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Kurzfassung

Multiregionales Energiesystemmodell mit Fokus auf Infrastrukturen

Um die Klimaziele der Bundesregierung und die damit verbundene Reduktion
der Treibhausgasemissionen in der Zukunft erreichen zu kdnnen, muss sich
das gegenwartige Energiesystem Deutschland einem deutlichen Wandel hin zu
einer nachhaltigen Energieerzeugung unterziehen. Gegenstand der Forschung ist
insbesondere die Evaluierung verschiedener Optionen zur Erreichung dieser Ziele,
die vom Ausbau erneuerbarer Energien, der Nutzung alternativer Energiequellen bis
zu EffizienzmaBnahmen in den Verbrauchersektoren reichen. Die Bedeutung dieses
Wandels unter Betrachtung der regionalen Besonderheiten und der Notwendigkeit des
Energietransports und den vorhandenen Speicheroptionen wird in diesen Untersuchungen
dagegen oftmals komplett vernachlassigt.

Ziel dieser Arbeit ist deshalb die Entwicklung eines raumlich und zeitlich hoch aufgel6sten
Energiesystemoptimierungsmodells flir Deutschland, welches die geographischen
Besonderheiten bei der Energieerzeugung und -speicherung abbildet sowie die Nutzung
der Sektorkopplung und den Transport der einzelnen Energietrdger beriicksichtigt.
Durch die Kopplung des Modells mit einem sektoral hoch aufgeldésten nationalen
Gesamtenergiesystemmodell kann zum einen die Plausibilitat der raumlich unaufgel6sten
Ergebnisse geprtft und um Aussagen zur rdumlichen Ebene erganzt werden. Zum
anderen wird auf diese Weise der Transformationspfad des Energiesystems beriicksichtigt,
ohne die Modellkomplexitdt und damit die Rechenbarkeit des Optimierungsproblems
weiter zu erschweren. Die Umsetzung des Modells erfolgt auf Basis des open-source
verfligbaren Framework FINE und erganzt dieses um Randbedingungen zur Abbildung von
Uberregionalen Ausbauzielen.

Die Auswertung der Ergebnisse erfolgt mit Fokus auf die Auslegung und Auslastung
der leitungsgebundenen Transportinfrastrukturen. Der Schwerpunkt liegt hierbei auf dem
Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur und der Anbindung von Offshorewindparks in der
kurz- und langfristigen Entwicklung des Energiesystems Deutschlands. Das Modell und
die angewandte Methodik der Modellkopplung erlauben hierbei die Berlicksichtigung
einer integrierten Netzoptimierung. Die Ergebnisse verdeutlichen die Wichtigkeit des
Infrastrukturausbaus und den Bedarf an Flexibilititsoptionen um die Energienachfragen
auch in Zukunft decken und die Treibhausgasreduktionsziele erreichen zu kdnnen.
So bieten in der kurzfristigen Entwicklung bis 2030 Erdgaskraftwerke die notwendige
flexible Stromerzeugung auBerhalb von Wind- und Sonnenstunden und substituieren
die emissionsintensivere Kohleverstromung. In der langfristigen Entwicklung kann eine
Reduzierung des bendétigten Speicherbedarfs nur durch den Ausbau des Stromnetzes
erreicht werden. Dieser erlaubt zudem die verstarkte Nutzung von offshore bereitgestelltem
Strom, welcher von Norden in den verbraucherstarken Sitiden transportiert werden muss.
Aufgrund der sinkenden Bedeutung fossilen Erdgases ist die Umstellung des heutigen
Gastransportnetzes sowie der Gasspeicherstatten auf den Wasserstofftransport und die
Wasserstoffspeicherung eine ékonomisch und systemseitig sinnvolle MaBnahme, um den
Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur kostenoptimal zu bewerkstelligen. Die Notwendigkeit
eines weiteren Ausbaus der Wasserstoffinfrastruktur in der langerfristigen Zukunft kann
durch diese MaBnahmen allerdings nicht unterbunden werden.






Abstract

Multi-Node Energy Systems Model with Focus on Infrastructure

To reach the climate goals of the German government and the associated reduction of
greenhouse gas emissions in the future, the current energy system of Germany must
undergo a significant transformation towards a system based on sustainable energy
generation. The main subject of the research is the evaluation of various options for
achieving these goals, ranging from the expansion of renewable energies and the use of
alternative energy sources to efficiency measures in the consumer sectors. In contrast, the
significance of this change, taking into account the regional characteristics and the necessity
of energy transport and the available storage options, is often completely neglected in these
studies.

The aim of this work is therefore the development of a spatially and temporally highly
resolved energy system optimization model for Germany, which maps the geographical
features of energy generation and storage and takes into account the use of sector coupling
and the transport of the individual energy sources. By coupling the model with the sectorally
highly resolved national energy system model, on the one hand, the plausibility of the
spatially unresolved results can be checked and statements on the spatial level can be
added. On the other hand, the transformation path of the energy system is taken into account
without further increasing the model complexity and thus the feasibility of the optimization
problem. The implementation of the model is based on the open-source available framework
FINE and complements it with constraints to map supra-regional expansion targets.

The results are evaluated with a focus on the design and utilization of grid-based transport
infrastructures, especially with a focus on the development of a hydrogen infrastructure
and the connection of offshore wind farms in the short-term and long-term development
of Germany’s energy system. Here, the model and the applied methodology of model
coupling allow the consideration of an integrated grid optimization. The results highlight
the importance of infrastructure development and the need for flexibility options in order
to be able to meet Germany ‘s energy demands in the future and to achieve the greenhouse
gas reduction targets. In the short-term development until 2030, natural gas-fired power
plants provide the necessary flexible power generation outside of wind and solar hours
and substitute the more emission-intensive coal-fired power generation. In the long-term
development, a reduction of the required storage capacities can only be achieved by
expanding the electricity grid. This will also allow for the increased use of electricity provided
offshore, that must be transported from the north of the country to the south with higher
demand. Due to the decreasing importance of fossil natural gas, the reassignment of the
current gas transport network as well as the gas storage facilities to hydrogen transport and
hydrogen storage is an economically and sensible measure from a system point of view to
achieve the development of a hydrogen infrastructure quickly and at optimal cost. However,
these measures cannot prevent the need for further expansion of the hydrogen infrastructure
in the long-term future.
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1. Einleitung

1.1. Motivation und Zielsetzung

Ein zuklnftiges Energiesystem, welches zu hohen Anteilen von erneuerbaren
Energiequellen gespeist wird, bendtigt eine integrierte Betrachtung der Infrastrukturen,
um eine sichere Versorgung aller Endverbraucher gewahrleisten zu kénnen. Aufgrund der
benédtigten Anderungen des heutigen Energiesystems, die sich durch die ambitionierten
Ziele der Energiewende zur Reduktion der Treibhausgasemissionen ergeben, wird sich
auch die Nutzung der leitungsgebundenen Infrastrukturen einem Wandel unterziehen
mussen.

Regionale Unterschiede im Potenzial der erneuerbaren Energiequellen wie Wind und Solar
sorgen daflir, dass sich die gegenwartige verbrauchernahe Energiebereitstellung zu einer
den heutigen Verbrauchern fernen Bereitstellung verschiebt.

Ziel dieser Arbeit ist die Untersuchung von Transformationspfaden, die die kurz- und
langfristige Entwicklung des Energiesystems Uber das Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 unter
Bertcksichtigung von rdumlichen Gegebenheiten untersucht und mégliche Ausbau- und
Umbaustrategien der leitungsgebundenen Energieinfrastrukturen aufweist.

Unter der Leitfrage, welche Optionen sich fiir die Anderung des Energiesystems
fur Deutschland aus der techno-dkonomischen Perspektive eignen, um die Ziele der
Energiewende und des Klimaschutzgesetzes zu erreichen, werden anhand verschiedener
Szenarien mogliche kostenoptimale Systemauslegungen des Energiesystems Deutschland
vorgestellt und verglichen. Dabei wird ebenso die Sektorkopplung beriicksichtigt, um
Synergien zwischen den einzelnen Endenergiebereichen ausnutzen zu kénnen.

Das Modell FINE.Infrastructure, welches im Rahmen dieser Arbeit entwickelt und bei
der Optimierung der Szenarien Verwendung findet, wird mit dem Python-Package FINE
(Framework for Integrated Energy System Assessment) umgesetzt. Dabei bietet das
Optimierungsmodell die Méglichkeit, das Energiesystem Deutschland raumlich hoch
aufgeldst abzubilden und dadurch den Austausch der verschiedenen beriicksichtigten
Energietrager zwischen den modellierten Regionen detailliert zu analysieren. Der
Fokus des Modells liegt auf der Allokation der Energiebereitstellung und -speicherung
innerhalb Deutschlands und dem Ausbau und Nutzung von leitungsgebundenen
Transportinfrastrukturen zum Austausch von Energie, wobei die Zielfunktion durch die
Minimierung der jahrlichen Gesamtkosten des Systems beschrieben wird.

Anstelle von Einzeloptimierungen fir die Energietrager Strom, Wasserstoff und Warme
wird hierbei ein gesamtsystemischer Ansatz gewdhlt. Dies hat den Vorteil, dass die
Sektorkopplung detailliert berticksichtigt werden kann und sich das Kostenoptimum auf
ein gekoppeltes Energiesystem unter Berilcksichtigung verschiedener Speicher- und
Transportmdglichkeiten bezieht.

FINE.Infrastructure wird in dieser Arbeit zur Beantwortung der folgenden Fragestellungen
angewandt:
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» Wie sehen die kostenoptimale Auslegung und der Betrieb der Energieinfrastrukturen
in Deutschland unter Bertiicksichtigung der Reduktionsziele von
Treibhausgasemissionen in Zukunft aus? Wie muss sich das Energiesystem zwischen
2030 und 2050 &ndern, um diese Ziele zu erreichen? Wie werden die Energietrager
in Zukunft transportiert und verteilt?

» Welche Rolle spielt Wasserstoff im zuklnftigen Energiesystem? Wie kann eine
zuklinftige Wasserstoffinfrastruktur fiir Deutschland aussehen?

» Wie werden Power-to-X Pfade im System beriicksichtigt?

Welche Rolle kénnen existierende Infrastrukturen und deren Umstellung auf andere
Energietrager in Zukunft spielen?

1.2. Neuigkeitswert der Arbeit

In der vorliegenden Arbeit wird das rdumlich aufgel6ste Energiesystemoptimierungsmodell
FINE.Infrastructure aufgebaut, welches die Transformation des Energiesystems
Deutschland unter Berlicksichtigung von Flexibilitdtsoptionen abbildet und Aussagen
zur raumlichen Verteilung der Energieerzeugungsstrukturen sowie zum Aufbau und zur
Nutzung von Transportinfrastrukturen erlaubt. Dabei handelt es sich um eine integrierte
Ausbauplanung von Erzeugern und Ubertragungsstrukturen.

Das Modell bietet in dem hier beschriebenen Stand eine flexible raumliche Auflésung
zwischen 1 und 475 Regionen, deren Definition sich am H&chstspannungsstromnetz
Deutschlands orientieren. Damit sind rdumlich detaillierte Analysen zum Energiesystem
Deutschland méglich unter Berlicksichtigung des Transports verschiedener Energietrager
Uber die definierten Regionsgrenzen hinweg.

Neben der Bestimmung von Design und Betrieb des Energiesystems erlaubt das Modell
spezielle Auswertungen beziiglich der Transportinfrastrukturen. So kénnen zusétzlich die
Anbindungen zukinftiger Offshorewindparks optimiert sowie Strategien zur Umstellung des
bestehenden Gasnetzes auf den Transport von Wasserstoff analysiert werden. In dieser
Arbeit erfolgen die Szenarienauswertungen fir ein zuklnftiges Energiesystem Deutschland
mit einer rdumlichen Aufldsung von 80 Regionen. Uber die Modellkopplung mit einem
Einknotenmodell, welches eine detaillierte Transformationspfadanalyse fiir Deutschland
erlaubt, kann die sektorale Abbildung im raumlich aufgel6sten Modell erhéht, die Plausibilitat
der Ergebnisse des Einknotenmodells Uberprift und um Aussagen zur raumlichen
Verteilung der Erzeuger und Speicher sowie zur Nutzung der Transportinfrastrukturen
erganzt werden.

Waéhrend bereits zahlreiche Studien mdégliche Transformationspfade zur Erreichung der
gesetzten Klimaziele fir Deutschland analysieren (z.B. [1-6]), werden die Bedeutung
der regionalen Begebenheiten und Aussagen zur rdumlich aufgelésten Umsetzung der
analysierten MaBBnahmen nur auf einzelne Teilergebnisse bezogen oder nur mit einer sehr
geringen raumlichen Auflésung untersucht. Das Modell und die angewandte Modellkopplung
in der vorliegenden Arbeit erlauben dagegen zum ersten Mal erganzende Analysen
auf der raumlichen Ebene unter Beriicksichtigung einer integrierten Netzoptimierung mit
Pipelineumstellung und Gleichspannungsstromnetzausbau. Dariliber hinaus kénnen den
Ergebnissen die kostenoptimale Verteilung und der zeitlich aufgeléste Betrieb von Erzeuger-
und Speichertechnologien entnommen werden.
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1.3. Aufbau der Arbeit

Die Vorgehensweise zur Beantwortung der Forschungsfragen und der damit verbundene
Aufbau der Arbeit wird in Abbildung 1.1 schematisch dargestellt.

In Kapitel 2 werden die Hintergrinde der vorliegenden Arbeit zusammengefasst.
Dabei werden zunachst die Bedeutung der Energiesystemanalyse im Allgemeinen
und die verschiedenen Modellierungsansatze vorgestellt. Des Weiteren wird auf die
Komplexitat der Modellierungen eingegangen und wie diese vereinfacht werden kann. In
Abschnitt 2.2 werden die gegenwartige Lage der Energieversorgung Deutschlands und
die Herausforderungen hinsichtlich ihrer Transformation beschrieben, die sich aufgrund der
angestrebten Klimaziele ergeben. Zur Verdeutlichung werden die einzelnen Infrastrukturen
der Energieversorgung in Abschnitt 2.3 aufgefihrt und ihre Bedeutung fiir das zukdinftige
Energiesystem analysiert. Darauf aufbauend werden die Modellanforderungen des
vorgestellten multi-regionalen Energiesystemmodell fiir Deutschland abgeleitet.

Die gewahlten Vorgehensweisen fir die rdumlich aufgelésten Systemanalysen der
zukunftigen Energieversorgung Deutschlands werden in Kapitel 3 vorgestellt. Diese
umfassen den gewahlten Ansatz zum Aufbau des Energiesystemoptimierungsmodells
sowie detaillierte Beschreibungen fiir die Modellierung der leitungsgebundenen
Transportinfrastrukturen zur Ubertragung von Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme.
Darliber hinaus wird das Vorgehen der Modellkopplung eines Einknotenmodells zur
ganzheitlichen Optimierung des Energiesystems Deutschland mit einem Mehrknotenmodell
beschrieben. Die Modellkopplung wird dazu genutzt, die sektorale Auflésung des
Mehrknotenmodells zu erhéhen und mdgliche Transformationspfade des Energiesystems
Deutschland mit einer raumlichen Auflésung zu analysieren.

Der Aufbau des hier aufgestellten Modells FINE.Infrastructure mit allen raumlich aufgelésten
Eingangsparameterdaten wird in Kapitel 4 ausgefuhrt. Dabei wird zun&chst auf die
Rahmenbedingungen des Modells eingegangen, die die rdumliche und zeitliche Auflésung
des Modells festlegen und die Berlicksichtigung des Bestands erlautern. In einem zweiten
Abschnitt werden die Energie- und Massenfllisse, darunter die Endenergienachfragen,
Importe und die Bericksichtigung von Emissionen, beschrieben. Angelehnt an das
Aufbauschema der hier gewahlten Modellierungsmethode werden die abgebildeten
Energieinfrastrukturen mit rdumlicher Auflésung vorgestellt. Hierzu wird die Datenbasis der
in Kapitel 2 beschriebenen, relevanten Energieinfrastrukturen auf die rdumliche und zeitliche
Auflésung des Modells angepasst.

Anhand dieses Modells und der Methodik der Modellkopplung werden im Kapitel 5
verschiedene Szenarien fiir die kurzfristige und langfristige Entwicklung des Energiesystem
Deutschland hinsichtlich der Erzeugungsstrukturen und Nutzung der leitungsbasierten
Transportinfrastrukturen analysiert. Zunachst erfolgt die Vorstellung des raumlich
aufgelésten Referenzszenarios. Auf Basis dieser Ergebnisse werden verschiedene
Variationen fur die Umstellung von Erdgaspipelines auf den Transport von Wasserstoff
und die Anbindung von Offshorewindparks untersucht und diskutiert. Des Weiteren werden
die Notwendigkeit von Wasserstoffimporten und des Aufbaus einer Wasserstoffinfrastruktur
anhand von Szenarienrechnungen dargelegt und diskutiert.

Die Ergebnisse werden mit den Resultaten unter Beriicksichtigung anderer zeitlicher
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Reprasentationen sowie mit den Resultaten einer freien Optimierung ohne Vorgaben aus
der Modellkopplung verglichen und auf Basis der zugrunde gelegten Rahmenbedingungen

diskutiert.

Die Vorgehensweise und Ergebnisse der Arbeit werden im Kapitel 6 zusammengefasst.
Hierbei werden die wichtigsten Schlussfolgerungen und die Beantwortung der eingangs

gestellten Fragen noch einmal hervorgehoben.

Hintergrund und Literaturiiberblick
Methoden der

Infrastrukturen der
Energieversorgung
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Abbildung 1.1.: Aufbau der Arbeit. Zusammenhange sind mit Pfeilen markiert. Die
schwarz umrahmten Zahlen verweisen auf das jeweilige Kapitel.




2. Hintergrund und Literaturiberblick

Zur Einordnung des Stands der Forschung werden in diesem Kapitel die Bedeutung
der Energiesystemanalyse und die verschiedenen Modellierungsanséatze vorgestellt. Des
Weiteren wird auf die Komplexitdt der Modellierungen eingegangen und wie diese
vereinfacht werden kénnen.

Fir die Modellierung des Energiesystems Deutschland wird in Abschnitt 2.2 auf die
einzelnen Aspekte der Energieversorgung Deutschlands in der Gegenwart und Zukunft
eingegangen.

Hierbei wird ein Uberblick gegeben (iber die Zusammensetzung der Energienachfragen,
die konventionelle und erneuerbare Energiebereitstellung, die Zusammensetzung des
gegenwartigen Technologieparks sowie dessen zukinftige Entwicklungen aufgrund von
gesellschaftlichen, politischen und &kologischen Rahmenbedingungen. Danach werden
im Abschnitt 2.3 die einzelnen Infrastrukturen der Energieversorgung aufgefihrt und ihre
Bedeutung fiir das zuklnftige Energiesystem analysiert.

Darauf basierend werden jeweils die Anforderungen an das in dieser Arbeit entwickelte
Modell und an die zu untersuchenden Szenarien abgeleitet.

2.1. Hintergrund und Methoden der Energiesystemanalyse

Die Energiesystemanalyse dient dazu, Entscheidungen in Energiepolitik und
Energieforschung zu unterstiitzen, indem sie systematisch den Einfluss von Technologien
und Infrastrukturen zur Energiebereitstellung und -umwandlung hinsichtlich spezifischer
Fragestellungen untersucht und wissensbasiert aufbereitet [7]. Die Bedeutung der
Systemanalyse liegt dabei in der deskriptiven Darstellung der Funktionsweise des
abzubildenden Systems, wobei das System eine begrenzte Menge an Elementen enthalt,
welche mit sich untereinander aber auch mit der Umwelt des Systems wechselwirken [8].
Ein System beschreibt hierbei einen Sachverhalt der realen Welt. Um diesen Sachverhalt
untersuchen und Planungen und Entscheidungen unterstitzen zu konnen, werden
die realen Systeme in abstrahierter Form in Modellen abgebildet. Modellgestitzte
Systemanalysen werden in verschiedenen Bereichen angewendet und finden insbesondere
dann Verwendung, wenn die Durchfihrung von Experimenten am realen System nicht
umsetzbar ist - wie es zum Beispiel bei der Klimaforschung der Fall ist. Um Energiesysteme
bewerten zu kdnnen, werden maBgeblich modellgestiitzte Systemanalysen durchgefiihrt,
wodurch eine Vielzahl unterschiedlicher Energiesystemmodelle entwickelt wurden.
Grundsatzlich gilt, dass Modellmethode und Grad der Komplexitat der Modellierung an die
jeweilige Fragestellung angepasst wird [9]. Dabei werden in der Energiesystemmodellierung
zwischen Simulationsmodellen und Optimierungsmodellen von Energiesystemen sowie
Gleichgewichtsmodellen zur Abbildung des Marktgeschehens unterschieden [10]:
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» Gleichgewichtsmodelle werden dazu genutzt, den Einfluss verschiedener Strategien
und Vorgaben auf die Gesamtwirtschaft zu untersuchen, wobei der Energiesektor
als Teil der Wirtschaft modelliert wird. Anhand des Gleichgewichts Uber alle Markte
kdénnen wichtige 6konomische Parameter wie das Bruttoinlandsprodukt ermittelt
werden.

Simulationsmodelle liefern Aussagen dartiber, ob vordefinierte
Systemkonfigurationen gultig sind oder ob es in bestimmten Fallen zu Engpassen
im System kommt. Sie eignen sich dazu, die Auswirkungen von Szenarien auf das
Verhalten des Systems zu untersuchen und alternative Pfade aufzuweisen [11].
Ebenso ist es mdglich, reale Méarkte zu simulieren, Marktpreise zu ermitteln und eine
Prognose des Marktgeschehens sowie des Akteursverhalten zu erhalten [7].

Optimierungsmodelle liefern optimierte Systemauslegungen und haben keinen
Fokus auf die Abbildung des Marktes. Das hei3t, der Markt wird als perfekter
Markt mit vollstandiger Information modelliert [7]. Haufig werden die Gesamtkosten
eines Systems minimiert unter Berlcksichtigung von technischen, O6kologischen
und sozio6konomischen Randbedingungen. Es kdénnen aber auch andere
Optimierungskriterien gelten (vergleiche hierzu [12]) sowie mehrere Kriterien
gleichzeitig berlicksichtigt werden (zum Beispiel [13]).

Eine Ubersicht tber die verschiedenen Modelle und Modellumgebungen, welche in den
letzten Jahrzehnten entwickelt wurden, geben Lopion et al. [14], Ringkjéb et al. [10] und
Groissbéck [15]. Prina et al. [16] gibt eine Ubersicht tber die Klassifizierung und die
Herausforderungen an Bottom-Up Energiesystemmodellen. Jerabaraj und Iniyan [17] z&hlen
neben den Optimierungs- und Simulationsmodellen auch Prognosemodelle fiir Potenziale
erneuerbarer Energien und fir 6konomische Entwicklungen zu den Energiemodellen. Sie
schlussfolgern, dass diese Modelle helfen, die Wechselwirkungen zwischen Energiesektor
und Wirtschaft zu verstehen [17].

Im Folgenden wird zun&chst allgemein auf Methoden der Modellierung in der
Energiesystemanalyse eingegangen. Danach wird der Fokus auf die Optimierung von
raumlich und zeitlich aufgelésten Energiesystemen gelegt und es werden Methoden zur
Entfaltung von zeit- und raumabhéngigen Inputparametern sowie zur Komplexitatsreduktion
und Rechenbarkeit der ausformulierten Optimierungsprobleme vorgestellt.

2.1.1. Methoden der Modellierung

Um die verschiedenen Aspekte der Energiesysteme abbilden zu kénnen, werden
unterschiedliche Modelltypen angewendet. Abbildung 2.1 zeigt eine schematische
Ubersicht der Modelltypen und deren Anwendungsfokus. Auf der linken Seite stehen
die Einknotenmodelle. Einknotenmodelle werden haufig zur Analyse von ganzheitlichen
Energiesystemen auf nationaler Ebene verwendet. Sie kénnen sektorale Zusammenhéange
besonders detailliert abbilden und so auch Analysen Uber lange Planungszeitrdume treffen.
Aufgrund der fehlenden raumlichen Auflésung kdnnen technische und physikalische Details
des Transports der Energietrager sowie rdumliche Informationen zu Standortbedingungen
einiger Technologien nicht oder nur durch stark vereinfachende Annahmen bertcksichtigt
werden. Auf der gegeniiberliegenden Seite stehen die Netzmodelle. |hr Fokus liegt auf
einer detailgetreuen Abbildung von Ubertragungsinfrastrukturen wie des Erdgasnetzes oder
des Stromnetzes. So kdnnen sie Lastflisse modellieren, Engpésse in den Netzstrukturen
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der Energietibertragung ausfindig machen und damit als Entscheidungshilfe fir zukiinftige
Netzerweiterungen dienen. Dabei beziehen sich diese Modelle meist nur auf einen
Energietrager, wodurch die sektorale Auflésung gering ist. In der Mitte finden sich die
Mehrknotenmodelle, die eine raumliche Auflésung zulassen und gleichzeitig mehrere
Energietrager betrachten kénnen, um Effekte der Sektorkopplung zu analysieren. Dadurch
kénnen Technologien ihren Standortanforderungen entsprechend platziert und betrieben
werden. Aufgrund der zunehmenden Komplexitdt durch die rdumliche Auflésung und
sektoralen Abdeckung ist die Abbildung von einzelnen Technologiepfaden, wie in
Einknotenmodellen haufig abgebildet, sowie die Abbildung von technischen Details der
Infrastrukturen, wie in Netzmodellen dargestellt, meist eingeschrankt.

