szenario 95 bei (siehe
Abbildung 5.13).
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Abbildung 5.13: Vergleich der Entwicklung der installierten elektrischen Leistung von Freifla-
chen-Photovoltaikanlagen nach Region in Szenario 80 und Szenario 95

Entgegen den Entwicklungen bei der Photovoltaik, findet der Ausbau der Onshore-WKA
verstarkt in den beiden nordlichen Regionen statt (siehe Abbildung 5.14). Diese stellen im
Jahr 2050 in Szenario 80 zusammen ca. 59% bzw. in Szenario 95 ca. 57% der installierten
Leistung dar. AuBerdem ist der Grafik ein deutlicher Ausbau der Kapazitaten in Bayern auf
bis zu 33 bzw. 50 GW zu entnehmen. Ein solcher Ausbau ist auf die hohen angenommenen
technischen Potenziale aus Kapitel 3.2.3 zuriickzufiihren sowie auf geringere Ubertra-
gungsnetzausbaukosten. Au3erdem ergeben sich unterschiedliche Windbedingungen und
somit Verschiebungen in den Einspeisepotenzialprofilen bedingt durch abweichende mete-
orologische und topologische Effekte gegentiber den nérdlichen Regionen. Diese fuhren zu
einer mdglichen héheren Anlagenauslastung in den Regionen.
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Abbildung 5.14: Vergleich der Entwicklung der installierten elektrischen Leistung von Ons-
hore-Windkraftanlagen nach Region in Szenario 80 und Szenario 95
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Im Fall der Offshore-WKA werden nur zwei Regionen betrachtet. In Abbildung 5.15 wird
ersichtlich, dass insbesondere in der Nordseeregion bessere Bedingungen fir den Ausbau
von Offshore-WKA vorliegen. Beide Szenarien zeigen einen Anteil von 89-90% der Offs-
hore-Windenergienutzung in der Nordseeregion.
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Abbildung 5.15: Vergleich der Entwicklung der installierten elektrischen Leistung von Offs-
hore-Windkraftanlagen nach Region in Szenario 80 und Szenario 95

b. Strom- und Warmebereitstellung

Die zuvor beschriebenen Anlagen dienen in erster Linie der Stromversorgung. Jedoch lie-
gen auch im Jahr 2050 noch installierte Leistungen von KWK-Anlagen vor. Aus diesem
Grund wird nachfolgend zunéchst die Stromnachfrage und -erzeugung sowie anschliel3end
die Warmenachfrage und -erzeugung fur alle Nachfragesektoren analysiert.

Eine Stromnachfrage liegt aktuell vor allem im Industrie- und Geb&udesektor vor. Durch
eine zunehmende Elektrifizierung in allen Sektoren sowie des Ausbaus von Power-to-X-
Prozessen ist in allen Sektoren, einschlieBlich des Verkehrssektors, eine Zunahme des
Nettostromverbrauchs zu verzeichnen (siehe Abbildung 5.16). Der Nettostromverbrauch
des Gebaudesektors steigt dabei in Szenario 80 bzw. Szenario 95 bis 2050 auf
289 TWh/a (+21%) bzw. 366 TWh/a (+54%) an. Im Industriesektor ist ein Anstieg auf
303 TWh/a (+21%) bzw. 332 TWh/a (+32%) zu erkennen. Der Nettostromverbrauch des
Verkehrssektors erhoht sich auf bis zu 40 TWh/a (+333%) bzw. 49 TWh/a (+408%). Im
Rahmen der PtX-Prozesse kommt insbesondere der Elektrolyse mit 84 TWh/a bzw.
261 TWh/a eine besondere Bedeutung zu. In Summe liegt der Nettostromverbrauch somit
bei 716 TWh/a (Szenario 80) bzw. 1.008 TWh/a (Szenario 95).
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Abbildung 5.16: Vergleich der Entwicklung des Nettostromverbrauchs nach Sektor bzw. Be-
reich in Szenario 80 und Szenario 95
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Die Bruttostromerzeugung spiegelt die installierte Leistung in Anhéngigkeit der Volllaststun-
den (VLS) der Anlagen wider. Der Anteil der erneuerbaren Energien an der Bruttostromer-
zeugung steigt bis zum Jahr 2050 in Szenario 80 bzw. Szenario 95 auf 90% bzw. 99% an
(siehe  Abbildung 5.17). Den grofdten Anteil steuern Onshore-WKA mit
364 TWh/a (2.384 VLS) bzw. 543 TWh/a (2.354 VLS) bei, gefolgt von Offshore-WKA mit
102 TWh/a (4.595 VLS) bzw. 154 TWh/a (4.597 VLS). Die Freiflachen-PV erzeugt 2050
insgesamt 75 TWh (1.194 VLS) bzw. 124 TWh (1.187 VLS) und die Dachflachen-PV
50 TWh (1.099 VLS) bzw. 69 TWh (1.100 VLS). Die Auslastung der Gaskraftwerke liegt in
Szenario 80 bei 1.755 VLS. Diese sinkt in Szenario 95 auf 286 VLS ab, wird jedoch durch
die Nutzung der SOFC-Anlagen mit 1.751 VLS erganzt. Der Stromimport liegt 2050 bei
76 bzw. 75 TWh und der -export bei 49 bzw. 54 TWh. Im Saldo entspricht dies einem Net-
toimport von 27 bzw. 21 TWh. Insgesamt liegt die Bruttostromerzeugung im Jahr 2050 somit
bei 821 bzw. 1.074 TWh/a.

Insbesondere der Ausbau der Onshore-Windenergie ist vermehrt mit einem Akzeptanz-
problem in der Bevélkerung verbunden, weshalb sich der beschriebene Ausbau gegebe-
nenfalls nicht realisieren lasst. Aus diesem Grund wird in Anhang G, Abbildung G.1, eine
Sensitivitéatsanalyse fur Szenario 95 vorgestellt, mit einem verstarkten Fokus auf den Aus-
bau von Offshore-Windenergie. Es zeigt sich, dass mit einem Ausbau von 59 GW Offshore-
WKA, eine Reduktion der installierten Leistung der Onshore-WKA um 10% auf 209 GW
moglich ist. Die jahrlichen Mehrkosten hierfur belaufen sich auf ca. 1 Mrd. €.
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Abbildung 5.17: Vergleich der Entwicklung der Bruttostromerzeugung nach Energietrager
sowie des Anteils erneuerbarer Energien (EE) an der Stromerzeugung in Sze-
nario 80 und Szenario 95

Im Gegensatz zur Stromnachfrage zeigt sich bei der Entwicklung der Warmenachfrage eine
deutliche Reduktion bis 2050 aufgrund von Effizienzsteigerungen und Warmedammmal3-
nahmen. Bei der Warmwasser- und Raumwarmenachfrage ist dabei in Abbildung 5.18 der
stérkste Effekt zu erkennen. Diese sinkt um bis zu 24% in Szenario 80 und um 31% in
Szenario 95. Der Prozesswarmebedarf bleibt trotz steigender Bruttowertschdpfung nahezu
konstant. Insgesamt sinkt die gesamte Warmenachfrage um 14% auf
1.077 TWh/a in Szenario 80 und um 19% auf 1.017 TWh/a in Szenario 95.
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Abbildung 5.18: Vergleich der Entwicklung Gesamtwéarmenachfrage nach Art und Tempera-
turniveau in Szenario 80 und Szenario 95

Bei der Warmebereitstellung zeichnet sich bis 2050 eine zunehmende Elektrifizierung
ab (siehe Abbildung 5.19). In Szenario 80 steigt ihr Anteil auf 42% an bzw. auf 54% in
Szenario 95. Ebenfalls ist ein Ausbau der Biomassefeuerung zur erkennen. lhr Anteil erhéht
sich in beiden Szenarien auf ca. 23%. Wahrend in Szenario 80 im Jahr 2050 noch 25% der
Warmeerzeugung Uber Erdgas gewahrleistet wird, reduziert sich dieser Anteil in Szenario
95 auf 4%. Dieser wird durch die elektrische Wéarmeerzeugung sowie durch den Einsatz
von Wasserstoff, mit einem Anteil von 16%, substituiert. Eine detaillierte Beschreibung der
sektoralen Warmeerzeugung findet sich in den Kapiteln zu den jeweiligen Sektoren.
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Abbildung 5.19: Vergleich der Entwicklung Gesamtwarmeerzeugung nach Energietrager in
Szenario 80 und Szenario 95

c. Energiespeichertechnologien und Power-to-X

Bedingt durch den Ausbau fluktuierender erneuerbarer Energien nimmt der Bedarf an Spei-
chertechnologien im System deutlich zu. Dies gilt insbesondere fiir Strom. Die potenziellen
Optionen zur Speicherung elektrischer Energie zeichnen sich allerdings durch ein breites
Spektrum an spezifischen Kapital- und Betriebskosten aus. Letztere werden vor allem durch
den technischen Wirkungsgrad der Technologien beeinflusst. Bei den ausgewahlten unter-
suchten Technologien zeigt sich ein reziprok proportionaler Zusammenhang zwischen den
spezifischen Kapitalkosten Co und dem technischen Strom-zu-Strom-Wirkungsgrad ns.s.
Diese Abhangigkeit fuhrt zu einer Differenzierung bei den Speichertechnologien nach An-
wendungsgebiet. Je starker fluktuierend ein Speicher genutzt wird, desto entscheidender
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sind die Betriebskosten und der Speicherwirkungsgrad fir die Technologieauswahl und we-
niger die Kapitalkosten. Umgekehrt gilt das entgegengesetzte Verhaltnis bei saisonalen
Speicheraufgaben. In Abbildung 5.20 wird die Speichernutzung im Jahr 2050 am Beispiel
von Szenario 95 dargestellt. Das Diagramm zeigt die installierte Speicherkapazitat tber den
Lade- bzw. Entladezyklen pro Jahr. Diese werden vereinfacht tiber die Quotienten aus der
im Jahr eingespeicherten Energie und der installierten Speicherkapazitat definiert. Zuséatz-
lich sind die techno-6konomischen Daten zu den Speichertechnologien gegeben. Anhand
der Werte lassen sich zwei Speichergruppen identifizieren. Zum einen dienen die
Batterie-, Pump- und Druckluftspeicher als Kurz- und Mittelfristspeicher und zum anderen
werden die Wasserstoff- und Methanspeicher als Langfristspeicher genutzt.
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Abbildung 5.20: Vergleich der installierten Speicherkapazitat und der Speichernutzung an-
hand der Ladungszyklen pro Jahr nach Speicherart im Jahr 2050 am Beispiel
von Szenario 95

Bei der Betrachtung der Kurz- und Mittelfristspeicher ist in Abbildung 5.21 eine Zunahme
der Speicherkapazitat durch die Marktdurchdringung batterieelektrischer Fahrzeuge zu er-
kennen. Diese reichen bei der stiindlichen Modellauflésung aus, um die Kurzfristspeicher-
aufgaben abzudecken. Der weitere Ausbau von Batteriespeichern ist demnach nicht nétig.
Beim Zubau der Pumpspeicherkapazitéten ist in beiden Szenarien ein Zuwachs von ca.
10% zu verzeichnen. Die hiervon wahrgenommen Kurz- und Mittelfristspeicheraufgaben
werden zudem durch den Ausbau von Druckluftspeichern unterstitzt. In Szenario 95 steigt
der Ausbau adiabatischer Druckluftspeicher auf bis zu 189 GWh Speicherkapazitat an.
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Abbildung 5.21: Vergleich der Entwicklung der installierten Speicherkapazitat der Kurzzeit-
Speichertechnologien nach Speicherart in Szenario 80 und Szenario 95

Zur saisonalen Langfristspeicherung eignen sich in Deutschland vor allem Wasserstoff- und
Methan-Salzkavernenspeicher. Fiir diese zeigt sich in Abbildung 5.22 ein deutlicher Riick-
gang bei den Erdgas- bzw. Methanspeicherkapazitaten bis zum Jahr 2050. Dieser Riickbau
des Kavernenspeicherpotenzials wird durch die angenommene technische Nutzungsdauer
induziert. Ein Ausbau neuer Salzkavernenspeicher fir Erdgas bzw. Methan findet nicht
statt. Dies ist auf den Aspekt zuriickzufiihren, dass die derzeitigen Erdgasspeicherkapazi-
taten einer strategischen Reserve dienen. Im Modell wird jedoch nur der Speicherbedarf
zur unmittelbaren energetischen Nutzung bertcksichtigt, welcher deutlich niedriger liegt.
Die verbleibende Speicherkapazitat der Erdgas- bzw. Methanspeicher liegt im Jahr 2050
bei ca. 42 TWh. Ergéanzend zur Methanspeicherung wird in beiden Szenarien ebenfalls eine
Speicherkapazitat fur Wasserstoff aufgebaut bis zu einer H6he von 3 TWh in Szenario 80
bzw. 67 TWh in Szenario 95.
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Abbildung 5.22: Vergleich der Entwicklung der installierten Speicherkapazitat der Langzeit-
Speichertechnologien nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

Die Wasserstoffspeicherung stellt dabei insbesondere in Szenario 95 die zentrale Techno-
logie zum Ausgleich der witterungsabhéngigen Einspeisung der erneuerbaren Energien
dar. Anhand der aufgezeigten Speicherstandsentwicklung Uber das Jahr 2050 in
Abbildung 5.23 wird ersichtlich, dass der Wasserstoffspeicher in Szenario 95 einem klaren
saisonalen Transfer der verfiigbaren Energie aus den Sommer- und Herbstmonaten in die
Winter- und Frihlingsmonate dient.
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Abbildung 5.23: Vergleich der Speicherstandsentwicklung des Wasserstoff-Salzkavernen-
speichers Uber das Jahr 2050 in Szenario 80 und Szenario 95

Die energetische Nutzung des Wasserstoffs verteilt sich wiederum auf unterschiedliche
Sektoren. Wéahrend er in Szenario 80 noch ausschlie3lich im Verkehrs- und Industriesektor
genutzt wird, wachst der Bedarf in Szenario 95 in allen Sektoren an (siehe
Abbildung 5.24). In Szenario 80 liegt 2050 eine Nachfrage von 112 TWh/a im Verkehrssek-
tor und von 32 TWh/a im Industriesektor zur Direktreduktion von Stahl vor. Im Verkehrssek-
tor steigt diese auf bis zu 145 TWh/a und im Industriesektor auf 133 TWh/a in Szenario 95
an. Demnach findet Wasserstoff bei einem CO2-Reduktionsziel von 95% auch bei der all-
gemeinen Prozesswarmebereitstellung Anwendung. Zusatzlich wird er im Energiesektor
mit 91 TWh/a zur Rickverstromung bzw. in KWK-Prozessen genutzt sowie im Gebéaude-
sektor mit 27 TWh/a.
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Abbildung 5.24: Vergleich der Entwicklung des jahrlichen Wasserstoffbedarfs nach Sektor in
Szenario 80 und Szenario 95

Die Versorgung der Wasserstoffnachfrage wird in Szenario 80 mit einem Anteil von 61% in
2050 noch uberwiegend tber die Dampfreformierung von Erdgas bewerkstelligt (siehe Ab-
bildung 5.25). Die restliche bendétigte Wasserstoffmenge wird Uiber den Elektrolyseprozess
in Deutschland bereitgestellt. In Szenario 95 kommt die Dampfreformierung nur noch in den
Zwischenjahren bis 2040 zum Einsatz. Im Jahr 2050 werden mit 219 TWh/a etwa 55% des
Wasserstoffbedarfs tber den Import von erneuerbarem Wasserstoff abgedeckt. Der ver-
bleibende Bedarf wird ebenfalls tiber den Elektrolyseprozess gedeckt.
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Ein Vergleich der Wasserstoffbereitstellung in Szenario 95 gegeniber Szenario 80 findet
sich in Anhang F, Abbildung F.1.
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Abbildung 5.25: Vergleich der Entwicklung der jéhrlichen Wasserstofferzeugung nach Tech-
nologie bzw. Verfahren in Szenario 80 und Szenario 95

Die korrespondierenden installierten Leistungen der Anlagen zur Wasserstofferzeugung
sind in Abbildung 5.26 dargestellt. Die durchschnittliche Auslastung der Elektrolyseanlagen
liegt im Jahr 2050 bei ca. 2.636 VLS in Szenario 80 und bei ca. 2.887 VLS in Szenario 95.
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Abbildung 5.26: Vergleich der Entwicklung der installierten Leistung der Technologien bzw.
Verfahren zur Wasserstofferzeugung in Szenario 80 und Szenario 95

Zur Veranschaulichung des Betriebsverhaltens der Elektrolyseanlagen ist in
Abbildung 5.27 die stiindliche elektrische Last im Jahr 2050 am Beispiel von Szenario 95
abgebildet. Hierbei ist die Elektrolyse als zusatzliche zukiinftige Verbrauchergruppe hervor-
gehoben. Es zeigt sich Uber das Jahr eine Spitzenlast von bis zu ca. 200 GW. Anhand des
Lastprofils der tbrigen Verbraucher ist zu erkennen, dass die Elektrolyse nur zu allgemei-
nen Spitzenlastzeiten genutzt wird. Diese zeichnen sich durch ein besonders hohes Darge-
bot an elektrischer Energie aus PV und Windenergie aus.
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Abbildung 5.27: Verlauf der stiindlichen elektrischen Last und des Stromerzeugungspotenzi-
als der fluktuierenden erneuerbaren Energien (FEE) im Jahr 2050 unter Her-
vorhebung der Elektrolyseanlagen als zukunftigen Verbraucher am Beispiel
von Szenario 95

Neben der Nutzung von Wasserstoff kommt der Nutzung von Erdgas bzw. Methan in Sze-
nario 80 ebenfalls eine besondere Rolle zu. Bedingt durch den Ausstieg aus der Kohle- und
Kernenergie stellt Erdgas den zentralen fossilen Energietrager in Zwischenjahren 2030 und
2040 bei der Transformation des Energiesystems dar (siehe
Abbildung 5.28). In Szenario 80 ist sogar ein Anstieg des Erdgasbedarfs im Zeitraum zwi-
schen 2030 und 2040 auf bis zu 948 TWh/a zu erkennen, getrieben durch die zuséatzliche
Nachfrage im Energiesektor. Im Jahr 2050 sinkt die Erdgasnachfrage wiederum auf
647 TWh/a (-24% gegeniiber 2016) ab. Bedingt durch den massiven Rickgang der Erd-
gasnutzung im Jahr 2050 in Szenario 95 ist hier jedoch kein Anstieg des Erdgas- bzw.
Methanbedarfs in den Zwischenjahren zu verzeichnen. Stattdessen geht die Nachfrage auf
lediglich 42 TWh/a zurick.
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Abbildung 5.28: Vergleich der Entwicklung des Methanbedarfs nach Sektor in Szenario 80
und Szenario 95

Die Versorgung der Erdgas- und Methannachfrage wird in Abbildung 5.29 dargestellt. In
Szenario 80 wird sie bis zum Jahr 2050 noch vollstandig Uber fossiles Erdgas gedeckt.
Gleiches gilt fur den Zeitraum bis 2040 in Szenario 95. Allerdings erfolgt hierbei eine Um-
stellung auf Biomethan bis zum Jahr 2050 zur Einhaltung des CO-Reduktionsziels von
95%.
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Abbildung 5.29: Vergleich der Entwicklung der Methanversorgung nach Energietrager in Sze-
nario 80 und Szenario 95

Ein weiterer zentraler Energietrdger im potenziellen zukinftigen Energiesystem ist Bio-
masse. Aufgrund ihrer umfangreichen und kostengtinstigen Speicher- bzw. Lagerfahigkeit
dient sie der flexiblen Energiebereitstellung im System. Im Jahr 2050 tragt sie entsprechend
Abbildung 5.30 insgesamt mit 408 bzw. 461 TWh zur Primé&renergieversorgung bei. Der
gréRte Teil der bereitgestellten Energie wird dabei mit 51% in Szenario 80 bzw. 57% in
Szenario 95 im Industriesektor zur Prozesswarmeversorgung genutzt. Zur Herstellung von
Biokraftstoffen werden bis zu 46 bzw. 60 TWh umgesetzt. Im Bereich des Energie- und
Gebéaudesektors ist jedoch in den Szenarien eine deutliche Verschiebung zu erkennen. Bei
den geringeren CO»-Reduktionszielen in Szenario 80 kommt die Biomasse noch verstarkt
zur Warmebereitstellung bzw. in KWK-Anlagen im Gebaudesektor zum Einsatz. In
Szenario 95 wird die verfligbare Energie stattdessen verstarkt im Energiesektor umgesetzt.
Dieses Verhalten ist insbesondere auf die Bereitstellung und Nutzung von Biomethan im
Energiesektor zurlickzufiihren.
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Abbildung 5.30: Vergleich der energetischen Biomassenutzung nach Sektor im Jahr 2050 in
Szenario 80 und Szenario 95

Zur Bereitstellung der Biomasse werden in beiden Szenarien die verfligbaren Potenziale
an Rest- und Abfallbiomasse sowie an Anbauflachen im Jahr 2050 nahezu vollstandig aus-
genutzt. Im Bereich der Rest- und Abfallbiomasse wird ausschlieflich die verfligbare Stroh-
menge nicht vollstandig umgesetzt. Dies lasst sich auf die hohen technischen
Anforderungen und Kosten bei der energetischen Umwandlung von Stroh
zuriickfuihren (vergleiche Anhang C, Tabelle C.5 und Tabelle C.7). In Szenario 95 wird die
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verfigbare Strohmenge allerdings zu ca. 94% (29 TWh/a) umgesetzt und in Szenario 80
nur zu ca. 10% (3 TWh/a). In Summe tragt die Rest- und Abfallbiomasse somit zu
ca. 223 TWh/a (Szenario 80) bzw. ca. 250 TWh/a (Szenario 95) bei. In Bezug auf die ver-
flgbaren Acker- bzw. Griinlandflachen werden die verfligbaren Potenziale zum Energie-
pflanzenanbau von 3,0 Mio. ha bzw. 1,7 Mio. ha im Jahr 2050 in beiden Szenarien
vollstandig ausgenutzt (vergleiche Kapitel 3.2.3). Die Grunlandflachen werden dabei in bei-
den Szenarien ausschlielich zur Bewirtschaftung von Kurzumtriebsplantagen (KUP) ver-
wendet. Diese tragen mit etwa 68 TWh/a zur Strom- und Wéarmeerzeugung bei. Bei der
Verwendung der verfligbaren Ackerlandflachen unterscheiden sich die Szenarien wiede-
rum. Wahrend diese in Szenario 80 zu 70% fiir KUP und zu 30% fiir den Rapsanbau zur
Verfligung stehen, sind es in Szenario 95 79% der Flachen fur KUP und 21% fir den Zu-
ckerribenanbau. Insbesondere der hohe energetische, flachenspezifische Ertrag durch
den Zuckerriibenanbau ermdglicht die zuséatzliche Energiebereitstellung durch Biomasse in
Szenario 95.

5.1.3 Gebaudesektor

Bei der Beschreibung des Gebdudesektors wird zundchst auf die Gebaudebestandsent-
wicklung und die elektrischen Anwendungstechnologien eingegangen und anschlie3end
werden die Auswirkungen auf die Warmebereitstellung erlautert.

a. Gebaudebestandsentwicklung

Die Entwicklung des aktuellen Gebdudebestands lasst sich in drei Kategorien aufteilen, den
Abriss von Bestandsgebduden, die Sanierung von Bestandsgebduden und den Neubau.
Zur besseren Unterscheidung wird nachfolgend zunachst auf den Wohngebaudebestand
eingegangen und anschlieRend auf den Nichtwohngebdudebestand. Die Angaben bezie-
hen sich dabei immer auf den Referenzgebaudebestand auf dem Jahr 2015.

Anhand der Entwicklungen in Szenario 80 und Szenario 95 aus Abbildung 5.31 zeigt sich,
dass die Sanierung von Bestandswohngebauden sowie die Einhaltung effizienter Gebau-
destandards beim Neubau eine entscheidende Rolle bei der Transformation des Energie-
systems spielen.
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Abbildung 5.31: Vergleich der Entwicklung des Wohngeb&udebestands anhand der Wohnfla-
che nach energetischem Sanierungsstand in Szenario 80 und Szenario 95

Im direkten Vergleich der getroffenen Mal3nahmen in Szenario 95 gegentiber Szenario 80
ist ein Anstieg des Sanierungsbedarfs in Abbildung 5.32 zu erkennen. Entsprechend steigt
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der Anteil der energetisch sanierten Bestandswohngeb&aude von 55% auf 61% im Jahr 2050
an. Hierbei ist anzumerken, dass 7% des Gebaudebestands als nicht-sanierbar angenom-
men sind und weitere 12,5% des Bestands im betrachteten Zeitraum nicht im Sanierungs-
zyklus liegen. Bei der zusatzlichen Sanierung zeigt sich auf3erdem ein direkter Umstieg auf
das energieeffizientere Sanierungspaket 2 (vergleiche Kapitel 3.3.4). Ein ahnlicher Effekt
ist ebenfalls beim Neubau zu beobachten. Hier erfolgt eine Umstellung vom Standard EnEV
2016 auf Kfw 40.
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Abbildung 5.32: Verédnderung des Wohngeb&audebestands anhand der Wohnflache nach
energetischem Sanierungsstand in Szenario 95 gegentiber Szenario 80

Basierend auf der dargestellten Bestandsentwicklung lasst sich die jahrliche energetische
Sanierungsrate bestimmen. Bedingt durch den unterstellten Sanierungszyklus stehen in je-
dem Jahr Sanierungsmaf3nahmen fur 2,5% des Geb&udebestands an. Fir diese Gebaude
fallen folglich nur die energiebedingten Mehrkosten bei der energetischen Sanierung an.
Abbildung 5.33 ist zu enthehmen, dass diese Grenze an einer Stelle in Szenario 80 im Jahr
2030 mit 2,7% bei den Mehrfamilienhdusern Gberschritten wird. Folglich entfallen bei der
energetischen Sanierung von 0,2% des Gebaudebestands die Vollkosten der getroffenen
Sanierungsmafinahmen an. Dieses Modellverhalten ist auf die beschriebenen Effekte der
myopischen Systemtransformation aus Kapitel 4.3 zuriickzufiihren. In der Realitat wirde
eine Verschiebung der SanierungsmalRnahmen in eine friihere oder nachfolgende Periode
stattfinden. Uber alle Geb&udetypen liegt die durchschnittliche jahrliche Sanierungsrate bei
1,3% in Szenario 80. Diese steigt in Szenario 95 auf 1,5% pro Jahr an.

Darliber hinaus zeigt sich in beiden Szenarien das Verhalten, dass die energetische Sanie-
rungsrate nach einem Anstieg bis zum Jahr 2030 bis zum Jahr 2040 zunachst abnimmt und
anschlieBend bis 2050 wieder ansteigt. Dieser Effekt wird durch die relativen CO,-
Vermeidungskosten in den unterschiedlichen Perioden bestimmt. Der Zeitraum bis zum
Jahr 2030 zeichnet sich durch einen geringen Anteil erneuerbarer Energien an der Strom-
und Warmeerzeugung ab. Aus diesem Grund besitzen Energieeinsparmafl3nahmen in die-
sem Zeitraum ein hoheres CO2-Vermeidungspotenzial als in spateren Perioden. Umgekehrt
liegt insbesondere fiir strombasierte Heiztechnologien, wie Warmepumpen, ein héheres
COz-Vermeidungspotenzial bei einem hohen Anteil erneuerbarer Energien an der Stromer-
zeugung vor.