Modelt Einknoten- Mehrknoten- s?;si;‘:zg_
yp modelle modelle T

Sektorale Physik und

Abbildung 2.1.: Schematische Darstellung verschiedener Modelltypen zur Abbildung von
Energiesystemen.

Der Ubergang zwischen den Modelltypen ist flieBend und prinzipiell ist es mdglich, in
einem Modell sowohl die technischen und physikalischen Eigenschaften der Komponenten
detailliert einzupflegen als auch die sektorale Abdeckung zu erhéhen. Die Bertcksichtigung
aller Details steigert die Komplexitat des Modells und kann dazu fiihren, dass Berechnungen
und Analysen hohe Anspriiche an Hardwareressourcen stellen und die Lésung nicht mehr
in einem vertretbaren Zeitrahmen gefunden wird.

Modellkopplungen

Je nach Fragestellung kann die Nutzung von mehreren Modellen mit verschiedenen
Detailgrad der modellierten Komponenten eine Mdglichkeit sein, detailliertere Analysen
zu den modellierten Energiesystemen zu erstellen. In der Literatur finden sich bereits
zahlreiche Beispiele:

Robinius [18] und Robinius et al. [19] simulieren zum Beispiel zun&chst ein
raumlich aufgeldéstes Energiesystem fir Deutschland. Anhand der daraus resultierenden
Residuallasten kann mit einem zweiten Modell eine Wasserstofftransportinfrastruktur erstellt
werden. Hierbei werden ein detailliertes Modell fiir den Stromsektor mit einem Modell fiir den
Gassektor gekoppelt. ReuB3 et al. [20] nutzen die Ergebnisse fiir Design und Betrieb eines
raumlich und zeitlich aufgeldsten Energiesystemmodells einer Teilregion Deutschlands und
berechnen mit einem nachgelagerten Modell eine robuste Losung zum Aufbau eines
Wasserstoffpipelinenetzes unter der Berlcksichtigung von Druckverlusten.

Pesch [21] entwickelt in seiner Arbeit ein multiskalares Modellpaket, um ein integriertes
Energie- und Elektrizitdtssystem abzubilden unter Berlcksichtigung aller relevanten
Skalenebenen. Dabei koppelt er ein Einknotenmodell des Energiesystems Deutschland mit
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einem hoch aufgel6sten Elektrizitatsmarktmodell fiir Europa und einem hoch aufgeldsten
Ubertragungsnetzmodell fir Deutschland. Aus dem Einknotenmodell werden die fiir
den Stromsektor relevanten ermittelten Erzeugungskapazitdten sowie die sektoralen
Stromnachfragen an die anderen beiden Modelle weitergegeben. Stromerzeugung, -importe
und -exporte werden aus den Ergebnisanalysen des Markt- und Netzmodells entnommen
und dem Einknotenmodell ibergeben. Diese lterationen werden so lange fortgesetzt, bis ein
Konvergenzkriterium erflllt ist. In diesem Fall wird demnach auch eine Rlckkopplung der
Modelle ausgefiihrt, welche in den vorher genannten Studien [18—20] nicht beriicksichtigt
wird.

Modellkopplungen kénnen in zwei Verfahren unterteilt werden: Das Hard-Coupling und das
Soft-Coupling. Bauer et al. [22] vergleichen die beiden Methoden, indem sie zwei einfache
Modelle, ein Energiesystemmodell und ein makrodkonomisches Wachstumsmodell,
miteinander koppeln.

Beim Hard-Coupling werden Einzelmodelle direkt ineinander integriert, das heift,
aus mehreren Teilmodellen wird ein groBes Gesamtmodell aufgebaut, welche alle
beriicksichtigten Randbedingungen miteinander verbindet. Dadurch entsteht ein
konsistentes Modell und die Optimalitat der Ergebnisse kann gewahrleistet werden.

Bei der seriellen Verschaltung der Modelle handelt es sich um ein Soft-Coupling, eine
weiche Kopplung verschiedener Modelle. Ausgangsparameter des einen Teilmodells
werden als Eingangsparameter fir ein anderes Teilmodell genutzt. Die Weitergabe
der Parameter erfolgt iterativ und endet, wenn ein Konvergenzkriterium erfllt ist. Mit
diesem Verfahren kann das optimale Ergebnis, welches bei dem Hard-Coupling-Verfahren
herauskommen wirde, approximiert werden, wobei in diesem Fall die Optimalitat des
Ergebnisses nicht gewahrleistet werden kann. Das Soft-Coupling-Verfahren erlaubt
allerdings auch die einfache Kombination von Teilmodellen mit unterschiedlichen raumlichen
und/oder zeitlichen Auflésungen, welche beim Hard-Coupling-Verfahren nicht ohne groB3en
Aufwand in ein Gesamtsystem integriert werden koénnen. Dadurch lassen sich mehr
Komplexitaten abbilden [22]. Zwischenergebnisse aus den einzelnen lterationen erlauben
einen zusatzlichen Interpretationsspielraum und kénnen direkt flr weitere Analysen
verwendet werden.

Ubertragen auf die genannten Beispiele in den Studien [18-21] lisst sich feststellen,
dass es sich bei diesen jeweils um Soft-Coupling-Anwendungen handelt. Die einfache
Handhabung und die beliebigen Kombinationen machen das Soft-Coupling-Verfahren zu
einer aussichtsreichen Methodik, um weitere Aspekte der Energiesystemmodellierung
in den Analysen berlcksichtigen und dadurch aussagekraftige Einsichten gewinnen zu
kdénnen. Die Anzahl der gekoppelten Teilmodelle kann dabei beliebig erweitert werden.
H&ufig werden zwei Modelle miteinander gekoppelt (zum Beispiel [2,23,24]); in der Literatur
sind aber auch Beispiele mit drei ( [21]) oder vier ( [25]) gekoppelten Modellen zu finden.
Dariliber hinaus kdnnen Modellkopplungen auch indirekt Teil des Modells sein, da
Annahmen zur Entwicklung der Nachfragen, Potenziale und Kapazittsfaktoren sowie zur
Kostenentwicklung und zu den Import- und Exportmdglichkeiten haufig ebenfalls auf den
Ergebnissen anderer Modelle beruhen (vergleiche zum Beispiel [26,27]).

In dieser Arbeit wird ein nationales Energiesystemmodell fir Deutschland ohne rdumliche
Auflésung mit einem raumlich aufgelésten Modell gekoppelt, wodurch Aussagen zur
Plausibilitat der rdumlich nicht aufgelésten Ergebnisse, zur rdumlichen Verteilung der
installierten Leistungen sowie zur Auslegung der Ubertragungsinfrastrukturen getroffen
werden kénnen. Eine erste Anwendung dieser Modellkopplung ist in Cerniauskas et al. [28]
beschrieben.



2.1 Hintergrund und Methoden der Energiesystemanalyse 9

2.1.2. Optimierung von rdumlich und zeitlich aufgelésten
Energiesystemmodellen

Far die Modellierung und Optimierung von raumlich und zeitlich aufgelésten
Energiesystemen sind bereits zahlreiche Softwarepakete entwickelt worden. Dabei
wird in dieser Arbeit unterschieden zwischen

» Frameworks: Sie dienen als Werkzeugkasten und geben die Struktur zum Aufbau von
Modellen vor. Dariiber hinaus bieten sie vorgefertigte Funktionen und Optionen, wie
spezifische Sachverhalte in den Modellen abgebildet werden kénnen.

» Modelle: Sie beinhalten die abstrakte, mathematische Formulierung des Problems,
welche sich anhand der Technologieauswahl, den geographischen Umfang und den
berucksichtigten Sachverhalten ergibt.

» Szenarien: Sie legen jeweils den Datensatz der Eingangsparameter fest, welche dem
Modell {ibergeben wird, um eine bestimmte Fragestellung zu beantworten.

Beispiele fir etablierte Frameworks der Energiesystemmodellierung sind FINE (Framework
for Integrated Energy Systems Assessment) [29], oemof (Open Energy Modelling
Framework) [30, 31], PyPSA (python for Power System Analysis) [32] und TIMES [33]. Mit
Ausnahme von TIMES sind die aufgezéhlten Frameworks alle in der Programmiersprache
Python aufgesetzt und open-source verfligbar. Die Aufstellung des Optimierungsproblems
erfolgt in allen drei Fallen Gber das Python-Package Pyomo [34, 35], wodurch die Nutzung
verschiedener Solver zur Berechnung der Optimierungsprobleme ermdglicht wird.

Die Open Energy Platform [36] gibt einen Uberblick iiber die existierenden Frameworks,
Modelle und Szenarien fir die Energiesystemanalyse.

Zeitliche und raumliche Auflésung

Zur Optimierung von raumlich und zeitlich aufgelésten Energiesystemmodellen werden
sowohl raumlich als auch als zeitlich aufgeldste Inputdaten bendtigt. Die benétigte Auflésung
der Daten ist abhangig von der Fragestellung und dem Detailgrad der Analyse. Zu den
mdoglichen Aufldsungen gehéren unter anderem fir die

* Raumliche Auflésung: administrative Grenzen (Lander, Bundeslander, Landkreise,
Gemeinden), Gebotszonen (Stromanbieter, Gasanbieter), Netzverknlipfungspunkte
(Stromnetz, Gasnetz),

 Zeitliche Auflosung: Sekunden, Minuten, Stunden, Tage, Wochen, Jahreszeiten,
Jahre.

Die Komplexitdt des Energiesystemmodells steigt mit der Anzahl der betrachteten
Zeitschritte, das hei3t mit dem Detailgrad der zeitlichen Auflésung, und der Anzahl an
betrachteten Regionen, da jeder Zeitschritt und jede Region dem Optimierungsproblem
weitere Randbedingungen und Variablen hinzufigen.

Der Planungshorizont stellt den Zeitrahmen dar, fir welchen die Auslegung und der
Betrieb des Energiesystems optimiert wird. Wird die Optimierung fir einen Zeitraum
Uber mehrere Jahre durchgefuhrt, kann die zeitliche Entwicklung des Energiesystems
analysiert werden. Der Planungshorizont wird anhand einzelner Stiitzjahre abgebildet,
sodass Investitionsentscheidungen und die Transformation des Energiesystems uber
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den Lauf der Zeit betrachtet werden kdénnen. Dabei kénnen bei der Optimierung von
Transformationspfaden grundsatzlich zwei Anséatze unterschieden werden [26, 37]:

Perfect Foresight: Dem Optimierungsproblem werden samtliche Eingangsparameter
flir den gesamten Planungshorizont vorgegeben. Bei der Optimierung kann so bereits
in den ersten Stitzjahren auf das Wissen der nachfolgenden Jahre zurlickgegriffen
werden (perfekte Voraussicht). Dadurch kénnen Investitionen, die erst in der spéateren
Zeit des Planungshorizonts bendtigt werden, vorgezogen werden, sofern dies fir die
Zielfunktion forderlich ist. Die Ergebnisse der Optimierung entsprechen dem globalen
Optimum fiir den gesamten Planungshorizont.

Myopic Foresight (auch Time-Step): In diesem Fall wird die Optimierung schrittweise
fir jedes Stltzjahr einzeln durchgeflihrt. Investitionsentscheidungen basieren somit
nur auf Informationen eines begrenzten Zeitraums des Planungshorizonts. Dadurch
kann nicht das globale Optimum fiir den gesamten Planungshorizont bestimmt
werden. Der Vorteil dieses Ansatzes liegt jedoch darin, dass das Optimierungsproblem
auf die einzelnen Stiitzjahre aufgeteilt und somit die Komplexitét gering gehalten
werden kann, wodurch die Rechenzeit erheblicher kurzer ausféllt im Vergleich zur
Anwendung der perfekten Voraussicht.

Abbildung 2.2 zeigt die beiden beschriebenen Ansatze im Vergleich. Die myopische
Betrachtungsweise kann zudem noch weiter unterteilt werden in eine Betrachtung mit
forecasting und einer Betrachtung mit backcasting [26, 38]: Das Forecasting berlicksichtigt
die historischen Entwicklungen. So wird auf Basis der vorangegangenen Optimierung und
den historischen Entwicklungen obere und untere Schranken flir die Ausbauziele des
nachsten Optimierungsintervall vorgeben. Im Backcasting-Verfahren wird dagegen zunachst

eine

freie Optimierung des Zieljahres durchgefiihrt. Die Ergebnisse werden in einem

zweiten dazu verwendet, Ausbaugrenzen fiir die Stitzjahresoptimierungen zu ermitteln.
AnschlieBend wird der Transformationspfad anhand der einzelnen Zwischenoptimierungen
unter den gegebenen Randbedingungen optimiert.

Perfect Foresight Myopic Foresight
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Planungshorizont Planungshorizont

Abbildung 2.2.: Schematische Darstellung von Perfect Foresight und Myopic Foresight

(angelehnt an [26]).
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Dariiber hinaus kénnen Mischformen der Myopic Foresight- und Perfect Foresight-Verfahren
eingesetzt werden, bei denen die flr die Stitzjahresoptimierungen zur Verfugung stehenden
Informationen Uber die zukinftigen Entwicklungen der Parameter variiert werden (zum
Beispiel Rolling Horizon, siehe dazu [39]).Die Komplexitdt des Modells steigt dabei mit
der Anzahl der zu berucksichtigenden Informationen Uber zukinftige Entwicklungen der
Parameter.

2.1.3. Zeitliche und raumliche Entfaltung von Eingangsdaten

Offentlich zugéngliche Datenquellen, die fiir die Energiesystemmodellierung genutzt werden
kénnen, weisen haufig nur eine begrenzte zeitliche und rdumliche Auflésung auf. So sind die
Angaben in den Energieverbrauchsstatistiken, wie sie von der AG Energiebilanzen e.V. und
den Landesamtern flir Statistik der einzelnen Bundeslander verdffentlicht werden, in Hinblick
auf die Verbrauchssektoren unterschiedlich detailliert aufzufinden; die zeitliche Auflésung
der Daten beschrankt sich aber meist auf die Angabe des jahrlichen Verbrauchs und die
raumliche Auflésung nur auf Landes- oder Bundeslandebene [40—42].

Um jedoch erforderliche AusbaumaBnahmen fir die einzelnen Energietrdger im
Energiesektor identifizieren zu kdnnen, werden zeitlich und raumlich hoch aufgeléste Daten
bendtigt. Seim et al. [43] geben einen Uberblick tiber Plattformen und Quellen, welche
energiewirtschaftlich relevante Daten 6ffentlich zuganglich machen. Ihre Analyse zeigt, dass
der Bedarf an zeitlich und raumlich aufgelésten Daten fiir den Verbrauch der einzelnen
Energietrager durch die beschriebenen Datenquellen bisher nicht gedeckt werden kann [43].

Methoden zur Entfaltung der Daten auf zeitlicher und rdumlicher Ebene sind geeignet, um
die Auflésung der erhaltlichen Datenséatze zu erhéhen und sie fir die Modellierung nutzbar
zu machen.

Das Projekt DemandRegio [44] hat sich in seiner Laufzeit damit beschaftigt, Methoden
zur zeitlichen und raumlichen Entfaltung von Inputdaten zu Nachfrageentwicklungen
fur die Energiesystemmodellierung zu evaluieren und weiter zu entwickeln. Die
Eingangsdaten und entwickelten Methoden sind frei verfligbar [44, 45]. lhr Fokus
lag dabei auf den Endenergienachfragen der Sektoren Haushalte, Industrie und
Gewerbe/Handel/Dienstleistungen, wobei im Rahmen des Projekts nur die Energietrager
Strom und Erdgas betrachtet werden.

Im Folgenden werden mdgliche Methoden fir die zeitliche und rdumliche Entfaltung von
Rohdaten diskutiert.

Methoden zur zeitlichen Entfaltung von Daten

Auf Verbraucherseite sind die Daten aus den Energiebilanzen zwar sektoral gut aufgeldst,
ihre zeitliche Auflésung ist aber haufig limitiert auf die Angabe des jahrlichen Verbrauchs
[40-42]. Einzelne Quellen bieten reale, standortspezifische Lastgangdaten fiir verschiedene
Verbrauchersektoren und mit unterschiedlich hohen zeitlichen Auflésungen an [46—49].
Diese beschranken sich allerdings hauptsachlich auf die Stromnachfragen. Die ENTSO-E
betreiben mit der Transparency Plattform eine Datenbank mit relevanten Daten fir
den Stromsektor, Uber welche auch auf historische Stromlastdaten einzelner Lander
zuriickgegriffen werden kann [50, 51]. Uber diese sind jedoch keine Riickschliisse auf
den Verbrauch einzelner Sektoren mdéglich, da nur die Gesamtlast eingesehen werden
kann. Historische Lastdaten bieten dennoch eine gute Grundlage als zeitlich aufgeléste
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Nachfragen und werden in verschiedenen Studien verwendet, die keine Unterscheidung der
einzelnen Verbrauchersektoren vornehmen (siehe zum Beispiel [18,27,52]).

Um Abschatzungen bezlglich des Nachfrageverhaltens einzelner Sektoren machen zu
kdnnen, werden typisierte Standardlastprofile verwendet, welche sowohl fiir Strom- als
auch flr Gasnachfragen existieren [53-55]. Sektoral aufgeldste Jahreslasten kénnen
so mit normierten Standardlastprofilen multipliziert werden, um ein zeitlich aufgeldstes
Lastprofil zu erhalten [44]. Als weitere Option zur zeitlichen Entfaltung von Nachfrageprofilen
bieten sich Lastprofiimodelle an, welche synthetische Lastkurven erzeugen, indem sie
das Verhalten der Verbraucher simulieren [56-59]. Werden synthetische Lastprofile
fir den Haushaltssektor simuliert, kénnen hierbei zum Beispiel auch Eigenschaften
wie die HaushaltsgréBe und die unterschiedlichen Tatigkeiten der einzelnen Bewohner
berticksichtigt werden, wodurch sich individuelle Profile ergeben [58,59].

Auf Methoden zur Berechnung von zeitlich aufgel6sten Erzeugungsprofile fiir erneuerbare
Energien wie Wind und Photovoltaik wird im Abschnitt 2.3.2 eingegangen. Allgemein lassen
sich diese Profile anhand historischer Wetterjahre mit Angaben von Windgeschwindigkeiten,
Temperaturverlauf, Druckverhaltnissen und Sonneneinstrahlung in Kombination mit den
Leistungskennlinien der einzelnen Technologien abschéatzen [60-63]. Haufig wird nur auf
ein einzelnes Wetterjahr Bezug genommen. So wahlen Fette et al. [2] das Jahr 2006 als
zugrundeliegendes Wetterjahr mit der Begriindung, dass es sich in Bezug auf die Wind- und
Solarstromerzeugung um ein durchschnittliches Jahr handelt. Andere Arbeiten nehmen als
Grundlage das Wetterjahr 2012 [21] oder 2013 [26, 27]). Caglayan et al. [64] zeigen, dass
die kostenoptimale Auslegung eines Energiesystems mit einem hohen Anteil an volatilen
erneuerbaren Energiequellen signifikant durch die Wahl des Wetterjahres und den damit
verbundenen Erzeugungsraten beeinflusst wird. Sie folgern daraus, dass fur eine robuste
Auslegung mehrere Wetterjahre berlicksichtigt werden sollten [64]. Alternativ bieten sich
auch synthetisch erzeugte Wetterdaten an, um die Erzeugungsraten von erneuerbaren
Energien abzubilden [65].

Methoden zur raumlichen Entfaltung von Daten

Die raumliche Auflésung der vorhandenen Daten bezieht sich meist auf administrative
Grenzen. Die Energiebilanzen werden zum Beispiel auf Landesebene ausgegeben,
Uber die Landesamter fiir Statistik der einzelnen Bundeslander kénnen die Daten auf
Bundeslandebene bezogen werden [53-55].

Zur raumlichen Entfaltung dieser Daten kdénnen prinzipiell zwei Verfahren unterschieden
werden - Bottom-Up-Verfahren und Top-Down-Verfahren. Das Projekt DemandRegio
erlaubt beide Ansatze, um rdumlich aufgeldste Inputdaten fir die Energienachfrageseite zu
erhalten [44]:

Beim  Boftom-Up-Ansatz  basiert die Nachfrage auf einem  spezifischen
Energieverbrauchskennwert, welcher der Literatur oder den Statistiken entnommen
werden kann. Hierzu zahlt zum Beispiel der Stromverbrauch je Haushalt. Dieser Kennwert
wird mit einer raumlich aufgelésten GroéBe multipliziert - zum Beispiel mit der Anzahl an
Haushalten je Landkreis.

Der Top-Down-Ansatz beginnt dagegen mit einer absoluten Nachfrage auf einer
aggregierten Ebene, zum Beispiel dem Jahresstromverbrauch eines Landes, welche
dann mithilfe von sogenannten Verteilschlisseln auf eine rdumlich detaillierter aufgeldste
Ebene Ubersetzt wird.
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Verteilschliissel kénnen beliebig angepasst werden. Liegen die zu regionalisierenden
Daten zum Beispiel fir verschiedene Verbrauchssektoren vor, kann fur jeden Sektor
ein eigener Verteilschlissel gewahlt werden. Tabelle B.1 im Anhang zeigt fir
einige Studien exemplarisch die verwendeten Verteilschlissel zur Regionalisierung der
Stromnachfragen [2, 21, 44, 66, 67]. Die hier aufgeflihrten Studien haben gemeinsam,
dass sie die Stromnachfragen der verschiedenen Endverbraucher zumindest teilweise
nach unterschiedlichen Schliisseln verteilen. Die Stromnachfrage des Verkehrssektors
wird hierbei gréBtenteils vernachlassigt. In anderen Studien erfolgt die Verteilung der
Stromnachfrage oft nur nach einem einzigen Indikator wie der Bevdlkerungsdichte
(vergleiche hierzu [52, 62]) oder die Nachfrage wird mit einer Kombination aus mehreren
Indikatoren zu festen Verhéltnissen, darunter Bevolkerungsdichte und Bruttoinlandsprodukt,
den Regionen zugeordnet (zum Beispiel in [68, 69]). Die Verteilung der Stromnachfrage
nur anhand des Bruttoinlandsprodukts dagegen ist nicht ausreichend, da stromintensive
Wirtschaftszweige nicht zwingend signifikant zum Bruttoinlandsprodukt beitragen und
umgekehrt [70].

Far die Verteilung anderer Energietrager bietet es sich an, den jeweiligen
Verwendungszweck zu beriicksichtigen. Die Gasnachfrage des Haushaltssektors setzt
sich zum Beispiel aus den Bereichen Kochen, Warmwasser- und Raumwérmebereitstellung
zusammen. Energienachfragebestimmende GrdéBen sind hier beispielsweise die Anzahl
der Haushalte (Kochen), die Anzahl der Personen (Warmwasser) und die zu beheizende
Wohnflache (Raumwarme) [44]. Unter der Annahme, dass Wasserstoff im Verkehrs- und
Industriesektor flachendeckend zum Einsatz kommen wird, verteilen Cerniauskas et al. [71]
die Wasserstoffnachfragen fiir Industrieanlagen und Wasserstofftankstellen basierend
auf nicht elektrifizierte Zugverbindungen (Wasserstoffzlige), GréBe der Industrieanlagen
(Industrie), registrierter Fahrzeugbestand, Einkommen, Bevoélkerungsdichte (private
Kraftwagen, Busse) sowie Frachtladungen (Lastkraftwagen).

Fur die raumliche Verteilung werden dabei rdumlich aufgeldéste Eingangsdaten benétigt.
Die Datenbank des Statistischen Bundesamtes (Destatis) [72] bieten zum Beispiel
zahlreiche Datensatze aufgeldst fir administrative Kreise an, darunter Daten aufgeldst flr
die Landkreisebene und kreisfreie Stadte [73]. Die raumliche Auflésung der Inputdaten
muss dabei nicht zwingend mit der rdumlichen Auflésung des Energiesystemmodells
Ubereinstimmen. Die benétigten Inputdaten kénnen auf einer méglichst hohen raumlichen
Aufldsung zusammengetragen werden, um diese im Nachhinein wieder auf die fir die
Analyse gew(inschte Auflésung zu aggregieren.