In der weiteren Auswertung zeigt sich, dass im Zeitraum bis zum Jahr 2030 ebenfalls ver-
starkt effiziente Haushaltsgeréate und Beleuchtungen in den Geb&uden zum Einsatz kom-
men. Hierbei machen Warmepumpen nur einen sehr geringen Anteil an der
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Warmeversorgung aus. Dieser steigt jedoch signifikant ab dem Stitzjahr 2040 an. Im Jahr
2050 werden sowohl auf der Versorgungs- als auch auf der Nachfrageseite MalRnahmen
ergriffen, um die gesetzten CO2-Reduktionsziele einzuhalten. Insbesondere in Szenario 95
steigt die durchschnittliche Sanierungsrate nochmals im Zeitraum zwischen 2040 und 2050
zum Teil Uber 2% an.
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Abbildung 5.33: Vergleich der Entwicklung der jahrlichen energetischen Sanierungsrate nach
Gebéaudetyp in Szenario 80 und Szenario 95

Um die entsprechenden Effizienzgewinne im Gebaudesektor aufzuzeigen, ist in
Abbildung 5.34 der spezifische Endenergieverbrauch der Wohngeb&aude dargestellt. Neben
einem generellen Rickgang des Warmebedarfs aufgrund der SanierungsmalRnahmen ist
die Elektrifizierung des Sektors deutlich zu erkennen. Infolgedessen sinkt der gesamte spe-
zifische Endenergieverbrauch im Durchschnitt in Szenario 80 um 53% auf ca. 81 kWh/(m?a)
und in Szenario 95 um 61% auf 66 kWh/(m?a).
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Abbildung 5.34: Vergleich der Entwicklung des spezifischen Endenergieverbrauchs (EEV) in
Wohngebauden nach Nutzung in Szenario 80 und Szenario 95

Bei den eingesetzten Haushaltsgeraten und Leuchtmitteln ist ebenfalls ein deutlicher Um-
stieg auf energieeffiziente Alternativen im Zeitraum bis 2030 ersichtlich. Wie
Abbildung 5.35 zeigt, stellt sich frihzeitig ein Gleichgewicht zwischen Referenztechnolo-
gien sowie den effizienten Alternativtechnologien ein, welches sich im Zeitraum zwischen
2030 und 2050 nur geringfugig verandert. Vor allem bei der Beleuchtung erweist sich der
Umstieg auf die LED-Technik als wirtschaftliche Option zur Energieeinsparung und somit
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zur CO»-Vermeidung. Die eingesetzten Technologien fuhren insgesamt zu einer Reduktion
der Stromnachfrage in diesem Bereich um bis zu 48% im Jahr 2050 gegentber 2020 in
beiden Szenarien.
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Abbildung 5.35: Vergleich der Entwicklung des Anteils effizienter Haushaltsgeréte und Be-
leuchtungen am jeweiligen Geratebestand sowie des resultierenden Strom-
bedarfs in Szenario 80 und Szenario 95

Ergéanzend zur Betrachtung der Wohngebaudeentwicklung wird in Abbildung 5.36 die Be-
standsentwicklung im Nichtwohngeb&udebereich dargestellt. Im Gegensatz zur Nettozu-
nahme der Wohnflache sinkt die Nutzflache der Nichtwohngeb&ude bis 2050 um 15%. Der
Anteil der energetisch sanierten Bestandsgebéaude liegt hier bei 36% im Jahr 2050 in Sze-
nario 80 und bei 50% in Szenario 95. Aufgrund der hohen angenommenen Effizienzstan-
dards beim Neubau von Nichtwohngeb&uden und den vergleichsweise geringen Kosten
werden hierbei die als Standard definierten MalZnahmen (vergleiche Kapitel 3.3.4) umge-
setzt.
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Abbildung 5.36: Vergleich der Entwicklung des Nichtwohngebdudebestands anhand der
Nutzflache nach energetischem Sanierungsstand in Szenario 80 und Szena-
rio 95
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b. Warmebereitstellung

In Bezug auf die Warmebereitstellung fir den Gebaudesektor wird zunachst auf deren
Struktur und anschlieRend auf die zugrundeliegenden Technologien und Energietréger ein-
gegangen. Hierzu wird in Abbildung 5.37 die Entwicklung der Anteile der Fern- und Nah-
warme (vergleiche Kapitel 4.4) sowie der dezentralen Warmeversorgung aufgezeigt. Trotz
des technologischen Wandels im Geb&udesektor sind strukturelle Verdnderungen hinsicht-
lich des Anteils der dezentralen Warmeversorgung vergleichsweise gering. Dieser steigt in
Szenario 80 von 70% auf 75% an bzw. sinkt in Szenario 95 auf 66% ab. Die gréR3ten Ver-
anderungen liegen im Bereich der Fernwarmeversorgung vor. Deren Anteil an der Gebau-
dewarmeversorgung sinkt in beiden Szenarien bis 2050 auf 1-2%. Dieser Effekt beruht auf
den geringeren Skaleneffekten beim Ausbau strom- oder biomassebasierter Heiztechnolo-
gien. Folglich reichen die Kosteneinsparungen beim Bau eines grof3en, zentralen Heiz-
werks nicht aus, um die Kosten fiir den Ausbau eines Fernwéarmenetzes zu kompensieren.
Jedoch profitieren Nahwéarmeltsungen von diesem Effekt. Ihr Anteil steigt bis 2050 auf 23%
in Szenario 80 bzw. auf 33% in Szenario 95 an. Bis zu dieser GréRenordnung reichen die
Kosteneinsparungen beim Ausbau groRer skalierter Warmepumpen und Biomasseheizan-
lagen zur Kompensation der zusétzlichen Warmenetzkosten aus. Da sich der Gesamtanteil
der Nah- und Fernwarme in Summe nur geringfugig bis zum Jahr 2050 verandert, kann die
Teilung aktueller Fernwérmestrukturen in kleinere Einheiten eine potenzielle Option zur zu-
kunftigen Warmeversorgung darstellen.
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Abbildung 5.37: Vergleich der Entwicklung des Anteils der Fern- und Nahwérme sowie der
dezentralen Erzeugung an der Raumwéarme- und Warmwasserversorgung in
Szenario 80 und Szenario 95

Bei der in Abbildung 5.38 geschilderten Entwicklung der Raumwarme- und Warmwasser-
bereitstellung nach Energietrager ist die deutliche Elektrifizierung des Sektors zu erkennen.
Der Anteil von Warmepumpen an der Gebdudewarmeversorgung erhoht sich in
Szenario 80 auf bis zu 68% und in Szenario 95 auf bis zu 83%. Diese ersetzen bis zum
Jahr 2040 vor allem die vornehmlich auf Braun- und Steinkohle basierte Fernwarmeerzeu-
gung. Wahrend in Szenario 80 in 2050 noch ein Anteil von 17% der Warmeversorgung Uber
fossiles Erdgas abgedeckt wird, erfolgt in Szenario 95 eine fast vollstandige Verdrangung
fossiler Energietréager. Diese werden durch den weiteren Ausbau von Warmepumpen und
den Einsatz von wasserstoffbasierten Technologien (z.B. SOFC) ersetzt.
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Abbildung 5.38: Vergleich der Entwicklung der Raumwé&rme- und Warmwasserversorgung
nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

5.1.4 Industrie- und Gewerbesektor

Mit dem deutlichen Anstieg des BIP bis zum Jahr 2050 geht auch die Annahme eines
Wachstums der Bruttowertschépfung (BWS) um +47% gegeniiber 2015 einher (vergleiche
Kapitel 3.4.1). Bedingt durch die exogen bestimmten Energieeffizienzmalinahmen im In-
dustriesektor bleibt der Prozesswarmebedarf jedoch auf einem konstanten Niveau, trotz
steigender Bruttowertschdpfung (siehe Abbildung 5.39). Beim Nettostrombedarf ist hinge-
gen ein Anstieg durch die zunehmende Elektrifizierung der Prozesswéarmebereitstellung zu
verzeichnen. In Szenario 95 sind ab 2040 zuséatzliche ElektrifizierungsmaflRnahmen gegen-
Uber Szenario 80 zu erkennen. Insgesamt erhoht sich der Nettostromverbrauch um ca.
+28% in Szenario 80 und um ca. +42% in Szenario 95.
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Abbildung 5.39: Vergleich der relativen Entwicklung der Bruttowertschdpfung, des Prozess-
warme- und Strombedarfs des Industriesektors gegeniber 2015 in Szenario
80 und Szenario 95

Bei der Analyse der Ergebnisse des Industriesektors wird nachfolgend zunachst auf die
Entwicklungen der im Detail abgebildeten, energieintensiven Industrieprozessen eingegan-
gen. Im Anschluss werden der allgemeine Prozesswarmebedarf sowie dessen Bereitstel-
lung in den anderen Industriebereichen beschrieben.
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a. Industrieprozessentwicklung

Der Stahlherstellungsprozess stellt einen der energie- und CO»-intensivsten Industrieberei-
che in Deutschland dar. Neben dem Recycling von Stahl tiber Elektrolichtbogendfen kommt
zur Rohstahlerzeugung derzeit nur der Hochofenprozess in entsprechenden Hittenwerken
zum Einsatz. Zur Einhaltung der CO>-Reduktionsziele zeigt sich jedoch in Abbildung 5.40
in beiden Szenarien, dass das Direktreduktionsverfahren tiber Wasserstoff zukiinftig eine
wichtige Alternative ist. Das Verfahren ersetzt in beiden Szenarien sukzessive den Hoch-
ofenprozess bis zu einem Marktanteil im Jahr 2050 von 66% (Szenario 80) bzw.
100% (Szenario 95) an der Rohstahlerzeugung.

Szenario 80 Szenario 95
- 50 50
é 40 +— — 40 + —1 " = Elektrolichtbogenofen
-§§ 30 - — | 30 - —— | mDirektreduktion
s 20 - 20 - = Huttenwerk (CC)
§ 10 - 10 - m Konv. Hittenwerk
0 - 0 -
202020302040 2050 2020 2030 2040 2050
Jahr Jahr

Abbildung 5.40: Vergleich der Entwicklung der Stahlproduktion nach Verfahren in Szenario
80 und Szenario 95

Aus der Prozessumstellung bei der Stahlerzeugung sowie dem Riickgang der Jahrespro-
duktionsmenge (vergleiche Kapitel 3.4.1) zeigt sich ebenfalls eine Veranderung der nétigen
Energietrager zur Stahlproduktion (siehe Abbildung 5.41). Der Anteil von Kohle bzw. Koks
als Energietrager wird zunehmend von Wasserstoff und Methan abgeldst.
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Abbildung 5.41: Vergleich der Entwicklung des Endenergiebedarfs der Stahlproduktion nach
Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

Fir den Zementherstellungsprozess zeigen sich ebenfalls Verschiebungen beim Einsatz
der Energietrager zur Prozesswarmebereitstellung. Diese entsprechen weitestgehend den
allgemeinen Veranderungen des Brennstoffmix zur Prozesswarmeerzeugung, welche im
Folgenden vorgestellt werden. Die modellierte Option der CO2-Abscheidung bzw. deren In-
tegration in einen CCU-Prozess stellt in beiden Szenarien, unter den gegebenen Rahmen-
bedingungen, keine Option dar.
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b. Prozesswarmebereitstellung

Die gesamte Prozesswarmebereitstellung aller Industriebereiche wird in Abbildung 5.42 an-
hand des Brennstoffeinsatzes verdeutlicht. Es zeigt sich, dass insbesondere Biomasse als
Energietrager fur den Industriesektor an Bedeutung gewinnt. In Szenario 80 bzw.
Szenario 95 steigt ihr Anteil bis zum Jahr 2050 auf 33% bzw. 37% an. Durch die zuneh-
mende Umstellung auf strombasierte Verfahren steigt deren Anteil auf bis zu 15% bzw.
26% an. Dies wird ebenfalls durch den Einsatz von Wasserstoff als Energietrager erganzt.
Dieser macht in 2050 einen Anteil von 6% bzw. 22% aus. Zusammen verdrangen diese drei
vornehmlich regenerativ gewonnenen Energietrager fossile Energietréager aus dem System.
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Abbildung 5.42: Vergleich der Entwicklung des Endenergiebedarfs der sonstigen Industrie-
bereiche nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

Wahrend in Szenario 80 in 2050 noch 5% des Energiebedarfs tiber Steinkohlen und 33%
Uber Erdgas gedeckt wird, stellen sie in Szenario 95 keine Option dar. Der verbleibende
Einsatz von 6% Methan als Energietréger wird Gber Biomethan abgedeckt. Mit Anteilen von
9% bzw. 7% werden im Industriesektor in beiden Szenarien jedoch noch anfallende nicht-
erneuerbare Abfélle energetisch verwertet. Diese Unterschiede sind auch in Abbildung 5.43
zu erkennen, die Veranderungen aus Szenario 95 gegenliber Szenario 80 aufzeigt. Hierbei
ist auRerdem der bereits im Rahmen des Primérenergiebedarfs (siehe Kapitel 5.1.1) be-
schriebene Effekt der zuséatzlichen Kohlenutzung in den Jahren 2030 und 2040 zu sehen.
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Abbildung 5.43: Verdnderung des Endenergiebedarfs der sonstigen Industriebereiche nach
Energietrager in Szenario 95 gegenuber Szenario 80
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Im Folgenden wird auf die auf die Prozesswarmebereitstellung der sonstigen Industriebe-
reiche eingegangen, ohne die gesondert betrachtete Stahl- und Zementherstellung. Fir
diese Industriebereiche wird die Prozesswarmebereitstellung nach Temperaturniveau be-
schrieben.

Bei der Hochtemperaturprozesswarme (> 500°C) gelten besondere Anforderungen an die
zugrundeliegenden Technologien bzw. Prozesse. Zur Erreichung des geforderten Tempe-
raturniveaus werden nur induktive Verfahren sowie solche, basierend auf der direkten Ver-
brennung, bertcksichtigt. Im Fall der Biomasse wird unterstellt, dass sich nur aufbereitete
Biodle und -kohlen zur Bereitstellung der entsprechenden Temperaturen eignen. Diese er-
reichen gemanl Abbildung 5.44 bei der HT-Prozesswarmeerzeugung einen Anteil von bis
zu 65% in Szenario 80 und 78% in Szenario 95. Somit stellt insbesondere Biokohle einen
potenziell wichtigen Energietrager im zukunftigen Industriesektor dar. Der Einsatz der Bio-
masse wird dabei in Szenario 80 durch fossiles Erdgas erganzt. Hingegen wird die Bio-
masse in Szenario 95 durch den Einsatz von Wasserstoff flankiert. Im Jahr 2030 zeigt sich
in Szenario 95 zudem die punktuelle Nutzung von Wasserstoff zur Einhaltung der vorgege-
benen Klimaziele. Im Jahr 2040 wird dieser aufgrund intersektoraler Verschiebungen wie-
der verdrangt, durch die Verwendung von noch vorhandenen erdgasbasierten
Feuerungskapazitaten. Unter realen Bedingungen ist mit keinem Riickgang des Wasser-
stoffeinsatzes im Jahr 2040 zu rechnen. Dieser Effekt ist auf die myopische Transformati-
onspfadanalyse zurlickzufiihren (vergleiche Kapitel 4.3.3).
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Abbildung 5.44: Vergleich der Entwicklung der Hochtemperaturprozesswarmebereitstellung
(> 500°C) nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

Die Bereitstellung der Mitteltemperaturprozesswarme zeichnet sich durch die effizienteste
Umsetzung der nicht-erneuerbaren Abfalle aus. In Abbildung 5.45 wird deutlich, dass diese
bis zum Jahr 2050 in beiden Szenarien an dieser Stelle eingesetzt werden. In beiden Sze-
narien ist erganzend eine zunehmende Elektrifizierung zu erkennen, bis zu einem Anteil
von ca. 27% bzw. 43%. In Szenario 80 wird dies durch einen Anteil von 30% Erdgas kom-
plementiert und in Szenario 95 durch etwa 16% an pelletierter Biomasse. Bei der Darstel-
lung der Zwischenjahre ist auRerdem im Jahr 2040 in Szenario 95 der gleiche Effekt wie
bei der HT-Prozesswéarme zu erkennen. Aufgrund der fixen CO2-Reduktionsziele kommt es
auch hier zu intersektoralen Verschiebungen und den punktuellen Einsatz von geringen
Mengen an Erdgas und -6l als Brennstoff.
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Szenario 80 Szenario 95

100 100 Strom
S 80 o 80 —{  mHolzpellets
(®)) .
.g é 60 | 60 | | wmAbfalle
o Methan
g.E 40 1 40 1 m Erdol
g 20 - | 201 u Steinkohle

| |
0 - 0 - Braunkohle
2020 2030 2040 2050 2020 2030 2040 2050
Jahr Jahr

Abbildung 5.45: Vergleich der Entwicklung der Mitteltemperaturprozesswéarmebereitstellung
(100-500°C) nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95

Zur Bereitstellung der Niedertemperaturprozesswarme (< 100°C) eignet sich ein breiteres
Spektrum an moglichen Verfahren. Zum einen werden Warmepumpen fiir diesen Tempe-
raturbereich eingesetzt. Zum anderen kann die Abwarme aus Hochtemperaturbrennstoff-
zellen genutzt werden. AuRerdem muss verwendete Biomasse weniger stark aufbereitet
sein. In Abbildung 5.46 ist die zeitliche Entwicklung der NT-Prozesswarmebereitstellung
dargestellt. Es ist zu erkennen, dass die Warmeerzeugung im Jahr 2020 fast ausschlief3lich
Uber Braunkohle erfolgt, welche bis zum Jahr 2030 fast vollsténdig aus dem System ver-
schwindet. Diese stammt Uberwiegend aus der Abwarmenutzung braunkohlebasierter
KWK-Kraftwerke. Bedingt durch die mangelhafte Datenlage liegen insbesondere zur Be-
reitstellung der NT-Prozesswarme im Jahr 2020 noch deutliche Uberkapazitaten der Anla-
gen vor. Dies ermdglicht die drastische Umstellung in dem kurzen Zeitraum. Ab 2030 kann
jedoch von einem eingeschwungenen System ausgegangen werden. Dieses zeigt eine Ent-
wicklung in Szenario 80 hin zu einem Anteil von 60% Biomasse, 27% Strom und 13% Erd-
gas im Jahr 2050. In Szenario 95 Uberwiegt der Anteil strombasierter Technologien mit
51%, gefolgt von 26% Biomasse, 16% nicht-erneuerbare Abfélle und 7% Wasserstoff. Die
Verschiebung der nicht-erneuerbaren Abfélle in diesen Bereich in Szenario 95 erfolgt auf-
grund der zwingend erforderlichen energetischen Verwertung und mangels besserer Alter-
nativen.
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Abbildung 5.46: Vergleich der Entwicklung der Niedertemperaturprozesswarmebereitstel-
lung (< 100°C) nach Energietrager in Szenario 80 und Szenario 95
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5.1.5 Verkehrssektor

Entgegen dem Vorgehen bei den anderen Nachfragesektoren wird im Verkehrssektor zu-
nachst die Kraftstoffbereitstellung erlautert. Diese dient als Grundlage zur spéateren Inter-
pretation der im Anschluss prasentierten Ergebnisse zur Entwicklung der
Fahrzeugbestande.

a. Kraftstoffbereitstellung

Im Rahmen der Kraftstoffbereitstellung wird zunéchst auf die drei wichtigsten derzeitigen
Flussigkraftstoffarten, Ottokraftstoff, Dieselkraftstoff und Flugturbinenkraftstoff, eingegan-
gen. Fur diese wird jeweils zuerst die Versorgungsstruktur inklusive der Substitution durch
alternative Kraftstoffe aufgezeigt und anschlieend die Kraftstoffverteilung auf die einzel-
nen Verkehrsbereiche. Ergénzend wird diese Verteilung ebenfalls fur den Einsatz von
Strom und Wasserstoff im Verkehrsbereich beschrieben. Deren Erzeugung wird bereits in
Kapitel 5.1.2 erklart.

Bei der Kraftstoffbereitstellung fir Ottomotoren wird zum einen zwischen unterschiedlichen
fossilen Kraftstoffen unterschieden. Diese umfassen konventionellen
Ottokraftstoff (Fos. Benzin), Autogas bzw. Liquefied Petroleum Gas (LPG) sowie Erdgas in
Form von Compressed Natural Gas (CNG) und Liquefied Natural Gas (LNG). Zum anderen
werden unterschiedliche synthetische und biogene Alternativen beriicksichtigt. Hierbei wird
zwischen Synthetic Natural Gas (SNG) und synthetischem Ottokraftstoff Giber die Fischer-
Tropsch-Synthese (FT-Benzin) sowie Kraftstoff auf Bioethanolbasis (E85) differenziert. Bei
der dargestellten Entwicklung in Abbildung 5.47 ist anzumerken, dass die bei der Modell-
validierung (siehe Kapitel 4.1.2) angesprochenen Effekte zu einer Verschiebung des Otto-
und Dieselkraftstoffeinsatzes im Jahr 2020, zugunsten des Ottokraftstoffs, filhren. Des Wei-
teren wird die Beimischung geringer Mengen biogener Kraftstoffe zum konventionellen
Benzin (E5/E10) unter der Kategorie des fossilen Benzins zusammengefasst und anhand
der spezifischen CO2-Emissionen im Modell beriicksichtigt. Es sind auch die spezifischen
Emissionsvorteile von Erdgas, die zu einer friihzeitigen Umstellung auf erdgasbasierte
Kraftstoffe in beiden Szenarien fuhren. In Szenario 80 erreichen diese einen Anteil an
der (alternativen) Ottokraftstoffversorgung von bis zu 92% im Jahr 2050, ergénzt durch
LPG. In Summe entspricht die bereitgestellte Energie in 2050 ca. 107 TWh. Diese wird in
Szenario 95 weiter reduziert und mit ca. 32 TWh/a auf E85 umgestellt.
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Abbildung 5.47: Vergleich der Entwicklung der (alternativen) Ottokraftstoffbereitstellung
nach Kraftstoffart in Szenario 80 und Szenario 95
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Der Einsatz der (alternativen) Ottokraftstoffe beschrankt sich aktuell bei den betrachteten
Transportmitteln ausschlieBlich auf den StralRenverkehr und inshesondere den Pkw-Ver-
kehr. Entsprechend den Angaben in Abbildung 5.48 bleibt der Pkw-Bereich in beiden Sze-
narien auch in Zukunft der groRte Verbraucher fir (alternative) Ottokraftstoffe. Die
alternativen Ottokraftstoffe sorgen jedoch auch fur einen geringfigigen Einsatz in Lkw,
Kleintransportern und Bussen. Im Jahr 2050 in Szenario 80 besitzen Lkw einen Anteil von
ca. 24%, Kleintransporter von ca. 18% und Busse von ca. 13% am entsprechenden Kraft-
stoffabsatz. In Szenario 95 werden fir diese Transportmittel nur noch marginale Mengen
eingesetzt.
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Abbildung 5.48: Vergleich der Entwicklung der (alternativen) Ottokraftstoffnachfrage nach
Transportmittel in Szenario 80 und Szenario 95

Im Fall von (alternativem) Dieselkraftstoff wird zwischen konventionellem fossilem Diesel-
kraftstoff (Fos. Diesel), Biodiesel und synthetischem Fischer-Tropsch-Diesel (FT-Diesel)
differenziert. Wie Abbildung 5.49 zeigt, bleibt die Zusammensetzung der Dieselkraftstoffbe-
reitstellung in Szenario 80 nahezu konstant. Die Absatzmenge sinkt jedoch bis zum Jahr
2050 auf nur etwa 41 TWh ab. Im Gegensatz zum Ottokraftstoff ist hierbei jedoch in Sze-
nario 95 kein weiterer Ruckgang der Dieselkraftstoffnachfrage festzustellen. Stattdessen
erfolgt die Dieselkraftstoffbereitstellung ausschlie3lich tiber importierten, erneuerbaren FT-
Diesel.
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Abbildung 5.49: Vergleich der Entwicklung der (alternativen) Dieselkraftstoffbereitstellung
nach Kraftstoffart in Szenario 80 und Szenario 95
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Die groften Abnehmer fir (alternativen) Dieselkraftstoff sind der Lkw- und Pkw-
Verkehr (siehe Abbildung 5.50). Beide Verkehrsbereiche bleiben demnach auch in Zukunft
in beiden Szenarien die grofiten Verbraucher. Im Jahr 2050 machen die Lkw einen Anteil
von 58% in Szenario 80 bzw. 38% in Szenario 95 aus.
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Abbildung 5.50: Vergleich der Entwicklung der (alternativen) Dieselkraftstoffnachfrage nach
Transportmittel in Szenario 80 und Szenario 95

Fur die Abnahme von Flugturbinenkraftstoff kommt lediglich der Flugverkehr als Abnehmer
in Frage. Dessen Versorgung beruht in Szenario 80 bis zum Jahr 2050 weiterhin auf kon-
ventionellem, fossilem Kerosin. In Szenario 95 erfolgt bis zum Jahr 2050 jedoch eine voll-
stéandige Umstellung auf importiertes, erneuerbares Fischer-Tropsch-Kerosin.

Die Zusammensetzung der Verfahren bzw. Energietrager bei der Wasserstoff- und Strom-
erzeugung sind Kapitel 5.1.2 zu entnehmen. Nachfolgend werden nur die Verbraucher die-
ser beiden Energietrager im Verkehrsbereich beschrieben.

In Abbildung 5.51 ist die jahrliche Wasserstoffnachfrage nach Verkehrsmittel aufgefihrt.
Die hochste Nachfrage liegt auch hier im Lkw- und Pkw-Bereich vor. In Szenario 80 steigt
diese bis zum Jahr 2050 auf 112 TWh/a an. Sie verteilt sich zu ca. 43% auf Lkw, zu ca.
36% auf Pkw, zu ca. 11% auf Kleintransporter, zu ca. 6% auf Zige und zu ca. 4% auf
Busse.
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Abbildung 5.51: Vergleich der Entwicklung der Wasserstoffnachfrage im Verkehrssektor
nach Transportmittel in Szenario 80 und Szenario 95
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Insgesamt steigt die verkehrsbedingte Wasserstoffnachfrage in Szenario 95 auf etwa
145 TWh in 2050 an. Dabei findet anteilig eine Verschiebung in den Schwerlastverkehr
statt. Der Anteil des Lkw-Verkehrs steigt auf ca. 47% an, der Anteil des Pkw-Verkehrs sinkt
auf ca. 30% und des Kleintransporter-Verkehrs auf ca. 10% ab. Im Gegenzug steigt der
Anteil Zugverkehrs auf ca. 7% und des Busverkehrs auf ca. 5% an.

Bei der Stromnachfrage des Verkehrssektors ist in Abbildung 5.52 ein Anstieg auf insge-
samt etwa 40 TWh/a in Szenario 80 und etwa 49 TWh/a in Szenario 95 zu erkennen. Der
Pkw-Verkehr halt hieran in 2050 einen Anteil von 65-66%. Als weiterer relevanter Verbrau-
cher ist der Zugverkehr mit einem Anteil von ca. 20% in Szenario 80 und von
ca. 17% in Szenario 95 zu nennen. Die Kleintransporter kommen auf einen Anteil von 14%
in Szenario 80 bzw. 18% in Szenario 95.
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Abbildung 5.52: Vergleich der Entwicklung der Stromstoffnachfrage im Verkehrssektor nach
Transportmittel in Szenario 80 und Szenario 95

b. Fahrzeugbestandsentwicklung

Ankniipfend an die beschriebene Entwicklung der Kraftstoffzusammensetzung und -vertei-
lung folgt die Untersuchung der Fahrzeugbestandsentwicklungen anhand der eingesetzten
Antriebstechnologie. Generell wird hierbei zwischen batterieelektrisch betriebenen Fahr-
zeugen (BEV), brennstoffzellenelektrischen Fahrzeugen (FCEV) und Fahrzeugen mit Ver-
brennungsmotor differenziert. Ergédnzend zu den BEV werden in manchen Bereichen
Fahrzeuge mit Oberleistungsanbindung (OHW) beriicksichtigt. Bei den Verbrennungsmo-
toren wird zudem zwischen Dieselmotoren bzw. Compression Ignition Engines (CIE) und
Ottomotoren bzw. Spark Ignition Engines (SIE) unterschieden. Entsprechend den Annah-
men zur zukunftigen Entwicklung dieser Antriebstechnologien wird von einer zunehmenden
Hybridisierung ausgegangen. Infolgedessen werden die Fahrzeuge weiter in Hybridan-
triebe ohne externe Ladung (H-) und Plug-In-Hybride (PIH-) mit externer Ladungsmdglich-
keit unterteilt. Eine detaillierte Beschreibung der Antriebsstrénge findet sich in Kapitel 3.5.3.