Die Studie e-HIGHWAY 2050 [74] definiert hierbei Kriterien zur Festlegung der betrachteten
aggregierten Regionen fiir ein Europamodell. In ihren Kriterien nennen sie auch die
Abwégung der GréBe und Anzahl der Regionen [74]: Die Regionen sollten nicht zu
klein gewahlt werden, da die Lokalisierung von Erzeugern und Nachfragern nicht auf
kleinen Skalen funktioniert. Des Weiteren sollte die Anzahl der Regionen limitiert sein,
da die Genauigkeit eines Modells nicht mit einer hohen Anzahl an bericksichtigten
Regionen korreliert. Werden sehr viele Regionen berticksichtigt, kann dies sogar zu einer
verminderten beziehungsweise trigerischen Genauigkeit fihren [74].

Fur die rdumliche Entfaltung der Erzeugerseite ist die Datenlage insofern zu Gberprifen,
ob die genauen Standortdaten oder Angaben zur Gemeindezugehdrigkeit auffindbar
sind. Die Plattform Open Power System Data bietet zum Beispiel Daten zu installierten
Leistungen konventioneller Kraftwerke mit Standortdaten [75,76] aber auch zu erneuerbaren
Energien [77]. Um zusatzliche Potenziale auszuweisen, insbesondere fir die erneuerbaren
Energiequellen, kénnen Daten fir die Flachennutzung als Grundlage genommen werden,
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welche Hinweise auf bebaute Flachen, Naturschutzgebiete, Walder, Wasserflachen und
ahnliches geben (zum Beispiel [78]). Auf Methoden zur Berechnung von raumlich
aufgeldsten theoretischen Potenzialen flr erneuerbare Energien wie Wind und Photovoltaik
wird im Abschnitt 2.3.2 eingegangen.

2.1.4. Methoden zur Komplexitatsreduktion

Wie bereits eingangs in diesem Unterkapitel erwahnt, steigt die Komplexitat eines
Energiesystemmodells mit der Anzahl der betrachteten Zeitschritte und betrachteten
Regionen, da jeder Zeitschritt und jede Region dem Optimierungsproblem weitere
Randbedingungen und Variablen hinzufligt. Neben den Zeitschritten und den Regionen
spielt auch die Anzahl an betrachteten Technologien eine Rolle. Wenn sowohl Betrieb als
auch Design eines Energiesystems optimiert werden sollen, erweitert jede beriicksichtigte
Technologie das Optimierungsproblem mit eigenen zusatzlichen Randbedingungen und
Variablen, die sowohl zeitliche als auch rdumliche Abhangigkeiten aufweisen. Dies kann
dazu flhren, dass die Lésungsdauer des Optimierungsproblems und der Bedarf an
Hardwareressourcen wie Arbeitsspeicher stark ansteigen und teilweise keine Lésungen
mehr gefunden werden kénnen.

Um die Rechenbarkeit eines Energiesystemmodells gewéhrleisten zu kénnen, ist es deshalb
teilweise notwendig, die Komplexitdt des Systems zu reduzieren, wobei sich je nach
Fragestellung andere Reduktionsmethoden anbieten. Kotzur et al. [79] beschreiben in
ihrer Studie, wie sich die Komplexitat von Optimierungsmodellen zusammensetzt und
welche Methoden zur Losbarkeit dieser Optimierungsprobleme existieren. Dazu gehéren
zum einen Methoden zur Reduktion der Komplexitat durch die Anderung einzelner
Komplexitatstreiber wie die Zeitreihenaggregation, zum anderen kénnen aber auch
effizientere Losungsalgorithmen angewandt werden, sofern die mathematische Struktur des
Optimierungsproblems die Anwendung erlaubt. Dabei unterscheiden sie drei Dimensionen,
welche die Komplexitét eines Energiesystemmodells beeinflussen [79]:

1. Die ModellgroBe: Sie wird bestimmt durch die Anzahl der betrachteten Variablen und
Randbedingungen sowie der Zielfunktion.

2. Die Problemklasse: Sie wird durch den Definitionsbereich der Variablen und durch
die Formulierung der Randbedingungen bestimmt. Die Variablen kdnnen dabei
stetig oder diskret definiert sein. Randbedingungen kénnen lineare und nichtlineare
Zusammenhange beinhalten.

3. Die Konnektivitat: Sie beschreibt, inwieweit die einzelnen Variablen und
Randbedingungen miteinander gekoppelt sind.

Zeitliche Aggregationsmethoden

Die Zeitreihenaggregation ist eine weit verbreitete Methodik zur Reduktion der Komplexitat
von zeitlich hoch aufgeldsten Energiesystemmodellen. Einen Uberblick Giber die Methoden
zur Aggregation von Zeitreihen geben Hoffmann et al. [80]. Die Anwendung dieser
Methoden fuhrt dazu, dass die zeitlich aufgelésten Inputdatenreihen und somit auch
die Anzahl der Randbedingungen und Variablen reduziert werden. Dadurch lasst sich
die ModellgréBe beeinflussen. Kotzur et al. [81] untersuchen den Einfluss verschiedener
Algorithmen zur Aggregation von Zeitreihen auf ein Energiesystemoptimierungsmodell.
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Dabei werden basierend auf den zeitlich aufgeldsten Inputdaten Typperioden generiert.
Eine sehr effektive Komplexitatsreduktion ergibt sich, wenn diese Typperioden entkoppelt
betrachtet werden kénnen, denn so reduzieren sich die zeitabhangigen Variablen auf
die reduzierte Anzahl an Zeitschritten der berlicksichtigten Typperioden. Nachteil ist
hierbei jedoch, dass die Langzeitspeicherung von Energietrdgern tber den Zeitraum einer
Typperiode hinaus nicht betrachtet werden kann. Um Langzeitspeicher, wie die Nutzung
von Gaskavernen zum Ausgleich der saisonalen Schwankungen der Erdgasnachfrage
zur Raumwarmebereitstellung, berticksichtigen zu kénnen, mussen diese Typperioden
wieder gekoppelt werden. Eine Erweiterung der mathematischen Formulierung der
Aggregationsmethoden zur Kopplung der Typperioden ist in Kotzur et al. [82] beschrieben.
Anwendungen dieser Aggregation zu Typtagen und die damit verbundenen Auswirkungen
kédnnen zum Beispiel aus der Studie von Caglayan et al. [83] entnommen werden.

Raumliche Aggregationsmethoden

R&umliche Aggregationsmethoden dienen ebenfalls dazu, die ModellgréBe zu reduzieren.
Sie kdnnen in zwei verschiedene Verfahrenszweige unterteilt werden [79]:

1. Zum einen kann die raumliche Auflésung direkt beeinflusst werden, in dem die
Anzahl der betrachteten Regionen durch den Zusammenschluss einzelner Regionen
zu grofBen Uberregionen reduziert wird.

2. Zum anderen kann der Detailgrad einer modellierten Region beeinflusst werden,
indem die Anzahl an bertcksichtigten Randbedingungen pro Region reduziert wird.

Eine schematische Darstellung dieser beiden Verfahren kann Abbildung 2.3 enthommen
werden.

Network Aggregation Technology Aggregation
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Abbildung 2.3.: Schematische Darstellung rdumlicher Aggregationsmethoden (angelehnt
an [79]).
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Erstere Verfahren werden dazu genutzt, die Anzahl der betrachteten Regionen zu
reduzieren, indem benachbarte Regionen mit &hnlichen Attributen zu einer groBen
Region zusammengeschlossen werden. Bei Energiesystemen mit einem hohen Anteil an
erneuerbaren Energietrdgern kénnen hierbei besonders meteorologische Eigenschaften der
Regionen eine Rolle spielen, da durch die Zusammenlegung von Regionen zur Reduktion
der Komplexitat auch die verwendeten zeitlich aufgeldsten Inputdatenreihen, darunter
Winddaten und Daten zur solaren Einstrahlung, aggregiert werden. Diese Zeitreihen
legen den maximalen Ertrag dieser Technologien fir jeden betrachteten Zeitschritt fest.
Daten, die eindeutig den einzelnen Regionen zugeordnet werden kénnen, kénnen mit
einfachen Rechenoperationen zusammengefasst werden. Dazu zahlen zum Beispiel die
Potentiale fir Erneuerbare, die einfach aufsummiert werden kénnen, oder zeitlich aufgeldste
Inputdatenreihen, die durch eine Zeitreihe auf Basis ihrer Mittelwerte ersetzt werden kénnen.
Neben Technologien, die eindeutig einzelnen Regionen zugeordnet werden kénnen, werden
in Energiesystemen haufig auch regionslbergreifende Technologien beriicksichtigt, welche
den Energieaustausch zwischen Regionen erlauben. Dieser Energieaustausch zwischen
den Regionen ist durch Ubertragungskapazitidten begrenzt. Durch Ubertragungsverluste
beim Energieaustausch geht Energie in ihrer urspriinglichen Form fir die Weiternutzung
in einer anderen Region verloren. Bei der Zusammenlegung einzelner Regionen kénnen
diese Verbindungen nicht mehr gesondert betrachtet werden, was dazu fiihrt, dass auch
die Ubertragungsverluste nicht adaquat beriicksichtigt werden kénnen. Innerhalb einer
Region erfolgt die Energieverteilung geman der Kupferplattenannahme fir Strom, das
hei3t, die Energie kann verlustfrei innerhalb der Region verteilt und genutzt werden
(siehe zum Beispiel [2, 27]). Die Ubertragungsleistungen zwischen den aggregierten
Regionen mussen bei der rdumlichen Aggregation neu berechnet werden, wodurch sich
raumliche Aggregationsverfahren auf Basis der auf die Netzinfrastrukturen bezogenen
Randbedingungen anbieten, um méglichst geringe Fehler durch die Kupferplattenannahmen
innerhalo der Regionen aber auch fir die Konnektivitdit der einzelnen Regionen
untereinander zu erhalten [69]. So kann der Grad der Anbindung einer Region berlicksichtigt
werden. Dadurch wird verhindert, dass Regionen zusammengefasst werden, die derzeit
keine Anbindungen untereinander haben. Wirden diese Regionen zusammengefasst,
kénnte eine Region von Erzeugungspotenzialen und deren bereitgestellten Energietragern
profitieren, welche unter anderen Umsténden nicht in diese Unterregion eingefiihrt werden
kdnnten, da eine Ubertragung ohne Netzausbau nicht mdglich wére.

Die Methoden des zweiten Verfahrenszweigs werden dazu genutzt, berlcksichtigte
Technologien innerhalb einer Region zu aggregieren, um dadurch die Anzahl an Variablen
und Randbedingungen zu reduzieren und somit ein vereinfachtes Energiesystemmodell
zu erhalten. Eine Anwendung hierfur findet sich in der Arbeit von Caglayan [62]. Die
Autorin beriicksichtigt in ihrer Arbeit die erneuerbaren Potenziale fir Europa, indem
sie die Landverfligbarkeit und meteorologischen Verhaltnisse analysiert und anhand
verschiedener Kriterien die theoretisch maximalen Potenziale und Ertrage bestimmt
basierend auf den Methoden von Ryberg et al. [60, 61, 84]. So kann sie zum
Beispiel fur jede verfigbare Lokation das bestmdgliche Windturbinendesign auslegen, die
dazugehdrigen Erzeugungskurven flr unterschiedliche Wetterjahre berechnen und dadurch
die Stromgestehungskosten fir jede einzelne Windturbine bestimmen. So lieBe sich die
optimale Verteilung von Windturbinen bestimmen, wenn jede einzelne Turbinenlokation
als eigenstandige Technologie berlicksichtigt wiirde. Die Berlicksichtigung jeder einzelnen
Turbine in einem Land oder sogar auf Kontinentebene wirde jedoch dazu flhren, dass
das Optimierungsproblem des Energiesystemmodells nicht mehr in einem akzeptablen
Zeitrahmen gel6st werden kann. Deshalb bietet es sich an, die einzelnen Turbinen in
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verschiedene Turbinenklassen einzugruppieren und fiir jede dieser Klassen Potenzial und
Erzeugungskurven abzubilden. Dadurch werden die Erzeugungskurven von Windturbinen
an windarmen und damit erzeugungsarmen Standorten nicht mit den Erzeugungskurven
von Windturbinen an windreichen Standorten gemittelt. Die raumliche Auflésung des
Modells kann dadurch gesteigert werden, ohne die Anzahl an Regionen zu erhéhen [62].
Eine geringe Anzahl an unterschiedlichen Technologieklassen pro Region fiihrt dagegen
zu einer Reduzierung der Komplexitat des Energiesystemmodells. Analog gilt dies auch fir
konventionelle Kraftwerkstypen, bei denen entweder jeder Standort individuell modelliert
werden kann oder alle Kraftwerke eines Typus innerhalb einer Region aggregiert und
zusammen modelliert werden kénnen.

Weitere Methoden zur Komplexitatsreduktion

Eine weitere Komplexitat ergibt sich durch den Detailgrad der modellierten Technologien
und der damit einhergehenden Definition der Problemklasse und Konnektivitat.
Optimierungsprobleme, welche nur stetige Variablen und lineare Zusammenhéange abbilden,
sind konvex und kdnnen mit dem Simplex-Verfahren oder dem Innere-Punkte-Verfahren
geldst werden. Kommerzielle Solver - zum Beispiel Gurobi [85] - kdnnen diese Probleme
effizient 16sen.

Die steigende Anzahl an berlicksichtigten Technologien, Regionen und Zeitschritten und
die damit einhergehende steigende ModellgréBe flihren aber auch bei modernen Solvern
zur Unlésbarkeit. Die Problemmatrix von linearen Energiesystemoptimierungsmodellen
ist haufig dinn besetzt. Unter der Bedingung, dass diese Probleme nur wenige
Variablen aufweisen, die mehrere Randbedingungen verbinden (linking variables), bzw.
wenige Randbedingungen mehrere Variablen in sich einen (linking constraints), kann
die Problemstruktur in einzelne Blocke zerlegt werden, welche hochgradig parallel
gelést werden kdnnen. Der Solver PIPS++ (Parallel Interior Point Solver) nutzt diese
Parallelisierbarkeit aus und kann so auch vermeintlich unlésbare Probleme optimieren [86,
87]. Abbildung 2.4 zeigt schematisch den Aufbau der Matrix mit den linking variables und
linking constraints sowie den einzelnen Blécken.
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Abbildung 2.4.: Schematischer Aufbau der Matrix bei Energiesystemmodellen.
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In der Energiesystemoptimierung gehdéren zum Beispiel Kapazitatsvariablen zu den linking
variables, da diese flir jeden betrachteten Zeitschritt identisch sind und deshalb in
zahlreichen Randbedingungen vorkommen. Zu den linking constraints zahlen zum Beispiel
die zeitlichen Abhangigkeiten der Speicherfiillstinde. Die Blockzerlegung kann anhand
zeitlicher Perioden erfolgen. Hier bieten sich beispielsweise Tagesblécke an, die alle
Matrixeintrage fiir die jeweiligen 24 Stunden beinhalten.

Die Abbildung eines Energiesystems nur anhand linearer Randbedingungen und stetigen
Variablen bringt Einschrdnkungen mit sich, denn nicht alle Zusammenhange kdnnen unter
diesen Voraussetzungen prazise modelliert werden. Die Abbildung des Teillastverhalten
von Umwandlungstechnologien filhren zum Beispiel zu gemischt-ganzzahligen
nichtlinearen Optimierungsproblemen (MINLP). In diesen Féllen kdnnen spezialisierte
Losungsalgorithmen die Rechenzeiten von modernen Solvern wie Gurobi unterbieten [88].
Binarvariablen fur Investitionsentscheidungen kénnen Skaleneffekte abbilden, fihren aber
ebenfalls zu gemischt-ganzzahligen Optimierungsproblemen (MILP) (zum Beispiel [89]).
Zweistufige heuristische Verfahren, welche in einem ersten Schritt durch eine reduzierte
Version des Modells die Binarvariablen festlegen und in einem zweiten Schritt den Betrieb
und die tatsachliche Auslegung optimieren, kénnen die Rechenzeiten in solchen Fallen
reduzieren [90]. Lopion et al. [91] fUhren in ihrer Arbeit eine Methode ein, welche anhand
eines quadratischen Ansatzes die Berlcksichtigung von Kostenunsicherheiten erlaubt
und so robustere Systemauslegungen ermdglicht. Darlber hinaus ist es mdglich,
Bindrentscheidungen und Nichtlinearitaten zu vereinfachen, in dem die Variablen
kontinuierlich definiert oder Randbedingungen linearisiert werden. So nutzen Béing et
al. [92] in ihrer Arbeit fir den Stromnetzausbau vereinfachte, lineare Lastflussgleichungen,
die die nichtlinearen Zusammenh&nge zur Beriicksichtigung von Blindleistung und
Spannungsverlusten vernachlassigen, aber dennoch eine angemessene Genauigkeit bei
den Auswertungen des Netzausbaus liefern.

Eine systematische Bewertung verschiedener Methoden zur Verbesserung der
Rechenlaufzeiten groBBer Modelle, darunter zeitliche und rdumliche Aggregationsmethoden
sowie heuristische Dekompositionsmethoden, ist in Cao et al. [93] zu finden.

2.2. Energieversorgung in Deutschland

Der Energiesektor Deutschlands setzt sich aus einer Vielzahl an unterschiedlichen
Umwandlungstechnologien zur Bereitstellung von Endenergie far die
Endverbrauchssektoren zusammen. Allgemein handelt es sich dabei um die Umwandlung
von Priméarenergie in Endenergie. Zu den Primarenergietragern werden hierbei Steinkohle,
Braunkohle, Mineraldle, Gase, erneuerbare Energien und sonstige Energietrager inklusive
Kernenergie gezahlt. Zu den nachgefragten Endenergien zahlen Strom und Fernwarme
sowie die bereits erwahnten Primarenergietrager, welche unter anderem als Rohstoffe
in Industrieprozessen zur Herstellung von Gutern, zur Herstellung von Treibstoffen fur
den Verkehrssektor und fiir die dezentrale Bereitstellung von thermischer Energie flr
Raumwéarme und Warmwasser genutzt werden.

Umwandlungstechnologien zur Bereitstellung von Strom und Fernwarme kénnen grob in die
Unterkategorien der konventionellen und der erneuerbaren Energiebereitstellung unterteilt
werden.
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Der konventionelle Kraftwerkspark umfasst dabei die Energiebereitstellung durch fossil
befeuerte, thermische Kraftwerke, Kernkraftwerke und Mullverbrennungskraftwerke. Allen
gemein in dieser Unterkategorie ist dabei die Umwandlung von chemisch gebundener
Energie zu thermischer und mechanischer Energie bis zur elektrischen Energie.
Kraft-Wérme-Kopplungsanlagen haben einen hdheren Nutzungsgrad des eingesetzten
Brennstoffes, da sie zusatzlich zur Strombereitstellung eine Warmeauskopplung
zur Bereitstellung von Prozess- und Raumwéarme aufweisen. Zu den wichtigsten
Primarenergietragern zéhlen Braun- und Steinkohle, Erdgas, Mineraldle, Kernbrennstoffe
und anfallende Abfélle, welche nicht anderweitig verwertet werden kénnen. Durch die
Verbrennung kohlenstoffbasierter Primérenergietrager werden Treibhausgase freigesetzt,
welche das Klima negativ beeinflussen und zur globalen Erwarmung der Erde beitragen.
Dementsprechend werden ambitionierte Klimaschutzplane mit signifikanten Reduktionen
dieser treibhausgaswirksamen Emissionen etabliert. Kernkraftwerke, welche bei den
Umwandlungen zwar keine Treibhausgase freisetzen, bergen dagegen Risiken aufgrund
der Radioaktivitat der Spaltprodukte und der daraus resultierenden Problematik der
Endlagerung von abgebrannten Brennstdben. Deshalb wurde bereits 2010 der Ausstieg
aus der Atomenergie in Deutschland beschlossen, der eine Abschaltung der letzten aktiven
Kernkraftwerke bis zum Jahr 2022 vorsieht [94].

Der erneuerbare Kraftwerkspark dagegen umfasst Technologien zur Bereitstellung von
Strom und Warme durch Solar- und Windenergieanlagen, Wasserkraftwerke, Geothermie
und die Nutzung von Biomasse. Fur diese Technologien werden die Treibhausgasbilanzen
bei der Energiebereitstellung als neutral angesehen, weshalb weltweit der Ausbau der
erneuerbaren Technologien vorangetrieben wird'.

Thermische Kraftwerke haben den Vorteil, dass sie fiir die Bereitstellung von Grundlaststrom
sowie zur Deckung von Lastspitzen geeignet sind, da sie im Vergleich zu den erneuerbaren
Technologien unabhangig von &uB3eren Einflissen flexibel ausgebaut und betrieben werden
kénnen. Dadurch lasst sich ihr Einsatz besser planen und es kann ein gréBerer Anteil an
gesicherter Leistung bereitgestellt werden. Als gesicherte Leistung wird hierbei der Anteil
der Leistung eines Gesamtsystems aus mehreren Kraftwerken bezeichnet, der zu 99 % der
Zeit zur Verfigung gestellt werden kann.

Erneuerbare Energien sind dagegen abhangig von Wetter- und Bodenverhaltnissen. lhre
Potenziale weisen dadurch groBe regionale Unterschiede auf und die volatile Bereitstellung
der Energie kann nicht direkt flexibel geplant werden. Aufgrund der Fluktuationen schwankt
die verflgbare Leistung stark Uber die Zeit, wodurch der Anteil dieser Technologien an der
gesicherten Leistung sehr gering ausfallt. Um dadurch entstehende zeitliche Diskrepanzen
von Angebot und Nachfrage zu (berbriicken und somit die Flexibilitat gewahrleisten zu
kénnen, ist die Einbindung von Speichertechnologien und Nachfrageflexibilitdten wichtiger
Bestandteil von Energiesystemen mit hohen Anteilen an erneuerbaren Energien.

2.2.1. Energielandschaft der Gegenwart

Far die Darstellung der gegenwartigen Energielandschafts Deutschlands wird das Jahr
2019 gewahlt. In diesem Jahr betragt das Energieaufkommen in Deutschland etwa
4.686 TWh, wovon knapp 79 % importiert und 21 % im Inland gewonnen werden. Die
gréBten Anteile der importierten Energietrager entfallen dabei auf Mineraldlen (1.513 TWh)

' Anmerkung: Die Herstellungsprozesse dieser Anlagen sind ebenfalls mit Emissionen verbunden, welche aber
in der hier angewandten Systembilanzierung nicht berticksichtigt werden.
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und Erdgas (1.547 TWh). Vom Energieaufkommen werden 699 TWh an Energietragern
exportiert. Davon entfallt mit 64 % der gréBte Anteil auf den Erdgastransit. [41]

Der Priméarenergieverbrauch von Deutschland betragt etwa 3.367 TWh, der
Endenergieverbrauch liegt bei knapp 2.493 TWh. Abbildung 2.5 zeigt die Anteile der
einzelnen Energietrdger an der Endenergienachfrage. Die gréBten Nachfragen bestehen
hierbei nach Mineral6len (38 %) und Gasen (24 %).

Gas

® Mineraldle

m Braunkohle

m Steinkohle

m Biomasse, sonst. erneuerbare Energietrager
Strom

m Sonstige Energietrager

m Fernwarme

Abbildung 2.5.: Anteile der Endenergienachfragen flir das Jahr 2019 (basierend auf [41]).

Die Endenergienachfragen werden in Abbildung 2.6 firr die einzelnen Verbrauchersektoren
Haushalte, Gewerbe, Handel, Dienstleistungen, Industrie und Verkehr aufgeschlisselt
dargestellt. Mineraldle werden dabei am starksten im Verkehrssektor nachgefragt, da
diese mafBgeblich als Treibstoffe fiir die verschiedenen Transportmittel verwendet werden
[41]. Im Haushaltssektor werden dagegen die meisten der nachgefragten Energietrager,
insbesondere Erdgas und Heizdl, zur dezentralen Wé&rmeerzeugung genutzt, um die
Nachfrage nach Raumwarme und Warmwasser decken zu kdnnen.

In der Entwicklung des Endenergieverbrauchs fallt auf, dass die Nachfrage nach
Mineraldlen, Steinkohle und Braunkohle anteilsmaBig im Vergleich zu ihren Anteilen am
Endenergieverbrauch im Jahr 1990 deutlich zurlickging - von insgesamt 59 % im Jahr
1990 auf knapp 42% im Jahr 2019 -, wahrend der Anteil an erneuerbaren Energien
und Erdgas von rund 0,5% bzw. 16 % (1990) auf knapp 8% bzw. 23% (2019) anstieg.
Diese Entwicklungen treffen fur die Sektoren Haushalte, Gewerbe, Handel, Dienstleistungen
und die verarbeitende Industrie zu. Der Anteil der Mineraléle am Endenergieverbrauch
im Verkehrssektor verbleibt dagegen konstant bei lber 90 %. Zwischen 2010 und 2019
sind die Anteile der einzelnen Energietrdger am Endenergieverbrauch als nahezu konstant
anzusehen mit geringen Schwankungen von + 1 % [40].
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Abbildung 2.6.: Endenergienachfragen aufgeldst nach Energietrager und
Verbrauchersektoren fur das Jahr 2019 (basierend auf [41]).