Personenverkehr

Im Pkw-Bereich ist in Abbildung 5.53 eine Entwicklung hin zu einem breiten Spektrum an
Antriebstechnologien festzustellen. Die Flottenanteile der Pkw mit Otto- und Dieselmotor
gehen deutlich in beiden Szenarien zuriick und werden durch elektrische Antriebsalternati-
ven ersetzt. Die Transportleistungsnachfrage sinkt bis zum Jahr 2050 in beiden Szenarien
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um etwa 9% auf 967 Mrd. pkm/a. In Szenario 80 stellt sich in 2050 eine Pkw-Flottenzusam-
mensetzung aus 31% FCEV, 27% (H-)SIEV, 23% BEV, 4% (H-)CIEV sowie in Summe 15%
Plug-In-Hybriden ein. Hierbei stellt sich die Flottenzusammensetzung im Pkw-Bereich als
besonders sensitiv gegenlber den angenommenen Fahrzeugkosten heraus. In Anhang G,
Abbildung G.2, finden sich die Ergebnisse einer durchgefiihrten Sensitivitatsanalyse.
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Abbildung 5.53: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Pkw-Be-
reich nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

In Szenario 95 liegt eine &hnliche Verteilung der Antriebstechnologien wie in Szenario 80
vor. Jedoch zeigt die Detailanalyse der Anderungen in Szenario 95 gegeniiber
Szenario 80 in Abbildung 5.54 eine weitere Elektrifizierung im Pkw-Verkehr. Durch eine
Absenkung des Einsatzes von (hybriden) Ottomotoren auf einen Anteil von 14% kann der
Anteil der FCEV auf 33%, der BEV auf 27% und der Plug-In-Hybride auf 19% angehoben
werden. AuBerdem zeigt sich ein Anstieg des Einsatzes (hybrider) Dieselmotoren auf 7%.
Dieser Effekt wird durch die vollstandige Umstellung auf synthetischen Dieselkraftstoff in
Szenario 95 begunstigt.
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Abbildung 5.54: Anderung der Transportleistungsbereitstellung im Pkw-Bereich nach An-
triebsart in Szenario 95 gegeniber Szenario 80

Der offentliche Personenverkehr im Bereich der Busse tragt anteilig deutlich weniger zur
Personentransportleistung bei als der Pkw-Bereich. Jedoch wird fur diesen ein Anstieg der
nachgefragten Transportleistung bis 2050 um 40% auf 100 Mrd. pkm/a angenommen (ver-
gleiche Kapitel 3.5.1). Zum Einsatz kommen in beiden Szenarien drei Antriebsoptionen. Die
Anteile an der Transportleistung betragen in Szenario 80 63% an SIE-Bussen, 28% an
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FCE-Bussen und 9% an CIE-Bussen (siehe Abbildung 5.55). In Szenario 95 steigt der Anteil
der FCE-Busse deutlich auf ca. 57% an, gefolgt von ca. 26% CIE-Bussen und ca. 16% SIE-
Bussen. Unter den angenommenen Parametern spielen batterieelektrische und oberlei-
tungsgebundene Antriebe in diesem Einsatzbereich keine Rolle.
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Abbildung 5.55: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Omni-
bus-Bereich nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

Beim letzten relevanten Transportmittel im Personenverkehr handelt es sich um Personen-
ziige. Fur diese wird entsprechend Abbildung 5.56 ebenfalls ein Anstieg der erbrachten
Transportleistung auf bis zu 138 Mrd. pkm/a (+22%) unterstellt. Unter den gegebenen Rah-
menbedingungen wird in beiden Szenarien eine Zunahme des Anteils oberleitungsgebun-
dener Personenziige an der Transportleistung auf bis zu 79% erreicht. Diese werden durch
21% an Brennstoffzellenpersonenziige ergénzt, welche die im Einsatz befindlichen Diesel-
personenzige bis zum Jahr 2050 vollstandig ersetzen.
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Abbildung 5.56: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Perso-
nenzug-Bereich nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

Giterverkehr

Wie auch im offentlichen Personenverkehr wird im Guterverkehr ein Anstieg der Transport-
leistung angenommen. Im Bereich der Lkw bzw. Heavy-Duty Vehicles (HDV) mit zul&ssi-
gem Gesamtgewicht ab 7,5 t steigt die zugrundeliegende Transportleistungsnachfrage um
ca. 23% auf 613 Mrd. tkm/a an (vergleiche Kapitel 3.5.1). Hierbei erweisen sich insbeson-
dere Brennstoffzellenantriebe als wichtigste Antriebstechnologie (siehe Abbildung 5.57).
Die FCE-HDV besitzen im Jahr 2050 einen Anteil von 56% (Szenario 80) bzw. 81% (Sze-
nario 95). Erganzend kommen in Szenario 80 ca. 21% an SIE-HDV und ca. 24% an CIE-
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HDV zum Einsatz. In Szenario 95 sinkt der Anteil der CIE-HDV auf etwa 19% ab und SIE-
HDV verschwinden nahezu vollstandig aus dem Lkw-Verkehr. Batterieelektrische und ober-
leitungsgebundene Antriebsoptionen sind auch in diesem Transportbereich in beiden Sze-
narien unter den angenommenen Rahmenbedingungen keine relevante Option.
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Abbildung 5.57: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Lkw-Be-
reich (2 7,5 t) nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

Im Bereich der Kleintransporter bzw. Light-Duty Vehicles (LDV) mit zulassigem Gesamtge-
wicht bis 7,5 t liegt dieser Anstieg der Transportleistung bei ca. 24% auf etwa
14 Mrd. tkm/a. Bei der Entwicklung der genutzten Antriebstechnologien (siehe
Abbildung 5.58) zeichnet sich diese Transportmittelklasse ebenfalls durch eine starke Elekt-
rifizierung aus. In Szenario 80 liegt der Anteil der FCE-LDV in 2050 bei ca. 37%. Der Anteil
der BE-LDV und der SIE-LDV liegen jeweils bei etwa 31%. Die Flottenanteile der elektri-
schen Antriebe erhoht sich in Szenario 95 nochmals auf bis zu 49% BE-LDV und 46% FCE-
LDV. Ergéanzt werden diese in Szenario 95 allerdings durch CIE-LDV anstelle von SIE-LDV.
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Abbildung 5.58: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Klein-
transporter-Bereich (< 7,5 t) nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

Nach der Analyse des GuterstraBenverkehrs liegt im Folgenden der Fokus auf den Ent-
wicklungen im Guterschienenverkehr. Dieser Bereich zeichnet sich ebenfalls durch eine
deutliche Zunahme der Transportleistung um ca. 65% auf 220 Mrd. tkm/a bis 2050 aus. Wie
auch im Schienenpersonenverkehr ist in Abbildung 5.59 eine Umstellung von Diesel- auf
Brennstoffzellenziigen zu erkennen. Im Jahr 2050 steigt ihr Anteil in Szenario 80 auf ca.
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44% und in Szenario 95 auf ca. 50%. Wéahrend in Szenario 80 mit ca. 7% Flottenanteil noch
Dieselglterziige eingesetzt werden, werden diese in Szenario 95 vollstéandig durch Brenn-
stoffzellenzilige substituiert.
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Abbildung 5.59: Vergleich der Entwicklung der Transportleistungsbereitstellung im Guter-
zug-Bereich nach Antriebsart in Szenario 80 und Szenario 95

In den Bereichen des Flugverkehrs sowie der Binnengiiterschifffahrt werden keine alterna-
tiven Antriebstechnologien untersucht. Die Versorgung dieser Transportmittel erfolgt ent-
sprechend Uber den beschriebenen Kraftstoffmix der (alternativen) Flugturbinenkraftstoffe
und des (alternativen) Dieselkraftstoffs.

Durch die Zusammenfassung aller alternativen Kraftstoffarten fur die jeweiligen grundle-
genden Antriebstechnologien wird eine modellseitige Vereinfachung getroffen (vergleiche
Kapitel 3.5.4). Hierdurch entsteht allerdings eine gewisse Unschérfe bei der Zuordnung der
individuellen Kraftstoffe auf die jeweiligen Transportmittel. Dies fuhrt zu der Situation, dass
zum Beispiel nicht differenziert werden kann, ob erdgasbasierte Kraftstoffe besser im Pkw-
oder Lkw-Bereich eingesetzt werden. Aufgrund der notwendigen Komplexitatserhéhung
des Modells zur Abbildung dieser Effekte und dem geringen Mehrwert dieser Information,
bedingt durch die geringe zukinftige Bedeutung von Flissigkraftstoffen, wird die fehlende
Trennscharfe jedoch in Kauf genommen.

5.1.6 Einordnung in die Literatur

Zur Einordnung der erlauterten Ergebnisse werden nachfolgend relevante Kernaspekte mit
den Resultaten aus den vorgestellten Studien aus Kapitel 2.2 verglichen. Als Vergleichsba-
sis dient dabei das Szenario 80. Ergéanzende Vergleiche zu Szenario 95 finden sich in An-
hang F, Abbildung F.2.

Der Ausbau der erneuerbaren Energien stellt den entscheidenden Prozess zur Umsetzung
klimapolitischer Ziele dar. Bei der Betrachtung der installierten Leistung und der Nettostrom-
erzeugung dieser Technologien zeigt sich in Abbildung 5.60 deren zunehmende Bedeutung
in aktuellen Studien. In diesen Trend lassen sich auch die Ergebnisse dieser Arbeit einord-
nen.
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Abbildung 5.60: Vergleich der bereitgestellten elektrischen Energie und der installierten Leis-
tungen im Jahr 2050 in Szenario 80 mit ausgewahlten 80%-Szenarien (siehe
Kapitel 2.2)
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In allen Studien zeigt sich die besondere Stellung der PV- und Windkraftanlagen bei der
zukilinftigen Stromversorgung. Zur weiteren Analyse sind in Tabelle 5.1 die angenommenen
installierten Leistungen im Jahr 2050 dargestellt. Fir die Einordnung der Ergebnisse aus
Szenario 80 wird der Minimal-, Maximal- und Mittelwert der installierten Leistungen aus den
anderen Studien angegeben. Zusatzlich wird der Mittelwert aus den Studien mit Veroffent-
lichung (VO) ab 2017 aufgefiihrt, um Trends aufzuzeigen. Ein solcher wird insbesondere
bei der installierten Leistung der Onshore-WKA deutlich. Wahrend der Mittelwert Uber alle
Studien bei 99 GW liegt, steigt dieser in den aktuellsten Vergleichsstudien auf 124 GW an.
Diese zunehmende Bedeutung der Onshore-WKA spiegelt sich auch in den Ergebnissen
dieser Arbeit wider. Die angenommene installierte Leistung in Szenario 80 liegt mit 153 GW
ca. +23% Uber dem Mittelwert aus den aktuellsten Studien (mit VO ab 2017) sowie ca.
+55% Uber dem Mittelwert aus allen Studien. Im Fall der Photovoltaik liegt die ermittelte
installierte Leistung mit ca. +11% uber dem Mittelwert aktueller Studien und im Fall der
Offshore-WKA mit ca. -8% unterhalb des Mittelwertes. Insgesamt liegen der ermittelte Leis-
tungsbedarf sowie die Nettostromerzeugung aus erneuerbaren Energien vergleichsweise
hoch. Bei der Nettostromerzeugung weist Studie A, Leistudie (dena), den hdchsten Wert
auf. In Bezug auf die bendétigte installierte Leistung liegt nur Studie A und Studie E, Ener-
giesystem 2050 (Fraunhofer ISE), héher. Im Vergleich zu Studie E zeigt sich, dass diese
folglich von geringeren Volllaststunden der Anlagen ausgeht.
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Tabelle 5.1:  Vergleich der installierten Leistung von PV- und Windkraftanalgen im Jahr
2050 in Szenario 80 mit statistischen KenngréfRen ausgewahlter 80%-Szena-

rien
Technologie Installierte Leistung 2050
Szenario  Minimal- Maximal- Mittel- I\/.Ilittelwert
80 wert (alle) wert (alle) wert (alle) (VO ab 2017)
Photovoltaik 109 34 200 96 98
Wind (Onshore) 153 39 171 99 124
Wind (Offshore) 22 15 47 28 24

Eine weitere wichtige KenngroRe zur Beschreibung des Energiesystems ist der Endener-
gieverbrauch. In Abbildung 5.61 wird dieser fiir das Jahr 2050 in Szenario 80 sowie fir die
vier aktuellsten Studien mit Veréffentlichung ab 2017 dargestellt. Erganzend ist der statis-
tisch erfasste Endenergieverbrauch aus dem Jahr 2016 im Diagramm aufgetragen. Es ist
zu erkennen, dass in allen Ergebnissen mit einem Riickgang des Endenergieverbrauchs
um 19-29% gerechnet wird. Die Ergebnisse aus Szenario 80 lassen sich mit einer Reduk-
tion um ca. 21% in diese einordnen. Im Gebaudesektor liegt der ermittelte Endenergiever-
brauch mit 564 TWh/a nur leicht oberhalb des Mittelwertes aus den anderen Studien in
Hohe von 561 TWh/a. Gleiches gilt fir den Verkehrssektor mit 408 TWh/a in Szenario 80
gegeniber 403 TWh/a als Mittelwert der anderen Studien. Die Bandbreite der Annahmen
bzw. Ergebnisse der anderen Studien liegt hierbei zwischen 400 und 407 TWh/a. Im Ge-
gensatz zum Verkehrssektor liegt im Industriesektor die grof3te Bandbreite an Annahmen
bzw. Ergebnissen vor. Diese liegt zwischen 559 und 814 TWh/a (Mittelwert: 669 TWh/a).
Mit 717 TWh/a liegt das Ergebnis in Szenario 80 mit ca. +7% oberhalb des Mittelwertes der
anderen Studien. Eine solche Abweichung kann zum einen auf die zugrundeliegenden An-
nahmen zur industriellen Entwicklung in Deutschland zuriickgefiihrt werden. In dieser Arbeit
wird die Abhangigkeit der Energienachfrage im Industriesektor mit der Bruttowertschdpfung
des Sektors unterstellt. Entsprechend stark wiirde eine Veranderung der angenommenen
Entwicklung der Bruttowertschépfung die Ergebnisse beeinflussen. Zum anderen spielt das
angenommene Energieeinsparpotenzial des Sektors eine bedeutende Rolle.

| Szenario 80 #

Leitstudie (2018), dena
Sektorenkopplung (2018), ewi
Klimapfade (2018), BDI
Langfristszenarien (2017), BMWi
Status Quo 2016

0 500 1000 1500 2000 2500
Endenergieverbrauch in TWh

Studie/Szenario

m Gebaude mIndustrie ®Verkehr

Abbildung 5.61: Vergleich des Endenergieverbrauchs im Jahr 2050 in Szenario 80 mit ausge-
wahlten 80%-Szenarien (siehe Kapitel 2.2)
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Insgesamt zeigt der Vergleich des sektoralen Endenergieverbrauchs mit anderen Studien
qualitativ ein sehr ahnliches Bild. Dieses Bild andert sich jedoch bei einer Gegeniiberstel-
lung der sektoralen Treibhausgasemissionen (siehe Abbildung 5.62). Es zeigt sich, dass
die ermittelten Treibhausgasemissionen im Energiesektor im Jahr 2050 in Szenario 80 mit
68 Mtcozag/a deutlich Uber den Werten der anderen Studien (4-45 Mtco2.54/@) liegen. Sie
sind fir 27% der verbleibenden Emissionen im Jahr 2050 verantwortlich. In den anderen
Studien machen diese lediglich 2-18% der Emissionen aus. Der vergleichsweise hohe CO,-
Ausstol3 in Szenario 80 ist auf die Nutzung von Gaskraftwerkskapazitéten zuriickzufuhren.
Der Einsatz fossiler Kraftwerkskapazitdten muss folglich in den anderen Studien niedriger
liegen. Dies hat wiederum Auswirkungen auf die Emissionen in den anderen Sektoren. Im
Gebéaudebereich liegen diese in Szenario 80 bei 7% der Gesamtemissionen gegenulber 6-
14% in den anderen Studien. Wie auch bei den Annahmen zum Endenergieverbrauch liegt
die breiteste Streuung der Ergebnisse im Industriesektor vor. Der Wert in Szenario 80 liegt
bei 35% der Treibhausgasemissionen im Jahr 2050 gegeniiber 25-50% in den anderen
Studien. Dabei sind die Abweichungen allerdings nicht proportional zu Abweichungen beim
Endenergieverbrauch. Im Fall des Verkehrssektors liegen die Ergebnisse wiederum in ei-
nem kleineren Spektrum vor. In Szenario 80 liegen die Emissionen des Verkehrssektors
bei 14% gegeniiber 9-18% in den anderen Studien. Ein weiterer ausschlaggebender Faktor
bei der Verteilung der verbleibenden Treibhausgasemissionen im Jahr 2050 ist die An-
nahme zur Entwicklung des AusstoRes an sonstigen Treibhausgasen (neben COy). Ent-
sprechend der Beschreibung in Kapitel 3.1 werden diese in H6he von 42,5 Mtcos.sq/a fur
das Jahr 2050 in Szenario 80 angenommen. In den anderen Studien liegen die Annahmen
bei 50-67 Mtcos-ag/a. Hierbei ist jedoch anzumerken, dass die Kategorisierung in sonstige
Emissionen neben den sonstigen Treibhausgasen auch die nicht erfassten CO»-
Emissionen aus den anderen Sektoren umfasst. Dies hat wiederum Auswirkungen auf die
tatsachlichen Emissionen in den einzelnen Sektoren, die folglich bei der Bewertung der
Ergebnisse berlcksichtigt werden missen.

2 [ Szenario 80 L |
g Leitstudie (2018), dena
ﬁ Sektorenkopplung (2018), ewi :
3> Klimapfade (2018), BDI
TS Langfristszenarien (2017), BMWi |
) Status Quo 2016 ; ; ;
0% 25% 50% 75% 100%
Sektorale THG-Emissionen
Energie u Gebaude ® Industrie m Verkehr Sonstige

Abbildung 5.62: Vergleich der energie- und prozessbedingten COg-/Treibhausgas-
Emissionen im Jahr 2050 in Szenario 80 mit ausgewahlten 80%-Szenarien
(siehe Kapitel 2.2)

Die unterschiedlichen methodischen Anséatze erschweren zudem einen Vergleich der Sys-
temkosten. In Abbildung 5.63 sind die kumulierten Transformationskosten des Energiesys-
tems aus Szenario 80 und Szenario 95 den Angaben aus den vier aktuellsten Studien
gegenlibergestellt. Unter den angegebenen Transformationskosten werden in allen Studien
mit Ausnahme der Studie Klimapfade, die Mehrkosten gegentber Vergleichskosten unter-
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schiedlich definierter Referenzsysteme verstanden. Die Angaben aus der Studie Klima-
pfade beschreiben Mehrinvestitionen, die Riickwirkungen auf volkswirtschaftliche Entwick-
lungen haben, welche mit Hilfe eines makrotkonomischen Modells ermittelt werden. Als
Vergleichskosten in Szenario 80 bzw. Szenario 95 dienen die Kosten des heutigen Ener-
giesystems ohne die Berticksichtigung von Nachfrageentwicklungen bis zum Jahr 2050. In
den anderen Studien beziehen sich die Mehrkosten bzw. -investitionen jeweils auf ein Re-
ferenzszenario bis zum Jahr 2050. Diese basieren jedoch in allen Studien auf unterschied-
lichen Annahmen und beschreiben eine Fortschreibung aktueller MafRnahmen und
Entwicklungen. In der Studie Klimapfade werden erganzend die Mehrkosten des zugrunde-
liegenden Referenzszenarios mit 530 Mrd. € angegeben. Diese sind allerdings in
Abbildung 5.63 nicht miteinbezogen. AuRerdem beziehen sich die angegebenen Werte aus
Szenario 80 bzw. Szenario 95 und dem Basisszenario der Langfristszenarien auf den Zeit-
raum von 2020 bis 2050. Der Bezugszeitraum der anderen Studien liegt zwischen den Jah-
ren 2015 und 2050. Die BezugszeitrAume und die Vergleichsbasis der Kosten sind folglich
bei der Einordnung der Transformationskosten zu beachten.

% | Szenario 80/95 S|
S Leitstudie TM80/95 (2018), dena TR
@ Sektorenkopplung TO (2018), ewi IR
% Klimapfade** (2018), BDI
53) Langfristszenarien* (2017), BMWi IR
0 500 1000 1500 2000
Transformationskosten in Mrd. €
B 80% THG-Reduktion B95% THG-Reduktion

Abbildung 5.63: Vergleich kumulierter Transformationskosten bis zum Jahr 2050 in Szenario
80 und 95 mit ausgewahlten 80%- und 95%-Szenarien (siehe Kapitel 2.2); *in-
terpoliert aus jahrlichen Kostenangaben; *Mehrinvestitionen

Die kumulierten Transformationskosten fiir eine Reduktion der Treibhausgasemissionen
um 80% entsprechen in Szenario 80 mit 655 Mrd. € in etwa dem Mittelwert der anderen vier
Szenarien in Hohe von 670 Mrd. €. Dabei reicht die Kostenspanne von 228 Mrd. € im Sze-
nario TO der Studie Sektorenkopplung bis 1.175 Mrd. € im Szenario TM80 der Leitstudie.
Unter Einbeziehung der Mehrinvestitionen des Referenzszenarios liegen die Transformati-
onskosten der Studie Klimapfade allerdings bei 1.530 Mrd. €. Bei den angegebenen Mehr-
kosten der Studie Sektorenkopplung ist anzumerken, dass die Sanierungskosten fir
Gebaude nicht vollstéandig erfasst sind. Des Weiteren handelt es sich bei dem angegebenen
Wert der Studie Langfristszenarien (2017) um den kumulierten Wert der angegebenen jahr-
lichen Mehrkosten aus vier Stitzjahren. Die Mehrkosten der Zwischenjahre wurden linear
interpoliert.

Die kumulierten Mehrkosten in Szenario 95 liegen bei 1.850 Mrd. €. Diesen stehen Mehr-
kosten in Hohe von 1.679 Mrd. € in Szenario TM95 der Leitstudie sowie Mehrinvestitionen
von 1.770 Mrd. € aus der Studie Klimapfade gegenuber. Unter Einbeziehung der Mehrin-
vestitionen des Referenzszenarios steigen die Werte der Studie Klimapfade jedoch auf
2.300 Mrd. € an. Die Transformationskosten in den drei Szenarien liegen folglich in einer
ahnlichen GroRenordnung.

153



Auswertung der CO2-Reduktionsstrategien

Die jahrlichen Mehrkosten im Jahr 2050 liegen in Szenario 80 bei 49 Mrd. €/a. In
Szenario TM80 der Leitstudie werden diese mit 53 Mrd. €/a und in der Studie Langfristsze-
narien mit 15 Mrd. €/a angegeben (siehe Abbildung 5.64). Somit liegen die jahrlichen Mehr-
kosten fur das Jahr 2050 in Szenario 80 deutlich Gber dem Wert der Langfristszenarien.
Dies spiegelt die Unterschiede in den Transformationskosten wider. Im Vergleich zu den
Mehrkosten aus dem Szenario TM80 der Leitstudie ist dies nicht gegeben. Wahrend die
jahrlichen Kosten in Szenario 80 fur das Jahr 2050 nur um ca. -8% abweichen, entspricht
die Differenz der Transformationskosten einer Abweichung von -44% (vergleiche
Abbildung 5.63). Demnach ist in der Leitstudie von deutlich héheren Kosten in den Zwi-
schenjahren der Systemtransformation auszugehen.

Szenario 80/95 NGNS = = |
Leitstudie TM80/95 (2018), dena Iy
Langfristszenarien (2017), BMWi Il

Studie/
Szenario

0 50 100 150 200
Mehrkosten im Jahr 2050 in Mrd. €/a

B80% THG-Reduktion  B95% THG-Reduktion

Abbildung 5.64: Vergleich der jéhrlichen Mehrkosten im Jahr 2050 in Szenario 80 und 95 mit
ausgewahlten 80%- und 95%-Szenarien (siehe Kapitel 2.2)

Ein ahnliches Bild zeigt sich im Vergleich der Mehrkosten in Szenario 95 und
Szenario TM95 der Leitstudie (siehe Abbildung 5.64). Die jahrlichen Mehrkosten im Jahr
2050 liegen bei 128 Mrd. €/a in Szenario 95 gegeniiber 98 Mrd. €/a in der Leitstudie (+31%).
Bei den kumulierten Mehrkosten der Systemtransformation von 1.850 Mrd. € gegeniiber
1.679 Mrd. € liegt eine Abweichung von lediglich +10% vor (vergleiche Abbildung 5.63). Die
Mehrkosten in Szenario 95 liegen folglich sowohl in Bezug auf die Transformation als auch
auf das Jahr 2050 héher. Allerdings besitzen die Mehrkosten im Jahr 2050 in Szenario 95
ebenso wie in Szenario 80 einen hdheren Anteil an den Gesamtkosten der Transformation.
Dieser liegt bei etwa 7,5% in Szenario 80 und bei etwa 6,9% in Szenario 95. In der Leitstudie
hingegen entsprechen die Mehrkosten im Jahr 2050 nur einem Anteil von 4,5% (TM80)
bzw. 5,8% (TM95). Folglich ist davon auszugehen, dass die Mehrkosten in Szenario 80 und
Szenario 95 im Verlauf der Systemtransformation erst spéter ansteigen als in den Szena-
rien TM80 und TM95 der Leitstudie. Dies kann zum einen auf zeitlich unterschiedliche Ent-
wicklungen der Nachfragen im System zurlickzufilhren sein. Zum anderen besitzen
unterschiedliche Annahmen zur Bestandsentwicklung, zu Lernkurven und zu MaBhahmen
mit negativen CO2-Vermeidungskosten einen Einfluss auf den Verlauf der Transformations-
kosten.

Weiterhin ist zu betonen, dass der zentrale Einflussfaktor auf die dargestellten Ergebnisse
die angenommene volkswirtschaftliche Entwicklung in den jeweiligen Studien ist. Diese so-
wie die zugrundeliegende Methodik fiihren zu den teilweise deutlichen Unterschieden in
den Ergebnissen. Wahrend die anderen Studien zum Teil auf Simulationen oder Experten-
einschatzungen beruhen, handelt es sich bei der Entwicklung von Szenario 80/95 um einen
sektoreniibergreifenden, kostenoptimierenden Ansatz.
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5.1.7 Zusammenfassung und Diskussion

Die im Rahmen dieses Kapitels vorgestellten Referenzszenarien zielen auf eine Reduktion
der CO2-Emissionen Deutschlands um 80% bzw. 95% ab. Hierbei handelt es sich um Stra-
tegien, die eine Transformation des heutigen Energiesystems hin zu einem kostenoptimier-
ten System im Jahr 2050 zur Einhaltung der gesetzten Klimaziele verfolgen. Die beiden
Referenzszenarien zeichnen sich dabei durch Technologieoffenheit und Konsistenz aus.

In Kapitel 5.1.1 wird zunéchst ein Uberblick zu den wesentlichen Entwicklungen gegeben,
die das Gesamtsystem betreffen. Die Analyse der sektoralen CO,-Reduktion bis zum Jahr
2050 zeigt, dass die hochsten COz-Vermeidungskosten im Industriesektor vorliegen. In
Szenario 95 entfallen ca. 72% der verbleibenden Emissionen im Jahr 2050 auf diesen Sek-
tor. Im Gebé&ude- und Verkehrssektor kann der CO,-Ausstol? deutlich kosteneffizienter re-
duziert werden, weshalb bereits in Szenario 80 viele der verfligbaren MaZnahmen zur CO»-
Vermeidung umgesetzt werden. Innerhalb der Systemkonfiguration des Energiesektors
sind die grof3ten Differenzen in beiden Szenarien zu verzeichnen. Dies lasst sich insbeson-
dere auf die Nutzung von erdgasgefeuerten Kraftwerken in Szenario 80 zurtckfihren. De-
ren Beitrag zur Strom- und Warmeversorgung muss nahezu vollstandig durch erneuerbare
Energien und Speichertechnologien substituiert werden, um die Klimaziele in Szenario 95
einzuhalten.

Die Bedeutung der Nutzung von Erdgas spiegelt sich ebenfalls im Primarenergieaufkom-
men wider. Wahrend in Szenario 80 im Jahr 2050 noch 654 TWh an Erdgas eingesetzt
werden, sinkt dieser Wert auf nur 3 TWh in Szenario 95. In Bezug auf den Endenergiever-
brauch zeigen sich in beiden Szenarien die umfangreichen Energieeffizienzmaf3nahmen,
die zur Einhaltung der Klimaziele notwendig sind.

Insgesamt wirken sich die anderen sowie zusatzlichen MaRhahmen zur Einhaltung des
CO,-Reduktionsziels um 95% anstelle von nur 80% allerdings auch signifikant auf die Sys-
temkosten aus. Dementsprechend liegen die jahrlichen Mehrkosten im Jahr 2050 in Sze-
nario 80 bei ca. 49 Mrd. €/a und in Szenario 95 bei ca. 129 Mrd. €/a. Aufgrund der
Transformation des Systems entsprechen diese jahrlichen Kosten jedoch auch dem
Hochstwert. Bedingt durch Lernkurven und dem kontinuierlichen Ersatz ineffizienter Altbe-
sténde ist in den nachfolgenden Dekaden mit einer deutlichen Reduktion der jahrlichen
Mehrkosten zu rechnen. Allerdings liegen die kumulierten Mehrkosten zur Umsetzung der
Klimaziele im Zeitraum von 2020 bis 2050 bei ca. 655 Mrd. € in Szenario 80 bzw. ca.
1.850 Mrd. € in Szenario 95.

Der Energiesektor wird in Kapitel 5.1.2 beschrieben. Die Entwicklungen in diesem Sektor
werden maf3geblich durch den Ausbau der erneuerbaren Energien bestimmt. Zur Errei-
chung der geforderten CO2-Reduktion muss deren gesamte installierte Leistung bis zum
Jahr 2050 auf 296 GW in Szenario 80 und auf 471 GW in Szenario 95 ausgebaut werden.
Sie machen damit einen Anteil von 90% bzw. 99% der Bruttostromversorgung aus. Diese
stutzt sich vor allem auf die Nutzung von Onshore-Windenergie, die einen Anteil von bis zu
54% mit einer installierten Leistung von 231 GW ausmacht. Ein entscheidendes Hemmnis
zur Erreichung dieser Zielsetzung kdnnte die Akzeptanzproblematik in der Bevdélkerung in
Bezug auf den Ausbau dieser Technologie sein. Aus diesem Grund kénnte der zusatzliche
Ausbau der Offshore-WKA eine Mdglichkeit darstellen, um den Ausbau der Onshore-WKA
zu reduzieren. Eine Sensitivitdtsanalyse zu diesem Aspekt fur das Szenario 95 zeigt, dass
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ein Ausbau der Offshore-WKA um 26 GW auf 59 GW eine Reduktion der Onshore-WKA
auf 209 GW (-10%) erlaubt. Dies ist mit jahrlichen Mehrkosten von ca. 1 Mrd. € verbunden.