Insgesamt fallt die direkte Endenergienachfrage nach den fossilen Energietragern
Steinkohle, Braunkohle, Mineralél und Gas im Jahr 2019 mit einem Anteil von 68 % am
gesamten Endenergieverbrauch hoch aus. Darliber hinaus erfolgt die Bereitstellung von
Strom und Fernwarme zur Deckung der Endenergienachfragen ebenfalls groBtenteils aus
der Umwandlung von fossilen Energietragern:

Im Jahr 2019 betrug der Anteil der erneuerbaren Energien an den installierten
Stromerzeugungsleistungen etwa 55%, ihr Beitrag zur Stromerzeugung lag bei etwa
41% bei einer Nettostromerzeugung von rund 552TWh (vergleiche Abbildung 2.7)
[95]. Onshore-Windkraft stellte dabei mit knapp 20% den gréBten Anteil der
Nettostromerzeugung.

Trotz des gréBeren Anteils an erneuerbaren Energien an der gegenwartig installierten
Erzeugungsleistung der Kraftwerke spielen die fossilen Energietrdger damit noch eine
wichtige Rolle bei der Strombereitstellung. Der Anteil der Erneuerbaren an der
Nettostromerzeugung stieg aber sukzessive Uber die Jahre an. 2005 lag ihr Anteil an
der Nettostromerzeugung mit 10,3% noch deutlich niedriger als im Jahr 2020 [96].
Der niedrigere Anteil der erneuerbaren Energieerzeuger an der Nettostromerzeugung
trotz des gréBeren Anteils an der installierten Nettoleistung liegt darin begriindet, dass
die maximale Stromerzeugung dargebotsabhangig ist; das heif3t, sie wird von duBeren
Einflussfaktoren bestimmt. So kdnnen die installierten Leistungen zur Umwandlung von
Wind- und Solarenergie nicht in jeder Stunde des Jahres genutzt werden, da die Windprofile
nicht konstant, sondern fluktuierend verlaufen und die solare Einstrahlung nur tagsiber
erfolgt.
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Abbildung 2.7.: Zusammensetzung der installierten Nettoleistungen und der
Nettostromerzeugung 2019 in Deutschland ohne Berticksichtigung der
Erzeugung durch Pumpspeichern (basierend auf [95]).

In Abbildung 2.8 sind die Jahresvolllaststunden einzelner Erzeugungstechnologien
grafisch aufgetragen (basierend auf [97]), wobei die Zuordnung zu konventionellen
und erneuerbaren Kraftwerksparks in grau beziehungsweise grin dargestellt ist. Die
hohen Volllaststunden flir Kernenergie und konventionelle Kraftwerke auf Braunkohlebasis
lassen sich durch die Merit-Order erklaren, welche die Kraftwerkskapazitdten nach
steigenden Grenzkosten aneinanderreint. Da Kernenergie und Braunkohlekraftwerke
nach den erneuerbaren Erzeugern die geringsten Grenzerzeugungskosten aufweisen,
werden diese Kraftwerkstypen zugeschaltet, sobald die Stromerzeugung der erneuerbaren
Energiequellen nicht zur Deckung der Last ausreichen. In der Vergangenheit sind die
Grenzkosten der Kraftwerke mafgeblich durch die Brennstoffkosten bestimmt worden,
wodurch sich die typische Merit-Order grob in Atomkraftwerke, Braunkohlekraftwerke,
Steinkohlekraftwerke, Gas- und Dampfkraftwerke, Gasturbinenkraftwerke und zuletzt
Heizolkraftwerke unterteilen lie3 (vergleiche [18,52]). Mit dem Beschluss des Europaischem
Parlament und dem Rat der EU ist seit 2005 der EU-Emissionshandel aktiv, welcher
vorschreibt, dass der Betreiber eines Kraftwerks fur jede Tonne CO,-Emissionen ein glltiges
Zertifikat vorlegen muss [98, 99]. Mit steigenden Zertifikatskosten nehmen diese auch auf
die Merit-Order Einfluss. Im Jahr 2019 zeigt sich der Fall, dass die Spotpreise von Erdgas
gefallen sind bei gleichzeitig steigenden Preisen fiir Emissionszertifikate, wodurch sich die
Reihenfolge der Kraftwerke in der durchschnittlichen Merit-Order veranderte [100].

Die Grenzkosten von Gaskraftwerken haben sich dabei an die Kohlekraftwerke angepasst,
weshalb Gaskraftwerke im Jahr 2019 aufgrund des Bérsenstrompreises teilweise gegenlber
Steinkohlekraftwerken bevorzugt zugeschaltet wurden und dadurch héhere Volllaststunden
aufwiesen als Steinkohlekraftwerke. Durch den wachsenden Anteil des erneuerbaren
Kraftwerkspark an der Strombereitstellung, kommt es zum sogenannten Merit-Order-Effekt.
Dieser beschreibt die Verschiebung des Markipreises hin zu geringeren Preisen durch
die reduzierte Nachfrage nach konventionellem Strom, da die Nachfrage zunachst aus
erneuerbaren Stromquellen gedeckt wird [101, 102]. Thermische Kraftwerke auf Basis von
Mineraldl, welche zumeist die héchsten Grenzkosten aufweisen und nur zur Deckung
von Spitzenlasten genutzt werden, werden dadurch seltener zugeschaltet und weisen
deshalb fiir das Jahr 2019 geringere Volllaststunden beziehungsweise geringere erzeugte
Strommengen auf im Vergleich zu vorangegangenen Jahren [96].
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Abbildung 2.8.: Jahresvolllaststunden 2019 des konventionellen Kraftwerkspark
(marktbedingt) und des erneuerbaren Kraftwerkspark
(dargebotsabhangig) (angelehnt an [97]).

Neben dem erneuerbaren Strom wird auch Strom aus Kraftwarmekopplungsanlagen
bevorzugt in die Netze eingespeist und transportiert. Durch die regionale Verteilung der
erneuerbaren Potenziale und der Kraftwarmekopplungsanlagen sind jedoch Situationen
maoglich, bei denen die Netzstabilitatt aufgrund der vorhandenen Netzkapazitaten
nicht gewahrleistet werden kann. In diesem Fall kénnen die Netzbetreiber die
Einspeisung der bevorrechtigten Quellen abregeln - dies ist eine sogenannte
EinspeisemanagementmaBnahme. Die durch die Abregelung nicht bereitgestellte
Energiemenge wird Ausfallarbeit genannt. Am haufigsten von der Abregelung betroffen
sind Windenergieanlagen; auf diese fielen im Jahr 2019 knapp 97 % der durch
EinspeisemanagementmaBnahmen verursachten Ausfallarbeit [95]. Die Menge der
Ausfallarbeit hangt deshalb stark von den jeweiligen Windverhaltnissen im Laufe des Jahres
ab. Im Jahr 2010 betrug die Ausfallarbeit etwa 120 GWh,, im Jahr 2019 lag sie dagegen
bei knapp 6,5 TWh,, [95]. Bereits im Jahr 2017 wurde eine Ausfallarbeit von tUber 5 TWh,,
gemessen, die unter anderem mit dem Anschluss neuer Offshorewindparks begriindet
wird [103]. Die hohen Ausfallarbeiten der Windenergie, die maBgeblich in den nérdlichen
Bundeslandern anfallen, sind Indiz daflir, dass es einen erheblichen Netzausbaubedarf
zwischen Nord- und Siiddeutschland gibt, um den Windstrom aus dem Norden zu den
Bedarfszentren im Stiden zu transportieren [95, 103, 104].

Insgesamt betrachtet ist die gegenwartige Endenergienachfrage und -versorgung von
Deutschland noch mafBgeblich von fossilen Primérenergietragern gepréagt. In der Strom- und
Fernwarmeerzeugung ist allerdings eine Trendwende zu erneuerbaren Energien erkennbar,
die in naher Zukunft weiter an Bedeutung gewinnen werden. So kann bereits eine Reduktion
der Kohlendioxidemissionen aus der Stromerzeugung, die im Jahr 1990 noch bei 366 Mio. t
liegen, von 23 % bis zum Jahr 2017 beobachtet werden [105].
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2.2.2. Energielandschaft der Zukunft

Aufgrund des anthropogenen Klimawandels durch Treibhausgasemissionen strebt die
Bundesregierung im Einklang mit den Zielen auf EU-Ebene eine Energiewende an,
durch die bis zum Jahr 2050 die Treibhausemissionen im Vergleich zum Jahr 1990
um 80% bis 95% reduziert werden fir ein weitestgehend treibhausgasneutrales
Energiesystem [106]. Wissenschaftliche Studien untersuchen die Transformationsprozesse
zur Erreichung dieser Vorgaben und definieren langfristige Szenarien fir das Energiesystem
Deutschland [1, 5, 6, 28]. Die Zielvorgaben sind dabei allerdings stetig im Wandel. So
beschlieBt die Bundesregierung im Klimaschutzgesetz 2019 [107], dass das Energiesystem
Deutschlands bis zum Jahr 2050 treibhausgasneutral werden soll. Dies bedeutet, dass
bilanzseitig keine weiteren Emissionen auftreten dirfen. Als Zwischenziel wird fir das
Jahr 2030 eine Treibhausgasreduktion von mindestens 55 % gegeniiber den Emissionen
des Jahres 1990 angestrebt [107]. Das Gesetz basiert auf dem Klimaschutzplan 2050,
der bereits mdgliche Transformationspfade fiir das Energiesystem aufzeigt, um die
Treibhausgasneutralitat bis zur Mitte des Jahrhunderts zu erméglichen [108].

Ein neuer Gesetzesentwurf, der 2021 von der Bundesregierung verabschiedet
wurde, sieht eine weitere Verscharfung des Klimaschutzgesetzes vor, sodass die
Treibhausgasneutralitdt bereits im Jahr 2045 und im Jahr 2030 eine Reduktion von
65% der Treibhausgasemissionen erreicht werden sollen [109]. Dieser neue Entwurf
schreibt zudem fir jedes Jahr aufgeschliisselt fir die einzelnen Sektoren Energiewirtschaft,
Gebaude, Industrie, Landwirtschaft, Verkehr und Abfallwirtschaft sowie fiir sonstige
Bereiche Emissionsmengen vor, um die Reduktionsziele zu erreichen [109, 110].

All diesen Gesetzgebungen und Zielsetzungen gemein ist eine deutliche Reduktion der
Treibhausgasemissionen in allen Bereichen des Energiesystems Deutschland. Bezogen
auf den Energiesektor muss aufgrund dieser Treibhausgasreduktionsziele in Zukunft
der Anteil des fossilen Kraftwerksparks auf null sinken, da bei der Verbrennung von
fossilen Energietragern Treibhausgase in Form von Kohlenstoffdioxid emittiert werden
(fir die Emissionsfaktoren der relevanten fossilen Energietrager siehe Tabelle A.1
(basierend auf [26,111])). Der Anteil der erneuerbaren Energien sowohl an der installierten
Gesamtleistung als auch bei der Stromerzeugung wird weiter steigen. Es gilt daher die
Frage zu beantworten, was dies fur die zukinftige Entwicklung des Energiesystems
Deutschland bedeutet.

Abbildung 2.9 zeigt die installierten Leistungen konventioneller Kraftwerke auf
Bundeslandebene (Stand 2020), wobei alle Anlagen bericksichtigt werden, die sich im Jahr
2020 im Markt befinden [75,76,112]. Es wird deutlich, dass gerade die bevdlkerungsreichen
Bundeslander, wie Nordrhein-Westfalen, Baden-Wurttemberg und Bayern, gro3e Anteile
der installierten konventionellen Kraftwerke in sich einen. Dies ist ebenso bedingt durch
die hohe Dichte an energieintensiven Industrien, welche sich in diesen Bundeslandern
angesiedelt haben [113].
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Abbildung 2.9.: Installierte Leistungen konventioneller Kraftwerke nach Bundesland
(Stand 2020, basierend auf [75,76,112]).

In naher Zukunft wird geman Atomgesetz zunachst die Kernenergie aus dem inlandischen
Energiesystem ausscheiden. Bis Ende des Jahres 2022 sollen in Deutschland die letzten
sechs Kernkraftwerke vom Netz gehen [94]. Diese liefern im Jahr 2020 bei einer installierten
Leistung von 8 GW noch rund 11% des Nettostroms [96]. Neben dem Ausstieg aus der
Kernenergie wird bis 2038 aber auch der Ausstieg aus der Kohle forciert [114].

Durch den zeitnahen Ausstieg aus Kernenergie und Kohleverstromung muss die
Strombereitstellung aus anderen - vornehmlich erneuerbaren und treibhausgasneutralen
- Quellen erfolgen und gleichzeitig die Versorgungssicherheit gewéhrleistet werden.
Im Vergleich mit den Volllaststunden des Jahres 2019, welche in Abbildung 2.8
dargestellt sind, fallt auf, dass die Technologien, welche die hdchsten Volllaststunden
aufweisen - namentlich Kernenergie und Braunkohle - und damit die Grundlast der
Energienachfragen bedienen, in naher Zukunft keinen Strom mehr bereitstellen werden.
Der alleinige Ausbau von Photovoltaik und Windenergieanlagen ist nicht ausreichend,
um die nachgefragten Lasten zu jeder Stunde zu decken, da die Strombereitstellung
dieser Technologien sowohl auf zeitlicher als auch auf rdumlicher Ebene nicht an der
heutigen Bedarfsverteilung orientiert erfolgen kann. Deshalb sind neben dem Ausbau der
Erneuerbaren zusatzliche Flexibilititsoptionen notwendig, um die Versorgungssicherheit bei
gleichzeitiger Defossilisierung des Energiesystem gewdhrleisten zu kdnnen. Zum einen
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bieten sich hier Optionen an, welche weitere Treibhausgasemissionen direkt vermeiden,
indem das Energiesystem um- und ausgebaut, treibhausgasneutrale Technologien und
Prozesspfade integriert und Madglichkeiten zur flexibleren Nutzung der bereitgestellten
Energie genutzt werden. Hierbei zdhlen zu den wichtigsten Optionen die Nutzung der
Sektorkopplung, der Ausbau und die Anpassung der Infrastrukturen, die weitere Integration
von Speichertechnologien und MaBnahmen des Lastmanagement. Zum anderen kdnnen
Verfahren angewandt werden, welche Treibhausgasemissionen gar nicht direkt vermeiden,
sondern diese gezielt abscheiden und langfristig einlagern oder weiternutzen.

Auf diese Optionen und Verfahren wird im Folgenden eingegangen.

Sektorkopplung

Der Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW) definiert den Begriff
der Sektorkopplung als ,die energietechnische und energiewirtschaftliche Verknlpfung
von Strom, Warme, Mobilitdt und industriellen Prozessen sowie deren Infrastrukturen mit
dem Ziel einer Dekarbonisierung bei gleichzeitiger Flexibilisierung der Energienutzung in
Industrie, Haushalt, Gewerbe/Handel/Dienstleistungen und Verkehr unter den Pramissen
Wirtschaftlichkeit, Nachhaltigkeit und Versorgungssicherheit* [115].

Das Prinzip der Sektorkopplung wird in Bezug auf fossile Treibstoffe bereits im
gegenwartigen Energiesystem genutzt. Dies geschieht beispielsweise bei der Nutzung von
Erdgas, welches im Umwandlungssektor zur Erzeugung von Strom, im Verkehrssektor als
Treibstoff, im Industriesektor als Rohstoff zur Herstellung von Wasserstoff, Methanol oder
Ammoniak und im Haushaltssektor zur Warmeerzeugung genutzt wird. Ermdéglicht wird dies
durch die Nutzung der Erdgasinfrastrukturen wie das Pipelinenetz. Fir die Entwicklung der
Endenergienachfragen bedeuten die Ziele der Bundesregierung, dass die Nachfrage nach
fossilen Energietragern sinken muss. Dies erfordert eine Wende im Verkehrssektor weg
von mineral6lbasierten Treibstoffen zu synthetischen Ersatzprodukten, Wasserstoff oder
Strom [116, 117]. Industrieprozesse und die Bereitstellung von Warme im Gebaudesektor
mussen dekarbonisiert werden, um die Treibhausgasemissionen in diesen Sektoren zu
senken [118, 119]. Dagegen wird die Nachfrage nach Strom deutlich steigen, da viele
Prozesse elektrifiziert werden; das heif3t, fossile Endenergietrager werden durch Strom
aus erneuerbaren Energien substituiert [120]. Um die Dekarbonisierung voranzutreiben,
gilt es somit, das Prinzip der Sektorkopplung auf Energietrager aus erneuerbaren Quellen
zu Ubertragen. Eine schematische Darstellung der Sektorkopplung in Kombination mit
Speichertechnologien ist in Abbildung 2.10 skizziert.

Robinius et al. [19] beschreiben in ihrer Studie, wie der derzeitige und zukiinftige
Uberschussstrom aus der Stromerzeugung durch Windenergie- und Photovoltaikanlagen
sektorubergreifend genutzt werden kann, um das Abregeln der Anlagen und damit das
Entstehen von Ausfallarbeit zu vermeiden. Die Nutzung des Uberschussstroms erfolgt iiber
LLower-to-X*- Pfade, wobei X stellvertretend fir Gas, Treibstoff, Chemikalien und Wéarme
steht.
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Abbildung 2.10.: Schematische Darstellung der Sektorkopplung (eigene Darstellung,
angelehnt an [70]).

Der Pfad Power-to-Gas wird in zahlreichen Publikationen untersucht [19, 121—-124]. Das
Konzept wird mafBgeblich in der Wasserelektrolyse angewandt: Mithilfe des elektrischen
Stroms wird Wasser in seine Molekile zerlegt und es entstehen Wasserstoff und Sauerstoff.
Zu den relevanten Verfahren zahlen die alkalische Elekirolyse (AEL), die saure Elektrolyse
mit einem polymeren Festelektrolyten (,Proton Exchange Membrane®- Elektrolyse (PEMEL))
und die Elektrolyse mit Feststoffoxiden (Solid-Oxid-Elektrolyse (SOEC)). Die Studien von
Schiebahn et al. [122], Schmidt et al. [125], Carmo et al. [126], G6tz et al. [123] und Buttler
und Spliethoff [127] geben einen detaillierten Uberblick tiber die einzelnen Verfahren der
Wasserelektrolyse und deren zukunftigen Entwicklungen.

Der so gewonnene Wasserstoff kann dann in den verschiedenen Verbrauchersektoren
als Energietrager verwendet werden, zum Beispiel als Treibstoff im Verkehrssektor [19,
116, 122] oder als Rohstoff oder Brennstoff in der Industrie [118, 128], oder wieder
zu Strom umgewandelt werden [129]. Uber die Methanisierung kann Wasserstoff weiter
zu synthetischem Methan verarbeitet werden, um so weitere Anwendungsbereiche zu
erschlieBen beziehungsweise vorhandene Infrastrukturen nutzen zu kénnen [122,123].

Darliber hinaus kann der Wasserstoff Uber die Methanolsynthese oder die
Fischer-Tropsch-Synthese zu Flissigkraftstoffen verarbeitet werden. Dieser mehrstufige
Prozesspfad wird unter Power-to-Liquid zusammengefasst. Einen Uberblick uber
die verschiedenen Synthesepfade geben Dieterich et al. [130], technodkonomische
Bewertungen der synthetischen Flissigkraftstoffe kénnen den Studien von Varone
und Ferrari [121], Schemme [131] und Fasihi et al. [132] entnommen werden. Die
Flussigkraftstoffe kdénnen in der chemischen Industrie oder dem Verkehrssektor -
insbesondere als treibhausgasneutraler Treibstoff flir den Flugverkehr - verarbeitet
werden [133, 134]. Bldss et al. [135] geben in ihrer Studie einen Uberblick tber die
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Berucksichtigung von Power-to-Heat Technologien in der Energiesystemmodellierung zur
Deckung der Warmenachfragen des Haushaltssektors. Hierbei unterscheiden sie zwischen
der zentralen Warmebereitstellung aus Strom, welche (ber Fernwarmenetze zu den
Verbrauchern geleitet wird, und der dezentralen Warmebereitstellung, welche direkt in den
Wohnungen und H&usern erfolgt. Zu den Technologien der zentralen W&rmeversorgung
zahlen GroBwarmepumpen, Elektrodenkessel und groB3skalige elekirische Boiler. Die
dezentrale Warmeversorgung mit Power-to-Heat Technologien erfolgt Gber elektrische
Heizungen, kleinskalige Warmepumpen und elektrische Boiler in Kombination mit
Speicherelementen wie Warmwasserspeicher. [135]

Kirkerud et al. [136] beobachten, dass Power-to-Heat in Form von elektrischen Boilern im
Fernwarmesektor die Integration von erneuerbaren Energiequellen in Danemark verbessert
und folgern daraus, dass in diesem Fall weniger Subventionen nétig sind, um den Anteil
erneuerbarer Energien im Energiesystem Dénemark zu erhéhen.

Bernarth et al. [137] schlussfolgern, dass die Integration von Warmepumpen in den
Wéarmenetzen an Konkurrenzfahigkeit gewinnt je héher die Restriktionen bezlglich der
Treibhausgasemissionen ausfallen und je héher der Anteil an erneuerbaren Energiequellen
im Energiesystem ausfallt.

Neben den Power-to-X Pfaden tragt auch die direkte Elektrifizierung der
Verbrauchersektoren zur Sektorkopplung bei. Hierzu zahlt insbesondere die
Elektromobilitdt, welche in Form von batterieelektrischen Fahrzeugen und
Oberleitungshybrid-Lastkraftwagen erfolgt und in Studien mafBgeblich zur Dekarbonisierung
des Verkehrssektors beitragt [3—6]. Mahmoudzadeh Andwari et al. [138] sehen ein groBes
Potenzial fir den batterieelektrischen Antrieb bei kleineren Fahrzeugen in stadtischen
Gebieten. Neben Personenkraftwagen wird aber auch ein Potenzial der Elektrifizierung
von leichten Nutzfahrzeugen gesehen und fir Flotten des gewerblichen Bereichs, bei
denen Fahrzeuge nach ihrem Einsatz in einem Depot abgestellt und dort geladen werden
kénnen [117].

In Labor-, Pilot- und Demonstrationsprojekten werden bereits die verschiedenen Pfade
von Power-to-X angewendet und die technischen und wirtschaftlichen Aspekte des
Anlagenbetriebs analysiert [139—-142]. In Europa sind bis Juni 2020 bereits 220 Projekte flr
Forschungs- und Demonstrationszwecke verwirklicht worden oder derzeit in Planung [142].
Bis Mai 2018 lag die Anzahl der verwirklichten Power-to-Gas Projekte noch bei 128
Anlagen [141].

Die 220 Projekte sind Uber zwanzig europaische Lander verteilt, wobei mit 44 % der groBte
Anteil der Projekte in Deutschland angesiedelt ist. Etwa ein Drittel der Projektanlagen
verarbeitet den erzeugten Wasserstoff noch weiter zu Methan, Methanol und andere
Flussigkraftstoffe. [142]

Integration von Speichertechnologien

Die Integration von Speichertechnologien ermdglicht die zeitversetzte Nutzung der
bereitgestellten Energien, wobei zwischen der Kurzzeitspeicherung, welche Schwankungen
Uber wenige Sekunden bis Stunden ausgleichen, der Langzeitspeicherung, welche
die Speicherung Uber Wochen bis Monate erlaubt, und der saisonalen Speicherung
unterschieden wird [143, 144]. Die gespeicherten Energietrager kénnen zu einem
spateren Zeitpunkt Versorgungsengpésse kompensieren und so die Versorgungssicherheit
gewahrleisten. Darlber hinaus kann die Ausfallarbeit der erneuerbaren Technologien
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verringert werden, da die erzeugten Strommengen nicht zeitgleich nachgefragt oder
verwendet werden missen. Weiterhin kann die Dimensionierung der Erzeugungsanlagen
reduziert werden, wenn gespeicherte Energietrager zur Lastspitzendeckung verwendet
werden kdnnen. [145, 146]

Energiespeicher sind bereits in der gegenwértigen Energielandschaft vorhanden:
Porenspeicher und Salzkavernenspeicher werden fiir die Lagerung von Erdgas genutzt,
um tages- und jahreszeitliche Verbrauchsschwankungen auszugleichen, aber auch um
Krisenzeiten in der Energieversorgung zu Uberstehen [147]. Darlber hinaus werden in
zwolf Salzkavernenspeichern Rohdl, Mineraldlprodukte und Fliissiggas eingelagert, welche
neben oberirdischen Tanks zur Krisenbevorratung genutzt werden [147].

Fir die Speicherung von elekirischer Energie sind Pumpspeicherkraftwerke derzeit
die wichtigste Speichertechnik. In Deutschland weisen die im Betrieb befindlichen
Pumpspeicherkraftwerke eine Speicherkapazitéat von etwa 39 GWh auf [148]. Dezentrale
Batteriespeicher und stationare GroBbatteriespeicher haben Ende 2018 eine installierte
Speicherkapazitdit von 1,5GWh in Deutschland, wobei ein GroBteil der installierten
Speicherkapazitit von  GroBbatteriespeichern auf Lithium-lonen-Batteriespeicher
entfallt [149].

Warmespeicher haben bereits eine hohe Marktdurchdringung im Haushaltssektor erreicht
und werden dort in Kombination mit erneuerbaren Energien, Blockheizkraftwerken
und Warmepumpen betrieben. Auch im Industrie- und Energiesektor werden bereits
Warmespeicher eingesetzt, insbesondere um Kraftwdrmekopplungsanlagen zu
flexibilisieren. [149]

Detaillierte Beschreibungen zu den einzelnen Speichertechnologien finden sich in Sterner
und Stadler [145], Huggins [150] und Fuchs et al. [143]. Der Stand der Technik und
Entwicklungspotenziale sowie Forschungs- und Entwicklungsbedarf werden in Elsner et
al. [144] zusammengefasst.

Zahlreiche Studien befassen sich mittels techno-6konomischen Analysen mit der
Bestimmung der zukinftig bendtigten Speicherkapazitaten bei steigenden erneuerbaren
Energiequellen in den Energiesystemen von Europa [151-154] und Deutschland [27,
155, 156], wobei in den existierenden Studien ein starker Fokus auf Batterie- und
Wasserstoffspeicherung gelegt wird. Hierbei ist anzumerken, dass die Studien sich
mafgeblich auf den Stromsektor fokussieren. Warmespeicher werden somit nur fir den
Pfad Power-to-Heat-to-Power berlicksichtigt; das heif3t, die gespeicherte Warme muss zum
Beispiel Gber eine Dampfturbine wieder riickverstromt werden [152—154].

Wahrend sich Batteriespeicher und Pumpspeicherkraftwerke aufgrund ihrer technischen
Eigenschaften fir die kurzfristige Speicherung von Strom anbieten, um etwa
Tagesschwankungen auszugleichen, ist die Speicherung der aus Power-to-Gas Pfaden
entstandenen gasférmigen Energietrager fir den langfristigen und saisonalen Ausgleich
geeignet [143]. Kostengiinstige Optionen flr eine langfristige Wasserstoffspeicherung
sind die Umstellung existierender und der Neubau von Salzkavernenspeicher [157, 158].
Die Nutzung von erschopften Gasvorkommen als potenzielle Speicher fiir synthetische
Gase ist ebenfalls Gegenstand der Forschung [157, 159]. Ebenso ist die Nutzung von
Réhrenspeichern fir die Speicherung von Wasserstoff mdglich mit dem Vorteil, dass ihr
Potenzial nicht an die geologischen Eigenschaften der Region gebunden sind [157].
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Ausbau der Infrastrukturen

Im Zuge der Energiewende werden in Deutschland die thermischen Kraftwerke und
Kernkrafwerke, welche bedarfsnah angesiedelt sind (siehe Abbildung 2.9), durch
erneuerbare Energieerzeuger ersetzt, deren regionale Potenziale von den derzeitigen
Nachfragezentren abweichen. So missen diese rdumlichen Diskrepanzen durch
Ubertragungsinfrastrukturen ausgeglichen werden. Insbesondere fiir die Ubertragung des
im Norden bereitgestellten Windstroms in den verbraucherstarken Westen und Suden sind
NetzausbaumaBnahmen nétig, um Ubertragungsengpésse zu vermeiden [95, 103, 104].
Studien bestatigen den Bedarf nach NetzverstarkungsmaBnahmen und den zusétzlichen
Netzausbau des Stromnetzes sowohl fur Deutschland als auch fur Europa [160, 161].

Neben dem Ausbau des Stromnetzes ist unter Beriicksichtigung einer steigenden Nachfrage
nach Wasserstoff durch die Sektorkopplung auch der Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur
fir das zukinftige Energiesystem relevant. Dieses schafft die Flexibilitt, dass Wasserstoff
direkt in Regionen mit hohen negativen Residuallasten erzeugt werden und Uber die
Wasserstoffinfrastruktur transportiert werden kann, wodurch Engpésse im Stromnetz
vermieden werden. Analysen zum Aufbau von Wasserstoffinfrastrukturen in Deutschland
finden sich in den Studien von Reuf3 et al. [162], Robinius [18], Baufumé et al. [163] und
Cerniauskas et al. [28].

Lastmanagement

Eine weitere Flexibilitatsoption ist das Lastmanagement, welche dem Prinzip unterliegt, dass
der Verbrauch der Erzeugung folgt und nicht wie bisher die Erzeugung dem Verbrauch
untergeordnet ist.

Lastmanagement bezeichnet die aktive Steuerung des Energieverbrauchs und wird
hauptséachlich auf die Stromnachfrage bezogen. Dabei reagiert die Stromnachfrage - meist
getriggert durch Preissignale - auf das Stromangebot, um dieses Angebot optimal zu nutzen,
die Netzstabilitat zu sichern und Netzengpasse zu beseitigen.

Gellings [164] beschreibt schon in den 1980er Jahren die verschiedenen Formen des
Lastmanagements. Zu den drei klassischen MaBnahmen des Lastmanagements, auch
Demand-Side-Management genannt, zahlen [164]:

— Peak Clipping / Peak Shaving: Reduktion der Spitzenlast.

— Valley Filling: Anheben der Last in Zeiten geringer Nachfragen; dies ist fir die Zeiten
im Jahr vorteilhaft, in denen die langfristigen Mehrkosten geringer ausfallen als der
durchschnittliche Strompreis.

— Load Shifting: Verschiebung der Last von Zeiten der hohen Nachfrage auf eine Zeit
mit geringerer Nachfrage.

Des Weiteren beschreibt Gellings [164] drei weitere Formen des Lastmanagements,
welche auf langfristigen Strategien beruhen und auf EnergieeinsparungsmafBnahmen
und verbesserte Energieeffizienz (Strategic Conservation), Lastwachstum aufgrund der
Elektrifizierung von Prozessen (Strategic Load Growth) und eine planbare Flexibilisierung
der Lasten zum Beispiel durch Steuereinrichtungen der Verbraucherlast (Flexible Load
Shape) abzielen. Teilweise Uiberschneiden sich die MaBnahmen mit den Flexibilitdtsoptionen
durch Speichertechnologien (zum Beispiel die Installation von Nachtstromspeicherdfen zur
Lastverschiebung) und der Sektorkopplung (Elektrifizierung).
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Palensky und Dietrich [165] geben einen Uberblick und eine Klassifizierung der
verschiedenen Optionen des Demand-Side-Managements, welches sich von der
vereinzelten Nutzung der Lastverschiebung auf Abruf und per Rundsteueranlagen zu einer
breiten und intelligenten Nutzung der Laststeuerung entwickelt.

MaBnahmen des Lastmanagement sind vielversprechende Optionen zum kurzfristigen
Ausgleich von Schwankungen des Stromangebots und kdnnen so die Integration von
erneuerbaren Energiequellen unterstltzen [166—168]. Ihre Eignung zum Ausgleich einer
langer andauernden Schwankung im Stromangebot ist allerdings auf die maximal mégliche
Dauer der zeitlichen Verschiebung limitiert [167].

Fir das im Rahmen dieser Arbeit erstellte Mehrknotenenergiesystemmodell wird auf
die Abbildung der MaBnahmen des Lastmanagements grdBtenteils verzichtet, um die
Rechenbarkeit des Modells zu gewahrleisten. Dies betrifft insbesondere die zeitliche
Verschiebung von Lasten ohne Nutzung von Speichertechnologien. In zukiinftigen Arbeiten
kénnte die Lastverschiebung integriert werden, wenn zeitgleich andere Komplexitatstreiber
reduziert oder effizientere Losungsalgorithmen nutzbar gemacht werden.

Abscheidung von CO,

Eine Ubersicht tiber die verschiedenen Technologien zur Abscheidung von CO, finden sich
in MacDowell et al. [169], Markewitz et al. [170], Wilberforce et al. [171], Boot-Handford et
al. [172], Leung et al. [173] und im IPCC Special Report on Carbon dioxide Capture and
Storage [174].

Bei dem als Carbon Capture and Storage (CCS) bezeichneten Vorgehen wird CO, direkt
oder indirekt aus der Atmosphare entnommen und langfristig, das heiBt Uber mehrere
hunderte bis tausende Jahre, in geologische Speicherformationen eingelagert, sodass
diese Emissionen nicht der Atmosphare zugefiihrt werden. Hierbei sind drei Prozessschritte
notwendig [170,171,174]:

1. Abscheidung und Komprimierung des CO, zu einem dichten Fluid
2. Transport des verdichteten CO,

3. Einspeisung und Lagerung des verdichteten CO, in einem geeigneten
Untergrundspeicher

Der Transport des CO, erfolgt dabei via Pipeline oder Schiff. Zwar ist der Transport in
Tankwagen auf StraBe und Schiene technisch mdglich, aber im Vergleich zum Transport
via Pipeline oder Schiff ist diese Option unwirtschaftlich [173,174].

Zu den geeigneten Untergrundspeichern zahlen porése Gesteinsformationen, welche Fluide
enthalten oder enthalten haben (zum Beispiel entleerte Gas- und Olfelder), tiefe salinare
Formationen und nicht abbaubare Kohlefl6ze [174]. Die Untergrundspeicher kdnnen sowohl
an Land als auch offshore gelegen sein. Wichtiges Kriterium zur Auswahl eines geeigneten
Untergrundspeichers ist, dass die Deckschicht des Untergrundspeichers das eingespeiste
CO, im Untergrund versiegelt und das Austreten fiir einen langen Zeitraum verhindert [174].
Ein Austreten des gelagerten CO, kann zur Versauerung der naheren Umgebung sowie
zur Verunreinigung durch Schwermetalle fithren, weshalb durch dauerhaftes Monitoring
sichergestellt werden muss, dass das gelagerte CO, die nahere Umgebung und
insbesondere das Grundwasser nicht beeintrachtigt [173]. Carbon Capture and Usage
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(CCU) stellt die Alternative zu dem CCS-Verfahren dar. Bei diesem Verfahren wird der dritte
Prozessschritt - die Lagerung des CO, in Untergrundspeichern - ausgetauscht durch die
Nutzung des separierten CO,. So kann das CO, in der Industrie, in der Landwirtschaft, in der
Energiegewinnung, in CO,-Ldschanlagen, als Kihimittel oder in der Getrankezubereitung
genutzt werden [173,175-178]. Die chemische Nutzung des abgeschiedenen CO, erlaubt
auBerdem die stoffliche Bindung in Materialien und Produkten fir einen permanenten
Zeitraum, sodass sie mafgeblich einen mindernden Effekt auf die CO,-Emissionsbilanzen
hat [170].

Die Nutzung der Techniken zur Abscheidung von CO, in fossil befeuerten, thermischen
Kraftwerke fuhrt zu Wirkungsgradverlusten von 6 bis 10 % gemessen an dem thermischen
Wirkungsgrad des Kraftwerks und zu erheblichen Mehrkosten fir Installation und Betrieb
der Techniken [169, 173]. Dariliber hinaus kdénnen die Emissionen der Kraftwerke trotz
installierter CO,-Abscheidungsanlagen nicht vollstdndig abgeschieden werden. Die
durchschnittliche Abscheidungsrate liegt derzeit zwischen 50 und 94% [179]. Die
Integration von Abscheidungstechniken in fossilen Kraftwerken und in Industrieprozessen
kann somit keine hundertprozentig treibhausgasneutrale Produktion gewahrleisten. Ebenso
ist es mit diesen Techniken nicht mdglich, die Emissionen des Flugverkehrs und des
Schiffstransport zu verhindern. [179]

Negative-Emissionen-Technologien sind dagegen geeignet, unvermeidbare Emissionen
auszugleichen und sogar weitere Anteile von CO, der Atmosphéare zu entziehen.
McGlashan et al. [180] fliihren eine techno-Okonomische Analyse zu verschiedenen
Negative-Emissionen-Technologien aus und schlussfolgern, dass ein Mix der verschiedenen
Optionen zur CO,-Abscheidung zur Treibhausgasneutralitit beitragen kdnnen.
Insbesondere die Abscheidung von CO, bei der Energieerzeugung durch Verbrennung von
Biomasse (BECCS) hat ein hohes Potenzial, bereits zeitnah bis 2030 einen signifikanten
Beitrag zur Emissionsreduktion zu leisten mit dem Vorteil, dass dieses Verfahren zusétzlich
zur gesicherten Stromerzeugung und damit auch zur Versorgungssicherheit beitragen
kann [180, 181]. Analog dazu kann die direkte CO, Abscheidung aus der Luft genutzt
werden. Die Direktabscheidung (DAC) benétigt allerdings aufgrund der niedrigeren
CO,-Konzentration in der Umgebungsluft einen héheren Energieaufwand pro Tonne
abgeschiedenes CO, und bringt héhere Investitionskosten mit sich. Um die Klimaziele des
Pariser Klimaabkommens zu erreichen, wird dennoch davon ausgegangen, dass weltweit
groB3skalige Systeme zur Direktabscheidung von CO, aus der Luft gebraucht werden. Je
nach Annahme zu den Lernkurven werden die Investitionskosten der DAC-Systeme so stark
sinken, dass im Jahr 2050 die Kosten pro abgeschiedene Tonne an CO, Werte zwischen
200 und unter 50 Euro/tcp, annehmen. [179]

Die Integration von CO,-Abscheidungstechnologien in das globale Energiesystem ist kritisch
zu sehen, da Konflikte zur Nutzung dieser Techniken in Kombination mit fossilen Treibstoffen
entstehen und so nur eine Dekarbonisierung ohne Defossilisierung des Energiesystems
angestrebt wird; das hei3t, das Energiesystem wird auch in Zukunft noch zu einem
Anteil auf fossilen Treibstoffen basieren [182]. In Untersuchungen unter Berlicksichtigung
von sozialen, ékologischen und 6konomischen Aspekten wird allerdings die Nutzung von
CCS in Kombination mit Kohlekraftwerken in Deutschland als wenig vorteilhaftes Szenario
angesehen [183]. Vogele et al. [183] betonen in ihrer Studie, dass die intensivere Nutzung
von erneuerbaren Energiequellen aus wirtschaftlicher und sozialer Sicht vorteilhafter ist als
die Integration von CCS-Technologien in Kombination mit einem fossilen Kraftwerkspark.
Zu einem ahnlichen Ergebnis kommen Lilliestam et al. [184], welche Potenziale, Kosten,
Risiken und Hindernisse zwischen der Nutzung von Kohlekraftwerken mit CCS und
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Sonnenwéarmekraftwerke vergleichen.

Die Beschlisse der Bundesregierung, die Treibhausgasneutralitit des Energiesystems
Deutschland fir 2045 anzustreben und im Jahr 2050 negative Treibhausgasemissionen
aufzuweisen, erzwingt die Nutzung von Technologien, welche prozessbedingte
unvermeidbare CO,-Emissionen in Landwirtschaft und Industrie der Atmosphére entziehen
und negative Emissionen unterstitzen [109]. In aktuellen Studien ist die Nutzung von
CCS-Technologien, insbesondere von den Negative-Emissionen-Technologien BECCS
und DAC in Kombination mit der Einlagerung des abgeschiedenen CO,, Teil des
Technologie-Portfolios des zukilinftigen Energiesystems Deutschland und Europa (siehe
z.B. [3, 6, 185]). GemaB der geltenden Gesetzesgrundlage von 2012 ist allerdings
die Zulassung und der Betrieb von unterirdischen Kohlendioxidspeichern innerhalb
Deutschlands derzeit nicht erlaubt [186]. Darlber hinaus haben die Bundeslander
Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen gemaB dem
CCS-Gesetz [186] § 2 Absatz 2 Satz 5 die unterirdische Kohlendioxidspeicherung
innerhalb ihrer Landesgebiete als unzulassig erklart [187].

Fir das im Rahmen dieser Arbeit erstellte Mehrknotenenergiesystemmodell wird
aufgrund der zunehmenden Komplexitdten auf die detaillierte Abbildung des Industrie-
und Landwirtschaftssektors verzichtet. Weil die verstarkte Einbindung erneuerbarer
Energiequellen in den Energiesektor der Nutzung fossiler Energieerzeugung mit
CO,-Abscheidung und anschlieBenden Nutzung oder Speicherung vorzuziehen ist
(vergleiche [183, 184]), werden im Modell CCS- und CCU-Pfade nicht berlcksichtigt.
Sollen in zukiinftigen Arbeiten treibhausgasneutrale Szenarien und Szenarien mit negativen
Treibhausgasemissionen modelliert werden, missen diese Pfade integriert werden.
Hierbei mulssten insbesondere die rdumlich aufgeléste Verflgbarkeit von méglichen
CO,-Lagerstatten, die Nutzung des abgeschiedenen CO, sowie dessen Transport im Modell
berlicksichtigt werden.

2.3. Infrastrukturen der Energieversorgung

Unter dem Begriff der Energieinfrastruktur werden alle Komponenten zusammengefasst,
die fir Umwandlungs-, Speicherungs- und Transportprozesse von Energie genutzt werden.
In diesem Abschnitt werden die einzelnen Komponenten der Energieinfrastrukturen fir
zukunftige Energiesysteme vorgestellt und diskutiert, wobei insbesondere auf Komponenten
eingegangen wird, die fir die Modellierung der kurzfristigen Entwicklung bis ins Jahr 2030
und der langfristigen Entwicklung bis ins Jahr 2050 relevant sind.

Im Rahmen dieser Arbeit wird der Fokus auf leitungsgebundene Infrastrukturen gelegt,
die Energie Uber weite Distanzen transportieren. Dazu zdhlen das Ubertragungsnetz
beziehungsweise Hochstspannungsnetz fir Strom, das Fernleitungsnetz fir Gase und
Uberregionale Warmenetze.

Die in diesem Abschnitt vorgestellten Komponenten werden dabei den vier Energietragern
Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme zugeordnet. Umwandlungskomponenten koppeln
die verschiedenen Ebenen miteinander. In den folgenden Unterabschnitten wird jeweils
zundchst auf die Transportinfrastruktur fir den jeweiligen Energietrdger eingegangen. In
einem weiteren Unterabschnitt werden die Modellannahmen zur Abbildung der jeweiligen
Ebene mit den berlicksichtigten Erzeugungs- und Speicherkomponenten diskutiert.
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2.3.1. Strom

Die Energieinfrastruktur fir Strom setzt sich in Deutschland aus zahlreichen Komponenten
zur Erzeugung, Speicherung und zum Transport von elekirischer Energie zusammen. Der
Transport des Stroms von Erzeuger zum Verbraucher erfolgt dabei tiber das Stromnetz. Um
die elektrische Energie mdglichst verlustarm zu den Verbrauchern zu transportieren, wird
das Stromnetz in mehrere Spannungsebenen unterteilt:

» Das Hochstspannungsnetz bildet die oberste Spannungsebene des Stromnetzes
und dient der Ubertragung des Stroms vom Erzeuger zu den Umspannwerken, welche
die elektrische Energie auf eine niedrigere Spannungsebene transformieren. Die
Leitungen des Héchstspannungsnetzes haben eine Spannung von 220 kV bis 380 kV.
Auf dieser Ebene finden auch die Stromimporte und -exporte statt.

» Das Hochspannungsnetz ist das (iberregionale Verteilnetz. Die Verbindungen haben
eine Spannung von 110kV und verteilen die elektrische Energie an Stadtwerke und
stromintensive gréBere Industrieunternehmen.

Das Mittelspannungsnetz bezeichnet das regionale Verteilnetz mit Spannungen
zwischen 1 und 60kV und verteilt die elektrische Energie an Stadte und anséssige
Unternehmen in den Regionen.

» Das Niederspannungsnetz wird fir die lokale Verteilung an die Endverbraucher
genutzt und weist eine Spannung von 400V auf.

Um ein regional aufgeldstes Energiesystem aufzubauen, welches Deutschland insgesamt
abbildet und dabei die wichtigsten Energieinfrastrukturen berlcksichtigt, wird in dieser Arbeit
flr den Transport des Stroms nur das Hochstspannungsnetz beriicksichtigt.

Die Bundesnetzagentur verdffentlicht regelmaBig Berichte und Daten zum Stand der
Versorgungssicherheit in Bezug auf die leitungsgebundene Versorgung mit Strom und Gas.
Zu diesen Berichten und Daten zahlen die Quartalsberichte zu Netz- und Systemsicherheit,
welche die fiir das jeweilige Quartal bendtigten MaBnahmen zur Netzstabilisierung und
die daraus resultierenden Kosten aufflhren [188]. Zu diesen MaBnahmen zahlen das
Redispatch-Management, der Einsatz von Reservekraftwerken, das Einspeisemanagement
mit Angaben der Ausfallarbeit und weitere unentschadigte AnpassungsmafBnahmen.
GemaB des Energiewirtschaftsgesetz (EnWG, § 12b) [189] sind die deutschen
Ubertragungsnetzbetreiber dazu verpflichtet, alle zwei Jahre einen nationalen
Netzentwicklungsplan vorzulegen, welcher alle erforderlichen Optimierungs-, Verstarkungs-
und AusbaumaBnahmen des Ubetragungsnetzes enthalt. Seit 2018 sind zusatzlich auch die
Optimierungs-, Verstarkungs- und AusbaumaBnahmen von Offshore-Anbindungsleitungen
sowie deren Netzanknlpfungspunkte an Land Teil des Netzentwicklungsplans [189]. Die
Netzentwicklungsplane basieren dabei auf einem Szenariorahmen, deren Erarbeitung
ebenfalls im Energiewirtschaftsgesetz (EnWG, § 12a) [189] festgeschrieben ist und
verschiedene Szenarien mit wahrscheinlichen Entwicklungen flr die nachsten mindestens
zehn bis héchstens 20 Jahre enthalten muss.

In Abbildung 2.11 ist das gegenwartige HoOchstspannungsnetz mit allen bestatigten
MaBnahmen des Netzentwicklungsplan 2030 (Version 2019) [104, 190] mit Ausnahme der
Offshore-Anbindungsleitungen dargestellt.
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Wechselspannung

0.00 - 0.86 GWyg
0.86 - 1.49 GWq
1.49 - 2.57 GWg
2.57 - 3.56 GWg
3.56 - 6.84 GWyg

Abbildung 2.11.: Héchstspannungs-Stromnetz Deutschland inklusive der bestatigten
MaBnahmen des Netzentwicklungsplans 2030 (Version 2019) [104, 190].

Die  Trassenverlaufe sind als  Punkt-zu-Punkt-Verbindungen  zwischen  den
Hochstspannungsknoten eingezeichnet und bilden somit nicht den realen Zustand
ab. Neben den MaBnahmen fiir das Wechselstromnetz sind mehrere Projekte
fir Héchstspannungsgleichstromtrassen (HGU-Systeme) bestétigt worden, welche
insbesondere dazu dienen, Engpéasse in der Ubertragung vom Windstrom aus dem Norden
in den verbraucherstarken Siiden zu Gberwinden [95, 103, 104].

Bereits im ersten erstellten Netzentwicklungsplan 2012 [191] wurde die Notwendigkeit
von HGU-Systemen erkannt aufgrund ihrer Vorteile bei der Ubertragung von groBen
Strommengen (Uber weite Distanzen. Dies beruht darauf, dass die Verluste bei
der Ubertragung geringer ausfallen als bei Wechselstromsystemen und Isolation
und Konstruktion der Freileitungsmasten bei hdéheren Spannungen keinen erhdhten
Aufwand in der Realisierung aufweisen, wie er im Gegensatz zur Realisierung von
héheren Spannungsebenen flir Wechselstromsysteme nétig ware [191]. Die Nachteile
der Inbetriebnahme von HGU-Systemen liegen in den héheren Investitionskosten
aufgrund der notwendigen Installation von Konverterstationen, die Wechselstrom
in Gleichstrom und umgekehrt umwandeln, weshalb die Wirtschaftlichkeit erst bei
weiten Distanzuberbrickungen von Uber 400km Freileitung gegeben st [191].
GemaB des 2015 beschlossenen Gesetzes zur Anderung von Bestimmungen
des Rechts des Energieleitungsbaus [192] wird fUr den Neubau von weiteren
Hochstspannungs-Gleichstromtrassen angenommen, dass diese vorrangig als Erdkabel
verlegt werden, wodurch abhéngig von den o6rtlichen Begebenheiten Mehrkosten im
Vergleich zur Verlegung von Freileitungen zu erwarten sind [190]. Die Kostenschatzungen
des Netzentwicklungsplans sehen eine Steigerung der Investitionskosten von
2 Mio. Euro/km fur eine als Freileitung installierte Doppelleitung mit 2 GW auf 6 Mio. Euro/km
fir eine als Erdkabel verlegte Neubautrasse mit einmal 2GW Ubertragungsleistung
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vor [193]. Die Planung des Stromnetzes in Deutschland unterliegt dem standigen Wandel
mit dem Anspruch, die Entwicklung des Netzes bedarfsgerecht und unter Berlicksichtigung
neuer Innovationen zu gestalten, wodurch die vorgeschlagenen MaBnahmen in den
Netzentwicklungsplanen bis zur endgultigen Genehmigung und zum Bau regelmaBig in
den nachfolgenden Netzentwicklungsplanen geprift und gegebenenfalls angepasst oder
bestatigt werden [104,190, 191, 194-196].