Der massive Ausbau der erneuerbaren Energien wird zudem durch einen Anstieg der
Stromnachfrage verstérkt. Aufgrund von PtX- und Elektrifizierungsmafnahmen steigt diese
um bis zu 46% in Szenario 80 und bis zu 102% in Szenario 95 an. Dabei stellt die Elektro-
lyse mit einem Nettostromverbrauch von bis zu 261 TWh/a in Szenario 95 den wichtigsten
zusatzlichen Verbraucher im PtX-Bereich dar. Dies reicht jedoch nicht aus, um den zukunf-
tigen Bedarf an Wasserstoff von bis zu 396 TWh/a (ca. 12 Mt/a) zu decken. Hierfir ist der
Import von Wasserstoff notwendig, welcher kostenoptimal bis zu 55% des Bedarfs deckt.
Der Einsatz von PtL-Kraftstoffen stellt ebenfalls eine relevante Option in Szenario 95 dar.
Diese werden allerdings vollstandig Uber den Import aus Landern mit kostenguinstigen Po-
tenzialen fir den Einsatz erneuerbarer Energien bereitgestellt. Insgesamt sinkt jedoch die
Energieimportanhéngigkeit Deutschlands. Wéahrend die jahrlichen Kosten fur den Import
von Energietragern im Jahr 2020 ca. 2,3% des BIP ausmachen, sinken diese bis 2050 auf
0,6-1,0% des BIP ab.

Mit dem Ausbau volatiler erneuerbarer Energien steigt allerdings auch der Bedarf an Spei-
cherkapazitaten. Insbesondere zum Ausgleich saisonaler Effekte auf die Einspeisung er-
neuerbarer Energien sind Langzeitspeicherkapazitaten erforderlich. Hierbei zeigt sich die
besondere Bedeutung von Wasserstoff als Energietrager. Zur Umsetzung einer CO»-
Reduktion um 95% sind ein Ausbau von Wasserstoff-Salzkavernenspeichern auf eine Ka-
pazitat von 67 TWh sowie einer Wasserstofftransportinfrastruktur erforderlich.

Die notwendigen MaRBnahmen im Gebaudesektor werden in Kapitel 5.1.3 beschrieben. Bei
der Betrachtung der zeitlichen Entwicklungen in diesem Sektor zeigen sich zwei Phasen.
Im Zeitraum bis zum Jahr 2030 ist zun&chst ein deutlicher Fokus auf die Umsetzung von
Energieeffizienzmalinahmen zu erkennen. Aufgrund hoher spezifischer CO2-Emissionen
sowohl bei der Strom- als auch der Warmebereitstellung, besitzen diese ein besonders ho-
hes CO,-Vermeidungspotenzial zu vergleichsweise geringen Kosten. Folglich steigt die
durchschnittliche jahrliche energetische Sanierungsrate in diesem Zeitraum auf bis zu 2,2-
2,3% des Gebaudebestands an. Ebenso groRe Effekte zeigen sich bei dem Einsatz effizi-
enter Haushaltsgerate und Leuchtmittel.

Im Zeitraum nach 2030 ist zunachst ein Absinken der jahrlichen energetischen Sanierungs-
rate auf 1,0-1,4% im Jahr 2040 zu erkennen. In dieser Zeit wird verstarkt der Ausbau von
Warmepumpen zur Raumwarme- und Warmwasserversorgung vorangetrieben. Hierbei ist
ein kausaler Zusammenhang zum Ausbau von PV- und Windkraftanlagen zu erkennen. Der
Ausbau der erneuerbaren Energien ist im Jahr 2040 derart fortgeschritten, dass sie einen
Anteil von 82% bzw. 94% an der Bruttostromerzeugung ausmachen. Die resultierenden
niedrigen spezifischen CO>-Emissionen bei der Stromerzeugung sind der ausschlagge-
bende Grund fiir den Einsatz von Warmepumpen. Bis zum Jahr 2050 steigt ihr Anteil an
der Warmebereitstellung in  Gebauden auf 68% (Szenario 80) bzw.
83% (Szenario 95) an.

Der Industriesektor und seine Entwicklung werden in Kapitel 5.1.4 erlautert. Hierbei wird
zunéachst auf individuelle Industrieprozesse eingegangen. Vor allem bei den Ergebnissen
zur Entwicklung der Stahlerzeugung zeigt sich ein signifikanter Wandel bei den zugrunde-
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liegenden Verfahren. Zur Einhaltung der Klimaziele in Szenario 80 ist demnach eine teil-
weise Umstellung der Roheisengewinnung auf ein Direktreduktionsverfahren mit Wasser-
stoff erforderlich. In Szenario 95 erfolgt eine vollstindige Umstellung.

In Bezug auf die Prozesswarmebereitstellung kommt es, wie bereits im Geb&audesektor, zu
einer verstarkten Elektrifizierung der Warmebereitstellung auf bis zu 15-26%. Jedoch ist der
wichtigste Energietrager zur CO2-Reduktion bei der Prozesswarmebereitstellung die Bio-
masse mit einem Anteil von 33-37%. Aufgrund der konstanten Prozesswarmenachfrage
Uber das Jahr zeigt sich diese, inshesondere im Hochtemperaturbereich, als kostengiins-
tigste Option.

Die Ergebnisse zum Verkehrssektor sind in Kapitel 5.1.5 aufgefuhrt. Hierbei ist darauf hin-
zuweisen, dass dieser ebenfalls Bestandteil der Optimierung ist und somit bei der Kosten-
minimierung des Energiesystems beriicksichtigt wird. Bei dessen Betrachtung ist zwischen
zwei Aspekten zu unterscheiden. Zum einen erfolgt die Bereitstellung von Flissigkraftstof-
fen, neben fossilen Energietragern, auch auf Basis biogener oder synthetischer Energietra-
ger. Zum anderen muss ein Wandel in der Antriebstechnologie auf elektrische Antriebe
bertcksichtigt werden. Bei Einsatz von Otto- und Dieselkraftstoffen ist ein deutlicher Riick-
gang von 591 TWh im Jahr 2016 auf 148 TWh bzw. 80 TWh im Jahr 2050 in Szenario 80
bzw. Szenario 95 zu erkennen. Wahrend diese in Szenario 80 noch Uberwiegend auf fos-
silen Energietragern beruhen, erfolgt in Szenario 95 eine vollstandige Umstellung auf alter-
native biogene und synthetische Kraftstoffe.

Die Reduktion der eingesetzten Flussigkraftstoffe spiegelt sich in der Entwicklung der An-
triebstechnologien fiir die individuellen Fahrzeugklassen wider. Im Pkw-Bereich steigt der
Anteil elektrischer Antriebe inklusive Plug-in-Hybriden auf 69-79% der Pkw-Flotte an. In den
Bereichen des offentlichen Personenverkehrs sowie im Guterverkehr steigt ihr Anteil je
nach Fahrzeugklasse auf 57-100% an. Allerdings erweisen sich die Ergebnisse fir den
Verkehrssektor als besonders sensitiv gegenliber Veranderungen in den Kostenannahmen
der Fahrzeuge. Aufgrund aktueller Entwicklungen und dem teilweise geringen Technology
Readiness Level (TRL) der Antriebstechnologien sind die Entwicklungen der Kostenannah-
men zudem mit groen Unsicherheiten verbunden, wie nachfolgend in Kapitel 5.2.2 gezeigt
wird.

In Kapitel 5.1.6 werden die zentralen Ergebnisse dieser Arbeit in die Ergebnisse aktueller
Studien eingeordnet. Es zeigt sich im Vergleich, dass keine der Ergebnisse Extremwerte
darstellen. Jedoch sind die Ergebnisse mit Hinblick auf den erforderlichen Ausbau erneu-
erbarer Energien und den erwarteten zukiinftigen Energiebedarf am oberen Ende der Ver-
gleichswerte einzuordnen. Insbesondere in Bezug auf den Ausbau der Onshore-
Windenergie unterstreichen die vorliegenden Ergebnisse deren Rolle als tragende S&ule
der Energiewende. Damit reihen sich die Ergebnisse in aktuellste Entwicklungen von Ener-
gieszenarien ein. An dieser Stelle ist jedoch nochmals hervorzuheben, dass die vorgestell-
ten Ergebnisse, im Gegensatz zu allen Vergleichsstudien, als einzige eine konsistente,
kostenoptimale Lésung Uber alle Sektoren reprasentieren. Dies und die Annahmen unter-
schiedlicher Eingangsparameter dirfte ein wesentlicher Grund fir die Differenzen zu den
verglichenen Studienergebnissen sein.
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5.2 Sensitivitatsanalyse

Aufbauend auf den zuvor gezeigten Ergebnissen wird nachfolgend eine Sensitivitatsana-
lyse zu den angewandten Methoden durchgefuihrt. Auf diese Weise sollen deren Auswir-
kungen auf die Ergebnisse aufgezeigt werden. Hierfur werden die vorgestellten Methoden
aus Kapitel 4 nochmals aufgegriffen und Vergleichsszenarien ohne die Berilicksichtigung
der individuellen methodischen Aspekte generiert. Die Vergleichsszenarien beziehen sich
dabei in der Regel auf Szenario 80 als Referenz, aul3er die auftretenden Effekte lassen sich
besser anhand von Szenario 95 verdeutlichen. Zunachst wird dabei auf die Effekte der Zeit-
reihenaggregation eingegangen. AnschlieRend werden die Auswirkungen der quadrati-
schen Zielfunktion zur Implementierung von Kostenunsicherheiten anhand des Vergleichs
mit einem linearen Optimierungsansatz analysiert und bewertet. Erganzend wird die Abbil-
dung von Versorgungsinfrastrukturen sowie von Im- und Exporten erneuerbarer Energie-
trager im Modell variiert, um entsprechende Effekte zu verdeutlichen. Au3erdem wird die
Beeinflussung der Ergebnisse durch die Berlicksichtigung einer kalten Dunkelflaute sowie
die Abhangigkeit vom gesetzten CO;-Reduktionsziel analysiert. AbschlieRend erfolgt eine
Zusammenfassung und Diskussion der Ergebnisse.

5.2.1 Zeitreihenaggregation

Die Aggregation von Zeitreihen wird in Kapitel 0 beschrieben. Bei der Generierung der Re-
ferenzszenarien werden die vorliegenden Zeitreihen auf 48 Typtage aggregiert. Die zeitli-
che Aggregation dient dabei der Reduktion der nétigen Berechnungsdauer zur Erstellung
der Szenarien. Der Vergleich in Abbildung 5.65 zeigt die Bandbreite sowie den Mittelwert
der Berechnungsdauer fiir die Optimierung eines Jahres im Rahmen eines Validierungs-
szenarios. Den dargestellten Angaben zur Berechnungsdauer jedes Aggregationsgrads lie-
gen jeweils acht Optimierungsrechnungen zugrunde. Hierbei ist einerseits eine grof3e
Bandbreite der Ergebnisse zu erkennen. Diese variiert im Beispiel des Referenzfalls ohne
zeitliche Aggregation um -26% bis +35% um den Mittelwert der Berechnungsdauer. Ande-
rerseits ist der Grafik auch eine deutliche Reduktion der mittleren Berechnungsdauer zu
entnehmen. Diese sinkt im Fall von 48 Typtagen um 80% gegenuber dem Fall ohne Typ-
tage. Bei 16 Typtagen sinkt sie im Durchschnitt um 91% und bei nur 4 Typtagen um 97%.
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Abbildung 5.65: Vergleich der Berechnungsdauer fiir die Optimierung eines Jahres in einem

Validierungsszenario bei unterschiedlichem zeitlichen Aggregationsgrad am
Beispiel von Szenario 80
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Zur Auswahl eines geeigneten Aggregationsgrads gilt es jedoch zwischen Berechnungs-
dauer und Ergebnisqualitat abzuwagen. Bei der Bewertung der Ergebnisse wird die instal-
lierte elektrische Leistung im Energiesektor als VergleichsgroRe herangezogen. In
Abbildung 5.66 werden diese anhand der zuvor beschriebenen Aggregationsgrade darge-
stellt. Als Vergleichsgrundlage dienen die Ergebnisse aus Szenario 80 im Rahmen der
freien Optimierung des Jahres 2050. Im Referenzfall ohne Typtage liegt hierbei die gesamte
installierte Leistung bei 341 GW. Bei den Vergleichsfallen mit aggregierten Typtagen zeigt
sich eine zunehmende Abweichung von diesem Wert bei einer Reduktion der Anzahl der
Typtage. Diese liegt im Fall mit 48 Typtagen noch bei +3 GW (+1%) und im Fall mit
16 Typtagen bei +6 GW (+2%). Im Fall mit nur 4 Typtagen liegt die Abweichung
bei -16 GW (-5%).
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Abbildung 5.66: Vergleich der installierten elektrischen Leistung nach Energietrédger im Jahr
2050 bei unterschiedlichem zeitlichen Aggregationsgrad am Beispiel von
Szenario 80

Unter Berlcksichtigung der Datengenauigkeit und der Unsicherheiten in den Modellein-
gangsparametern liegt die Abweichung der gesamten installierten Leistung mit maximal 5%
in einem akzeptablen Toleranzbereich. Allerdings sind die energietragerspezifischen Ab-
weichungen signifikanter. Diese werden anhand von Abbildung 5.67 veranschaulicht. Hier
werden die Differenzen der installierten Leistungen nach Energietrdger in den Szenarien
mit zeitlicher Aggregation den Ergebnissen ohne Typtage gegentbergestellt. Insbesondere
im Fall mit 4 Typtagen liegen signifikante Abweichungen vor. Die installierte Leistung der
erdgasgefeuerten Kraftwerke wird hierbei um -27 GW (-63%) unterschatzt, ebenso wie die
installierte Leistung der Offshore-WKA mit -9 GW (-39%). Im Gegenzug wird die installierte
Leistung der Onshore-WKA mit +19 GW (+13%) Uiberschatzt. Diese starken individuellen
Abweichungen werden bei der Erhéhung der Anzahl der aggregierten Typtage auf 16 be-
reits deutlich reduziert. Am Beispiel der Erdgaskraftwerke und der Onshore-WKA sind so-
gar gegenlaufige Trends zu erkennen. Die installierte Leistung der Erdgaskraftwerke wird
in diesem Fall mit +5 GW (+12%) Uberschéatzt und bei den Onshore-WKA mit -7 GW (-5%)
unterschatzt. Im letzten untersuchten Fall mit 48 Typtagen liegt die maximale absolute Ab-
weichung bei +5 GW (+12%) fur erdgasgefeuerte Kraftwerke. Fir alle anderen Stromerzeu-
gungsanlagen liegt sie marginal niedrig.
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Abbildung 5.67: Vergleich der Abweichung der installierten elektrischen Leistung nach Ener-
gietrager im Jahr 2050 bei unterschiedlichem zeitlichen Aggregationsgrad
gegeniiber dem Referenzfall ohne zeitliche Aggregation am Beispiel von Sze-
nario 80

Neben den bilanziellen Abweichungen in den Ergebnissen ist ebenfalls eine Untersuchung
des Betriebsverhaltens erforderlich, um den Einfluss des Aggregationsgrads zu analysie-
ren. Ein wesentlicher Indikator zu dessen Bewertung ist das Speicherverhalten des Sys-
tems. Zu diesem Zweck wird die Speicherstandsentwicklung des Wasserstoff-
Salzkavernenspeichers Uber das Jahr 2050 in Szenario 80 als Vergleichsbasis ausgewahilt.
Die Gegenuberstellung des Speicherverhaltens in Abbildung 5.68 zeigt, dass erst ab einer
Aggregation von 48 Typtagen eine hinreichende Naherung des Speicherverhaltens zu er-
reichen ist. Im Fall mit 4 Typtagen ist die Nutzung des Wasserstoffspeichers vernachlassig-
bar gering und im Fall mit 16 Typtagen entspricht sie nicht dem qualitativen Verlauf des
Falls ohne Typtage. Bei 48 Typtagen liegt die erforderliche installierte Speicherkapazitat
mit 2.964 GWh nur um ca. +3% Uber dem Referenzfall. Die kumulierte eingespeicherte
Energie liegt mit 31,3 TWh um ca. +12% Uber dem Fall ohne Typtage.
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Abbildung 5.68: Vergleich der Speicherstandsentwicklung des Wasserstoff-Salzkavernen-
speichers Gber das Jahr 2050 unter Verwendung von 48 Typtagen gegeniber
dem Referenzfall ohne zeitliche Aggregation am Beispiel von Szenario 80

Der Vergleich unterschiedlicher Aggregationsgrade der zugrundeliegenden Zeitreihen
zeigt, dass eine Aggregation auf nur 16 Typtage zur Abschatzung der bendtigten installier-
ten Leistung des Systems bereits ausreicht. Um ebenfalls das Betriebs- und Speicherver-
halten adéquat abzubilden, ist eine Erh6hung auf 48 Typtage notwendig. Mit der zeitlichen
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Aggregation auf 48 Typtage kann somit die Ergebnisqualitét zeitlich hochaufgeltster Be-
rechnungen bei nur marginalen Abweichungen erreicht werden. Hiermit kann jedoch die
Berechnungsdauer um 80% reduziert werden.

5.2.2 Investitionskostenabbildung

Eine detaillierte Beschreibung der Abbildung von Investitionskosten in Form einer linearen
oder quadratischen Zielfunktion im Modell wird in Kapitel 4.2 gegeben. Zur Einordnung der
Auswirkungen auf die Ergebnisse durch den implementierten quadratischen Optimierungs-
ansatz (QP-Ansatz) werden die Ergebnisse unter linearer Optimierung (LP-Ansatz) bei glei-
chen Eingangsparametern zum Vergleich herangezogen. Ebenso wie bei der Bewertung
der Zeitreihenaggregation dienen hierbei zunéchst die installierten elektrischen Leistungen
als Bewertungsmafstab. Diese werden nachfolgend in Abbildung 5.69 fir Szenario 80 und
Szenario 95 fur das Jahr 2050 dargestellt. Im direkten Vergleich der kumulierten installierten
Leistung zeigen sich in Szenario 80 nur geringe Veranderungen im QP-Ansatz gegeniiber
dem LP-Ansatz. Diese geht durch die Nutzung des QP-Ansatzes um ca. 8 GW auf 344 GW
zurlick. In Szenario 95 ist dagegen ein deutlich starkerer Effekt zu sehen. Hierbei wird die
gesamte installierte Leistung um 148 GW auf 477 GW abgesenkt.
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Abbildung 5.69: Vergleich der installierten elektrischen Leistung nach Energietréager im Jahr
2050 bei linearer und quadratischer Programmierung, zur Definition der Ziel-
funktion, in Szenario 80 und Szenario 95

Bei der Betrachtung der installierten Leistung nach Technologie bzw. Energietréager kbnnen
die auftretenden Effekte im Detail analysiert werden. Diese sind in Abbildung 5.70 mit Hilfe
der energietragerspezifischen Abweichung im QP-Ansatz gegeniiber dem LP-Ansatz dar-
gestellt. In beiden Szenarien sind vor allem im Bereich der Windkraftanlagen und der Pho-
tovoltaik Unterschiede zu erkennen. Es kommt jeweils zu einer Verschiebung von
Kapazitaten der Onshore-WKA und Freiflachen-PV hin zu Offshore-WKA und Dachflachen-
PV. In Szenario 80 gleichen sich die wegfallenden und hinzukommenden installierten Leis-
tungen dabei noch nahezu aus. Dies ist in Szenario 95 aufgrund von 160 GW an wegfal-
lender Onshore-WKA jedoch nicht der Fall. Ein solcher Effekt spiegelt sich ebenfalls im
Nettostromverbrauch wider. Hierbei liegt beim LP-Ansatz in Szenario 80 nur ein Anstieg um
ca. 6% auf insgesamt 770 TWh/a vor und in Szenario 95 um ca. 38% auf 1.389 TWh/a. Bei
dem Ausbau und der Nutzung der Speicherkapazitaten zeigen sich wiederum nur geringfii-
gige Veranderungen.
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Abbildung 5.70: Vergleich der Abweichung der installierten elektrischen Leistung nach Ener-
gietrager im Jahr 2050 bei linearer und quadratischer Programmierung, zur
Definition der Zielfunktion, in Szenario 80 und Szenario 95

Insgesamt bestatigt die Auswertung, dass der lineare Optimierungsansatz zu extremeren
Ergebnissen in Bezug auf eine geringere Technologievielfalt in der Lésung fiihrt. Dies lasst
sich an der Losung zur Pkw-Flotte im Jahr 2050 veranschaulichen. In
Abbildung 5.71 wird diese anhand des Beispiels von Szenario 95 aufgezeigt. Im Gegensatz
zur Lésung im QP-Ansatz werden in den Ergebnissen des LP-Ansatzes nur die kosten-
glnstigsten Optionen zur Versorgung der gleichen Nachfrage bertcksichtigt. Bei der De-
ckung der Transportleistungsnachfrage im Pkw-Bereich stellt die
Brennstoffzellentechnologie die kostenglinstigste Alternative unter Einbeziehung aller
Ruckkopplungseffekte dar. Im QP-Ansatz auRlert sich dies durch den gréf3ten Flottenanteil
der Technologie. Die Losung des LP-Ansatzes weil3t hingegen ausschlieRlich diese Tech-
nologie aus. Dies ist bereits bei marginalen Kostenvorteilen gegeniber anderen Technolo-
gien der Fall. Eine Sensitivitdtsanalyse zeigt, dass es bei einer Erh6hung der FCEV-Kosten
um lediglich 3% zu einem vollstédndigen Penny-Switching-Effekt kommen wirde. Dies fihrt
stattdessen zu 100% BEV in der Losung. Das Ergebnis der Sensitivitdtsanalyse zu unter-
schiedlichen Pkw-Kosten findet sich in Anhang G, Abbildung G.2.
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Abbildung 5.71: Vergleich der Verteilung der Antriebsart nach Technologie und der Kraft-
stoffnachfrage nach Kraftstoffart im Pkw-Bereich im Jahr 2050 bei linearer
und quadratischer Programmierung, zur Definition der Zielfunktion, am Bei-
spiel von Szenario 95
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Der beschriebene Effekt der beschrénkten Technologievielfalt lasst sich zudem am deut-
lichsten durch den direkten Vergleich der berticksichtigten Technologien in den Lésungen
der Szenarien herausstellen. Als Kriterium gilt dabei, dass eine Technologie mit mindestens
100 MW installierter Leistung oder 1% an deren theoretischem Marktpotenzial ausgebaut
sein muss. Unter dieser Voraussetzung ergeben sich fir den LP-Ansatz in Szenario 80
insgesamt 306 Technologien und in Szenario 95 insgesamt 304 Technologien in der L6-
sung. Im QP-Ansatz steigt deren Anzahl auf 398 Technologien in Szenario 80 und auf
408 Technologien in Szenario 95 an. Zusammenfassend gewinnen die Ergebnisse des QP-
Ansatzes maf3geblich an Robustheit, Vielseitigkeit und Realitdtsndhe gegeniber dem LP-
Ansatz.

5.2.3 Infrastrukturaspekte

Bei der Abbildung infrastruktureller Aspekte im Modell handelt es sich in erster Linie um
eine inhaltliche Erweiterung, welche im Detail in Kapitel 4.4 beschrieben wird. Die zugrun-
deliegenden Annahmen basieren dabei auf anderen Studien oder den Ergebnissen von
Infrastrukturmodellen. Mit deren Einbindung in das entwickelte rAumliche 1-Knoten-Modell
wird folglich ein Mehrwert in Bezug auf dessen Betrachtungsumfang generiert. Dies spiegelt
sich in den gezeigten Ergebnissen in Abbildung 5.72 wider. In der Grafik wird jeweils eine
besonders deutliche Auswirkung auf die Ergebnisse in den drei Nachfragesektoren am Bei-
spiel von Szenario 80 aufgezeigt.

Im Gebaudesektor besitzt die Berilicksichtigung der Kosten und der technischen Eigen-
schaften von Warmenetzen einen entscheidenden Einfluss auf die eingesetzten Heiztech-
nologien. Ohne die Einbeziehung der Kosten fir Warmenetze kommen vornehmlich
zentrale Anlagen zur Nah- und Fernwarmeversorgung in die Lésung, welche von Skalenef-
fekten bei deren Dimensionierung profitieren. Der Anteil dezentraler Heiztechnologien be-
tragt in diesem Fall entsprechend nur 4%. Mit der Implementierung der Warmenetzdaten
steigt dieser Anteil auf 75% an. Die Versorgung mit Fernwarme verschwindet hingegen fast
vollsténdig aus der Losung.
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Abbildung 5.72: Vergleich des Technologieanteils bei der Raumwé&rme- und Warmwasserbe-
reitstellung, bei der Antriebsart der Pkw-Flotte sowie bei der Prozesswarme-
bereitstellung im Jahr 2050 im Fall mit und ohne die Bericksichtigung
infrastruktureller Aspekte am Beispiel von Szenario 80
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Der Vergleich der Auswirkungen im Verkehrssektor zeigt einen weiteren relevanten Effekt
der Abbildung der Infrastrukturaspekte. Neben der Dezentralisierung von Anlagen wird der
Anteil der Elektrifizierung gesenkt. Die direkte Versorgung mit elektrischer Energie zeichnet
sich durch vergleichsweise hohe spezifische Kosten aus. Im Fall des Verkehrssektors ist
am Beispiel der Pkw-Flotte zu erkennen, dass die Bertcksichtigung des Ausbaus von Lade-
und Tankinfrastrukturen zu einer Verschiebung bei den Antriebsarten der Pkw fihrt. Durch
die héchsten spezifischen Infrastrukturkosten bei der Versorgung von batterieelektrischen
Fahrzeugen reduziert sich deren Flottenanteil von insgesamt 59% (inkl. Plug-In-Hybride)
auf 39%. Hierbei ist zu erwahnen, dass ebenfalls die resultierenden zusatzlichen Verteil-
netz- und Ubertragungsnetzkosten beriicksichtigt werden.

Ein &hnlicher Einfluss auf die Ergebnisse ist auch im Industriesektor zu erkennen. Der Antell
der strombasierten Verfahren zur Prozesswarmebereitstellung sinkt bei Abbildung der
Stromnetzkosten von 24% auf 15%. Hiervon ist ebenfalls die Versorgung mit Erdgas be-
troffen, fur die ebenfalls netzbedingte Kosten in die Berechnung miteinbezogen werden.
Infolgedessen ergibt sich insbesondere eine erhdhte Nutzung der Biomasse in diesem Sek-
tor.

Insgesamt ist durch die Berlcksichtigung infrastruktureller Aspekte in allen Bereichen von
einer deutlichen Verbesserung der Ergebnisse auszugehen sowie einer Naherung zu Er-
gebnissen raumlich hoch aufgeldster Modelle.

5.2.4 Energieimporte und -exporte

Die Im- und Exporte von Energietragern werden im Modell als gegebene Option betrachtet
und bereits in Kapitel 3.1 beschrieben. Bei dem Import von Wasserstoff oder synthetischen
Energietragern wird hierbei auf die Abhangigkeit der Importkosten von der Importmenge
hingewiesen. Komplementar hierzu zeichnet sich die Importnachfrage ebenfalls durch eine
Kostenabhangigkeit jedoch mit gegenlaufigem Trend aus. Der entsprechende Schnittpunkt
der Angebots- und Nachfragekurve muss folglich iterativ ermittelt werden. In Abbildung 5.73
sind die resultierenden Importmengen der wichtigsten erneuerbaren Energietrager fir Sze-
nario 95 Uber den entsprechenden Importkosten aufgetragen. Die dargestellten Punkte im
Diagramm zeigen sowohl die Importmengen der jeweiligen Energietrdger bei den minima-
len und maximalen méglichen Importkosten als auch das iterative bestimmte Importgleich-
gewicht. Letzteres ist in der Grafik hervorgehoben und entspricht dem Schnittpunkt der
Angebots- und Nachfragekurve. Die zugehdrigen Importkosten werden fur Szenario 95 an-
gesetzt. In Szenario 80 werden die minimalen Importkosten zugrunde gelegt, da es hierbei
zu keinem Import der beschriebenen Energietrager kommt.