Ab dem Netzentwicklungsplan 2030 (Version 2019) [190] werden auch
Anbindungskonzepte fiir Offshorewindparks in Nord- und Ostsee analysiert und
MaBnahmen vorgeschlagen. Abbildung 2.12 zeigt die gegenwartigen Trassen des
Offshorenetzes. Gleichstromverbindungen werden insbesondere fir langere Distanzen
zu Offshorewindparks in der Nordsee angenommen (griin eingezeichnet). Flr kirzere
Distanzen und fiir die Anbindung der Ostseewindparks sind Wechselstromleitungen
installiert (blau eingezeichnet). Die Ubertragungskapazitaten der einzelnen Leitungen
variieren zwischen 400 MV und knapp 1 GW [190].

DC lines

< 7 —— AC lines
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Abbildung 2.12.: Anbindungen der Offshorewindparks in Nord- und Ostsee geman
Datenlage des NEP 2030 (Version 2019) [190] (ohne Berlicksichtigung
des Projektes NOR-0-2).

Die Netzverknupfungspunkte liegen derzeit kistennah in den Bundesldndern
Niedersachsen, Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern. Im
Netzentwicklungsplan 2035 (Version 2021) [195] werden dagegen bereits
NetzverknUpfungspunkte bis in die vom Braunkohletagebau gepragten Regionen
in Nordrhein-Westfalen vorgeschlagen. Ahnliche Annahmen werden auch in der
Studie von Cerniauskas et al. [28] getroffen, die sich daraus ergeben, dass
Hoéchstspannungsnetzknoten mit angeschlossenen fossil befeuerten Kraftwerken, die
in naher Zukunft abgeschalten werden, freie Kapazitaten fir den Weitertransport groBBer
Strommengen bieten.

Projekte zwischen Energieversorger und industriellen GroBabnehmern planen bereits
Anbindungen von Offshorewindparks bis in den Siden Rheinland-Pfalz, um dort die
Produktion auf grinen Strom und Wasserstoff umzustellen. Die derzeitige Planung
sieht allerdings vor, den durch den Offshorewindpark bereitgestellten Strom an
ein Netzverknupfungspunkt in Niedersachsen anzulanden und von dort Uber das
Ubertragungsnetz in den Siiden zu transportieren. [197]

Fir die Analysen der NetzausbaumaBnahmen und Anbindungskonzepte fir
Offshorewindparks wird im aktuellen, genehmigten Szenariorahmen ein Ausbau der
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installierten Leistung an Offshorewindparks von derzeit 7,5GW auf bis zu 40GW fir
das Jahr 2040 beriicksichtigt [198]. Die Konzentration von Offshorewindparks im Norden
Deutschlands macht deutlich, dass die Analysen zu wirtschaftlich und technisch optimalen
Anbindungskonzepten von erneuerbaren Energiequellen unter Berlicksichtigung der
raumlichen Gegebenheiten und potentieller Netzengpassstellen immer wichtiger werden,
um auch in Zukunft alle Nachfragen decken zu kénnen.

Das deutsche Stromnetz ist kein isoliertes Netz. Es ist eingebunden in das europaische
Verbundnetz und kann Uber Interkonnektoren mit elf europdischen L&ndern direkt
interagieren und Strom austauschen (siehe Abbildung 2.13). Im Jahr 2018 importierte
Deutschland Uber diese Leitungen 27,8 TWh, und exportierte 80,6 TWh,, Strom [40].
Die ENTSO-E (European Network of Transmission System Operators for Electricity)
ist ein Zusammenschluss der Ubertragungsnetzbetreiber aus 35 europdischen Landern,
die alle zwei Jahre den Ten-Year Network Development Plan erstellen und so die
nationalen Netzentwicklungspléane der einzelnen Lander verbinden und erganzen, indem
sie landeribergreifende MaBnahmen und Projekte fir verschiedene Zukunftsszenarien

analysieren [199, 200].
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Abbildung 2.13.: Kuppelleitungen zu den européischen Nachbarlandern fir den direkten
Stromaustausch unter Angabe der Leistungskapazitaten (basierend auf
den Daten aus [193] und [199], angelehnt an [27])).

Bedingt durch seine Lage und Konnektivitdt an andere europaische Lander ist es fir
die Abbildung des deutschen Energiesystems mafgeblich, Import- und Exportpotenziale
fir Strom zu berlcksichtigen und im System zu integrieren. Die Berlcksichtigung von
Stromimporten und -exporten in Optimierungsmodellen von zukinftigen Energiesystemen
wird erschwert durch die unbestimmten Strompreise, welche sich erst durch Angebots- und
Nachfrageentwicklungen der verbundenen Lander ergeben und somit iterative Verfahren
notwendig machen, die den Strommarkt Europas abbilden (vergleiche zum Beispiel
Pesch [21]). Alternativ kénnen fixe Import- und Exportprofile fir die verbundenen
Nachbarlander angenommen werden, um so die Austauschmdglichkeiten abzubilden [1,26,
27].
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2.3.2. Modellannahmen zur Abbildung des Stromsektors aus der Literatur

Das Stromnetz und die Interkonnektoren bilden das Grundgerist der Strominfrastruktur fur
die raumliche Verteilung der elektrischen Energie. Die Stromerzeugung erfolgt durch den
konventionellen und den erneuerbaren Kraftwerkspark.

Die Bedeutung des erneuerbaren Kraftwerkspark wird fir die langfristige Entwicklung
des Energiesystems Deutschland deutlich zunehmen. In dieser Arbeit werden fiir den
erneuerbaren Kraftwerkspark

— Windenergieanlagen

Photovoltaikanlagen

Laufwasserkraftwerke

Kraftwerke mit Kraft-Warme-Kopplung auf Basis von Biomasse

Rickverstromungsanlagen mit Wasserstoff

beriicksichtigt. Dariiber hinaus wird fiir die Entwicklung des Energiesystems Deutschland
bis 2030 auch der konventionelle Kraftwerkspark berlcksichtigt. Die modellierten
Speichertechnologien umfassen Pumpspeicherkraftwerke und Lithium-lonen-Batterien.
Die techno-dkonomischen Parameter der beriicksichtigten Technologien basieren auf
verschiedenen Studien [26, 60, 63, 76, 144, 148, 201-203] und werden im Abschnitt A im
Anhang tabellarisch zusammengefasst.

Windenergieanlagen

Die Windenergieanlagen umfassen sowohl Anlagen an Land (Wind-Onshore) als auch
auf See (Wind-Offshore). Ende des Jahres 2020 betragen die installierten Leistungen in
Deutschland fiir Wind-Onshore 54 GW und fiir Wind-Offshore 7,7 GW [95].

Die meisten Windturbinen an Land sind dabei in den nérdlichen Bundeslandern
Niedersachsen (11,3GW), Brandenburg (7,3GW) und Schleswig-Holstein (6,7 GW)
installiert [95]. Sowohl fir die kurzfristige als auch die langfristige Entwicklung des
Energiesystems Deutschland sind raumlich aufgeléste Daten zu den Potenzialen und
Erzeugungsraten von Windenergieanlagen notwendig, um Analysen fir die zukunftigen
Infrastrukturen durchflhren zu koénnen. In der Literatur finden sich Methoden zur
Bestimmung und Validierung raumlich und zeitlich aufgeléster Erzeugungsraten von
Windenergieanlagen [60,204-207]. Wahrend sich einige Analysen dabei nur auf historische
Bestdnde an Windenergieanlagen konzentrieren (siehe [204, 205]) oder sich nur auf
eine bestimmte Referenzturbine beziehen (zum Beispiel [206, 207]) und nur fiir diese
Erzeugungsraten berechnen, haben Ryberg et al. [60] eine Methodik entwickelt, welche
eine Abweichung des angenommenen Refenzturbinendesigns erlauben, um raumliche
Besonderheiten bezuglich der durchschnittlichen Windgeschwindigkeiten detaillierter zu
berlicksichtigen. Zur Berechnung der raumlich und zeitlich aufgelésten Daten flr zukiinftige
Potenziale und Erzeugungsraten der Windenergieanlagen an Land werden zunéchst
anhand von soziopolitischen, physikalischen, o6kologischen und techno-6konomischen
Randbedingungen verfligbare und geeignete Flachen zur Platzierung von Windturbinen
bestimmt [84]. Im zweiten Schritt werden auf Basis dieser Landverfligbarkeit die
Verteilung und das Design der Windturbinen simuliert, die Kostenparameter festgelegt
und die Erzeugungsraten anhand von synthetischen Leistungskurven berechnet [60].
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Ryberg et al. [60] errechneten mit diesem Workflow ein theoretisches Potenzial von
620 GW,, fir Onshore-Windenergieanlagen in Deutschland im Jahr 2050. Ein &hnliches
Verfahren wenden Schmid et al. [208] an, um die Verteilung der Windenergieanlagen
in Deutschland abzubilden. Dabei berlcksichtigen sie zusatzlich die bestehenden und
geplanten, genehmigten Windparks und die Ausbauziele der einzelnen Bundesléander, um
die kurzfristige Entwicklung des Potenzials und die Verteilung der Windenergieanlagen
abzudecken [208]. Die Potenziale, Erzeugungsraten und Kostenparameter fiir zuklinftige
Onshore-Windenergieanlagen werden in dieser Arbeit den Ergebnissen des in den Studien
von Ryberg et al. [60,84] beschriebenen Workflows entnommen und mit den Annahmen aus
Lopion [26] und Kullmann [209] abgeglichen.

Verfahren zur Bestimmung des raumlich aufgelésten theoretischen Potenzials und
Erzeugungsraten von Offshore-Windenergieanlagen werden in den Studien von Caglayan
et al. [63] und Bosch et al. [210] beschrieben. In dieser Arbeit werden die Potenziale,
Erzeugungsraten und Kostenparameter fiir Offshore-Windenergieanlagen auf Basis des
Verfahrens, welches in Caglayan et al. [63] beschrieben wird, bestimmt.

Analog zum Verfahren von Ryberg et al. [60] werden bei diesem Verfahren zunéchst
verfligbare Flachen ermittelt. Als Randbedingungen werden dabei die Wassertiefe, die
Entfernung zur Kuste, Schifffahrtsrouten, Wasserschutzgebiete und offshore verlegte
Infrastrukturen wie Unterseekabel und Pipelines beriicksichtigt. Darauf aufbauend werden
die techno-6konomischen Parameter des optimalen Turbinendesigns fir jeden Standort
ermittelt und die Erzeugungsraten simuliert. [63]

Fir  Deutschland ergibt sich daraus ein theoretisches  Potenzial  fir
Offshore-Windenergieanlagen von 82 GW,, [63].

Photovoltaikanlagen

Photovoltaikanlagen kdénnen entweder als Solarparks auf freier Flache oder auf
Dachflachen installiert werden. Im Jahr 2020 betragt die installierte Leistung an
Solarenergieanlagen in Deutschland 51 GW [95]. Verschiedene Studien bestimmen
die Ausbaupotenziale von Photovoltaikanlagen und simulieren deren Erzeugungsraten auf
Basis der solaren Einstrahlung historischer Wetterjahre [61,208,211,212]. Die Potenziale
und Erzeugungsraten fiir Photovoltaikanlagen, die dem Modell in dieser Arbeit hinterlegt
sind, werden auf Basis des Workflows bestimmt, welcher in Ryberg [61] beschrieben ist:
Ahnlich wie zur Bestimmung der Windenergiepotenziale werden auch in diesem Workflow
zunéchst die verflgbaren Fldchen bestimmt. Die verfligbare Flache fir Dachflachenanlagen
ergibt sich anhand der Bevélkerungsdichte und der Gesamtbevélkerung innerhalb eines
Rasters, wobei die Datengrundlage fur diese Eingangsdaten auf dem Jahr 2015 basiert.
Die so bestimmten Flachen beziehen sich allerdings aufgrund der Annahmen nur auf
Dachflachen von Wohnanlagen und nicht auf Dachflachen von gewerblich genutzten
Gebauden. Fir die Freiflaichenanlagen werden die verfligbaren Flachen anhand von
soziopolitischen, physikalischen, 6kologischen und wirtschaftlichen Randbedingungen
ermittelt. Die Verteilung der Freiflachenanlagen erfolgt in Form von Solarparks, deren
Abstand zueinander mindestens 1km betrdgt und die maximal eine Flache von
1,2km” aufweisen. Die Erzeugungsraten der einzelnen Photovoltaikanlagen werden
auf Basis der hinterlegten Modulwirkungsgrade und Flachenpotenziale simuliert. Bei
den Freiflachenanlagen werden diese Simulationen fiir fest montierte Anlagen und flr
nachgeflihrte Anlagen durchgefiihrt. [61]
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Die maximalen theoretischen Potenziale fir Deutschland betragen 259GW, fir
Freiflachenanlagen und 190 GW,, fir Dachflachenanlagen auf Wohnanlagen [61].

Laufwasserkraftwerke

Die Stromerzeugung auf Basis von Wasserkraft kann in Laufwasser-, Speicherwasser-
und Pumpspeicherkraftwerken erfolgen. In den Jahren von 2010 bis 2018 variiert die
Nettostromerzeugung der Wasserkraftwerke in Deutschland zwischen 17,3TWh,, (2011)
und 22,7 TWh, (2013) [96]. Dabei betragt im Jahr 2020 die installierte Leistung von
Laufwasserkraftwerken innerhalb Deutschlands etwa 3,5 GW,, [95]. In der Literatur finden
sich ebenfalls Werte von 5,6 GW,, an installierter Leistung von Wasserkraftwerken [213].
Ein Teil dieser Anlagen befindet sich allerdings im Ausland und ihre Leistung wird
ganz oder anteilig den deutschen Regelzonen zugeordnet. Fir die Modellierung der
Laufwasserkraftwerke wird auf einen rdumlich aufgelésten Datensatz aus der Arbeit von
Syranidou [52] zuriickgegriffen. Die installierte Leistung innerhalb Deutschlands betragt
hierbei 3,8 GW,,. In diesem Datensatz werden allerdings nur 63 Laufwasserkraftwerke,
deren Leistung jeweils mehr als 20 MW, betragt, bericksichtigt. Insgesamt sind rund
7300 Wasserkraftanlagen in Deutschland in Betrieb, von denen etwa 6900 Anlagen
eine installierte Leistung von unter 1 MW, aufweisen [213]. Analog zu Lopion [26] wird
angenommen, dass das technische Potenzial der Wasserkraft weitgehend ausgeschdpft ist
und sich die installierte Leistung an Wasserkraftwerken in Zukunft nicht signifikant verandern
wird.

Kraftwerke mit Kraft-Warme-Kopplung auf Basis von Biomasse

Die installierte Leistung an Kraftwerken, die Strom aus Biomasse erzeugen, betragt im
Jahr 2020 8,6 GW,;, wovon mit jeweils etwa 1,8 GW, die gréBten Anteile in Bayern und
Niedersachsen installiert sind [95]. In der Literatur finden sich viele Studien, die die
Bedeutung der Biomasse flr die Energiewende untersuchen und mdégliche Potenziale der
Nutzung von Biomasse im Energiesektor ausweisen [214-220].

Eine Metaanalyse verschiedener Zukunftsszenarien zeigt, dass die Nutzung von
gasformiger und fester Bioenergietrager zur Strom- und Wéarmebereitstellung bevorzugt
betrachtet wird. Flissige Bioenergietrager werden in den untersuchten Szenarien dagegen
nur als Biokraftstoffe im Verkehrssektor genutzt. Die meisten Studien gehen von einem
Rickgang der Bedeutung von Bioenergie zur Strombereitstellung aus. [220]

Eine andere Analyse sieht den Einsatz von Bioenergie langfristig zur Defossilisierung von
industriellen Hochtemperaturprozessen und im Verkehrssektor als notwendig an [219].

Fir die Bereitstellung von Strom aus Biomasse wird im Modell basierend auf den
Annahmen aus Welder [27] angenommen, dass dieser in Kombination mit Warme in
Biomasseheizkraftwerken auf Basis von Holzhackschnitzel und Biogas als Brennstoffe
erzeugt wird. Als Potenzial fur forstwirtschaftliche Biomasse werden dabei analog zu Thran
et al. [214] 142TWhy,, L.zv angenommen. Die rdumliche Verteilung des Potenzials fir
forstwirtschaftliche Biomasse erfolgt nach der Methodik von Welder [27], bei welcher dieses
Potenzial den Waldflachen der einzelnen Bundeslander zugeordnet wird.

Die Biogaserzeugung erfolgt durch Vergarungsanlagen auf Basis von organischen Abfallen
und Gille. Im Jahr 2016 betrug die Anzahl an Biogasproduktionsanlagen etwa 8700,
wovon der gréBte Anteil auf landwirtschaftliche Biogasproduktionsanlagen entfallt [216].
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Die theoretischen Potenziale fiir die Biogaserzeugung werden auf 6 TWhg;o,,s iy durch
organische Abfalle und 25 TWhg;o,,s 1.y durch Gille als landwirtschaftliches Abfallprodukt
geschatzt [214]. Die raumliche Verteilung der Potenziale erfolgt analog zu Welder [27]
anhand der Bevélkerungsdichte fiir organische Abfalle und anhand der Ausbreitung von
Weideflachen fiir Glle.

Der Anbau von Energiepflanzen und die Nutzung von Biomasse im Verkehrssektor werden
in dieser Arbeit nicht betrachtet.

Es ist anzumerken, dass der Anbau von Energiepflanzen bei der Flachennutzung in direkter
Konkurrenz zum Anbau von Ackerpflanzen fiir Nahrungs- und Futtermittelindustrie sowie zur
Erhaltung von Okosystemen steht. Die verstérkte Nutzung von Biomasse und Anderungen
in der Bewirtschaftung der Flachen kénnen die Okosysteme und die Kohlenstoffbindung
beeinflussen. [219]

Riickverstromungsanlagen

Aufgrund der Volatilitdt der erneuerbaren Energiequellen Wind und Solar bietet es sich an,
den Pfad Power-to-Gas-to-Power im Modell aufzunehmen und so Strom aus Wasserstoff in
Ruckverstromungsanlagen zu erzeugen [129].

Im Modell werden basierend auf den Annahmen aus Lopion [26] und Kullmann [209]
verschiedene Technologien zur Rickverstromung von Wasserstoff berlicksichtigt, darunter
Polymerelektrolytmembran(PEM)-Brennstoffzellen  (PEMFC), Festoxidbrennstoffzellen
(SOFC), Gasturbinen (H2GT) und Gas-und-Dampf-Kombikraftwerke (H2CCPP). Neben
dem erzeugten Strom kann dabei teilweise auch die Abwarme genutzt werden. Detaillierte
Beschreibungen dieser Technologien finden sich in Stolten [221] und Lefebvre und
Ballal [222]. Seit 2018 sind bereits die ersten Kraftwerke mit Kraftwarmekopplung auf Basis
von Wasserstoff im Betrieb [223].

Konventioneller Kraftwerkspark

Fur die kurzfristige Entwicklung des Energiesystems ist es wichtig, auch den
konventionellen, fossilen Kraftwerkspark zu beriicksichtigen, da dieser beim Ubergang
zu einem treibhausgasarmen Energiesystem eine wichtige Rolle spielt, um die
Versorgungssicherheit zu gewaéhrleisten [1, 26, 28]. Abbildung 2.9 zeigt die Verteilung
des derzeitigen konventionellen Kraftwerkspark in Deutschland [75, 76, 112]. Um das
Energiesystem Deutschland im Jahr 2030 regional aufgelést abbilden zu kénnen, werden
alle konventionellen Kraftwerkstypen berlcksichtigt, die bis dahin noch nicht aufgrund
des beschlossenen Ausstiegs aus Kernenergie und Braunkohleverstromung planmaBig
abgeschalten werden [94, 112, 114]. Informationen zu den Standorten, installierten
Leistungen, Wirkungsgraden, Energietragern und Technologien kénnen dem Datensatz der
Open Power System Data entnommen werden [75, 76]. Die thermischen und elektrischen
Wirkungsgrade bei Kraftwdrmekopplungsanlagen werden entsprechend den Annahmen aus
der Arbeit von Lopion [26] angepasst.

Da bei der Verbrennung von fossilen Energietrdgern CO,-Emissionen entstehen (siehe
Tabelle A.1 im Anhang) und der Ausstieg aus der Kohleverstromung bereits beschlossen
ist [114], wird in dieser Arbeit davon ausgegangen, dass im Jahr 2030 keine neuen
Kraftwerke auf Basis von Mineralél, Braunkohle oder Steinkohle zugebaut werden.

Im Jahr 2019 betragen die installierten Leistungen konventioneller Kraftwerke auf Basis von
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Braunkohle 20,9 GW,,, auf Basis von Steinkohle 22,7 GW,, auf Basis von Erdgas 30,1 GW
und auf Basis von Mineraldlprodukten 4,4 GW,, [95]. Fur die kurzfristige Entwicklung des
Energiesystems Deutschland kann es notwendig sein, neue Kraftwerke auf Basis von
Erdgas zuzubauen, um die Versorgungssicherheit des Systems gewahrleisten zu kénnen,
weshalb diese MaBnahme im Modell berticksichtigt wird [224].

Speichertechnologien

Zur Speicherung von elektrischer Energie werden in dieser Arbeit Pumpspeicherkraftwerke
und Batteriespeicher betrachtet. Beide Technologien werden bereits im Energiesystem
Deutschland genutzt [148, 149]. Stellvertretend flr die Batteriespeicher werden im Modell
Lithium-lonen-Batterien betrachtet, welche derzeit auch den gréBten Anteil an installierten
Batteriespeichern in Deutschland ausmachen [149]. Die technischen Details und Parameter
sowie ihre Entwicklungsmdglichkeiten kdnnen der Studie von Elsner et al. [144] enthommen
werden. Die Speicherkapazitat von derzeit betriebenen Pumpspeicherkraftwerken betragt
39 GWh,, [148]. Anhand der Datenbank auf Basis der Studie von Stenzel et al. [148] kénnen
die Standorte der Pumpspeicherkraftwerke und die installierten Speicherkapazitaten
ermittelt werden. Dariiber hinaus bietet sie Informationen zu Erweiterungen und neuen
Projekten, wodurch sich die installierte Speicherkapazitat von Pumpspeicherkraftwerken
zukiinftig um etwa 10GWh, erhéhen kann [148]. Diese MaBnahmen werden dem
Modell als Ausbaupotenziale Ubergeben. Wéhrend Batteriespeicher innerhalb von einer
Stunde geladen und entladen werden kdnnen, werden fir die Entladung mit Volllast von
Pumpspeicherkraftwerken sieben Stunden angenommen [144,148].

Abbildung Stromimport und -export

Die Potenziale fiir Import und Export fir das zukiinftige Energiesystem Deutschland
werden in dieser Arbeit nach der in Lopion [26] angewandten Methodik abgebildet. Bei
diesem Verfahren entsprechen die Potenziale fiir Import und Export jeweils den positiven
beziehungsweise negativen Residuallasten der angebundenen Lé&nder [26]. Die stlindlich
aufgelosten Residuallasten ergeben sich aus der Differenz zwischen zukiinftig erwarteten
Eintrag von Strom durch erneuerbare Energiequellen und der erwarteten Stromnachfrage
des Landes. Diese Daten werden aus der Arbeit von Syranidou [52] abgeleitet und
basieren wiederum auf den Szenarien des e-Highway-Projekts?® [225]. Da nur die positiven
Residuallasten fiir die Importpotenziale berlicksichtigt werden, wird gewahrleistet, dass nur
Strom aus erneuerbaren Energiequellen importiert werden kann und dieser keine Eintrage
in die nationalen Treibhausgasemissionsbilanzen mit sich bringt [26].

2.3.3. Erdgas

Der Transport und die Verteilung von Erdgas erfolgt hauptsachlich im gasférmigen Zustand
in einem Pipelinenetz, welches sich in Deutschland Uber 500.000km erstreckt. Die
Infrastruktur kann dabei im Wesentlichen in drei Ebenen eingeteilt werden, die sich durch
ihren Betriebsdruck und der Distanziberbriickung unterscheiden. Fiir den Erdgastransport
Uber weite Strecken, bei dem Distanzen von mehr als 100 km zur(ickgelegt werden, wird das

%In dieser Arbeit werden die Daten basierend auf dem Szenario small & local verwendet (siehe [225]).
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Hochdrucknetz verwendet, welches einen Betriebsdruck von 70 bar und mehr aufweist. Das
Mitteldrucknetz verteilt das Erdgas regional weiter bei Driicken im niedrigen zweistelligen
Bereich. Die dritte Ebene dient der direkten Verteilung bis zum Endverbraucher, welche im
Niederdrucknetz bei Driicken im einstelligen Bereich erfolgt.

Ausbaupldane des Erdgasnetzes werden nur fir das Hochdrucknetz verdffentlicht.
Diese Veroffentlichungen erfolgen im Netzentwicklungsplan Gas, der alle zwei Jahre
geman des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG, § 15b) [189] publiziert wird und dabei
AusbaumaBnahmen des Gasnetzes Uber einen Zeithorizont von zehn Jahre analysiert,
um einen sicheren und zuverlassigen Netzbetrieb auch in naher Zukunft gewéahrleisten zu
kénnen [226,227].

Das heutige deutsche Gas-Fernleitungsnetz gliedert sich in zwei Unternetze: das
H-Gas- und das L-Gas-Netz. Die Ausdehnung des L-Gas-Netzes beschrankt sich dabei
auf die Gebiete Nordrhein-Westfalen und Niedersachsen. Bei L-Gas handelt es sich
um niederkalorisches Erdgas, dessen Aufkommen ausschlieBlich der deutschen und
niederlandischen Produktion entstammt und dessen Methangehalt bei etwa 80 bis 87 Vol.%
liegt. Die Verteilung des hochkalorischen Erdgases (H-Gas) erstreckt sich Uber ganz
Deutschland. Das H-Gas wird im Wesentlichen aus Norwegen und Russland oder (ber
LNG-Anlagen nach Deutschland eingefihrt. Sein Methangehalt liegt bei 87 bis 99 Vol.%,
weshalb es einen héheren Brennwert sowie hdheren Energiegehalt hat als das L-Gas. Seit
Beginn 2015 wird das L-Gas-Netz nach und nach auf den Betrieb mit H-Gas umgestellt, da
die niederkalorische Erdgasgewinnung in Deutschland und Niederlande ricklaufig ist. [227]

Im Jahr 2019 wurden 1.760TWh an Erdgas importiert. Fir 702 TWh Erdgas dient
Deutschland lediglich als Transitland. Russland und Norwegen sind die wichtigsten
Erdgaslieferanten fir Deutschland. [95]

Die inlandische Produktion von niederkalorischem Erdgas betrug im Jahr 2018 etwa
56 TWh, wobei Uber die Jahre ein deutlicher Riuckgang beobachtbar ist [40]. Deutschland
ist damit abhangig von Importen, um seine Nachfrage nach Erdgas zu decken.
Im Netzentwicklungsplan Gas 2020-2030 [227] wird davon ausgegangen, dass der
Importbedarf von H-Gas in naher Zukunft weiter steigen wird.

Abbildung 2.14 zeigt das Hochdruckpipelinenetz Deutschlands basierend auf der
Datengrundlage der Arbeit von Cerniauskas et al. [228], welches dem im Kapitel 4
beschriebenen Modell als Gasinfrastruktur hinterlegt wird. Die farbliche Codierung spiegelt
die Anzahl paralleler Pipelinestrange wider.

Aufgrund der angestrebten Defossilisierung des Energiesystems wird die Nachfrage nach
fossilem Erdgas sinken. Studien beschaftigen sich deshalb mit der Frage, inwieweit ein
weiterer Ausbau des Erdgasnetzes erforderlich ist, um den Ubergang zu einem nachhaltigen
Energiesystem Deutschland zu gestalten und dabei die Energiesicherheit gewahrleisten zu
kénnen [24,229, 230].



44 2 Hintergrund und Literaturiiberblick

Anzahl Pipelinestrange
—— 1 Strang
— 2 Strange
— 3 Strange

Abbildung 2.14.: Hochdruckpipelinenetz Deutschland mit Angabe der Anzahl an
Parallelstraéngen (basierend auf der Datengrundlage aus [228]).

Gillessen et al. [230] folgern aus ihren Untersuchungen, dass ein weiterer Ausbau
der Erdgasinfrastruktur nicht zwangslaufig erfolgen muss. Die technische Notwendigkeit
sowie die Wirtschaftlichkeit zukinftiger Leitungen unter Berticksichtigung der langfristigen
Entwicklungen des Energiesystems sollten deshalb detailliert analysiert werden, um
Fehlinvestitionen zu vermeiden [230]. Hauser et al. [24] sehen dagegen mdgliche Engpasse
im Gasnetz bei einem Anstieg der Erdgasnachfrage zur Deckung der Warmenachfrage, die
dazu fOhren kdnnen, dass aufgrund von Lastabwiirfen lokale Fernwarmenetze nicht bedient
werden.

2.3.4. Modellannahmen zur Abbildung des Erdgassektors aus der Literatur

Infolge der Importabhéngigkeit Deutschlands zur Deckung der Erdgasnachfrage ist das
Gasnetz ein wichtiger Bestandteil der Gasinfrastruktur. Da es sich bei Erdgas um einen
fossilen Energietrager handelt, wird dieser in der langfristigen Entwicklung an Bedeutung
verlieren. Um die Klimabilanz des Erdgases zu verbessern, ist es mdglich, Methan aus
Wasserstoff zu gewinnen oder Biogas aufzubereiten. Diese Gase kénnen dann direkt
dem Erdgasnetz zugefiihrt werden. Darlber hinaus wird in dieser Arbeit die Speicherung
von Erdgas in Salzkavernen, Porenspeichern und Rdhrenspeichern berucksichtigt. Im
Abschnitt A im Anhang werden die Annahmen der techno-6konomischen Parameter
tabellarisch zusammengefasst, welche auf verschiedenen Studien beruhen [27,157,231—
236].
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Biogasaufbereitung und Methanisierung

Neben der Einspeisung von importiertem Erdgas ins nationale Erdgasnetz, ist es méglich,
Methan aus Biogas oder Wasserstoff zu erzeugen und dieses ins Netz einzuspeisen.
Biogas muss dazu zunéachst gereinigt und aufbereitet werden, damit es Erdgasqualitat
aufweist. Dafir sind die Schritte der Entschwefelung, Trocknung und Methananreicherung
sowie die Entfernung weiterer Gasbegleitstoffe notwendig [237]. Detaillierte Beschreibungen
der unterschiedlichen Reinigungs- und Aufbereitungstechniken kénnen der Literatur
enthommen werden [237—-240].

Bei Einspeisung des aufbereiteten Biogases wird dieses untrennbar mit dem Erdgas
vermischt und kann zur Deckung der Erdgasnachfragen sowie als Treibstoff flr
Gaskraftwerke genutzt werden [238].

Beim Prozess der Methanisierung reagieren Wasserstoff und CO, und es entstehen
Methan, Wasser und Warme. Die Gewinnung des CO, kann dabei beispielsweise aus
der Umgebungsluft erfolgen mit dem Vorteil, dass diese Technik unabhangig vom Standort
angewendet werden kann.

Speichertechnologien

Die Speicherung von Erdgas erfolgt mafBgeblich in unterirdischen geologischen
Lagerstatten, darunter Salzkavernen und Porenspeicher [147]. Aufgrund der Abhangigkeit
Deutschlands von Erdgasimporten bieten Erdgasspeicher Versorgungssicherheit und
Preisstabilitdt. Die gréBten Speicherkapazitdten in Salzkavernen finden sich in
Niedersachsen (Etzel, etwa 4400 Mio.Nm® Speicherkapazitit an Arbeitsgas) und im
nérdlichen Teil von Nordrhein-Westfalen (Epe, etwa 3500 Mio.Nm® Speicherkapazitat an
Arbeitsgas) [147].

Zu den Porenspeichern in Deutschland zahlen Aquifere und ehemalige Gas- und
Olfelder. Der groBte Porenspeicher findet sich ebenfalls in Niedersachsen (Rehden,
3900 Mio. Nm? Speicherkapazitit an Arbeitsgas). Mit einem maximalen Arbeitsgasvolumen
von 3000 Mio.Nm® weist aber auch Bayern groBe Porenspeicherkapazitaten fir die
Erdgasspeicherung auf. [147]

Standorte und Speicherkapazitaten von Salzkavernen und Porenspeichern in Deutschland
kénnen der Literatur entnommen werden [147].

Neben den geologischen Speicherstatten kénnen Roéhrenspeicher zur Speicherung von
Erdgas genutzt werden mit dem Vorteil, dass diese nicht von den geologischen
Gegebenheiten des Untergrunds abhangig sind [157]. Fur die Modellierung wird
angenommen, dass die Réhrenspeicher in einem Druckbereich von 30 bis 100 bar betrieben
werden. Wahrend sich die geologischen Speicherstétten insbesondere flr den saisonalen
Ausgleich eignen, kénnen diese fiir den Ausgleich von Tages- und Wochenschwankungen
genutzt werden [241]. Réhrenspeichern zur Erdgasspeicherung werden unter anderem in
Oberhausen, Essen und Bocholt genutzt [241,242].

Als weitere Speicheroption werden Doppelmembran-Gasbehélter beriicksichtigt, welche
noch nicht aufbereitetes Biogas speichern kénnen. Es handelt sich dabei dementsprechend
nicht um einen Erdgasspeicher.

Die Zwischenspeicherung des Biogases ist erforderlich, um Schwankungen der Menge
und Qualitdt bei der Erzeugung auszugleichen und einen konstanten Volumenstrom
fir die anschlieBende Biogasaufbereitung zu ermdglichen [237]. Biogas kann in
Nieder-, Mittel- oder Hochdruckspeichern gespeichert werden, wobei vor allem
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Niederdruckspeicher aufgrund der niedrigen Investitionskosten weit verbreitet sind [235].
Doppelmembranspeicher gehéren zu den Trocken-Gasspeichern im Niederdruckbereich
und weisen eine hohe Lebensdauer und hohe Qualitat bei niedrigen Investitionskosten
auf [237].

2.3.5. Wasserstoff

Im gegenwartigen Energiesystem Deutschland spielt Wasserstoff nur eine Nebenrolle
und wird bisher nur in Unternehmen der Chemie- und Raffineriebranche genutzt. Aus
diesem Grund gibt es derzeit nur lokale Wasserstoffverteilstrukturen fir die regionale
Versorgung der industriellen Abnehmer. Aufgrund der angestrebten Sektorkopplung und
den Mdglichkeiten, die sich durch den Pfad Power-to-Gas ergeben, ist davon auszugehen,
dass die Berlcksichtigung von Wasserstoff und der Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur in
Zukunft an Bedeutung gewinnen.

Der Aufbau von Wasserstoffinfrastrukturen wird in zahlreichen Publikationen adressiert [18,
27,28,162,163,243-246]. Wasserstoff kann dabei in unterschiedlichen Aggregatzustanden
transportiert werden:

« Der Transport von Wasserstoff im flissigen (Flussigwasserstoff (LH,)) oder
gasformigen (GH,) Zustand erfolgt in geeigneten Sattelaufliegern, zum Beispiel in
Wasserstoff-Tubetrailer.

« Ebenso bietet es sich an, gasférmigen Wasserstoff in einem Pipelinenetz zu
transportieren.

» Der Transport via Schiene oder Schiff erganzen die Mdglichkeiten des
Wasserstofftransports, wird derzeit aber noch nicht fir die Uberregionale Verteilung
von Wasserstoff praktiziert [247].

Flussigorganische Wasserstofftrager (LOHC) ermdglichen die Weiternutzung von
existierenden Infrastrukturen. Sie kdénnen in Tankschiffen, Sattelaufliegern und
Tankwagen transportiert werden, die urspriinglich fir mineralélbasierte Kraftstoffe
ausgelegt sind [248].

Reu3 et al. [245] untersuchen die Wasserstoffversorgungskette fir die Deckung
der Wasserstoffnachfrage im Verkehrssektor unter Beriicksichtigung verschiedener
Technologien fiir die Speicherung und den Transport des Wasserstoffs zu den Tankstellen.
Aus ihren Analysen folgern sie, dass die optimale Versorgungskette Ubertragungspipelines
fir den Transport des Wasserstoffs lber weite Distanzen in Kombination mit Sattelziigen
fir komprimierten gasférmigen Wasserstoff zur Verteilung bis zum Endverbraucher
vorsieht. Bei zunehmender Dichte an Tankstellen weisen Distributionspipelines einen Vorteil
gegeniiber dem StraBBentransport auf. Transport via Schiff und Schiene werden im Vergleich
nicht berticksichtigt. [245]

Der nationale Transport des Wasserstoffs in Form von LOHC ist nur bei einem sehr geringen
Wasserstoffbedarf vorteilhaft, wobei angenommen wird, dass dieser direkt zur Tankstelle
transportiert und der Wasserstoff vor Ort mit einem lokalen Dehydrierer aus dem LOHC
freigesetzt werden muss [162].

Bei der Reduktion der Treibhausgasemissionen ist eine Umstellung des Energiesystems
von fossilen Energietrdgern auf erneuerbare Energietrdger  unausweichlich.
Die Nutzung von Erdgas wird somit in Zukunft immer geringer werden, da
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bei dessen Nutzung ebenfalls Treibhausgase ausgestoBen werden, die es zu
vermeiden gilt. Insbesondere durch Wartungsarbeiten, Fehlfunktionen, Leckagen und
Methanschlupf entstehen auch Methanemissionen bei der Erdgasvorkette, welche
die Exploration, Produktion, Aufbereitung, Verteilung und Lagerung des Erdgases
umfasst [249]. Das globale Erderwd@rmungspotenzial dieser Methanemissionen liegt
bei Betrachtung eines hundertjahrigen Zeitraums 28- bis 34-mal héher im Vergleich
zu Kohlendioxidemissionen [249]. Dies bedeutet, dass die heutige Erdgasinfrastruktur
durch die Treibhausgasreduktionsziele an Bedeutung verlieren wird. Griiner Wasserstoff,
welcher durch Strom aus erneuerbaren Energiequellen gewonnen wird, bietet dagegen
eine Alternative zum flexiblen Einsatz von Erdgas. Gasférmiger Wasserstoff kann in
Salzkavernen gespeichert und per Pipeline transportiert werden analog zu Erdgas. Es liegt
nahe, dass die bestehende Erdgasinfrastruktur auch fir Wasserstoff genutzt werden kdnnte
und somit kein génzlicher Neubau einer Wasserstoffinfrastruktur nétig wéare [157, 158, 228].
Zur Nutzung der bestehenden Infrastrukturen missen allerdings die Eigenschaften des
Wasserstoffs und deren Einfluss auf die Materialien mit direkten Kontakt - darunter zum
Beispiel die Wasserstoffversprodung in Metallen - berlicksichtigt werden [250].
Cerniauskas et al. [228] untersuchen in ihrer Studie, inwieweit sich die Umstellung
von Erdgaspipelines auf den Transport von Wasserstoff auf die Kosten des Aufbaus
einer Wasserstoffinfrastruktur auswirken. Dabei analysieren sie zunachst zwei
Mechanismen der Materialzersetzung, welche ein friihzeitiges Versagen konventionellen
Stahls hervorrufen. Dazu gehdren die Herabsetzung der Wéarmeeinflusszone und die
Ermidungsrissausbreitung. lhre Literaturrecherche ergibt dabei, dass Erdgaspipelines
aus Stahl des Materials L485/X70 (Angabe nach ISO 3183/US) fir eine Umstellung
auf Wasserstofftransport infrage kommen, da diese nur eine geringe Anfalligkeit
fir die unterkritische Risswachstumsgeschwindigkeit und der damit einhergehenden
Herabsetzung der Warmeeinflusszone zeigen. Die Ermudungsrissausbreitung durch
Wasserstoffversprodung des Materials kann dagegen in jeder Stahlsorte beobachtet
werden. Modifikationen der Stahlrohre, zum Beispiel durch zuséatzliche Beschichtungen der
Oberflachen mit direktem Kontakt zum Wasserstoff, oder die Beimischung von Inhibitoren
in den zu transportierenden Wasserstoff kdnnen das Risiko der Ermidungsrissausbreitung
reduzieren, flhren allerdings zu erheblichen Mehrkosten und Sicherheitsrisiken. Unter
Berlcksichtigung eines erhéhten Aufwands fiir die Instandhaltung der Pipelines kénnen
die Pipelines auch ohne direkte Modifikationen umgestellt werden. In diesem Fall miissen
nur die Gasdruckregelanlagen und Verdichterstationen auf den Betrieb mit Wasserstoff
angepasst werden. [228]

Der Netzentwicklungsplan Gas 2020-2030 [227] integriert bereits in seine Modellierung
die mdgliche Umstellung von Erdgaspipelines auf den Transport von Wasserstoff und
weist flr die Jahre 2025 und 2030 Leitungssysteme aus, welche potenziell umgestellt
werden kénnen. Die Umstellungen und Neubauten an Wasserstoffleitungen sind bis auf
eine Ausnahme in der ndrdlichen Region Nordrhein-Westfalens und in Niedersachsen
lokalisiert. Dies liegt in der Annahme begriindet, dass dekarbonisierter Wasserstoff aus
den Niederlanden importiert werden kann. Darliber hinaus geben sie bereits einen Ausblick
auf ein mogliches Wasserstoffnetz fiir Deutschland mit einer Gesamtlange von 5900 km, in
welchem 90 % der berlicksichtigten Verbindungen die existierende Erdgasinfrastruktur durch
eine Umstellung auf den Betrieb mit Wasserstoff nutzen wiirden. Neue Wasserstoffpipelines
verbinden die umgestellten Pipelines. [227]
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In der Studie European Hydrogen Backbone [251, 252] wird ein mdglicher
Transformationspfad fir Wasserstoffinfrastrukturen in Europa untersucht, um Nachfrage
und Angebot zu verbinden. Dabei wird ebenfalls die Umstellung von Erdgaspipelines
auf den Transport von Wasserstoff beriicksichtigt, wobei angenommen wird, dass fir die
Umstellung Modifikationen notwendig sind, um den sicheren Transport von Wasserstoff
zu gewabhrleisten [251]. Zu diesen Modifikationen wird eine innere Beschichtung der
Pipelinerohre gezahlt, welche technisch nicht unbedingt fiir die Umstellung bendtigt
wird, aber gegebenenfalls einen hdéheren Betriebsdruck erlaubt als die Nutzung ohne
solch eine Beschichtung. Darliber hinaus missen die Rohre von Stickstoffriickstanden
bereinigt und auf Rissbildungen untersucht sowie alte Ventile ausgetauscht werden.
Erste Einschatzungen der Herstellerfirmen ergeben, dass die Investitionskosten
fir die Umstellung zwischen 10% und 25% der Kosten von neuen Verbindungen
entsprechen. [251]

Erste Umstellungen von Erdgaspipelines auf den Transport von Wasserstoff zeigen, dass
diese prinzipiell méglich sind unter der Voraussetzung, dass die Sicherheitsrisiken des
Betriebs von Wasserstoffpipelines beriicksichtigt werden [253]. Neben dem Transport
von reinem Wasserstoff werden auch Optionen zur Beimischung des Wasserstoffs ins
transportierte Erdgas untersucht [254-256]. Handelt es sich dabei um treibhausgasneutral
produzierten Wasserstoff fihrt dies analog zu der Beimischung von synthetischem Methan
und aufbereitetem Biogas zu einer Verbesserung der Treibhausgasbilanz des Erdgases im
Erdgasnetz. In der Literatur werden allerdings auch bei diesem Prozess Reaktionen im
Pipelinematerial erwartet [257,258].

2.3.6. Modellannahmen zur Abbildung des Wasserstoffsektors aus der
Literatur

In dieser Arbeit werden fur den Uberregionalen Transport des Wasserstoffs nur
Pipelines berlcksichtigt. Dabei werden sowohl der Neubau als auch die Umstellung von
Erdgaspipelines modelliert. Die Option der Einspeisung und Beimischung von Wasserstoff
ins Erdgasnetz wird nicht betrachtet.

Die Erzeugung von Wasserstoff erfolgt entweder Uber die Wasserelektrolyse oder durch
die Reformierung von Erdgas. Neben verschiedenen Speichermdglichkeiten wird dariiber
hinaus der Import von Wasserstoff erlaubt. Transport, Speicherung und Import erfolgen
dabei in unterschiedlichen Aggregatzustdnden und Druckniveaus, weshalb zusatzlich
Kompressoren, Verflissigungs- und Regasifizierungsanlagen betrachtet werden. Die
techno-6konomischen Parameter sind im Abschnitt A im Anhang tabellarisch aufgefiihrt [26—
28,162,245,259].

Wasserelektrolyse und Dampfreformierung

Die verschiedenen Verfahren der Wasserelektrolyse und die damit verbundenen
Investitionskosten werden in zahlreichen Studien analysiert [122, 123, 125-127, 260, 261].
Wéhrend bis 2014 nur alkalische Elektrolyseure in Europa realisiert wurden, wird ab 2015
ein deutlicher Anstieg an installierter Leistung von PEM-Elektrolyseuren beobachtet [142].
Ein groBer Anteil der realisierten und noch zu realisierenden Projekte setzt bei geplanten
Leistungen von mehreren Megawatt auf PEM-Elektrolyseure bei der Umsetzung [142].

Die alkalische Elektrolyse weist aufgrund ihrer hohen Technologiereife die niedrigsten
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Investitions- und Betriebskosten auf [127, 261]. Aufgrund des kompakten Designs mit
hoher Stromdichte, der kurzen Anlaufzeit und der Flexibilitdt bieten PEM-Elektrolyseure
allerdings deutliche Vorteile gegeniiber den alkalischen Elektrolyseuren [127]. Fur alle
Elekirolyseverfahren werden bis 2030 deutliche Reduktionen der Investitionskosten
erwartet [125, 127,260, 261]. Die Mehrheit von Experten aus Industrie und Wissenschaft,
die im Rahmen einer Studie von Schmidt et al. [125] befragt wurden, geht allerdings
davon aus, dass sich bis ins Jahr 2030 die PEM-Elektrolyse gegenlber der alkalischen
Elektrolyse als bevorzugtes Verfahren durchsetzt. Aufgrund dessen wird in dieser Arbeit
nur die PEM-Elektrolyse stellvertretend fir die Herstellung von Wasserstoff aus Strom
berucksichtigt.

Als zweites Herstellungsverfahren wird die Dampfreformierung von Erdgas bertiicksichtigt.
Die Dampfreformierung ist im Jahr 2019 die am meisten genutzte Technologie zur
Herstellung von Wasserstoff [262]. Der mittels konventioneller Herstellungsverfahren
gewonnene Wasserstoff wird grauer Wasserstoff genannt. In Studien ist die konventionelle
Wasserstofferzeugung aus Erdgas noch bis zum Jahr 2040 in den optimierten
Ergebnissen enthalten unter der Annahme, dass das Treibhausgasreduktionsziel bis
zum Jahr 2050 95% betragt [26, 28]. Wird die Dampfreformierung in Kombination mit
CO,-Abscheidungstechnologien angewendet, wird das Erzeugnis als blauer Wasserstoff
bezeichnet. In dieser Arbeit werden keine Abscheidungstechnologien beriicksichtigt,
weshalb im Modell nur zwischen konventioneller Wasserstofferzeugung und der
Wasserelektrolyse unterschieden wird.

Speichertechnologien

Je nach Aggregatzustand erfolgt die Speicherung von Wasserstoff in
unterschiedlichen Speichertechnologien. Kruck et al. [157] fassen in ihrer Studie alle
Untergrundspeichertechnologien von Wasserstoff zusammen. Dabei bieten sich fir
die saisonale Speicherung insbesondere Salzkavernen an [129, 157, 158]. In dieser
Arbeit wird angelehnt an die Annahmen von Welder [27] angenommen, dass die
derzeit fur die Erdgasspeicherung genutzten Salzkavernen auf die Speicherung von
Wasserstoff umgestellt werden kdnnen. Hierbei wird allerdings nur das Arbeitsgasvolumen
der Salzkavernen berlcksichtigt (basierend auf den Angaben aus [147]) und es wird
kein Neubau von =zusétzlichen Salzkavernen erlaubt, wodurch die Potenziale zur
Wasserstoffspeicherung geringer ausfallen als in der Arbeit von Welder [27]. Darlber
hinaus kann der gasférmige Wasserstoff - wie bereits fur Erdgas angenommen - in
Roéhrenspeichern gespeichert werden. Fir die Modellierung wird hierbei angenommen,
dass die Réhrenspeicher in einem Druckbereich von 30 bis 100 bar betrieben werden.