Mit dem Im- und Export elektrischer Energie existiert eine zweite Moglichkeit die inlandische
Energieversorgung Deutschlands zu beeinflussen. Die Stromimporte und -exporte unterlie-
gen dabei der vereinfachten Annahme, dass nur Strom aus erneuerbaren Energien zwi-
schen Nachbarstaaten gehandelt bzw. ausgetauscht werden darf. Dabei richten sich die
Im- und Exportpotenziale nach der angenommenen stiindlichen Residuallast der Nachbar-
staaten Deutschlands. Aufgrund des unterstellten Grenzkostenansatzes liegen keine Im-
portkosten fir elektrische Energie aus fluktuierenden erneuerbaren Energien vor. Im Fall
der potenziellen Stromexporte fuhrt diese Annahme allerdings zu einem Ausbleiben der
Exporte. Bedingt durch die Hinterlegung spezifischer Kosten fir die Nutzung des elektri-
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schen Ubertragungs- und Verteilnetzes entfallen diese ebenfalls auf potenzielle Stromex-
porte. Folglich muss zur Schaffung eines Exportanreizes ein imagindrer Exportpreis zur
Kompensation der spezifischen Stromnetzkosten generiert werden.
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Abbildung 5.73: Vergleich der Importmengen an Wasserstoff und synthetischen Energietra-
gern im Jahr 2050 bei einer Variation der Importkosten am Beispiel von Sze-
nario 95 (ermittelte Modellparameter sind markiert)

Zur Bestimmung der Hohe eines solchen Exportpreises dient eine Sensitivitatsanalyse der
Stromimporte und -exporte unter Variation des Exportpreises. Die Ergebnisse dieser Para-
metervariation sind in Abbildung 5.74 am Beispiel von Szenario 95 fir die freie Optimierung
des Jahres 2050 dargestellt. Neben der im- und exportierten elektrischen Energie wird
ebenfalls die gesamte installierte Leistung der erneuerbaren Energien in Abhangigkeit des
angesetzten Exportpreises abgebildet. Hierbei zeigt sich, dass die Stromimporte als unab-
héngig vom Exportpreis angesehen werden kdnnen. In Bezug auf die Stromexporte sind
dem Diagramm zwei sprunghafte Anstiege der exportierten elektrischen Energie bei einem
Exportpreis von 0,03 bzw. 0,09 €/kWh zu entnehmen. Hierbei werden die spezifischen Kos-
ten des Ubertragungsnetzes bzw. zuziiglich des Verteilnetzes tiberschritten. Im Anschluss
ist ein Anstieg des Stromexports zu verzeichnen, der sich einem Maximalwert von ca.
98 TWh/a annahert.

Aufgrund der Vergiltung des Stromexportes steigt allerdings auch die Volllaststundenzahl
der erneuerbaren Energien und es wird ein zusatzlicher Deckungsbeitrag zu den Fixkosten
der Anlagen generiert. Dementsprechend wird ein weiterer Ausbau der erneuerbaren Er-
zeugungsanlagen induziert. Die gesamte installierte Leistung steigt folglich von anfénglich
426 GW auf 472 GW (+11%) an. Bis zu einem Exportpreis von 0,11 €/kWh erhdéht sie sich
um ca. 3% auf 440 GW. Bei der weiteren Steigerung auf 0,13 €/kWh liegt ein besonders
starker Anstieg um weitere 2% auf 449 GW vor. Um den zusétzlichen Anlagenausbau zu
vermeiden und dennoch eine realistische Anlagenauslastung zu erreichen, wird der Export-
preis entsprechend auf 0,11 €/kWh festgelegt. Aufgrund der gleichen spezifischen Kosten-
annahmen fir das Ubertragungs- und Verteilnetz in beiden Szenarien ist dieser Wert auch
auf Szenario 80 Ubertragbar.

Die Analyse der Auswirkungen der Importkosten und Exportpreise zeigt die hohe Sensibili-
tat der Ergebnisse beziiglich Veranderungen dieser Annahmen. Neben den Im- und Ex-
portmengen soll weiterhin die Sensitivitat der Ergebnisse bei einer Limitierung der Importe
untersucht werden. Hierfur wird im Folgenden ein Vergleichsszenario zu
Szenario 95 erstellt, bei dem nur Stromimporte zugelassen werden, jedoch keine Importe
sonstiger erneuerbarer Energietrager.

165



Auswertung der CO2-Reduktionsstrategien

100
| | . t
= 60 @r
° 4 4
; J
420
oo /"’

0,00 0,10 0,20 0,30 0,40 0,50
Exportpreis in €/ kWh

—o— Exporte (Summe) —— Importe (Summe) Inst. EE-Kapazitat

Abbildung 5.74: Vergleich der Stromimporte und -exporte sowie der kumulierten installierten
Leistung erneuerbarer Energien im Jahr 2050 bei einer Variation des Strom-
exportpreises am Beispiel von Szenario 95 (Modellparameter markiert)

Die Auswirkungen auf das Primarenergieaufkommen bei einem unterstellten Importverbot
von Wasserstoff, SNG und PtL-Kraftstoffen sind in Abbildung 5.75 am Beispiel des Jahres
2050 in Szenario 95 veranschaulicht. Im direkten Vergleich des gesamten Primérenergie-
aufkommens zeigt sich eine Reduktion durch den Import erneuerbarer Energietrager von
1.839 TWh/a um etwa 4% auf 1.763 TWh/a. Durch den zusétzlichen Import von
219 TWh/a an Wasserstoff und 48 TWh/a an PtL-Kraftstoffen lasst sich vor allem die be-
reitgestellte Energie aus Windkraftanlagen und Photovoltaik reduzieren. Bei Offshore-WKA
sinkt diese von 201 auf 154 TWh/a (-23%), bei Onshore-WKA von 719 auf
543 TWhl/a (-24%) und bei PV-Anlagen von 319 auf 193 TWh/a (-39%).
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Abbildung 5.75: Vergleich des Primarenergieaufkommens nach Energietrager im Jahr 2050
im Fall mit und ohne die Berlicksichtigung von Energietragerimporten am
Beispiel von Szenario 95

Als Konsequenz des erhdhten Energiebedarfs steigen ebenfalls die bendtigten installierten
Leistungen der erneuerbaren Energien. Diese sind in Abbildung 5.76 unter den gleichen
Rahmenbedingungen wie zuvor beim Primarenergieaufkommen aufgefihrt. Es ist ein Ab-
sinken der installierten Leistung der Offshore-WKA von 44 auf 34 GW (-25%) und der Ons-
hore-WKA von 304 auf 231 GW (-24%) bei beriicksichtigten Importen zu erkennen. Fir PV-
Anlagen reduziert sich die installierte Leistung von insgesamt 280 auf 167 GW (-40%).
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Abbildung 5.76: Vergleich der installierten Leistung nach Energietrager im Jahr 2050 im Fall
mit und ohne die Berlicksichtigung von Energietrdgerimporten am Beispiel
von Szenario 95

Der wichtigste importierte Energietrager ist Wasserstoff mit 219 TWh/a. Aus diesem Grund
wird in Abbildung 5.77 die Wasserstoffbereitstellung fur beide Falle verglichen. Hierbei fallt
auf, dass die Gesamtmenge an Wasserstoff im System nahezu gleichbleibt. Bei einem Im-
portverbot liegt diese bei 381 TWh/a gegenuber 399 TWh/a mit Importen. Folglich wird der
ausbleibende Import fast vollstandig durch die inlandische Elektrolyse kompensiert. Dem-
entsprechend steigt auch deren installierte Leistung von 62 auf 106 GW im Szenario ohne
Importe an.
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Abbildung 5.77: Vergleich der Wasserstofferzeugung nach Technologie bzw. Verfahren im
Jahr 2050 im Fall mit und ohne die Berlicksichtigung von Energietréagerimp-
orten am Beispiel von Szenario 95

Da es sich bei dem Szenario ohne Importe aufgrund der zuséatzlichen Restriktionen nicht
um eine kostenoptimale Lésung handelt, liegen erhdhte Gesamtsystemkosten vor. Im Um-
kehrschluss kann in Szenario 95 eine Kostenersparnis von 8,6 Mrd. €/a im Jahr 2050 an-
gegeben werden, wenn der Import von Wasserstoff und synthetischen Kraftstoffen
bericksichtigt wird.
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5.2.5 Synthetische Dunkelflaute

Die Sensitivitatsanalyse zur synthetischen kalten Dunkelflaute dient der Abschétzung der
benétigten zusatzlichen Speicherkapazitaten sowie Kapazitaten an flexiblen Erzeugungs-
anlagen zur Gewabhrleistung der Versorgungssicherheit, auch unter extremen Witterungs-
bedingungen. Als Referenz dient hierbei das Szenario 95 im Jahr 2050. Die
zugrundeliegende Methodik wird in Kapitel 4.5 erlautert. Mit Hinblick auf die dargestellte
installierte elektrische Leistung in Abbildung 5.78 lassen sich Riickschllisse auf den Bedarf
an flexiblen Erzeugungskapazitaten ziehen. Wahrend die gesamte installierte Leistung le-
diglich um 5 GW (+1%) von 477 auf 482 GW ansteigt, stellt sich auf Energietrager- bzw.
Technologieebene eine Verschiebung ein. Der Vergleich der Anderung der installierten
Leistung in Szenario Dunkelflaute 95 gegeniiber Szenario 95 zeigt eine Reduktion der Ons-
hore-WKA um ca. 10 GW. An deren Stelle kommen mit 9 GW an Gaskraftwerken, 4 GW an
SOFC und 1 GW an Biomassekraftwerken zusétzliche flexible Erzeugungsanlagen in das
System.
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Abbildung 5.78: Vergleich der installierten elektrischen Leistung nach Energietrager im Jahr
2050 in den Szenarien: Szenario 95 und Dunkelflaute 95 (links); Veranderung
installierten elektrischen Leistung nach Technologie nach Energietrager im
Jahr 2050 im Szenario Dunkelflaute 95 gegeniiber Szenario 95

Ein weiterer entscheidender Aspekt bei der Gewahrleistung der Versorgungssicherheit bei
einer kalten Dunkelflaute in einem System mit hohem Anteil fluktuierender erneuerbarer
Energien ist die Energiespeicherung. Zur Verdeutlichung der Auswirkungen auf den Spei-
cherbedarf im Dunkelflaute-Szenario ist die Speicherstandsentwicklung des Wasserstoff-
Salzkavernenspeichers im Jahr 2050 in Abbildung 5.79 aufgefuhrt. Dabei ist der Zeitraum
der synthetischen kalten Dunkelflaute farblich hervorgehoben. Der Vergleich der Spei-
chernutzung zeigt qualitativ einen ahnlichen Verlauf tber das Jahr. Die installierte Spei-
cherkapazitat in Szenario Dunkelflaute 95 steigt um nur etwa 1 TWh gegeniber
Szenario 95 auf 69 TWh an. Bei der Betrachtung der Speichernutzung in Szenario 95 wird
zudem deutlich, dass die Speicherkapazitat aus der Transformation heraus nicht vollstandig
ausgenutzt wird. Es verbleibt ein Mindestspeicherstand von 13 TWh. In einem einge-
schwungenen System ist jedoch von einer vollstandigen Ausnutzung der Speicherkapazitét
auszugehen. Im Zeitraum der kalten Dunkelflaute ist allerdings mit einem vergleichbaren
Speicherverhalten zu rechnen. Hier liegt ein Mehrbedarf von ca. 22 TWh an Wasserstoff
vor. Insgesamt wird im Verlauf der 14 Tage etwa 52 TWh an Wasserstoff benétigt, die ent-
sprechend uber das Jahr vorgehalten werden missen.
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Abbildung 5.79: Vergleich der Speicherstandsentwicklung des Wasserstoff-Salzkavernen-
speichers Gber das Jahr 2050 in den Szenarien: Szenario 95 und Dunkelflaute
95

Wie auch bei der Untersuchung der Importrestriktionen ergeben sich Mehrkosten bei der
Auslegung des Systems auf eine kalte Dunkelflaute anstelle eines durchschnittlichen Wet-
terjahres, wie in den Referenzszenarien. Diese belaufen sich im Jahr 2050
auf +8,4 Mrd. €/a gegenuber Szenario 95. Sie liegen somit in der gleichen Gré3enordnung
wie die Mehrkosten bei der Vernachlassigung von méglichen Importen erneuerbarer Ener-
gietrager.

5.2.6 Sensitivitatsanalyse des COz-Reduktionsziels

Erganzend zur Sensitivititsanalyse der angewandten Methoden und Eingangsparameter
wird nachfolgend die Sensitivitdt des Energiesystems in Bezug auf das gesetzte
CO2-Reduktionsziel untersucht. Hierzu wird das Energiesystem fur das Jahr 2050 optimiert
(freie Optimierung) und das zugrundeliegende CO>-Reduktionsziel schrittweise von -0%
bis -95% variiert. Zur Bewertung des erforderlichen Aufwands zur Einhaltung dieser Ziele
ist in Abbildung 5.80 die hieraus ermittelte Grenzkostenfunktion der CO2-
Vermeidungskosten gegeben. Ergénzend sind die Grenzkosten der CO2-Vermeidung auch
aus der Transformation heraus fur Szenario 80 und Szenario 95 dargestellt.
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Abbildung 5.80: Vergleich der CO»-Vermeidungskosten (Grenzkosten) bei der freien Optimie-
rung fir das Jahr 2050 bei einer Variation des CO,-Reduktionsziels sowie bei
der Transformation in Szenario 80 und Szenario 95
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Die Grenzkostenfunktion aus der freien Optimierung fir das Jahr 2050 zeigt eine exponen-
tielle Zunahme der Vermeidungskosten bei der Reduktion der erlaubten CO,-Emissionen
des Systems. Wahrend die Vermeidungsgrenzkosten fir eine Reduktion um 80% gegen-
Uber 1990 noch bei 233 €/tco2 liegen, steigen diese auf 759 €/tco2 bei einer Reduktion um
95% an. Insbesondere bei Reduktionszielen tiber 90% ist ein besonders starker Anstieg
der Vermeidungsgrenzkosten zu erkennen.

Ein direkter Vergleich mit den Vermeidungsgrenzkosten aus der Transformation des Sys-
tems heraus ermdglicht zudem weitere Riickschliisse zur Bewertung der gesetzten CO»-
Reduktionsziele in den Zwischenjahren der Transformation. Diese sind in
Abbildung 5.80 fur die berechneten Stitzjahre 2025-2050 beider Szenarien aufgefuhrt. Lie-
gen die Vermeidungsgrenzkosten in den Stiitzjahren tber denen der freien Optimierung fir
das Jahr 2050, lasst sich dies auf den erforderlichen Mehraufwand aus der Systemtrans-
formation zuriickfiihren. Im System vorliegende Bestdnde aus vorangegangen Optimie-
rungsperioden fuhren demnach zu erhéhten Vermeidungskosten gegeniber der freien
Optimierung. Solche Mehrkosten gegeniiber der freien Optimierung waren aufgrund von
ineffizienten Technologiebestanden aus vorangegangenen Optimierungsperioden in allen
Stitzjahren zu erwarten. Diese Folgerung basiert auf der Annahme, dass die Systemkonfi-
guration in der freien Optimierung das theoretische Kostenminimum darstellt, da hierbei die
geringsten Einschrankungen des Losungsraumes vorliegen. Jedoch zeigt sich in Szenario
80 im Jahr 2045 sowie in Szenario 95 bereits ab dem Jahr 2040, dass die Vermeidungs-
grenzkosten in den Stiitzjahren der Systemtransformation unterhalb der Werte der freien
Optimierung liegen. Ein solches Ergebnis kann demnach nur entstehen, wenn die Bestédnde
CO.-emissionsarmer Technologien aus der vorangegangenen Optimierungsperiode bereits
derart stark ausgebaut sind, dass der Gesamtaufwand zur Einhaltung des CO»-
Zwischenziels unter dem der freien Optimierung liegt. Dieser Effekt entsteht aufgrund der
festgelegten maximalen Ausbausteigerung einer Technologie um +25% gegeniiber dem
Ausbau im Vorjahr (siehe Kapitel 4.3.2). Durch die Ermittlung des Zielwertes fur den Ausbau
jeder Technologie bis zum Jahr 2050 innerhalb der myopischen Transformationspfadana-
lyse ist somit fir jedes Zwischenjahr auch der nétige Mindestausbau jeder Technologie
bekannt. Infolgedessen kann der Bestand an erneuerbaren Energien und energieeffizienten
Technologien zum Erreichen des Ausbauziels im Jahr 2050 bereits soweit ausgebaut sein,
dass die CO,-Vermeidungsgrenzkosten im Vergleich zur vorangegangenen Optimierungs-
periode sinken. Bezogen auf die gesetzten CO»-Zwischenziele bedeutet dies, dass diese
nur einen geringen Zwang auf das System auswirken und somit zu niedrig sind, um die
Ausbauziele bis zum Jahr 2050 einzuhalten. Wahrend diese Abweichung in Szenario 80
nur geringfligig unterhalb des theoretischen Minimums liegt, kénnten in Szenario 95 fur nur
7 €/tcoz im Jahr 2040 und 32 €/tco2 im Jahr 2045 weitere CO»-Emissionen vermieden wer-
den.

Zusétzlich zu den CO,-Vermeidungskosten bei einer Variation des CO,-Reduktionsziels
werden nachfolgend in Abbildung 5.81 die korrespondierenden, eingesetzten Technologien
aufgezeigt. Erganzend sind diese in Anhang F, Abbildung F.3 bis Abbildung F.6, nach zu-
gehdrigen Sektoren dargestellt. Zur Zusammenfassung ahnlicher Technologien und Mal3-
nahmen werden diese in Technologiegruppen dargestellt. Um die Systemrelevanz dieser
Technologiegruppen bei einer entsprechenden CO-Reduktion zu untersuchen, wird zudem
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eine vereinheitliche BezugsgroRRe eingefuhrt. Hierflr wird fur jede der aufgeflihrten Tech-
nologiegruppen ein individuelles Marktsegment ermittelt. Innerhalb dieses definierten
Marktsegments kann jede Technologiegruppe eine theoretische Marktdurchdringung von
100% erreichen. Dieses Vorgehen ermdoglicht die Vergleichbarkeit der Relevanz unter-
schiedlicher MaRnahmen und Technologien aus unterschiedlichen Sektoren. Auf diese
Weise lassen sich Ruckschlisse zum Einsatz der entsprechenden Technologiegruppen
ziehen. Da die CO-Emissionen im Jahr 2016 bereits etwa 27% unter denen aus dem Jahr
1990 liegen (siehe Kapitel 3.1), geben die dargestellten Marktanteile bei dieser CO.-
Reduktion ein Indiz auf bereits aus heutiger Sicht wirtschaftliche Potenziale der CO»-
Vermeidung. Bei niedrigen CO-Reduktionzielen bis etwa 27% zeigen insbesondere Sanie-
rungsmalRnahmen in Gebauden, effiziente Elektrogeréate und Leuchtmittel sowie die Nut-
zung von erdgasbasierten Technologien im Gebaude- und Industriesektor einen hohen
Marktanteil. Ein weiterer Aspekt dieser Betrachtungsweise ist die Identifikation von Bri-
ckentechnologien, die nur in Bereich Uber 27% und unter dem Klimaziel von 80% CO»-
Reduktion wirtschaftlich zur CO2-Vermeidung beitragen. Dies trifft vor allem auf den Einsatz
von Erdgaskraftwerken, von CNG/LNG im Verkehrssektor und die Dampfreformierung von
Erdgas zur Wasserstoffgewinnung zu. Der letzte Bereich zwischen 80% und 95% CO-
Reduktion gibt Aufschluss tiber Technologien und MaZnahmen die ausschlieBlich zur Ein-
haltung entsprechend ambitionierter Klimaziele eingesetzt werden missen. Die wichtigste
Mafinahme ist hierbei der Import von Wasserstoff und synthetischer Kraftstoffe, der maf3-
geblich zur kosteneffizienten Umsetzung dieser Ziele beitragen.
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Abbildung 5.81: Vergleich der Anteile unterschiedlicher Technologiegruppen in ihrem Markt-
segment bei der freien Optimierung fir das Jahr 2050
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5.2.7 Zusammenfassung und Diskussion

Die Sensitivitdtsanalyse verfolgt das Ziel, die Auswirkungen der angewandten Methoden
sowie der zugrundeliegenden Klimaziele auf die Ergebnisse aufzuzeigen. Methodisch wer-
den hierbei Effekte der Zeitreihenaggregation sowie der Abbildung von Investitionskosten,
Infrastrukturaspekten, Energietragerimporten bzw. -exporten und einer kalten Dunkelflaute
untersucht. Zusatzlich wird die optimale Konfiguration des Energiesystems in Abhéngigkeit
des CO,-Reduktionsziels analysiert, um korrespondierende CO.-Vermeidungskosten und
die Bedeutung einzelner Technologiegruppen zu identifizieren.

In Kapitel 5.2.1 wird zunéchst die Implementierung der Zeitreihenaggregation anhand einer
Sensitivitatsanalyse bewertet. Hierzu werden Ergebnisse basierend auf unterschiedlich
stark aggregierten Zeitreihen mit denen ohne zeitliche Aggregation verglichen. Die Verwen-
dung von 4, 16 oder 48 Typtagen zur Abbildung zeitabhéngiger Profile im Modell geht ge-
nerell mit einem Vorteil bezliglich der benétigten Berechnungsdauer zur Generierung der
Ergebnisse einher. Ein Blick auf die Ergebnisse zeigt allerdings, dass diese teilweise stark
von den Ergebnissen des Referenzfalls ohne Typtage abweichen. Diese Abweichung lasst
sich jedoch mit zunehmender Anzahl an aggregierten Typtagen reduzieren. Eine Betrach-
tung des Betriebs- und Speicherverhaltens zeigt allerdings, dass erst ab 48 Typtagen ein
qualitativ vergleichbares Betriebsverhalten des Systems gewdhrleistet ist. Folglich kann mit
der Aggregation von 48 Typtagen eine Reduktion der Berechnungsdauer um 80% bei nur
geringen Abweichungen in den Ergebnissen erzielt werden.

Die Implementierung von Kostenunsicherheiten bei Investitionskosten mittels eines quad-
ratischen Optimierungsansatzes und deren Auswirkungen werden in Kapitel 5.2.2 erlautert.
Im Vergleich zum linearen Optimierungsansatz sind die prasentierten Modellergebnisse
deutlich robuster, vielseitiger und spiegeln derzeitige marktwirtschaftliche Entwicklungen
besser wider. Diese qualitative Verbesserung der Ergebnisse wird mit einem vertretbaren
Anstieg der Berechnungsdauer um durchschnittlich +129% gegeniber dem linearen Fall
erreicht. In Kombination mit der Berechnungszeiteinsparung durch die Zeitreihenaggrega-
tion liegt die resultierende Berechnungsdauer zusammen mit dem quadratischen Optimie-
rungsansatz jedoch noch unterhalb des Referenzfalls ohne die Anwendung dieser
Methoden.

Mit der Implementierung von infrastrukturellen Aspekten im Modell flie3en Ergebnisse
raumlich hoch aufgeléster Modelle (siehe Kapitel 4.4) in die Berechnungen dieses Modells
ein. Mit der Einbindung einer rdumlichen Pseudo-Auflésung kdnnen relevante Aspekte
beim Ausbau erneuerbarer Energien beriicksichtigt werden. Vergleichsergebnisse ohne die
Bericksichtigung von Infrastrukturen werden in Kapitel 5.2.3 vorgestellt. Insgesamt zeigt
sich in den Ergebnissen eine deutliche Dezentralisierung der Strom- und Warmeerzeugung
aufgrund hoher Infrastrukturkosten beim Ausbau zentraler Anlagen. Insbesondere die in
Relation hohen Kosten der elektrischen Versorgungsinfrastruktur sorgen fiir einen deutli-
chen Rickgang der Elektrifizierung in den Nachfragesektoren. Obwohl keine Vergleichser-
gebnisse aus einem raumlich hoch aufgelésten Modell vorliegen, kann aufgrund der
zusétzlichen Beriicksichtigung der erforderlichen Infrastrukturen von einer deutlichen qua-
litativen Verbesserung der Ergebnisse ausgegangen werden.
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In Kapitel 5.2.4 werden die Rickwirkungen auf das Energiesystem durch die Erfassung
moglicher Importe erneuerbarer Energietrager analysiert. Insbesondere zur Einhaltung der
Klimaziele in Szenario 95 erweisen sich Wasserstoff- und PtL-Kraftstoffimporte als wichtige
Faktoren im zukinftigen Energiesystem. Ohne die Einbeziehung dieser Importe wére in
Deutschland ein signifikanter Zusatzaufwand zum Erreichen der Klimaziele bis zum Jahr
2050 erforderlich. Insgesamt wirde die notwendige installierte Leistung in der Stromerzeu-
gung um ca. 40% von 477 GW auf 667 GW ansteigen. Dies ware mit zusatzlichen jahrlichen
Kosten in Hohe von ca. 8,6 Mrd. € verbunden.

Zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit auch im Fall einer kalten Dunkelflaute wer-
den die Ergebnisse unter Einbeziehung dieser Wettereffekte in Kapitel 5.2.5 prasentiert. Im
Vergleich zum Referenzwetterjahr zeigen sich insbesondere Veranderungen in den instal-
lierten Leistungen der Stromerzeugung. Zur Wahrung der Versorgungssicherheit ist der
Ausbau zusatzlicher flexibler Erzeugungsanlagen basierend auf Wasserstoff, Biomethan
und Biomasse gegenuber Szenario 95 notwendig. Der Zubau von ca. 16 GW an flexibler
Erzeugungsleistung geht dabei mit einem Ruckgang bei den fluktuierenden erneuerbaren
Energien um ca. 11 GW einher. Ebenso zeigen sich in der Speichernutzung tber das Jahr
Unterschiede. Jedoch erfordert die Absicherung gegentiber einer kalten Dunkelflaute nur
einen geringfliigigen Ausbau der Speicherkapazitat von Wasserstoffspeichern von ca.
68 TWh auf ca. 69 TWh. Die resultierenden Mehrkosten der notwendigen Mal3nahmen liegt
im Jahr 2050 bei ca. 8,4 Mrd. €/a gegenuber Szenario 95. Sie sind somit vergleichbar mit
den Mehrkosten bei ausbleibender Beriicksichtigung mdoglicher Importe erneuerbarer Ener-
gietrager. Die Analysen verdeutlichen zudem, dass mittels der hohen zeitlichen Auflésung
des Modells sowie den Ansatzen zur Zeitreihenaggregation eine adaquate Speicherausle-
gung mdglich ist.

Im Rahmen von Kapitel 5.2.6 wird die Abh&ngigkeit der optimalen Konfiguration des Ener-
giesystems vom gesetzten CO,-Reduktionsziel untersucht. Hierbei wird die Auswirkung auf
die CO.-Vermeidungskosten und die eingesetzten Technologiearten aufgezeigt. Es stellt
sich heraus, dass CO2-Reduktionsziele von 90% und hoher nochmals mit einem deutlichen
Anstieg der spezifischen CO-Vermeidungskosten einhergehen. Dies spiegelt sich gleich-
ermafen in den eingesetzten Technologien wider. Insbesondere der Einsatz von Wasser-
stoff und synthetischen Kraftstoffen spielt bei der Einhaltung dieser Ziele eine wichtige
Rolle. AuRerdem zeigen sich erdgasbasierte Technologien als wirtschaftlich interessante
Option zur Erreichung mittelfristiger CO2-Reduktionsziele von 30% bis zu 80%. Jedoch tra-
gen diese nicht zum Erreichen von Reduktionszielen von 95% und héher bei. Aus diesem
Grund sind bei zukunftigen Planungen immer die verfolgten Klimaziele zu berticksichtigen,
um Lock-In-Effekte beim Ausbau von Technologien zu vermeiden.
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6 Zusammenfassung

Das Ziel dieser Arbeit ist es, Strategien zur Umsetzung der Klimaziele Deutschlands zu
analysieren und Wege hin zu einem kostenoptimalen, COz-emissionsarmen Energiesystem
der Zukunft aufzuzeigen. Hierfir wird im Rahmen der Arbeit ein sektorenlbergreifendes
Energiesystemmodell basierend auf neuen methodischen Ansétzen entwickelt.

Zur Beschreibung der Ausgangslage wir zunéchst ein Uberblick zum Stand der Literatur
gegeben. Dieser umfasst in Bezug auf die Methodik die existierenden nationalen Energie-
systemmodelle und in Bezug auf die Ergebnisse die bereits existierenden Energieszenarien
fur Deutschland. Somit werden Forschungsliicken offengelegt und der Weiterentwicklungs-
bedarf aufgezeigt. Um Modelle zur sektoreniibergreifenden Berechnung von Energiesze-
narien auf nationaler Ebene zu identifizieren wird zunéchst eine Methode zu deren
Charakterisierung vorgestellt. Mit dieser ist es méglich, unter den vielen unterschiedlichen
Energiesystemmodellen, 24 Modelle zu ermitteln, die solche Szenarien berechnen kénnen.
Bei der Betrachtung der aktuellsten Energieszenarien fir Deutschland zeigt sich jedoch,
dass nur eines dieser Szenarien auch mit einem geschlossenen, sektorenubergreifenden
Modell generiert wurde. Die anderen Energieszenarien basieren auf einem Modellverbund.

Die Verwendung eines geschlossenen Energiesystemmodells Uber alle Sektoren stellt die
einzige Option zur Erreichung der Zielsetzung dar, ein konsistentes, normatives Energies-
zenario zu erstellen. Nur mittels eines solchen Modells ist es mdglich, alle CO--
Vermeidungsoptionen in direkter Konkurrenz zueinander zu betrachten und alle Riickkopp-
lungseffekte bei deren Umsetzung zu erfassen. Aufgrund der Komplexitéat solcher Modelle
und der hohen Berechnungsdauer bei der Erfassung eines hohen Detailgrads in der Mo-
dellierung fanden diese mit einer Ausnahme keine Anwendung in der Erstellung aktueller
Energieszenarien. An dieser Stelle liegt ein entscheidender Forschungs- und Weiterent-
wicklungsbedarf vor, der im Rahmen dieser Arbeit aufgegriffen wird. Mit Hilfe neuentwickel-
ter Methoden soll der Detailgrad der Modellierung sowie die Qualitdt der Ergebnisse
verbessert werden und die Berechnungsdauer sinken. Somit lassen sich technologisch un-
voreingenommene und konsistente, normative Energieszenarien fiir Deutschland erstellen.
Gleiches gilt fur die durchgefihrte Sensitivitatsanalyse.

Zur Erstellung dieser Energieszenarien werden nachfolgend die Grundlagen der Energie-
versorgung und -nachfrage in Deutschland sowie die Modellimplementierung und -struktur
beschrieben. Hierbei mussen zunéchst der Rahmen der Untersuchung sowie die System-
und Bilanzgrenzen definiert werden. Der zeitliche Untersuchungsumfang umschlief3t den
Zeitraum bis zum Jahr 2050. Die raumliche Betrachtung ist auf Deutschland beschrankt.
Im- und Exporte werden in Form von Strom sowie von fossilen und erneuerbaren Energie-
tragern bericksichtigt. Bezuglich der erfassten Treibhausgasemissionen zur spateren Op-
timierung umfasst diese Arbeit sdmtliche energie- und prozessbedingten CO,-Emissionen
in Deutschland, jedoch keine sonstigen Treibhausgase. Fur die zukinftige Entwicklung der
Emissionen sonstiger Treibhausgase gehen exogene Annahmen in die Modellierung ein.
Bei der detaillierten Beschreibung des Energie-, Geb&ude-, Industrie- und Verkehrssektors
werden sowohl heute genutzte Technologien als auch alternative Technologien vorgestellt.
Die alternativen bzw. potenziellen zukiinftigen Technologien umfassen die Energiebereit-
stellung auf der Energieversorgungsseite und die Steigerung der Energieeffizienz auf der
Energienachfrageseite.
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Aufbauend auf dem identifizierten Forschungs- und Weiterentwicklungsbedarf sowie den
Rahmenbedingungen, der Datengrundlage und der Modellstruktur wird der methodische
Ansatz abgeleitet. Hierfur wird zuerst die grundlegende Modell- und Systemarchitektur ma-
thematisch beschrieben. Bei dem Grundmodell, welches im Rahmen dieser Arbeit aufge-
baut und weiterentwickelt wurde, handelt es sich zundchst um ein lineares
Optimierungsmodell.

Zur Berucksichtigung von Kostenunsicherheiten wird dieses allerdings mittels eines quad-
ratischen Optimierungsansatzes erweitert. Die Unsicherheiten bei der Abbildung von Kos-
ten in Energiesystemmodellen stellen ein allgemeines Problem bei der Modellierung dar.
Dieses wird bislang meist Gber umfangreiche Parametervariationen oder die Anwendung
stochastischer Methoden angegangen. Allerdings gehen diese Vorgehensweisen mit einem
hohen Berechnungsaufwand einher. Anhand einer Analyse realer Investitionskosten am
Beispiel von Onshore-Windkraftanlagen zeigt sich, dass insbesondere Investitionskosten
fur neue Technologien mit grof3en Unsicherheiten behaftet sind, da sie von unzéhligen Ein-
flussparametern abhéngen. Zudem stellen die Investitions- bzw. Kapitalkosten den gréR3ten
Anteil der Kosten fiir den Ausbau erneuerbarer Energien dar. Aus diesem Grund wird mit
Hilfe quadratischer Programmierung ein vereinfachter Ansatz entwickelt, um diese Unsi-
cherheiten im Modell zu erfassen. Bei der Validierung des Ansatzes zeigen sich aul3erdem
die deutliche Verbesserung der Robustheit und eine grof3e Technologievielfalt bei den Er-
gebnissen sowie die bessere Berlcksichtigung derzeitiger marktwirtschaftlicher Effekte.
Dies wird zudem bei einer vertretbaren Erhéhung der Berechnungsdauer um etwa den Fak-
tor 2,3 erreicht. In Kombination mit einem implementierten Ansatz zur Zeitreihenaggrega-
tion kann die Berechnungsdauer gegeniiber dem Grundmodell sogar reduziert werden.
Hierbei bleibt weiterhin die hohe zeitliche Auflésung des Modells erhalten, um die Einspei-
sung fluktuierender erneuerbarer Energien sowie die Einbindung von Speichertechnologien
adaquat abzubilden. Effektiv stellt sich in etwa eine Halbierung der Berechnungsdauer ge-
genuber einem Vergleichsmodell ohne die implementierten Methoden ein.

Ein weiterer Aspekt der Modellierung ist die Abbildung der Systemtransformation. Unter
den potenziellen mdglichen Ansétzen wird ein myopischer backcasting-Ansatz ausgewahlt
und weiterentwickelt. Dieser basiert auf dem Vorgehen, zuerst das Zieljahr der Transfor-
mation zu optimieren. In diesem Fall entspricht dies dem Jahr 2050. Unter Berticksichtigung
der Restbesténde in diesem Jahr von heutigen Anlagen mit entsprechend langer techni-
scher Nutzungsdauer wird das kostenminimale Energiesystem zur Einhaltung der gesetz-
ten Klimaziele ermittelt. Begriindet durch die Annahme, dass dieses Energiesystem auch
in nachfolgenden Dekaden in dieser oder ahnlicher Form Bestand haben soll, besitzt des-
sen optimale Auslegung hdchste Prioritat. Ausgehend von diesem Zielsystem werden nach-
folgend die jahrlichen Grenzwerte fiir den Ausbau der individuellen Technologien bestimmt.
Hierbei flieRen mittels eines dynamischen Ansatzes Aspekte wie Lernkurven, Nachfragen,
technische Lebensdauern und Potenziale sowie Bestandsentwicklungen mit ein. Dabei wird
das Ziel verfolgt, den maximalen Optimierungsspielraum bei der Systemtransformation zu
gewabhrleisten und somit auch den letztmdglichen Zeitpunkt zum Ausbau einer Technologie
Zu bestimmen.

Ergénzend wird zur Abbildung von Infrastrukturen im Modell ein Ansatz zur Implementie-
rung einer raumlichen Pseudo-Auflésung vorgestellt. Entgegen einer vollstdndigen raumli-
chen Aufldsung wird hierbei nur die Energieversorgungsseite auf neun Regionen
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disaggregiert. Au3erdem beschrankt sich dieser Ansatz auf die besonders standortabhan-
gigen erneuerbaren Energien. Fir diese gehen Informationen zu regionalen technischen
Potenzialen und Einspeisezeitreihen in die Modellierung ein. Auerdem werden unter-
schiedliche Auswirkungen auf den Ausbau von Infrastrukturen erfasst basierend auf den
Ergebnissen ausgewiesener Infrastrukturmodelle bzw. entsprechenden Literaturwerten.
AuRerdem werden die wichtigsten Einflussparameter fir den Ausbau von Warme- und Gas-
netzen sowie von Verkehrsinfrastrukturen erfasst.

Zur Auslegung des Systems wird zudem ein Ansatz zur Abbildung einer synthetischen kal-
ten Dunkelflaute vorgestellt.

Die Ergebnisse basieren auf zwei Referenzszenarien: Szenario 80 und Szenario 95. Diese
reprasentieren Strategien zur Umsetzung der Klimaziele bei einer Reduktion der Treibhaus-
gasemissionen Deutschlands um 80% bzw. 95% bis zum Jahr 2050. Unter Beriicksichti-
gung der vorgestellten Methoden stellen diese Szenarien die optimale Strategie zur
Transformation des Energiesystems bei vollkommener Technologieoffenheit dar. Im An-
schluss an die Referenzszenarien werden Sensitivitdtsanalysen vorgestellt, um die Auswir-
kungen der implementierten Methoden sowie der gesetzten Klimaziele auf die Ergebnisse
zu verdeutlichen. Die wichtigsten Kernaussagen bzw. Erkenntnisse aus den Referenzsze-
narien und der Sensitivitdtsanalyse werden nachfolgend nochmals zusammengefasst.

Gesamtsystem:

= Die hdchsten CO.-Vermeidungskosten liegen im Industriesektor vor. Die verbleiben-
den CO,-Emissionen im Jahr 2050 in Szenario 95 sind zu 72% auf den Industrie-
sektor zuruickzufiihren.

= Die Steigerung der Energieeffizienz spielt eine Schliisselrolle zur Einhaltung der Kli-
maziele. Dies spiegelt sich vor allem im Endenergieverbrauch wider, der bis zum
Jahr 2050 um ca. 33% auf 1.689 TWh in Szenario 80 bzw. um ca. 36% auf
1.623 TWh in Szenario 95 absinkt. Dies wird trotz steigender Nachfragen erreicht.
AuRRerdem ist anzumerken, dass EffizienzmaBnahmen die hochsten CO»-
Vermeidungspotenziale bei hohen spezifischen Emissionen der Energiebereitstel-
lung besitzen. Folglich ist deren Umsetzung insbesondere zu Beginn der System-
transformation im Zeitraum bis zum Jahr 2030 zu forcieren.

= Der Primarenergieverbrauch sinkt ebenfalls bis zum Jahr 2050 um ca. 46% auf
1.894 TWh in Szenario 80 bzw. um ca. 49% auf 1.763 TWh in Szenario 95. Neben
Solar- und Windenergie tragt die Bioenergie mit 408 bzw. 461 TWh entscheidend
zum Priméarenergieaufkommen bei. Wahrend in Szenario 80 noch 42% uber fossile
Energietrager, hauptséachlich Erdgas, bereitgestellt werden, miissen diese in Sze-
nario 95 durch den weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien und Importe erneu-
erbarer Energietréger substituiert werden.

= Die Mehrkosten des Energiesystems gegeniber heute liegen im Jahr 2050 bei ca.
49 Mrd. €/a in Szenario 80 und bei ca. 128 Mrd. €/a in Szenario 95. Es liegen somit
deutliche Mehrkosten zur CO;-Reduktion um 95% gegentber 80% vor. Allerdings
reprasentieren die Mehrkosten im Jahr 2050 den zu erwartenden Hochstwert. Auf-
grund von Lernkurven und dem kontinuierlichen Ersatz von Altbestanden ist mit ei-
nem deutlichen Absinken der Mehrkosten in den folgenden Dekaden zu rechnen.
Die kumulierten Mehrkosten zur Systemtransformation liegen im Zeitraum von 2020
bis 2050 bei 655 Mrd. € in Szenario 80 und 1.850 Mrd. € in Szenario 95.
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Energiesektor:

Der Ausbau der erneuerbaren Energien muss im Jahr 2050 eine installierte elektri-
sche Leistung von 296 GW in Szenario 80 und 471 GW in Szenario 95 erreichen.
Dies entspricht bis zum Jahr 2050 einem jahrlichen Nettozubau von 6,4-12,0 GW.
Hierbei kommt der Windenergie mit einem Ausbauziel von 175-264 GW bis zum
Jahr 2050 eine Schlisselrolle zu. Dabei ist die Kompensation stillzulegender Anla-
gen bis 2050 zu bertcksichtigen sowie potenzielle Akzeptanzprobleme. Dies ist folg-
lich friihzeitig bei der Ausbauplanung zu beachten.

Die Substitution fossiler Energietrager erfolgt zum Teil Uber Elektrifizierungsmaf3-
nahmen in allen Sektoren. Infolgedessen ist mit einem Anstieg des Nettostromver-
brauchs bis zum Jahr 2050 um 46% in Szenario 80 und um 102% in Szenario 95
gegenuber heute zu rechnen.

Der zusatzliche Strombedarf beruht dabei vor allem auf PtX-MalRnahmen, insbeson-
dere auf Power-to-Heat, Power-to-H, und E-Mobilitdt. Diese Mal3nhahmen sind ver-
antwortlich fir eine Erh6hung des Nettostromverbrauchs um bis zu 307 TWh/a in
Szenario 80 und 538 TWh/a in Szenario 95 gegeniliber heute. In Szenario 95 sind
aulBerdem Importe von erneuerbarem Wasserstoff in Hohe von 219 TWh/a zu be-
riicksichtigen. Die Versorgung mit Flussigkraftstoffen erfolgt in Szenario 95 vollstan-
dig Uber PtL-Kraftstoffimporte.

Power-to-H, sowie die Rickverstromung von Wasserstoff erweist sich zudem als
systemrelevantes Langzeitspeicherverfahren in Szenario 95 zur Kompensation der
fluktuierenden Einspeisung auf PV- und Windkraftanlagen. Hierfir muss eine Was-
serstoffspeicherkapazitét in Salzkavernenspeichern von 67 TWh bis zum Jahr 2050
aufgebaut werden.

Gebaudesektor:

Die Steigerung der Energieeffizienz durch energetische Sanierungsmafnahmen am
Gebéaudebestand und durch effiziente Haushaltsgeréate sowie Leuchtmittel stellen
wichtige MaRhahmen zur Einhaltung der Klimaziele in beiden Szenarien dar.

Dies wird durch einen massiven Ausbau von Warmepumpen zur Raumwéarme- und
Warmwasserversorgung unterstutzt. lhr Anteil an der Warmeversorgung steigt bis
2050 auf 68% in Szenario 80 und 83% in Szenario 95 an.

Die Umstrukturierung der Warmeversorgung des Gebaudesektors hat zudem einen
sinkenden Bedarf an GroRRkraftwerken mit zentraler Fernwarmeauskopplung zur
Folge. Der Einsatz von Biomasseheizanlagen und Warmepumpen profitiert weniger
stark von Skaleneffekten bei der Zentralisierung als konventionelle Kraftwerke. Aus
diesem Grund ist mit einer drastischen Reduktion der Fernwédrmeversorgung zu
rechnen. Hierbei sollten friihzeitig Optionen zur Umwidmung der Fernwarmenetze
in kleinere Nahwérmenetze geprift werden.
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Industriesektor:

Der Einsatz von Biomasse erweist sich im Industriesektor aufgrund konstanter Ener-
gienachfragen Uber das Jahr als besonders effizient. Ihr Anteil an der Prozesswar-
mebereitstellung steigt bis zum Jahr 2050 auf 33% in Szenario 80 und 37% in
Szenario 95 an.

Dies wird durch eine Elektrifizierung der Prozesswarmebereitstellung erganzt sowie
durch den gezielten Einsatz von Wasserstoff in Industrieprozessen. Vor allem in der
Stahlerzeugung zeigen sich kostengiinstige CO;-Reduktionspotenziale durch die
Umstellung der Roheisenerzeugung auf ein Direktreduktionsverfahren mit Wasser-
stoff.

Verkehrssektor:

Auch der Verkehrssektor zeichnet sich durch eine deutliche Elektrifizierung aus. Je
nach Fahrzeugklasse liegt diese bei 52-100% der Fahrzeugflotte im Jahr 2050. Im
Pkw-Bereich liegt sie bei 69% in Szenario 80 und 79% in Szenario 95.

Die Ermittlung der kostenoptimalen Antriebsarten fur die individuellen Fahrzeug-
klassen ist besonders sensitiv in Bezug auf die angenommenen Fahrzeugkosten.
Demzufolge muss hierbei die weitere Marktentwicklung beobachtet werden. Das
breite Spektrum an zum Einsatz kommenden Antriebsarten in den Ergebnissen
spricht zudem fir eine technologisch unvoreingenommene Forschung und Weiter-
entwicklung in diesem Bereich.

Sensitivitatsanalyse:

Bei der Zeitreihenaggregation zeigt sich, dass erst ab einer Aggregation von min-
destens 48 Typtagen das Betriebsverhalten des Systems qualitativ dem Referenz-
fall ohne zeitliche Aggregation entspricht. Diese erlaubt dennoch eine Reduktion der
Berechnungsdauer um ca. 80%.

Der Vergleich der Abbildung von Investitionskosten des quadratischen Optimie-
rungsansatzes mit dem linearen Ansatz zeigt, dass die Ergebnisse durch die entwi-
ckelte Methode deutlich robuster, vielseitiger und realitdtsnaher sind.

In Bezug auf die Berilicksichtigung von Infrastrukturaspekten sowie von Im- und Ex-
porten zeigt sich eine deutliche Verbesserung der Ergebnisqualitdt. Des Weiteren
wird im Rahmen der Analyse der Energieimporte und -exporte ein Kosteneinspar-
potenzial von bis zu 8,6 Mrd. €/a im Jahr 2050 durch die Beriicksichtigung von Ener-
gietrégerimporten ermittelt.

Im Vergleich von Szenario 95 mit dem Dunkelflauteszenario zeigt sich, dass die
vollstandige Versorgungssicherheit des Energiesystems mit nur geringem Mehrauf-
wand zu erreichen ist. Die Mehrkosten gegeniiber dem Referenzszenario liegen im
Jahr 2050 bei etwa 8,4 Mrd. €/a.

Die Sensitivitdtsanalyse zum gesetzten CO:-Reduktionsziel zeigt auf, dass die
Transformationsstrategie zur Erreichung des 80%-Reduktionsziels nicht vollstandig
kompatibel zum 95%-Reduktionsziel ist. Zur Einhaltung des 95%-Reduktionsziels
ist demzufolge auf den Ausbau von erdgasgefeuerten Anlagen als Briickentechno-
logie zu verzichten. Stattdessen muss friihzeitig der Ausbau einer Wasserstoffinfra-
struktur und internationaler Versorgungsnetzwerke zum Import erneuerbarer
Energietrager vorangetrieben werden.
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Anhang

A Modellibersicht

Tabelle A.1:

Eigenschaften ausgewéhlter Energiesystemmodelle (Teil 1)

Modell Balmorel BESOM Calliope
Modellname - Brookhaven energy -
system optimization
model [250]

Autor / Institut Elkraft System, Brookhaven National ETH Zirich [252]

Denmark (fuhrend) Laboratories (BNL)

[251] [250]

Entwickelt in Danemark (2000er) USA (1970er) [250] Schweiz (2010er)

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont
Zeitliche Auflésung
Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

[251]
Optimierung [251]

Bottom-up
[251,253,254]

Myopic-foresight
[251]

Flexibel [251,253]
Flexibel [251,253]
Flexibel [251]

Open source / ac-
cess [251]

GAMS [251,254]

Optimierung [19,250]

Bottom-up [19]

Ohne [19]

1 Jahr [19]
1 Zeitschritt [19]
1 Region [19]

Proprietar®

Sonstige?

[252]

Optimierung
[202,252]

Bottom-up [255]

Ohne [252]

1 Jahr [252]
Flexibel [252]
Flexibel [255]

Open source / access
[255]

Python [252]

1 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
2 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme

181



Modelliibersicht

Tabelle A.2:  Eigenschaften ausgewahlter Energiesystemmodelle (Teil 2)
Modell CIMS DynEMo E4cast
Modellname Canadian Integrated Dynamic Energy Mo- -

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont

Zeitliche Aufldsung

Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmierspra-
che

Modeling System
[256]

Pacific Northwest Na-

tional Laboratory and

Simon Fraser Univer-
sity [256]

Canada, USA
(1980er) [256]

Simulation
[260,261,262]

Hybrid [260,261]

Myopic-foresight [262]

35 Jahre [260]

1 Jahr [260]

1-2 Regionen
[46,260,267]

Proprietar®

Sonstige®

del [257]

University College
London (UCL) [258]

GB (2010er) [258]

Simulation und Opti-
mierung [258]

Bottom-up [257]

Myopic-foresight
[264]

Bis 2050 [257,264]

Flexibel [257]
1 Region [264]

Proprietar*
VBA [257]

Australian Bureau of
Agricultural and Re-
source Economics
(ABARE) [259]

Australien (2000er)
[259]

Simulation [259,263]

Bottom-up [259]

Myopic-foresight
[259,265]

Flexibel
[259,265,266]

1 Jahr [265,266]

Mehrere Regionen
[265]

Proprietar [268]
GAMS [265]

3 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
4 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
5 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
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Tabelle A.3:  Eigenschaften

ausgewahlter Energiesystemmodelle (Teil 3)

Modell

EnergyPLAN

ENPEP-BALANCE

ESME

Modellname

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont

Zeitliche Aufldsung

Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

Aalborg University
[271,272]

Danemark (2000er)
[271,272]

Simulation
[47,271,272]

Bottom-up [271,272]

Ohne [279,280]

1 Jahr [279,280]

1 Stunde [279,280]

Flexibel [271]

Open source / access

[272]
VBA [272]

Energy and Power
Evaluation Program —
BALANCE [269]

Argonne National Labo-

ratory [269]

USA (2000er) [269]

Simulation
[273,274,275]

Top-down [277]

Myopic-foresight [277]

75 Jahre [277]
1 Jahr [277]

Mehrere Regionen
[277]

Open source / access
[282]

Sonstige [274]

Energy System Mo-
deling Environment
[270]

Energy Technolo-
gies Institute (ETI)
[270]

GB (2000er) [270]

Simulation und Op-
timierung [270,276]

Bottom-up
[270,278]

Perfect-foresight
[270]

Bis 2050 [270,281]

2 Jahreszeiten und
5 Tagesabschnitte
[270]

24 Regionen [270]

Kommerziell [283]

Sonstige [270]
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Tabelle A.4:  Eigenschaften ausgewadhlter Energiesystemmodelle (Teil 4)
Modell IKARUS LEAP MARKAL
Modellname Instrumente fiir Kilmagas-  Long-range Energy ~ MARKet and Alloca-

Reduktionsstrategien [33]

Autor / Institut Forschungszentrum Ji-

lich [33]

Entwickelt in Deutschland (1980er)

[33]

Methodik Optimierung [286,287]

Analytischer Ansatz Bottom-up [286,287]

Transformationspfadanalyse Myopic-foresight

[286,287,290]

Zeithorizont Bis 2050 [291]

Zeitliche Auflésung Typtage / Zeitabschnitte

(33]
Réaumliche Auflésung 1 Region [287]
Lizensierung Kommerziell [33,47]

Software / Programmiersprache GAMS (+FORTRAN) [33]

Alternatives Plan-
ning [26]

Stockholm Environ-
ment Institute [26]

USA / Schweden
(1980er) [26,47]

Simulation [26]

Hybrid [47]

Myopic-foresight
[47]

Flexibel [47]
1 Jahr [56]

Flexibel [26]
Kommerziell [47]

Sonstige [26]

tion [284]

IEA-ETSAP [285]

International
(1980er) [21]

Optimierung
[21,284,288]

Bottom-up
[21,288,289]

Perfect-foresight
[285]

Flexibel [285,292]
Flexibel [292]

Flexibel [285]
Kommerziell [293]

GAMS [285]
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Tabelle A.5:  Eigenschaften ausgewahlter Energiesystemmodelle (Teil 5)
Modell MESSAGE NEMS OEMOF
Modellname Model for Energy Sup-  National Energy Mo- Open Energy Mode-

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont

Zeitliche Auflésung

Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

ply Strategy Alterna-
tives and their

General Environmen-
tal Impact [31]

International Institute
for Applied Systems
Analysis (IIASA) [295]

Osterreich (1980er)
[295]

Optimierung [296]

Bottom-up [299,300]

Perfect-foresight [300]

Flexibel [300]

5 oder 10 Jahre
[56,302]

Flexibel [302]

Open source / access
[47]

Sonstige (FORTRAN)
[304]

deling System [25]

Energy Information
Administration (EIS)
[47]

USA (1990er) [47]

Simulation [297]

Hybrid [301]

Myopic-foresight [25]

Bis 2040 [25]
9 Zeitabschnitte [303]

22 Regionen [303]

Open source / access
[47]

Sonstige (FORTRAN)
[47]

ling Framework [294]

Zentrums fir nach-
haltige Energiesys-
teme (ZNES -
Uni/Hochschule
Flensburg), Universi-
tat Magdeburg und
Reiner Lemone Insti-
tut (RLI) [294]

Deutschland (2010er)
[294]

Optimierung [68,298]

Bottom-up [201]

Ohne [298]

1 Jahr [298]
Flexibel [294]

Flexibel [294]

Open source / ac-
cess [201,294]

Python [68,201,305]
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Tabelle A.6:  Eigenschaften ausgewahlter Energiesystemmodelle (Teil 6)
Modell OSEMoSYS PRIMES REMIND-D
Modellname Open Source Energy  Price-Induced Market Refined Model of

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont
Zeitliche Aufldsung
Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

Modeling System
[199]

International Atomic
Energy Agency (IAEA)
und UK Energy Re-
search Center [308]

GB, International
(2010er) [308]

Optimierung [199,312]

Bottom-up [299]

Myopic-foresight [312]

Flexibel [312]
Flexibel [312]
Flexibel [199]

Open source / access
[199]

Sonstige (MathProg)
[199,308]

Equilibrium System
[306]

National Technical
University of Athens
(NTUA) [309]

Griechenland
(1990er) [309]

Simulation [309]

Hybrid [306,313,314]

Myopic-foresight
[313,314]

Bis 2050 [306,313]
5 Jahre [309]
Flexibel [309]
Proprietar [47]

Sonstige®

long-term Investment
Decisions — Germany
[307]

Potsdam Institut fir
Klimafolgenforschung
[310]

Deutschland (2010er)
[310,311]

Optimierung
[307,310]

Hybrid [310]

Perfect-foresight
[315]

Bis 2050 [315]
5 Jahre [315]
1 Region [310]
Proprietar [316]

GAMS [310,316]

6 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
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Tabelle A.7:  Eigenschaften ausgewahlter Energiesystemmodelle (Teil 7)
Modell REMix REMod-D SCOPE
Modellname Renewable Energy Regenerative Ener- -

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont

Zeitliche Auflésung

Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

Mix for sustainable
energy supply in Eu-
rope [317]

Deutsches Zentrum
fur Luft- und Raum-
fahrt (DLR) [319]

Deutschland (2010er)
[319]

Optimierung [323,324]

Bottom-up [325]

Perfect-foresight
[323,326]

Bis 2050 [325]

1 Stunde
[323,324,325]

Flexibel [317,323]
Proprietar [317]
GAMS [317,323]

gien Modell —
Deutschland [318]

Fraunhofer ISE [318]

Deutschland (2010er)
[318]

Optimierung
[39,40,318]

Bottom-up
[39,84,318]

Perfect-foresight
[318]

Flexibel [318,327]
1 Stunde [39,40,318]

1 Region [39,40,318]
Proprietar [318]
Delphi / Python [318]

Fraunhofer IWES
[320]

Deutschland (2010er)
[321,322]

Optimierung [320]

Bottom-up [322]

Myopic-foresight
[320]

Flexibel [320]
1 Stunde [320,328]

Flexibel [320,329]
Proprietar [320]

Sonstige (MATLAB)
[320]

187



Modelliibersicht

Tabelle A.8:  Eigenschaften ausgewadhlter Energiesystemmodelle (Teil 8)
Modell Temoa TESOM TIMES
Modellname Tools for Energy Time-stepped Energy The Integrated

Autor / Institut

Entwickelt in

Methodik

Analytischer Ansatz

Transformationspfadanalyse

Zeithorizont

Zeitliche Auflésung

Raumliche Auflésung

Lizensierung

Software / Programmiersprache

Model Optimization
and Assessment
[200]

North Carolina State
University [200]

USA (2010er) [200]

Optimierung
[200,330]

Bottom-up [200]

Myopic-foresight
[200]

Flexibel [200]

Typtage / Zeitab-
schnitte [200,330]

1 Region [200,330]

Open source / access
[200,330]

Python [200,330]

System Optimization
Model [20]

Brookhaven National

Laboratory [20]
USA (1980er) [20]

Optimierung [20]

Bottom-up [20]

Myopic-foresight [20]

Flexibel [20]
1 Jahr [19,332]

1 Region [20]

Proprietar’

Sonstige®

MARKAL-EFOM Sys-
tem [237]

IEA-ETSAP [237]

International (2000er)
[237]

Optimierung [331]

Bottom-up [299,331]

Perfect-foresight [331]

Flexibel [331]
Flexibel [331]

Flexibel [331]

Open source (Quell-
code) [333]

GAMS [334]

7 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
8 Nicht explizit angegeben; eigene Annahme
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B Modelleingangsdaten

Tabelle B.1: Abgebildete Treibhausgasemissionen nach Emissionsart und Sektor am Bei-
spiel des Jahres 2016 [94]

Sektor THG-Emissionen im Jahr 2016 in Mtcoz-1q

L g s Q i)

2 Ec | 20 Zo

ok— T = S Ic S Ic

o9 o 9 O O O O

o) £ o Z o o S Q2 g <€

2 E A e L o2 2 o8 )

= g | 2838 8B £

29 °S0 | &5 ©°SE S

w O o O W o uw o »nuw wn
Energiesektor 327,8 2,4 5,6 7,5 343,3
Industriesektor 125,3 44,9 1,1 16,9 188,2
Gebaudesektor 128,7 0,0 1,3 0,0 130,0
Verkehrssektor 163,8 0,0 1,7 0,0 165,5
Landwirtschaft 6,1 2,8 0,5 62,5 71,9
Sonstige 0,0 0,0 0,0 10,4 10,4
Summe 751,7 50,1 10,2 97,3 909,3

Modelliert:  801,8 (88%)
Sonstige THG:  107,5 (12%)
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Tabelle B.2: Treibhausgasemissionen nach Emissionsart und Sektor im Jahr 1990 und 2016
(Detail) [94]

Jahr 1990 2016
Sektor Emissionsart THG-Emissionen in Mtcoz.iq
Energiebedingte CO2-Emissionen 425,0 327,7
b o . L 429,1 330,1
>89 Prozessbedingte CO2-Emissionen 4,1 2,4
o< . ) . — 4664 — 3432
c 9 Energiebedingte sonstige THG-Em. 3,5 5,6
w . . 37,4 13,1
Prozessbedingte sonstige THG-Em. 33,9 7,5
. Energiebedingte CO2-Emissionen 185,1 125,3
QL : o 245,0 170,2
=9 Prozessbedingte CO2-Emissionen 59,9 44,9
8 x . . X —— 283,8 — 188,2
= Energiebedingte sonstige THG-Em. 1,6 1,1
£ . ) 38,9 18,0
Prozessbedingte sonstige THG-Em. 37,3 16,9
\ Energiebedingte CO2-Emissionen 204,5 128,7
Q . oo 204,5 128,7
= o Prozessbedingte CO2-Emissionen 0,0 0,0
© X . A . — 209,7 — 130,0
9 Energiebedingte sonstige THG-Em. 52 52 1,3 13
© Prozessbedingte sonstige THG-Em. 0,0 ' 0,0 '
\ Energiebedingte CO2-Emissionen 160,8 163,8
[<e . L 160,8 163,8
£ 9 Prozessbedingte CO2-Emissionen 0,0 0,0
£x - ) —— 1633 —— 1656
5 9 Energiebedingte sonstige THG-Em. 2,5 s 1,8 18
> Prozessbedingte sonstige THG-Em. 0,0 ' 0,0 '
. Energiebedingte CO2-Emissionen 10,3 135 6,1 o8
§ 5 Prozessbedingte CO2-Emissionen 3,2 ' 2,7 '
== i i i ——— 900 —— 718
S Energiebedingte sonstige THG-Em. 0,3 0,5
4 . ) 76,5 63,0
Prozessbedingte sonstige THG-Em. 76,2 62,5
° Energiebedingte CO2-Emissionen 0,0 0.0 0,0 0.0
2 Prozessbedingte CO2-Emissionen 0,0 ' 0,0 '
2 . . ) — 384 — 105
S Energiebedingte sonstige THG-Em. 0,0 384 0,0 105
(%] ) ,
Prozessbedingte sonstige THG-Em. 38,4 10,5
Energiebedingte CO2-Emissionen 985,7 751,6
g Prozessbedingte CO2-Emissionen 67,2 50,0
£ Energiebedingte sonstige THG-Em. 13,1 10,2
>
7] Prozessbedingte sonstige THG-Em. 185,7 97,4
Gesamt 1251,6 909,2

Tabelle B.3:  Treibhausgasemissionen nach Emissionsart und Klimaziele 2050 [94]

Jahr 1990 2016 Zi(egl020/00§>0 Zi(egISZO/OO?O
Emissionsart THG-Emissionen in Mtcoz-aq
CO2-Emissionen (ges.) 1052,8 801,6 207,8 52,7
Sonstige THG-Emissionen (ges.) 198,8 107,6 425 9,9
Summe 1251,6 909,2 250,3 62,6
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Tabelle B.4:  Daten zu Abbildung 3.4 [88]
Jahr 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Bevélkerung in Mio. 80,2 81,3 82,1 81,2 79,3 76,6
Haushalte in Mio. 39,3 40,5 41,6 42,1 42,2 41,4
Arbeitnehmer in Mio. 43,8 45,2 45,6 43,2 40,8 39,1
Bruttowertschopfung in Mrd. €/a 2322 2552 2678 3092 3476 3835

Tabelle B.5:  Daten zu Abbildung 3.5 [85,88,95,96,97]
Jahr Braunkohlen  Steinkohlen  Erdgas Rohol Benzin Diesel

Historisch (in €/MWh)
1996 - 4,7 6,7 10,2 - -
1997 - 52 8,0 11,0 - -
1998 - 4,6 7,1 7,5 - -
1999 - 4,2 6,0 10,6 - -
2000 - 52 10,7 19,5 - -
2001 - 6,5 13,9 17,3 - -
2002 - 55 11,7 16,5 - -
2003 - 4,9 12,2 16,3 - -
2004 - 6,8 11,8 19,1 - -
2005 - 8,0 16,1 27,0 - -
2006 - 7,6 21,3 32,6 - -
2007 - 8,4 20,0 33,5 - -
2008 - 13,8 26,8 41,6 - -
2009 - 9,7 20,9 27,9 - -
2010 - 10,5 20,6 38,3 - -
2011 - 13,1 25,7 51,0 - -
2012 - 11,4 29,0 55,3 - -
2013 - 9,7 27,6 52,6 - -
2014 - 9,0 23,5 47,7 - -
2015 - 8,3 20,6 30,6 - -
2016 - 8,2 15,4 24,6 - -
2017 - 11,3 17,0 30,8 - -
2018 - 11,7 19,2 38,8 - -
Zukiinftig(in € MWh)

2020 8,0 16,0 19,4 - 57,6 46,8
2030 8,0 17,0 24,8 - 64,8 54,0
2040 9,0 19,0 26,6 - 57,6 46,8
2050 11,0 21,0 25,6 - 39,6 36,0
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Tabelle B.6:  Daten zu Abbildung 3.6 (0,1-4,0 Mt/a) [99]

Hz-Import  Hz-Import  Hz-Imp.- SNG- SNG-Imp.-  PtL-Im- PtL-Imp.-
in Mt/a in TWh/a kosten Import kosten port kosten
in€/kWh inTWh/a in€/kWh inTWh/a in€/kWh
0,1 3,3 0,105 2,7 0,179 2,7 0,174
0,2 6,7 0,101 53 0,174 53 0,169
0,3 10,0 0,101 8,0 0,174 8,0 0,169
0,4 13,3 0,101 10,7 0,174 10,7 0,170
0,5 16,7 0,113 13,3 0,189 13,3 0,185
0,6 20,0 0,115 16,3 0,192 16,3 0,187
0,7 23,3 0,117 18,7 0,194 18,7 0,189
0,8 26,7 0,115 21,6 0,192 21,6 0,188
0,9 30,0 0,114 24,3 0,189 24,3 0,185
1,0 33,3 0,111 26,9 0,186 26,9 0,182
11 36,7 0,109 29,6 0,184 29,6 0,180
1,2 40,0 0,110 32,3 0,184 32,3 0,180
1,3 43,3 0,110 34,9 0,185 34,9 0,182
1,4 46,7 0,113 37,6 0,188 37,6 0,185
15 50,0 0,110 40,3 0,184 40,3 0,181
1,6 53,3 0,107 43,2 0,181 43,2 0,177
1,7 56,7 0,110 45,6 0,185 45,6 0,181
1,8 60,0 0,110 48,3 0,185 48,3 0,181
1,9 63,3 0,112 51,2 0,187 51,2 0,183
2,0 66,6 0,112 53,9 0,187 53,9 0,183
2,1 70,0 0,112 56,5 0,187 56,5 0,183
2,2 73,3 0,111 58,9 0,186 58,9 0,183
2,3 76,6 0,111 61,8 0,186 61,8 0,183
2,4 80,0 0,111 64,5 0,186 64,5 0,183
25 83,3 0,111 67,2 0,186 67,2 0,183
2,6 86,6 0,112 69,8 0,187 69,8 0,184
2,7 90,0 0,112 72,5 0,187 72,5 0,184
2,8 93,3 0,111 75,2 0,185 75,2 0,182
2,9 96,6 0,111 78,1 0,186 78,1 0,182
3,0 100,0 0,111 80,5 0,186 80,5 0,182
3,1 103,3 0,111 83,4 0,186 83,4 0,182
3,2 106,6 0,111 85,8 0,186 85,8 0,182
3,3 110,0 0,111 88,5 0,186 88,5 0,182
3,4 113,3 0,111 91,2 0,186 91,2 0,182
3,5 116,6 0,112 94,1 0,186 94,1 0,183
3,6 120,0 0,111 96,8 0,186 96,8 0,182
3,7 123,3 0,110 99,4 0,185 99,4 0,181
3,8 126,6 0,111 102,1 0,186 102,1 0,182
3,9 130,0 0,111 104,8 0,186 104,8 0,182
4,0 133,3 0,111 107,7 0,185 107,7 0,182
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Tabelle B.7:  Daten zu Abbildung 3.6 (4,1-8,0 Mt/a) [99]

Hz-Import  Hz-Import  Hz-Imp.- SNG- SNG-Imp.-  PtL-Im- PtL-Imp.-
in Mt/a in TWh/a kosten Import kosten port kosten
in€/kWh inTWh/a in€/kWh inTWh/a in€/kWh
4,1 136,6 0,111 110,1 0,186 110,12 0,182
4,2 140,0 0,110 112,8 0,185 112,8 0,181
4,3 143,3 0,110 115,7 0,184 115,7 0,181
4,4 146,6 0,109 118,4 0,184 118,4 0,180
4,5 150,0 0,108 121,3 0,183 121,3 0,179
4,6 153,3 0,108 123,4 0,183 123,4 0,179
4,7 156,6 0,108 126,6 0,183 126,6 0,179
4,8 160,0 0,108 129,0 0,183 129,0 0,179
4,9 163,3 0,109 131,7 0,184 131,7 0,180
5,0 166,6 0,116 134,1 0,192 134,1 0,189
51 170,0 0,117 137,0 0,192 137,0 0,190
5,2 173,3 0,117 139,7 0,192 139,7 0,190
53 176,6 0,117 142,4 0,192 1424 0,190
54 179,9 0,117 145,0 0,192 145,0 0,190
55 183,3 0,117 147,7 0,192 147,7 0,190
5,6 186,6 0,117 150,1 0,192 150,1 0,190
57 189,9 0,117 152,8 0,192 152,8 0,190
5,8 193,3 0,117 155,7 0,192 155,7 0,190
59 196,6 0,117 158,1 0,192 158,1 0,190
6,0 199,9 0,117 161,0 0,192 161,0 0,190
6,1 203,3 0,117 163,4 0,192 163,4 0,190
6,2 206,6 0,117 166,4 0,192 166,4 0,190
6,3 209,9 0,117 169,0 0,192 169,0 0,190
6,4 213,3 0,117 171,7 0,193 171,7 0,190
6,5 216,6 0,117 174,6 0,193 174,6 0,190
6,6 219,9 0,117 177,3 0,193 177,3 0,190
6,7 223,3 0,117 179,7 0,193 179,7 0,190
6,8 226,6 0,117 182,3 0,193 182,3 0,190
6,9 229,9 0,117 185,0 0,193 185,0 0,190
7,0 233,3 0,117 187,9 0,193 187,9 0,190
7,1 236,6 0,117 190,6 0,192 190,6 0,190
7,2 239,9 0,117 193,3 0,192 193,3 0,190
7,3 243,3 0,116 196,2 0,192 196,2 0,190
7,4 246,6 0,116 198,6 0,192 198,6 0,190
7,5 249,9 0,117 201,0 0,192 201,0 0,190
7,6 253,3 0,117 204,2 0,193 204,2 0,190
7,7 256,6 0,117 206,3 0,193 206,3 0,191
7,8 259,9 0,117 209,5 0,193 209,5 0,191
7,9 263,3 0,118 211,9 0,193 211,9 0,191
8,0 266,6 0,118 2146 0,193 214,6 0,191
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Tabelle B.8:  Daten zu Abbildung 3.6 (8,1-12,0 Mt/a) [99]

Hz-Import  Hz-Import  Hz-Imp.- SNG- SNG-Imp.-  PtL-Im- PtL-Imp.-
in Mt/a in TWh/a kosten Import kosten port kosten
in€/kWh inTWh/a in€/kWh inTWh/a in€/kWh
8,1 269,9 0,118 217,3 0,194 217,3 0,191
8,2 273,3 0,118 220,2 0,194 220,2 0,191
8,3 276,6 0,118 222,6 0,194 222,6 0,191
8,4 279,9 0,118 225,5 0,194 225,5 0,191
8,5 283,3 0,118 228,2 0,194 228,2 0,191
8,6 286,6 0,118 230,6 0,194 230,6 0,192
8,7 289,9 0,118 233,5 0,194 233,5 0,192
8,8 293,3 0,119 236,2 0,195 236,2 0,192
8,9 296,6 0,119 238,6 0,195 238,6 0,193
9,0 299,9 0,120 2415 0,196 2415 0,193
9,1 303,2 0,120 2442 0,196 2442 0,193
9,2 306,6 0,120 246,9 0,197 246,9 0,194
9,3 309,9 0,120 249,5 0,197 249,5 0,194
9,4 313,2 0,120 252,2 0,197 252,2 0,194
9,5 316,6 0,120 2549 0,197 254,9 0,195
9,6 319,9 0,120 257,8 0,197 257,8 0,195
9,7 323,2 0,120 260,2 0,197 260,2 0,195
9,8 326,6 0,120 263,1 0,197 263,1 0,194
9,9 329,9 0,120 265,5 0,197 265,5 0,195
10,0 333,2 0,120 268,5 0,197 268,5 0,195
10,1 336,6 0,120 2711 0,197 2711 0,195
10,2 339,9 0,120 273,5 0,197 273,5 0,194
10,3 343,2 0,120 276,5 0,197 276,5 0,195
10,4 346,6 0,120 279,1 0,197 279,1 0,195
10,5 349,9 0,121 281,8 0,197 281,8 0,195
10,6 353,2 0,121 2845 0,197 284,5 0,195
10,7 356,6 0,121 287,1 0,197 287,1 0,195
10,8 359,9 0,121 289,8 0,198 289,8 0,196
10,9 363,2 0,122 292,2 0,198 292,2 0,196
11,0 366,6 0,122 295,4 0,198 295,4 0,196
11,1 369,9 0,122 298,0 0,199 298,0 0,196
11,2 373,2 0,122 300,4 0,199 300,4 0,197
11,3 376,6 0,122 303,1 0,199 303,1 0,197
11,4 379,9 0,122 305,8 0,199 305,8 0,197
11,5 383,2 0,123 308,7 0,199 308,7 0,197
11,6 386,6 0,123 311,1 0,200 311,1 0,197
11,7 389,9 0,123 313,8 0,200 313,8 0,198
11,8 393,2 0,123 316,7 0,200 316,7 0,198
11,9 396,6 0,123 319,6 0,200 319,6 0,198
12,0 399,9 0,122 322,0 0,199 322,0 0,196
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Tabelle B.9:  Daten zu Abbildung 3.6 (12,1-13,3 Mt/a) [99]

Hz-Import  Hz-Import  Hz-Imp.- SNG- SNG-Imp.-  PtL-Im- PtL-Imp.-
in Mt/a in TWh/a kosten Import kosten port kosten
in€/kWh inTWh/a in€/kWh inTWh/a in€/kWh
12,1 403,2 0,121 324,7 0,198 324,7 0,195
12,2 406,6 0,121 327,9 0,199 327,9 0,195
12,3 409,9 0,122 330,3 0,199 330,3 0,196
12,4 413,2 0,122 333,2 0,200 333,2 0,196
12,5 416,5 0,122 335,9 0,200 335,9 0,196
12,6 419,9 0,122 338,6 0,200 338,6 0,197
12,7 423,2 0,123 341,2 0,201 341,2 0,197
12,8 426,5 0,123 343,9 0,201 343,9 0,198
12,9 429,9 0,124 346,8 0,202 346,8 0,198
13,0 433,2 0,124 349,2 0,202 349,2 0,199
13,1 436,5 0,125 352,2 0,203 352,2 0,199
13,2 439,9 0,126 354,8 0,204 354,8 0,201
13,3 443,2 0,126 357,2 0,205 357,2 0,202
Tabelle B.10: Daten zu Abbildung 3.21 [88,145]
Jahr 2015 2020 2030 2040 2050
Gebaudetyp Wohn-/Nutzflache in Mrd. m?
EZFH (Bestand) 2,127 2,108 2,070 2,032 1,994
EZFH (Neubau) 0,000 0,057 0,170 0,283 0,396
MFH (Bestand) 1,184 1,157 1,103 1,049 0,995
MFH (Neubau) 0,000 0,043 0,128 0,213 0,298
GMFH (Bestand) 0,288 0,288 0,288 0,288 0,288
GMFH (Neubau) 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000
NWG (Bestand) 1,968 1,889 1,731 1,573 1,415
NWG (Neubau) 0,000 0,029 0,087 0,145 0,203
Tabelle B.11: Daten zu Abbildung 3.32 [88]
Jahr 2015 2020 2030 2040 2050
Industriebereich Bruttowertschépfung in Mrd. €/a
Gew. von Steinen u. Erden 0,5 0,5 0,6 0,6 0,6
Verarb. von Steine u. Erden 11,0 11,5 12,4 13,1 13,1
Ernahrung und Tabak 38,0 38,3 39,0 41,0 43,0
Papiergewerbe 24,0 24,7 26,0 27,0 28,0
Grundstoffchemie 55,7 61,4 72,6 81,9 91,2
Sonstige chemische Industrie 10,3 11,3 13,4 15,1 16,8
Gummi- u. Kunststoffwaren 26,0 28,0 32,0 35,0 38,0
Glas u. Keramik 4,4 4.6 5,0 5,3 5,3
NE-Metalle, -giel3ereien 25,0 24,3 23,0 23,0 24,0
Metallbearbeitung 52,0 55,3 62,0 67,0 72,0
Maschinenbau 87,0 96,0 114,0 128,0 141,0
Fahrzeugbau 128,0 139,3 162,0 182,0 200,0
Sonstige verarb. Gewerbe 127,0 136,7 156,0 175,0 191,0
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Tabelle B.12: Daten zu Abbildung 3.33 [88,168,169,170,171]

Jahr 2015 2020 2030 2040 2050
Zementnachfrage in Mt/a 31,0 31,0 29,0 28,0 28,0
Stahlnachfrage in Mt/a 42,1 44,0 42,0 39,0 39,0

Tabelle B.13: Endenergieverbrauch nach Verbrauchsart im Jahr 2016 (Detail) [172]

Sektor Warme Kalte Mech. IKT Beleuch-

(ges.) (ges.) Energie tung
Endenergieverbrauch in TWh/a

Industrie 528,1 15,1 160,5 9,1 8,9

GHD 222,3 16,9 70,6 24,1 53,9

Haushalte 593,0 29,8 5,6 21,4 10,2

Verkehr 3,5 0,8 736,5 2,8 3,5

Gesamt 1346,9 62,5 973,2 57,5 76,6

Tabelle B.14: Daten zu Abbildung 3.35 [88]

Jahr 2015 2020 2030 2040 2050
Transportmittel (Personenverkehr) Transportleistungsnachfrage in Mrd. pkm
Pkw 956 957 960 914 867
Busse 65 71 84 92 100
Personenziige 106 113 126 132 138
Passagierflugzeuge 11 11 11 11 11
Transportmittel (Guterverkehr) Transportleistungsnachfrage in Mrd. tkm
Kleintransporter 10 11 13 14 14
Lkw 457 497 577 595 613
Guterzuge 117 133 166 193 220
Binnenfrachtschiffe 55 64 82 90 98
Frachtflugzeuge 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05
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C Techno-6konomische Annahmen

Tabelle C.1:

Spezifische Heizwerte und Emissionsfaktoren der wichtigsten Energietrager,
angelehnt an: [335,336,337]

Energietrager Heizwert COz-Emissionsfaktor
in kWh/kg in kKgco2/kWh
Braunkohle 2,519 0,399
Steinkohle 7,584 0,337
Erdgas 11,938 0,201
Ottokraftstoff 12,095 0,263
Dieselkraftstoff 11,933 0,266
Kerosin 11,889 0,264
Flissiggas 12,771 0,236
Tabelle C.2:  Technische und wirtschaftliche Modellparameter (erneuerbare Energien)

Technische Parameter

Wirtschaftliche Parameter

Wirkungs- Investitionskosten | Mittlere _Betriebskosten (1\'/:3/ ::r:]sn )
grédoggio ubin GW | BezugsgréRe 20i5r)]o€(/i350) ngt;n- thil(ﬁlj- Variabel | Lebens-
’ vest.) in €kWh | dauer in a
Onshore-Windkraftanlagen Eigene Annahmen in Anlehnung an: [218,338,339]
- | 6198 | ELoupu | 1250(1650) [ #31% [ 2006 | o | 2020
Offshore-Windkraftanlagen Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,339,340]
- | e22 | ELouwpw | 2530(3020) | 20% | a5% | o | 200
Dachflachen-Photovoltaik Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,339,341]
- | 1897 | ELouwpw | sso@son) | :14% | 21% | o | 209
Freiflachen-Photovoltaik Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,339,341]
- | 2459 | Eloupu | 720000 | £11% | 17% | o | 205
Dachflachen-Solarthermie Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,329,342]
- | 190 | Thoupu | 770896 | +14% | 45% [ o | 20(0)
Laufwasserkraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,338,343]
- | 56 | ELouwpust | 1300023000 | +23% [ 4% | o | 400
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Tabelle C.3:  Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Speichertechnologien)
Technische Parameter Wirtschaftliche Parameter
Ladungs- (Entla- . Investitionskosten | Mittlere Betiehskesion Gl
- ubin | Selbstentla- Fix (An- (Techn.)
dungs-) Wir- ] 2050 (2020) Kosten- ix (. Variabel
GWh dung in 1/h - teil In- ariabel Lebens-
kungsgrad 2050 in €/kWh abw. e 1in ekwh | g :
vest) auer in a
Pumpspeicher Eigene Annahmen in Anlehnung an:
psp [115,122,344,345,346,347,348
91% (91%) | 56 | - | 125025 | - 1% | o | 400
Haushalts-Batteriespeicher Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135]
96%(96%) | 256 | 04w | 205090 | - | 14% | o | 1009
Grof3batteriespeicher Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135]
96%9%) | - | oaw | 120@) | - | 14% [ o | 1009
Wasserstoffspeicher (350 bar) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,349]
70% (50-61%) | 80.000 | - | 18 (18) [ - [ 2% [ o | z0@0
Wasserstoffspeicher (Kaverne) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,349]
70% (50-61%) | 70.500 | ; 03603) | - | 26 | o | 400
Erdgasspeicher (Kaverne) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,349]
99% (99%) | 380.000 | } 0200290 | - | 2% | o | 400
Biogasspeicher Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,350]
99% 99%) | - | } 103193) | - | 1% | o | 3000
Haushalts-Wéarmespeicher (Wasser) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,136,344,351]
99% (99%) | 2800 | o001% | 90 (180) [ - | 2% | o [ 200
Nahwérme-Wéarmespeicher (Wasser) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,136,344,351]
o5%(95%) | - | o001 | 1a7@an | - | 1% | o | 2000
Fernwarme-Warmespeicher (Wasser) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,136,344,351]
95%(95%) | - | 003% | 1a7@an | - | 1% | o | 2000
Druckluftspeicher (Kaverne) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,352]
74-84% (74-84%) [ 27300 [ 003% [ 35035 [ - [ 2% [ o | 40w
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Tabelle C.4: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Umwandlungstechnolo-
gien)
Technische Parameter Wirtschaftliche Parameter
- . Betriebskosten Wirts.
) Investitionskosten | Mittlere
PUTEET £ 2020 BezugsgroRe 2050 (2020) Kosten- | Fix (An- ; ()
(2020) €W abw teil In- | Variabel | | ebens-
" | vest) |N€kWh|dauerina
. Eigene Annahmen in Anlehnung an:
Steinkohlekraftwerke [86,338,353,354,355,356,357]
hel = 0,5 (0,46) El. Output 1450 (1300) | +6% | 3% [ 00015 | 40(4s)
Steinkohleheizkraftwerke (KWK) [Eég%r;%gr;gagaegslg 3A5r1ée§g7u]ng an:
Nel = 0,38 (0,36); 0 0
e = 051 (0.53) El. Output 1847 (2225) +11% 3% 0,0051 | 35 (45)
. Eigene Annahmen in Anlehnung an:
Steinkohlekraftwerke (CC) [82 338,353,354,355,356,357] 9
ne=038(035 | FELouput | 2550(2700) | x12% [ 3% [ 0,0055 | 4040)
Eigene Annahmen in Anlehnung an:
Braunkohlekraftwerke [86,338,353,354,355,356,357]
ne=047(045) | ELOutput 1700 (1500) £20% | 3% | 00045 | 40 45)
Braunkohleheizkraftwerke (KWK) [Eég%r;eiggr;gagaegslg 3A5r1ée£15n;]ng an:
Nel = 0,35 (0,32); 0 0
N = 0.5 (0.53) El. Output 1847 (2225) +19% 3% 0,0051 | 35 (45)
Eigene Annahmen in Anlehnung an:
Braunkohlekraftwerke (CC) [Bg,338,353,354,355,356,357] 9
na=034(032) | ELouput | 3500(3500) | x20% | 3% | o001 | 400
Pumpspeicherkraftwerke (Pumpe) Eigene Annahmen in Anlehnung an:[344,345]
ne=091(091) | ELouput | 423¢423) | x2206 | 1% | o | 40w
Pumpspeicherkraftwerke (Turbine) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [344,345]
na=091(091) | ELouput | aso@so) | x2200 | 1% | o | 40w
Gaskraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,355,356,357]
n=046(04) | ElLouput | 405(405) | +20% | 4% | o001 | 30(35)
Gasheizkraftwerke (KWK) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,355,356,357]
nel = 0,35 (0,33); 0 0
nn =05 (0,52) El. Output 666 (730) +23% 4% 0,0015 | 30(35)
GuD-Kraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,355,356,357]
hel = 0,65 (0,6) El. Output 850(850) | *35% | 3% | 0002 | 30(35)
GuD-Heizkraftwerke (KWK) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,355,356,357]
Nel = 0,51 (0,48); o 5
i = 0.37 (0.4) El. Output 920 (980) +27% 4% 0,004 | 30(@35)
GuD-Kraftwerke (CC) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,355,356,357]
na=055(052 | ELouput | 1500(500) | x17% | 3% | 0004 | 30(30)
Olkraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,356,357]
na=043(037) | ELouput | 900(000) | x1e% | 13% | 0002 | 40(25)
Millkraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,356,357]
na=042(031) | ELouput | 4540(6080) | x31% [ 5% [ 00060 | 25 (25)
Mullheizkraftwerke (KWK) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,338,354,356,357]
ne = 0,3 (0,26);
N = 0,54 (0.58) El. Output 5914 (8848) +24% 5% 0,0033 | 25 (25)
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Tabelle C.5:
gien)

Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Umwandlungstechnolo-

Technische Parameter

Wirtschaftliche Parameter

nih = 0,97 (0,97)

) Investitionskosten | Mittlere Betriebskosten Ui
W|rkun(%s(,)%roa3d 2050 BezugsgroRe 2050 (2020) Kosten- | FiX (An- |\, el &%Cehnns'?
in €/kW abw. | - wh | daver ina
vest.)
Holzkraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
ni=038(035) | ELouput | 1950(2620) | x16% | 3% [ 00035 | 25(25)
Holzkraftwerke (CC) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
na=028(025) | ELouput | 29003660) | x16% | 6% | 00073 | 25(25)
Holzheizkraftwerke (KWK) - grof3 Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
rr‘]j;%égz ((Odég))? El. Output 3000 (3400) +20% 3% | 00038 | 25(@25)
Holzheizkraftwerke (KWK) - mittel Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
rr‘]j;%égz ((Odé%))? El. Output 3300 (3600) +24% | 4% | 00038 | 2525
Holzheizkraftwerke (KWK) - klein Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
Nei = 0,14 (0,14); El. Output 6000 (6500) +22% 4% 0,0078 | 25 (25)

Strohheizkraftwerke (KWK) - grof3

Eigene Annahmen in Anlehnun

g an: [338,358,359,360]

nel = 0,3 (0,3);
ni = 0,67 (0,67)

El. Output

3000 (3500)

+20%

4% 0,0019

25 (25)

Strohheizkraftwerke (KWK) - mittel

Eigene Annahmen in Anlehnun

g an: [338,358,359,360]

Nel = 0,3 (0,3);
N = 0,67 (0,67)

El. Output

3300 (3800)

+21%

4% 0,0019

25 (25)

Strohheizkraftwerke (KWK) - klein

Eigene Annahmen in Anlehnun

g an: [338,358,359,360]

ne = 0,15 (0,15);

s = 0.84 (0.84) El. Output 6200 (6800) +16% 5% 0,004 25 (25)
Biogasheizkraftwerke (KWK) Eigene Annahmen in Anlehnung an: [358,361,362]
”re]"hzzoé‘z?(((’é"‘g))? El. Output 850 (950) +6% 1% 0,008 25 (25)
Gasheizkraftwerke (KWK) - Hz Eigene Annahmen in Anlehnung an:[342,349]
r?;':: 8,’3‘2((()6?9?4)1;) El. Output 504 (504) +29% | 1% | 0007 | 20(@s5)
GuD-Kraftwerke - Hz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,349]
na=06(058 | ElLouput | 760(760) [ 35% | 1% [ o002 | 20(25)
Mini-BHKW - Hz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,349]
:‘]j}:z%ii ((%":155))3 El. Output 715 (930) +10% 0% | 0,0006 | 20 (0)
Holzheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
nn=108(108) | Thoupu | s00(680) | 179 [ 5% [ o001 | 252s)
Holzpelletheizwerke - gro Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
=100 | Thouput [ 6707200 | :15% | 5% | 00005 | 25(25)
Holzpelletheizwerke - klein Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
nn=088(08) | Thoupu | so0(680) | x66% | 7% | o | 200
Strohheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,358,359,360]
nn=102(102) | Thoupu | 7e0(890) | 179 | 6% | o006 | 25(25)
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Tabelle C.6: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Umwandlungstechnolo-

gien)
Technische Parameter Wirtschaftliche Parameter
Wirkungsgrad 2050 | g ocoone '”Vgggg"(gi,";c;te” phere FiS ?tAr:ibSl:;JSt.ez | (Tva\ahcr;;)
(2020) in €/kW abw. | teilin- S0 [ goRens
vest.)
Steinkohleheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,342]
nn=09(09 | Thouput | 335335 | +11% | 3% | 0004 [ 400
Gasheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,342]
nm=09(09) | Thouput | 505(s05) | 80% | 2% | o002 | 30(30)
Mullheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,342]
nn=09(09 | Thouput | 1050(406) | 5% | 3% | 00069 | 2020
Olheizwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,342]
nn=0909 | Thouput | s05305) | x11% | 20 | 00055 | 30(30)
Mini-BHKW - CHa Eigene Annahmen in Anlehnung an:[39,82,342,363]
?]:::%%73 ((%’35‘2); El. Output 1360 (1780) +10% | 3% 0 20 (20)
Mini-BHKW - Holzpellets Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,364,365]
”a't_ ::062’52(?6%%)3 El. Output 2750 (2250) +27% 2% 0,0001 | 15 (15)
Gastherme Eigene Annahmen in Anlehnung an: [39,82,342,358,363,366]
nn=096(096) | Thouput | 330300 | x33% | 1% | o | 2000
Gasbrennwerttherme Eigene Annahmen in Anlehnung an: [39,82,342,358,363,366]
nn=098(098) | Thoupu | es5655) | 2% | 1% | o | 2000
Gasbrennwerttherme - Hz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [39,82,342,358,363,366]
nn=098(098) | Thoupu | es5655) | 2% | 1% | o | 200
Oltherme Eigene Annahmen in Anlehnung an: [39,82,342,358,363,366]
nn=096(096) | Thoupu | 330330 | x33% | 4% | o | 2000
Olbrennwerttherme Eigene Annahmen in Anlehnung an: [39,82,342,358,363,366]
nn=098(098) | Thoupu | 655655 | 2% [ 1% [ o | 200
Elektrotherme Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,342,363]
nn=099(099) | Thoupu | 1s075) | x33% [ 6% [ o | 200
Einzelraumfeuerung - Holz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,367]
nm=075(07 | Thoupu | 775600) | x28% | &% [ o | 20(0)
Erdgas-Dampfreformierung - zentral Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,368]
nn = 0,85 (0,85) | CHa [ s0@0) [ 0% | 5% | o [ 1509
Erdgas-Dampfreformierung - dezentral Eigene Annahmen in Anlehnung an: [82,368]
nn=08(08) | CHa [ 1517@517) [ ss1% [ 5% | o | 1505
Fischer-Tropsch-Prozess - Diesel Eigene Annahmen in Anlehnung an: [196,369,370]
’%i:::‘;%szsll(&s;}) Diesel 500 (788) - 3% 0 20 (20)
Fischer-Tropsch-Prozess - Kerosin Eigene Annahmen in Anlehnung an: [196,369,370]
Nkerosin = 0,55 (0,55);
NBenzin = 0,19 (0,19); Kerosin 500 (788) = 3% 0 20 (20)
Noiesel = 0,02 (0,02)
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Tabelle C.7:  Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Umwandlungstechnolo-

gien)
Technische Parameter Wirtschaftliche Parameter
Wirkungsgrad 2050 | g ocoone 'nvggggo(g%kzoos)ten phere Fis ?::ibstfsfe:] | (T\glcﬁ)
(2020) in €/KW abw, | teilin- [ €A | Lebens-
vest) |MEKWh| dauerina
Sabatier-Prozess Eigene Annahmen in Anlehnung an: [339,370,371]
e =08(08) | CHa [ soo@es) | - | 4% | o | 2309
Torrefizierung - Holz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [130,372]
Nes=09(0,9)  |Brennstoff Output| 2143(2143) | z20% | 0% | o | 200
Torrefizierung - Stroh Eigene Annahmen in Anlehnung an: [130,372]
Nes=09(09)  |Brennstoff Output| 2143(2143) | x20% | 0% | o | 200
PEM-Elektrolyseanlagen Eigene Annahmen in Anlehnung an: [139,339,370,371,373]
ne=07065 | ELiput | s00(344) | #30% | 3% | o | 100s
PEM-Brennstoffzellen Eigene Annahmen in Anlehnung an: [338,349]
ne=051(051) | ELouput | 121002327) | % | 1% | o | 100
(Reversible) Festoxid-Brennstoffzellen Eigene Annahmen in Anlehnung an: [154,338,349]
r?;' = 8,’275((()6?275);;) El. Output 1000 (3405) +20% | 6% 0 20 (20)
Industriedfen - Kohle Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nm=08(08 | Thouput [ 335@33) | 10w | 0% | o | 2000
Industriedfen - CHa Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nm=08(08 | Thouput [ s05(s05) | x10% | 0% | o | 200
Industriedfen - Hz Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nm=08(08 | Thouput [ s05(s05) | x10% | 0% | o | 200
Industriesfen - Ol Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nn=08(08 | Thouput [ 180¢80) | :10% | 0% | o | 200
Industriedfen - Induktion Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nn=0808 | Thouput | s05(05) | s10m | 20 | o | 200
Industrieelektroheizkessel Eigene Annahmen in Anlehnung an: [342,358,366]
nn=099(099) | Thoupu | 140040 | 64% | 2% | o | 200
Druckluftspeicherkraftwerke Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,352]
Min = 0,74 (0,74) El. Input 560 (560) +29% 1% 0,001 20 (20)

Nout = 0,74 (0,74)

Druckluftspeicherkraftwerke (adiabatisch)  Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,352]

nin = 0,84 (0,84)
Nout = 0,84 (0,84) El. Input 910 (910) +15% 1% 0,001 | 20(20)

Batteriespeicheranlagen - gro3 Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,338]

Nin = 0,96 (0,94)

0, 0,
= 0,96 (0.94) El. Input 46 (46) +33% 1% 0,001 | 18(18)

Batteriespeicheranlagen - klein Eigene Annahmen in Anlehnung an: [86,135,338]

nin = 0,96 (0,94)

0, 0,
o = 0,96 (0.94) El. Input 46 (46) +33% 1% 0,001 | 18(18)
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Tabelle C.8: Annahmen zu Sanierungskosten und resultierender Energieeinsparung nach
Gebéaudetyp (Sanierungspaket 1); angelehnt an: [143,144,145,148]

Gebé&udetyp Vollkosten Energiebedingte @ Energie-
in €/m? Mehrkosten einsparung
in €/m?
Wohngebdaude
EZFH1 276 - 405 78 - 125 36,3%
EZFH2 206 - 603 58 - 155 25,8%
EZFH3 251 - 546 56 - 134 8,1%
EZFH4 397 - 574 60 - 86 25,6%
MFH1 219 - 317 57 - 90 34,8%
MFH2 238 - 317 68 - 93 31,4%
MFH3 235 - 281 70 - 82 16,0%
MFH4 318 50 24,2%
GMFH1 186 - 257 43 -75 29,9%
GMFH2 178 - 247 50-72 31,3%
GMFH3 178 50 13,2%
Nichtwohngebaude
NWGWG 151 - 282 49 - 82 36,7%
NWGWGN 189 137 66,5%
NWGla 151- 184 49 - 56 37,1%
NWG1b 151 - 184 49 - 50 21,6%
NWG1N 212 93 63,1%
NWG2a 246 -287 90 - 105 38,1%
NWG2b 246 - 287 90 - 105 24,4%
NWG2N 329 160 56,1%
NWG3 178 - 301 50 -89 27,7%
NWG3N 290 160 62,8%
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Tabelle C.9:  Annahmen zu Sanierungskosten und resultierender Energieeinsparung nach
Gebaudetyp (Sanierungspaket 2); angelehnt an: [143,144,145,148]

Gebaudetyp Vollkosten Energiebedingte @ Energie-ein-
in €/m? Mehrkosten sparung
in €/m?
Wohngebaude
EZFH1 353-524 150 - 238 68,9%
EZFH2 260 - 783 108 - 322 62,0%
EZFH3 319 - 627 93 -261 50,8%
EZFH4 433 - 626 95 -138 58,2%
MFH1 287 - 413 121 - 182 69,4%
MFH2 308 - 405 135-175 64,8%
MFH3 305 - 365 71-162 53,2%
MFH4 343 74 54,2%
GMFH1 243 - 336 98 - 151 68,2%
GMFH2 230 - 324 101 - 146 65,6%
GMFH3 230 101 56,5%
Nichtwohngebaude
NWGWG 189 - 363 85 - 159 78,8%
NWGla 189 - 271 85- 117 77,1%
NWG1b 189 - 235 85 - 101 71,1%
NWG2a 304 - 355 147 - 172 76,4%
NWG2b 304 - 355 147 - 172 66,8%
NWG3 230 - 393 101 - 177 73,1%
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Tabelle C.10: Annahmen zu Geratebestanden in deutschen Haushalten und deren Energie-
bedarf; eigene Annahmen, angelehnt an: [152,153]

Gerat Ausstat- Anzahl der @ Ver- Ges.
tungs-wahr- Geréte in brauch  Energie-
scheinlichkei deutschen in kWh/a bedarf

t Haushal- in TWh
ten in Mio.

Gefriertruhe 0,163 6,47 212 1,37

Kiuhlschrank mit Gefrierfach 0,651 25,83 427 11,01

Kihlschrank 0,430 17,06 185 3,16

Gefrierschrank 0,291 11,54 298 3,44

Anrufbeantworter / Router 0,900 35,70 8 0,30

CD-Player 0,900 35,70 32 1,15

Uhr 0,900 35,70 17 0,59

Telefon 0,900 35,70 8 0,30

HiFi-Anlage 0,900 35,70 82 2,94

Bligeleisen 0,900 35,70 16 0,57

Staubsauger 0,937 37,17 67 2,48

Fax 0,200 7,93 25 0,20

Computer 0,708 28,09 349 9,80

Drucker 0,665 26,38 47 1,20

TV1 0,977 38,76 205 7,96

TV 2 0,580 23,01 204 4,70

TV 3 0,180 7,14 208 1,48

DVD-Player 0,896 35,54 60 2,13

TV-Receiver 0,934 37,05 144 5,32

Kochfeld 0,463 18,37 241 4,42

Ofen 0,616 24,44 221 5,41

Mikrowellenherd 0,859 34,08 74 2,52

Wasserkocher 0,975 38,68 155 5,98

nﬁ_/ueétere Haushaltskochge- 1,000 3967 31 1,23

Geschirrspiler 0,335 13,29 257 3,42

Waschetrockner 0,416 16,50 262 4,33

Waschmaschine 0,781 30,98 180 5,58

Waschmaschine mit Trock- 0.153 6,07 540 3.28

ner
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Tabelle C.11: Annahmen zu Lebensdauer, Energieverbrauch und Kosten von Haushaltsge-
raten (Referenzgeréate), eigene Annahmen, angelehnt an:
[152,153,162,163,374,375,376,377]

Gerat Lebens- @ Ver- @ Gerate- Kos-
dauer in brauch kosten ten-
Jahren in kWh/a in€ spanne
Gefriertruhe 13,5 212 344 +31%
Kihlschrank mit Gefrierfach 13,5 236 504 +29%
Kihlschrank 13,5 144 514 +35%
Gefrierschrank 13,5 249 723 +38%
Router 5 123 77 +78%
CD-Player 5 28 - -
Uhr 5 17 - -
Telefon 5 8 - -
HiFi-Anlage 7 73 - -
Blgeleisen 8 16 - -
Staubsauger 8 30 102 +52%
Fax 5 25 - -
Computer 5 196 - -
Drucker 5 35 152 +56%
TV1 7 71 449 +45%
TV 2 7 71 449 +45%
TV 3 7 71 449 +45%
DVD-Player 7 16 - -
TV-Receiver 7 35 - -
Kochfeld 15 226 985 +70%
Ofen 15 172 689 +71%
Mikrowellenherd 15 72 - -
Wasserkocher 5 155 - -
Weltere Haushaltskochge- 3 o5 ) )
rate
Geschirrspuler 12,5 220 442 +38%
Waschetrockner 12 225 627 +28%
Waschmaschine 12,5 177 456 +38%

Waschmaschine mit Trock-
ner

12 402 766 +34%
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Tabelle C.12: Annahmen zu Lebensdauer, Energieverbrauch und Kosten von Haushaltsge-

réten (effiziente Geréte), eigene  Annahmen, angelehnt an:
[152,153,162,163,374,375,376,377]

Gerat o Ver- @ Ver- g Gerate- Kosten-

brauch brauch kosten spanne

(heute) (2050) in€

in kWh/a in kWh/a
Gefriertruhe 130 117 629 +32%
Kihlschrank mit Gefrierfach 164 125 992 +41%
Kuhlschrank 90 68 854 +49%
Gefrierschrank 166 155 898 +22%
Router 70 53 121 +57%
Staubsauger 28 20 299 +43%
Drucker 17 14 154 +62%
TV1 64 64 575 +48%
TV 2 64 64 575 +48%
TV 3 64 64 575 +48%
Kochfeld 179 179 1.120 +46%
Ofen 156 112 736 +45%
Mikrowellenherd 50 50 270 +57%
Geschirrspuler 197 176 1.066 +40%
Waschetrockner 174 158 883 +34%
Waschmaschine 149 89 720 +45%
Waschmaschine mit Trockner 323 323 965 +29%

Tabelle C.13: Annahmen zum Leuchtmittelbestand und effizienten Alternativen in Wohnge-
bauden nach Leuchtmittelart; eigene Annahmen, angelehnt an: [378,379]

Leuchtmittel

Anteil g Leis- g Licht- g Lichtaus- Lebens-

tung in strom beute dauer in

W inIm in Im/W Jahren
Gluhbirne 14% a7 520 11 1
LED 9% 10 756 76 26
Halogenlampe 35% 48 651 13 2
Energiesparlampe 13% 8 478 57 7
Leuchtstofflampe 29% 11 599 56 18
@ Leuchtmittel (WG) 29 604 21 9

Effiziente Alternativen

LED A+ 7 529 80 26
LED A++ 4 380 104 30
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Tabelle C.14: Annahmen zum Leuchtmittelbestand und effizienten Alternativen in Nicht-

wohngebauden nach Leuchtmittelart;

eigene Annahmen, angelehnt an:

[378,379]
Leuchtmittel Anteil @ Leis- g Licht- g Licht- Lebens-
tungin strom ausbeute dauerin
W inIm in Im/W Jahren
Gluhbirne 5% 74 1.012 14 1
LED 8% 25 2.000 80 30
Halogenlampe 15% 50 852 17 1
Natriumdampflampe 5% 110 10.983 99 11
Leuchtstofflampe 67% 60 4.442 73 12
@ Leuchtmittel (NWG) 59 3.828 65 11
Effiziente Alternativen
LED A+ 20 2.000 100 30
LED A++ 24 3.600 150 30

Tabelle C.15: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Pkw), eigene Annahmen,

angelehnt an: [82,90,329,380,381,382,383,384,385,386]

Verkehrsmittel g Lauf- @ Beset- Effizienz Effizienz Kosten Kosten
leistung zung / (2020) in  (2050) in  (2020) (2050)
in km/a Beladung km/kWh km/kWh in€/Fz. in€/Fz.

Otto-Pkw 1,828 2,941 28.573 22.577

CNG-Pkw 1,747 2,703 29.631 24.031

Diesel-Pkw 2,052 2,941 29.373 23.634

FCEV 3,013 4,167 58.045 27.995

BEV 13922 15Pers.  ,'gg9 7143 33903 25.635

PI-Hybrid (Otto) 3,573 5,336 28.400 25.276

PI-Hybrid (Diesel) 3,669 5,336 30.254 25.479

PI-Hybrid (FCEV) 4,082 5,863 30.520 29.495

Tabelle C.16: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Busse), eigene Annahmen,
angelehnt an: [90,382]

Verkehrsmittel g Lauf- @ Beset- Effizienz  Effizienz Kosten Kosten
leistung zung / (2020) in  (2050)in ~ (2020)  (2050)
in km/a Beladung pkm/kWh pkm/kWh in €/Fz. in €/Fz.

Otto-Bus 3,283 4,908 286.000 288.000

Diesel-Bus 4,077 5,791 250.000 260.000

FC-Bus AEHD A FEE T e 6.442  470.000 265.000

BE-Bus 7,676 10,626 390.000 300.000
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Tabelle C.17: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Kleintransporter, < 7,5 t), ei-
gene Annahmen, angelehnt an: [90,369,382,387]

Verkehrsmittel g Lauf- @ Beset- Effizienz Effizienz Kosten Kosten
leistung zung / (2020) in  (2050) in  (2020)  (2050)
in km/a Beladung tkm/kWh tkm/kWh in €/Fz. in€/Fz.

Otto-Kleintransp. 0,179 0,244 33.841  30.840
Diesel-Kleintransp. 19.371 02t 0,230 0,351 31.585 30.148
FC-Kleintransp. ’ ! 0,329 0,465 68.576  40.207
BE-Kleintransp. 0,562 0,909 39.187 30.411

Tabelle C.18: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Lkw, 2 7,5 t), eigene Annah-
men, angelehnt an: [90,369,382,387,388]

Verkehrsmittel g Lauf- @ Beset- Effizienz Effizienz Kosten Kosten
leistung zung / (2020) in  (2050) in ~ (2020) (2050)
in km/a Beladung tkm/kWh tkm/kWh in €/Fz. in€/Fz.

Otto-Lkw 4180 5921 122.037 140348
Diesel-Lkw 4998 6618 90370 115.348
FC-Lkw daflle due 5520 8232 384493 146.991
Oberleitungs-Lkw 7096 10,385 141.801 123.872

Tabelle C.19: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Personenziige), eigene An-
nahmen, angelehnt an: [389,390,391,392,393,394,395,396]

Verkehrs- @ Lauf- @ Beset- Effizienz Effizienz Kosten Kosten

mittel leistung zung / (2020) in  (2050) in (2020) (2050)
in km/a Beladung pkm/kWh pkm/kWh in €/Fz. in €/Fz.

FC-

Personen- 7,246 10,868 5.312.500 4.250.000

zug

Diesel-Per- 555 g1g = 161 6,878 9,769  4.250.000 4.250.000

sonenzug Pers.

ST - 18,512 23,419  4.250.000 4.250.000

sonenzug
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Tabelle C.20: Technische und wirtschaftliche Modellparameter (Guterzuge), eigene Annah-
men, angelehnt an: [389,390,391,392,393,394,395,396]

Verkehrsmittel o Lauf- @ Beset- Effizienz Effizienz Kosten Kosten
leistung zung / (2020) in  (2050) in (2020) (2050)
in km/a Beladung tkm/kWh tkm/kWh in €/Fz. in €/Fz.

FC-

N 20,135 30,202 5.312.500 4.250.000

Guterzug

Z:Zse"G”ter' 440780 398t 19,114 27,148 4.250.000 4.250.000

Elektro-Giter-

. 42,126 53,291 4.250.000 4.250.000
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Tabelle C.21: Ausbauschwellen erneuerbarer Energien und spezifische Kostenannahmen
zum notwendigen Stromnetzausbau; eigene Annahmen, angelehnt an:

[88,90,243]
Erzeugungs- Region Ausbauschwelle Netzausbaukosten
technologie in GW in €/kW
Stufe 1 Stufe 2 Stufe 3 Stufe 1 Stufe 2
(x1) (x2) (x3) (Cy) (Co)

Windenergie 1-0 12,2 - 76,5 1.607 -
(offshore) 2-0 36 . 5,7 1.607 -
Windenergie 1 18,7 34,8 150,2 322 364
(onshore) 2 11,6 206 1143 322 364

3 5,0 - 25,6 72 -

4 7,1 16,1 79,4 322 364

5 5,6 - 56,4 72 -

6 1,0 - 53,0 72 -

7 2,1 - 141,0 72 -
Freiflachen- 1 1,0 - 9,2 364 =
photovoltaik 2 25 ) 8.0 364 )

3 0,3 - 24 72 -

4 2,9 - 9,9 364 -

5 0,9 - 8,8 72 -

6 1,9 - 5,8 72 -

7 3,0 - 10,4 72 -
Dachflachen- 1 5,0 13,0 31,5 364 1.100-1.365
photovoltaik = 18 6.3 16.2 364  1.100-1.365

3 4,7 17,7 37,7 72 860-1.070

4 2,2 6,7 21,4 364 1.100-1.365

5 4,0 10,5 26,8 72 860-1.070

6 3,9 10,4 24,4 72 860-1.070

7 10,3 17,8 31,7 72 860-1.070
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Tabelle C.22: Annahmen zu Anschlussgrad, Warmedichte, Investitions- und Betriebskosten
des Fernwarmeanschlusses nach Gebaudetyp und Baualtersklasse; eigene
Annahmen, angelehnt an: [245,246,247,397]

Fernwarmenetz Hausanschluss &
= Hauslbergabestation
s Q . \
o 1 +—
> [ORe < o 2} 12}
8 Ed Z2E| S b 4 8 b <
© = = = o < = o

3 S 25| 5% 853 5% 8©s%
a <¥( c o S = SERTI™ %‘J{u S w %ZE
o o &8 ==| ESL= mn2f ES &£ m S £
E bis 2015 3% 769-1.183 0,026 2.049-3.628 0,008
N 10-25
W ab 2016 - 562-1.035 0,022 | 2.238-2.909 0,007
T bis 2015 15% 296-1.035 0,018 841-1.304 0,003
é 20-40

ab 2016 - 237-769 0,014 894-1.108 0,003
o
S  bis 2015 27% 30-50 266-414 0,009 440-580 0,002
(O]
o IS 0 = ] =il n

bis 2015 10% 266-310 0,008 495-1.833 0,004
= 40-50
Z  ab2016 - 222-237 0,006 536-651 0,003

Tabelle C.23: Annahmen zu spezifischen Kosten fur Ladestationen, Oberleitungen und Was-
serstofftankstellen fur das Jahr 2050; eigene Annahmen, angelehnt an:
[239,398,399,400,401,402,403]

Transportmittel Spezifische Kosten in €/ MWh
Ladestationen  Oberleitungen H,-Tankstellen

Pkw & Kleintransporter 208 - 35

Omnibusse 278 480 25

Lkw 655 1.082 32

. Doy
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Norm. el. Leistung
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Norm. el. Leistungspotenzial: Onshore-Windenergie
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Abbildung D.1: Normiertes, stindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Ons-
hore-Windenergie) — Dunkelflaute-Szenario; angelehnt an: [123]
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Abbildung D.2: Normiertes, stindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Offs-
hore-Windenergie) — Dunkelflaute-Szenario; angelehnt an: [123]
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Norm. el. Leistungspotenzial: Dachflachen-PV
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Abbildung D.3: Normiertes, stiindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Dach-
flachen-PV) — Dunkelflaute-Szenario; angelehnt an: [123]

Norm. el. Leistungspotenzial: Freiflachen-PV
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Abbildung D.4: Normiertes, stiindliches elektrisches Leistungspotenzial nach Region (Frei-
flachen-PV) — Dunkelflaute-Szenario; angelehnt an: [123]
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Norm. th. Leistungspotenzial: Solarthermie

=
o

S

o o
o

o
~

Norm. th. Leistung

o
[N

1

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000
Stunde im Jahr

o
[=)

Abbildung D.5: Normiertes, stiindliches thermisches Leistungspotenzial (Solarthermie) —
Dunkelflaute-Szenario; angelehnt an: [123]

Norm. el. Leistungspotenzial: Laufwasserkraftwerke
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Abbildung D.6: Normiertes, stiindliches elektrisches Leistungspotenzial (Laufwasserkraft-
werke); eigene Annahme, angelehnt an: [82]
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El. Leistung in GW
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Norm. el. Leistungspotenzial: Stromimport
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Abbildung D.7: Stundliches elektrisches Leistungspotenzial (Stromimporte) — Dunkelflaute-

El. Last in GW

o uw‘w \‘M w\‘

10 i

Szenario; angelehnt an: [104]

Elektrische Last in Haushalten 2013 nach Gerétegruppen
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Abbildung D.8: Stundliche elektrische Last deutscher Haushalte 2013 nach Gerategruppe;

angelehnt an und Methodik nach: [152,153,154]
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Norm. el. Lastprofil: Sonstige el. Verbraucher (GHD)

Norm. el. Last
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Abbildung D.9: Normiertes, stiindliches elektrisches Lastprofil (sonstige el. Verbraucher —
GHD-Sektor); basierend auf eigenen Berechnungen
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Validierung der quadratischen Optimierung

E Validierung der quadratischen Optimierung

Tabelle E.1:  Lageparameter des Vergleichs der Berechnungsdauer des LP- und QP-
Ansatzes zu Abbildung 4.7

Lageparameter Faktor Berechnungsdauer (gegenuber LP)
Transformation Einzeljahroptimierung
Max. 6,13 3,68
Perzentil (p=0,9) 4,56 3,37
Mittelwert 3,15 2,29
Median 2,99 2,25
Perzentil (p=0,1) 2,06 1,53
Min. 1,63 0,43
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F Detailergebnisse zu Kapitel 5.1
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Abbildung F.1: Anderung der Wasserstofferzeugung nach Technologie bzw. Verfahren in
Szenario 95 gegenliber Szenario 80
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Abbildung F.2: Vergleich der bereitgestellten elektrischen Energie und der installierten Leis-
tungen im Jahr 2050 in Szenario 95 mit ausgewahlten 95%- bis 100%-Szena-
rien (siehe Kapitel 2.2)
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Abbildung F.3: Vergleich der Anteile unterschiedlicher Technologiegruppen in ihrem Markt-
segment im Energiesektor bei der freien Optimierung fur das Jahr 2050 bei
einer Variation des CO,-Reduktionsziels
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Abbildung F.4: Vergleich der Anteile unterschiedlicher Technologiegruppen in ihrem Markt-
segment im Industriesektor bei der freien Optimierung fur das Jahr 2050 bei
einer Variation des CO,-Reduktionsziels
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Abbildung F.5: Vergleich der Anteile unterschiedlicher Technologiegruppen in ihrem Markt-
segment im Verkehrssektor bei der freien Optimierung fiir das Jahr 2050 bei
einer Variation des CO»-Reduktionsziels
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Abbildung F.6: Vergleich der Anteile unterschiedlicher Technologiegruppen in ihrem Markt-
segment im Gebaudesektor bei der freien Optimierung fiir das Jahr 2050 bei
einer Variation des CO2-Reduktionsziels
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G Sensitivitdtsanalyse zu Eingangsparametern
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Abbildung G.1: Vergleich der installierten elektrischen Leistung und der bereitgestellten
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Abbildung G.2: Vergleich der Verteilung der Antriebsart nach Technologie und der Kraft-

stoffnachfrage nach Kraftstoffart im Pkw-Bereich im Jahr 2050 bei unter-
schiedlichen Fahrzeugkostenannahmen am Beispiel von Szenario 95
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