Fur die Speicherung von Flissigwasserstoff werden kryogene Tanks berlcksichtigt, in
welchen der Wasserstoff mit Temperaturen unter 21K eingelagert wird [27, 162, 245].
Aufgrund der sehr niedrigen Temperaturen innerhalb des Tanks im Vergleich zur
Umgebungstemperatur kann ein Warmestrom aus der Umgebung in den Tank nicht
verhindert werden. Um einen Druckaufbau durch die Verdampfung des Wasserstoffs im
Inneren des Tanks zu vermeiden, muss Wasserstoff abgelassen werden. In dieser Arbeit
werden die dadurch entstehenden sogenannten Boil-Off-Verluste analog zu Reuf3 [162]
auf etwa 0,03% pro Tag festgesetzt unter der Annahme einer Weiterentwicklung des
Isolationsmaterials. Fir diese Annahmen wird von einer Tankgr6Be von etwa 3.000m*
ausgegangen [162].
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Import von Wasserstoff

Aufgrund der ungleichen Verteilung der Potenziale fir die Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energiequellen (vergleiche dazu fiir Europa zum Beispiel [61, 62]) ist die
inlandische Wasserstofferzeugung zur Deckung aller Wasserstoffnachfragen 6konomisch
nur bedingt sinnvoll. Studienergebnisse zeigen, dass im Jahr 2050 mehr als die Halfte
des bendtigten Wasserstoffs zur Deckung der Nachfragen in Deutschland Gber Importe
bereitgestellt werden [26, 28, 209]. Methodiken zur Bestimmung von Importpotenzialen
und Importpreisen fir Wasserstoff kénnen der Literatur entnommen werden [263, 264].
Der resultierende Importpreis ist dabei abhangig von der Gesamtmenge des importierten
Wasserstoffs, da diese den jeweiligen Ausbaugrad der benétigten Infrastrukturen in den
Exportlandern bestimmt. Basierend auf den Ergebnissen aus Cerniauskas et al. [28] wird fir
die Wasserstoffimporte nach Deutschland angenommen, dass diese aus Irland, Norwegen,
dem Vereinigten Kénigreich, Island und der Niederlande erfolgen. Aus den gewichteten
Importpreisen fiir die einzelnen Lander ergibt sich bei einem Gesamtimport von 191 TWh
Wasserstoff ein mittlerer Importpreis von 11,55ct/kWh bzw. etwa 3,85 Euro/kgy, fir das
Jahr 2050 [28]. In dieser Arbeit wird der Importpreis an die Ergebnisse von Kullmann [209]
angelehnt. Bei einer Importmenge von knapp 240 TWh an Wasserstoff ergibt sich hierbei
ein mittlerer Importpreis von 9,66 ct/kWh bzw. etwa 3,22 Euro/kgys.

Fir den Import des Flissigwasserstoffs aus den genannten Landern wird angenommen,
dass dieser per Schiff transportiert wird [263, 264]. Fir die Anlandung in Deutschland
bieten sich dabei die Standorte fiir die in Diskussion befindlichen LNG (Liquid Natural
Gas)-Terminals an. In Deutschland sind derzeit drei LNG-Terminals an den Standorten
Wilhelmshaven, Brunsbittel und Stade mit einer Gesamtleistung von 32,5 GWh;yg/h
geplant [227]. Abbildung 2.15 zeigt die Lage dieser drei Standorte, welche in den
Bundeslandern Schleswig-Holstein und Niedersachsen zu finden sind. An den Terminals
wird das angelandete Fliissiggas Uber eine Regasifizierungsanlage in gasférmigen Zustand
gebracht und ins Erdgasnetz eingespeist. Analog ware dies auch mit Fllissigwasserstoff
mdglich, welcher nach einer Regasifizierung ebenfalls tGber die bestehenden Gasleitungen
verteilt werden kdnnte. Flr den Standort Brunsbittel wird diese Option bereits gepriift [265].

Abbildung 2.15.: Mdgliche Lokationen fir LH,-Terminals in Deutschland zum Import von
flissigen Wasserstoff (iber Schiffrouten [227].



2.3 Infrastrukturen der Energieversorgung 51

In dieser Arbeit wird angenommen, dass ein Import von LH, an den drei geplanten
LNG-Terminals méglich ist. Darlber hinaus kann Wasserstoff Uber die Niederlande per
umgestellte Erdgaspipelines importiert werden. In diesem Fall wird Flissigwasserstoff
an die Seehéfen in Antwerpen (Belgien), Rotterdam (Niederlande) und Amsterdam
(Niederlande) verschifft, gasifiziert und via Pipeline Uber die Grenze nach Deutschland
transportiert. Obwohl angenommen wird, dass der Wasserstoff (ber eine Pipeline aus
den Niederlanden importiert wird, wird auch dieser Import als LH,-Import modelliert, der
zunéchst in den gasférmigen Zustand gebracht werden muss, bevor er zur Deckung der
Wasserstoffnachfragen genutzt werden kann. Dadurch sind die Bedingungen an allen
berlicksichtigten Importstandorten gleich.

Im Rahmen einer Szenarienvariation werden zusatzlich alle Importmdglichkeiten von Erdgas
auch flr den Import von Wasserstoff zugelassen. Dadurch lieBe sich der Wasserstoffimport
auch aus anderen L&ndern wie Afrika realisieren [266]. Da im Rahmen dieser Arbeit
eine Modellkopplung mit einem Einknotenmodell erfolgt (siehe Abschnitt 3.3), dessen
Modellannahmen nur einen Wasserstofftransport Gber die nérdlichen Léander berlicksichtigt,
wird diese Annahme nicht fur alle Modellrechnungen angewandt.

2.3.7. Warme

Die Warmebereitstellung kann entweder dezentral am Ort der Nachfrage oder zentral
zur Deckung der Nachfrage in einem gréBeren Umkreis erfolgen. Bei der zentralen
Bereitstellung wird die thermische Energie beim Versorger in ein Rohrleitungsnetz
eingespeist und Uber das Fernwdrmenetz zu den angeschlossenen Verbrauchern
Ubertragen. Die Warme wird hierfir Uberwiegend in Kraftwdrmekopplungsanlagen,
Mullverbrennungsanlagen und Heizwerken bereitgestellt.

Der Warmebedarf von Wohngeb&uden wird in Deutschland gegenwartig zum gréBten Teil
dezentral durch Heizungen auf Basis fossiler Energietrager gedeckt. Knapp die Halfte der
Wohnungen wird mit Erdgas beheizt. Fernwérme deckt den Warmebedarf in etwa 14 % der
Wohnungen. [267]

Dabei ist die Nutzung von Fernwéarme nicht gleichméBig in Deutschland verteilt. Abbildung
2.16 zeigt, dass es groBe Unterschiede zwischen den einzelnen Bundeslandern und ihrer
Versorgung der Wohnungen mit Fernwarme gibt. Berlin und Mecklenburg-Vorpommern
weisen eine Versorgung mit Fernwarme bei Uber 35 % der Wohnungen auf. In den stdlichen
Bundeslander Baden-Wirttemberg und Bayern sowie Rheinland-Pfalz und Hessen, aber
auch in Nordrhein-Westfalen und Niedersachsen, betragt der Anteil an Fernwarme bei der
Wohngebaudewarmeversorgung dagegen weniger als 10 %. [267]

Im Jahr 2018 betragt die Lange der Fernwarmenetze in Deutschland insgesamt etwa
25.000km, deren Betrieb von 453 Fernwarmenetzbetreibern sichergestellt werden [268].
Die Nettowarmeerzeugung fir die Fernwérmenetze wird dabei von Erdgas (42 %, Stand
2018) und Steinkohle (21 %) dominiert. Nur etwa 15 % der Nettowarmeerzeugung basiert
auf erneuerbaren Energiequellen, darunter Biomasse (7 %), biogene Abfalle (7 %),
Geothermie (< 1 %) und Solarthermie (<1 %). [268]

Mit 81 % wird der gréBte Anteil der Warme in Kraftwarmekopplungsanlagen bereitgestellt;
etwa 17 % wird ohne Kraftwdrmekopplung erzeugt. Den geringsten Anteil mit etwa 2%
weist die Bereitstellung durch industrielle Abwarme auf. [269]
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Abbildung 2.16.: Anteil an Fernwarme bei der Warmebereitstellung in den einzelnen
Bundeslandern (basierend auf [267])

Um die Treibhausgasemissionen im Warmesektor zu senken, missen Fernwdrmenetze in
Zukunft mit treibhausgasneutral bereitgestellter Warme betrieben werden. Dafiir bieten sich
fir die Warmeerzeugung GroBwarmepumpen, Solarthermie, feste Biomasse, industrielle
Abwarme, tiefe Geothermie, Abfallverbrennung und Elektrodenkessel an [270].

Die mittlere Netzlange der Fernwarmenetze in den Bundeslandern variiert zwischen
unter 10km (Hessen, Thiringen) und 200km (Hamburg) [269]. Ein Fernwarmenetz
versorgt dabei meist nur einzelne Gemeinden und Stadtteile und weist eine sternférmige
Verteilstruktur auf. Die Uberregionale Verteilung von Fernwarme ist aufgrund der zu
Uberwindenden Distanzen meist unwirtschaftlich, dennoch gibt es einzelne Beispiele. So
verbindet die langste Fernwarmeleitung Osterreichs das Werk Diirnrohr in Zwentendorf
an der Donau mit St.Pdlten (etwa 55.000 Einwohner) Uber eine 31km langen Leitung
mit einem Temperaturverlust von circa 2°C, wobei innerhalb St.Pdlten weitere 76 km
Fernwarmeleitungen fir die Verteilung an die Haushalte verlegt sind [271]. In Deutschland
verbindet als erstes Uberregionales Fernwarmenetz die Fernwidrmeschiene Ruhr die
Einzelnetze der Stadte Bottrop, Essen und Gelsenkirchen. Das Projekt Fernwédrmeschiene
Rhein-Ruhr erweitert die Fernwarmeschiene Ruhr zuséatzlich um die Verbindung mit der
Fernwérmeschiene Niederrhein, welche sich zwischen Duisburg, Dinslaken, Voerde und
Moers erstreckt. Dazu werden rund 24 km Fernwarmeleitungen verlegt [272].

Die Fernwarmeversorgung bietet sich vor allem in Ballungsrdumen mit einer hohen
Warmenachfragedichte an, da sich in diesen Regionen die Verteilungskosten der
Fernwarme niedrig genug gestalten, um eine wirtschaftliche Alternative zu konventionellen
Heizmethoden darzustellen. Einen Uberblick tber die Entwicklungen im Bereich der
Fernwarme findet sich in den Studien von Lake et al. [273] und Werner [274]. In
der Entwicklung der leitungsgebundenen Warmeverteilung kénnen vier Generationen
der Fernwarmebereitstellung charakterisiert werden, welche sich mafBgeblich in den
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Temperaturniveaus des transportieren Mediums unterscheiden [273]. Wird in der
ersten Generation noch Dampf (200°C) als Warmetrager genutzt, andert sich dies
Uber die folgenden Generationen zu HeiBwasser (> 110°C) und Warmwasser
(< 110°C) bis hin zur Niedrigtemperaturverteilung (< 70°C) [275]. Der Trend zu
sinkenden Temperaturniveaus erlaubt die zunehmende Integration von erneuerbaren
Energiequellen in der Warmebereitstellung sowie die Nutzung von Abwarme aus
Industrieprozessen und dem Dienstleistungssektor mit niedrigeren Temperaturen [276—278].
Die vierte Generation der Warmeverteilung ist derzeit noch in der Entwicklungsphase,
wird aber als Schliisseltechnologie fir die zuklinftige Verteilung von Warme bei
sinkenden Warmenachfragen gesehen, da bei ihrer Nutzung im Vergleich zu den
vorangehenden Generationen geringere Netzverluste sowie héhere Wirkungsgrade in der
Warmebereitstellung erwartet werden [279, 280]. Verschiedene Studien untersuchen die
zuklnftige Rolle von Fernwarme in den Energiesystemen, verzichten allerdings auf eine
raumlich aufgeldste Auslegung von Warmenetzen [270,281-283].

2.3.8. Modellannahmen zu Abbildung des Warmesektors aus der Literatur

Eine raumlich aufgeldste Abbildung von Warmenetzen mit hohen Detailgrad ist im Kontext
mit der Modellierung des gesamten Energiesystems Deutschland nicht méglich. Aufgrund
der zunehmenden Komplexitat ist eine detaillierte Modellierung der Warmenetze unter
Bericksichtigung der Topologie nur auf Quartiers- oder Gemeindeebene zu empfehlen
(siehe zum Beispiel [284]). Bei einer geringeren raumlichen Auflésung werden die Kosten
fir die Fernwarmenetze abgeschétzt, indem ein durchschnittlicher Investitionskostenwert
mit der installierten Warmeleistung, welche in das Warmenetz einspeist, multipliziert
wird [285, 286].

In dieser Arbeit wird zwischen regionalen (innerhalb einer Region) und Uberregionalen
(Verbindung mehrerer Regionen) Warmenetzen unterschieden. So kann auch die
Verbindung mehrerer Warmenetze, wie es die Fernwarmeschiene Rhein-Ruhr darstellt,
abgebildet werden. Die Warmebereitstellung fir die Fernwarmenetze kann durch
Kraftwarmekopplungsanlagen und Abwérmenutzung von Brennstoffzellen (siehe
Abschnitt 2.3.2) sowie durch GroBwarmepumpen und Elektrodenkessel erfolgen.
Fir die Speicherung von Warme werden nur Technologien bericksichtigt, die
keine besonderen geologischen Gegebenheiten voraussetzen. Zu diesen zahlen
Stahlbehélter-Kurzzeitwarmespeicher und saisonale Erdbeckenwarmespeicher.
Die Kostendaten zu den einzelnen Technologien sind im Abschnitt A im
Anhang tabellarisch aufgefihrt (basierend auf [26, 209, 269, 271, 287-291]).
Hochtemperatur-Prozesswarmenachfragen der Industrie und die Bereitstellung von
Fernwarme auf Basis industrieller Abwarme werden in dieser Arbeit nicht berlicksichtigt.

Power-to-Heat: Warmepumpe und Elektrodenkessel

Um die Wéarmebereitstellung zu dekarbonisieren bieten sich Power-to-Heat Technologien
wie GroBwarmepumpen und Elekirodenkessel an. Eine Warmepumpe nimmt thermische
Energie aus der Umwelt oder einer Abwarmequelle auf und erhéht das Temperaturniveau
durch Kompression des Mediums. Als Warmequellen bieten sich hierfir zum Beispiel
die Umgebungsluft, Bodenwarme, Oberflachengewéasser oder industrielle Abwéarme
an. Die Leistungszahl bzw. der Coefficient of Performance (COP) der Warmepumpe
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ist dabei abhangig von der Temperatur der Warmequelle. Abbildung 2.17 zeigt das
angenommene Wirkungsgradprofil fiir eine Luftwdrmepumpe basierend auf den Annahmen
aus Kotzur [119]. Der COP schwankt dabei zwischen 2,29 und 4,15 und hangt von der
angenommenen AuBentemperatur ab. Der maximale Wirkungsgrad der Warmepumpe ist ab
einer AuBentemperatur von 15°C erreicht. Eine Studie des AGFW [270] sieht das Potenzial
der GroBwarmepumpe insbesondere bei der Fernwarmeerzeugung flir mittelgroBe Stadte.
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Abbildung 2.17.: Annahme zum stiindlichen Warmepumpenwirkungsgrad (in blau
dargestellt) im Vergleich zum angenommenen Verlauf der
AuBentemperatur (in rot dargestellt) (angelehnt an [26, 119]).

Aufgrund des hohen Wirkungsgrades sind GroBwarmepumpen zur Deckung der
grundlegenden Warmenachfrage geeignet.

Elektrodenkessel bezeichnen mit Wasser geflllte Kessel, in denen Elektroden im direkten
Kontakt mit dem Wasser stehen. Bei angelegter Wechselspannung wird das Wasser
erhitzt und somit elektrische Energie direkt in thermische Energie umgewandelt. Diese
wird Uber Warmetauscher einem Fernwarmenetz zugefuhrt. Elektrodenkessel bieten sich
an, Stromerzeugungsspitzen fir die Warmeerzeugung zu nutzen und so die Abregelung
erneuerbarer Stromerzeuger zu verhindern, da sie aufgrund niedriger Investitionskosten
bereits mit wenigen Volllaststunden 6konomisch sinnvoll betrieben werden kdnnen [270].

Speichertechnologien

In Deutschland werden fiir die Warmespeicherung hauptsachlich Behalterwarmespeicher
genutzt. Als Speichermedium dient Wasser. Derzeit sind 15 Speicher mit mehr als
10.000 m? Volumen in Betrieb bzw. in Bau [270].

Zu diesen zahlt zum Beispiel der 2016 von den Stadtwerke Potsdam in Betrieb genommene
Kurzzeitwarmespeicher mit einer Speicherkapazitat von 1.200 MWhy,,. Der Speicher hat ein
Volumen von 41.224 Kubikmetern und besteht aus einem Stahlbehalter mit einer Hohe von
48 Metern und einem Durchmesser von 45 Metern. Mit diesem soll die Warmeversorgung
der Stadt fiir 60 Stunden aufrecht erhalten werden. [290]

Auf Basis dieser Angaben werden als Option fiir die Kurzzeitwarmespeicherung
Stahlbehélterspeicher modelliert. Die saisonale Warmespeicherung erfolgt in
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Erdbeckenwarmespeichern, welche ebenfalls Wasser als Speichermedium verwenden. In
Danemark hat sich diese Technologie aufgrund der niedrigen Investitionskosten bereits
etablieren kénnen [291]. Erdbeckenwarmespeicher bieten eine hohe Speicherkapazitat,
haben aber den Nachteil, dass fir den Bau eine groBe Flache benétigt wird, welche
geeignete Boden- und Grundwasserverhaltnisse zur saisonalen Warmespeicherung
vorweisen muss [291].

2.4. Zusammenfassung

In diesem Kapitel wird ein Uberblick (iber den Hintergrund und die Literatur der
Energiesystemanalyse und im Speziellen zum Energiesystem Deutschland und seine
weitere Entwicklung gegeben.

Hierzu wird zunachst die Bedeutung der Energiesystemanalyse und die verschiedenen
Modellierungsansatze zur Abbildung von raumlich und zeitlich aufgeldsten Energiesystemen
hervorgehoben. Aufgrund der mit der raumlichen und zeitlichen Auflésung zunehmenden
ModellgréBe und damit einhergehenden wachsenden Modellkomplexitédt werden Methoden
zur Komplexitatsreduktion vorgestellt, die die Rechenbarkeit eines detaillierten Modells
weiterhin erméglichen. Diese umfassen Methoden zur Reduktion der Komplexitét von der
zeitlichen und rdumlichen Reprasentation des Modells sowie Methoden zur Reduktion der
Komplexitat der mathematischen Formulierung und zur Ausnutzung der mathematischen
Struktur durch effizientere Ldsungsalgorithmen fir spezifische Problemstrukturen. Um
die zukinftige Entwicklung des Energiesystems Deutschland analysieren zu koénnen,
wird des Weiteren die gegenwartige Lage der nationalen Energieversorgung vorgestellt
und Zukunftstrends analysiert, die die Erreichung der gesetzten Klimaziele ermdglichen.
Zu diesen gehoren insbesondere die Nutzung von Sektorkopplung, die Integration von
Speichertechnologien und der Ausbau der Infrastrukturen, auf die bei der in dieser
Arbeit durchgefuhrten Modellierung des Energiesystems besonderen Wert gelegt wird.
Darliber hinaus wird eine ausfiihrliche Evaluierung der einzelnen Infrastrukturen und
Technologieoptionen der Energieversorgung durchgefiihrt, um ihre Bedeutung fiir das
zukunftige Energiesystem zu analysieren und die Anforderungen an das in dieser Arbeit
entwickelte Modell zu definieren.
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3. Methodik

Im Rahmen dieser Arbeit werden anhand eines raumlich und zeitlich aufgelsten
Energiesystemmodells die zukinftig bendtigten Energieinfrastrukturen in Deutschland
analysiert und ausgewertet. Diese Bewertung basiert auf Kostenoptimierungen der
Auslegung und des Betriebs zukunftiger Energiesysteme fiir Deutschland, wobei die
jahrlichen Gesamtkosten des Systems minimiert werden. Dabei liegt der Schwerpunkt
der Analyse auf der rdumlichen Verteilung der Energieinfrastrukturen und der Nutzung
von Flexibilitdtsoptionen zur Dekarbonisierung des Energiesystems. Um diese Aspekte
analysieren zu kénnen, muss zunachst ein Energiesystemmodell definiert werden,
dessen raumliche und zeitliche Auflésung so ausgelegt wird, dass Aussagen zum
Infrastrukturdesign getroffen werden kénnen.

Dieses Kapitel fuhrt zunéchst die gewahlte Methode der raumlich und zeitlich aufgelésten
Energiesystemoptimierung ein. Abschnitt 3.2 geht detailliert auf die Modellierung der
Transportinfrastrukturen zur Ubertragung von Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme ein.
Die Methodik der Modellkopplung, welche ausgewéhlt wurde, um die sektorale Abdeckung
des Mehrknotenmodells zu erhéhen, wird in Abschnitt 3.3 erlautert.

3.1. Methodik zur raumlich und zeitlich hoch aufgeldsten
Energiesystemoptimierung

Ein Schwerpunkt der Analysen liegt auf der Auslegung von leitungsgebundenen
Infrastrukturen, welche den Austausch von Energietragern Uber weite Distanzen
gewahrleisten. Daflr ist es wichtig, sowohl eine hohe rdumliche als auch zeitliche Auflésung
zu berlcksichtigen. Die hohe raumliche Auflésung gewahrleistet die Berlicksichtigung
von standortspezifischen Parametern, wie Wetterdaten, die eine groBe rdumliche Varianz
aufweisen und direkt die Bereitstellung von erneuerbarem Strom beeinflussen, oder
Nachfragezentren, die sich aufgrund einer hohen Bevdlkerungsdichte oder durch grof3e
industrielle Standorte ergeben. Darilber hinaus kénnen Ubertragungsinfrastrukturen,
welche Nachfrage und Angebot verbinden, nur in raumlich aufgelésten Modellen betrachtet
werden. Wenn mehrere Transferinfrastrukturen beriicksichtigt werden, zum Beispiel Strom-
und Gasinfrastrukturen, muss die rdumliche Auflésung so angepasst werden, dass der
Fehler durch notwendige Vereinfachungen mdglichst gering ausféallt. Eine hohe zeitliche
Aufldsung ist wichtig, um Schwankungen bei der Energiebereitstellung und -nachfrage sowie
die Nutzung von Speicheroptionen abbilden zu kénnen.
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3.1.1. FINE - Framework for Integrated Energy System Assessment

Als Grundlage fur die Modellerstellung wird das open-source verfligbare Python-Package
FINE (Framework for Integrated Energy System Assessment) verwendet [29]. Dieses
bietet die Mdglichkeit, Energiesysteme mit hohen raumlichen und zeitlichen Auflésungen
aufzubauen und anhand technischer und soziodkonomischer Randbedingungen sowie
unter Berlicksichtigung von Umweltauflagen die kostenoptimale Auslegung des Systems
und dessen Betrieb zu bestimmen und zu analysieren. Abbildung 3.1 zeigt eine vereinfachte
Darstellung des Zusammenspiels der unterschiedlichen Komponentenklassen, die in FINE
genutzt werden kénnen, um die verschiedenen Technologien und Bestandteile eines
Energiesystems abzubilden. Jeder Node steht hierbei fir eine Region. Insgesamt stehen
finf verschiedene Hauptkomponentenklassen zur Verfligung.

Quellen (Source-Komponenten) dienen der Bereitstellung von Giitern, welche dem
System von auBerhalb der Systemgrenzen zugefiihrt werden. Beispiele flir Technologien,
welche als Source-Komponenten modelliert werden kénnen, sind Windturbinen und
Photovoltaikanlagen, die dem System Strom zufiihren®, oder Importe von Energietragern.
Senken (Sink-Komponenten) modellieren dagegen Energiestrome, die (Ulber die
Systemgrenzen hinausgehen. Hierzu z&hlen zum Beispiel Endenergienachfragen
oder  Exporte. Umwandlungskomponenten  (Conversion-Komponenten)  bilden
Umwandlungsprozesse der bericksichtigten Giter ab. Dabei kénnen beliebig viele
verschiedene Giter als Input und Output dieser Umwandlungsprozesse beriicksichtigt
werden. Diese Komponenten bringen keine neuen Giter ins System, sondern wandeln
nur im System befindliche Gulter in andere um. Konventionelle Kraftwerke oder
Ruckverstromungsanlagen kénnen so modelliert werden, wobei neben dem erzeugten
Strom auch anfallende Nebenprodukte wie Treibhausgasemissionen abgebildet werden
kénnen. Speicherkomponenten (Storage-Komponenten) speichern Giiter, um sie zu
einem spateren Zeitpunkt wieder dem System zurilickzufiihren. Als Beispiel seien hier
Batterien, welche die tageszeitlichen Schwankungen bei der Strombereitstellung durch
erneuerbare Energien ausgleichen kénnen, und Salzkavernen, welche gasférmige
Energietrager Uber langere Zeit einspeichern kénnen fur den saisonalen Ausgleich von
Energiebereitstellung und Nachfrage, genannt. Ausbau und Betrieb dieser Komponenten
werden flir jede modellierte Region optimiert, wobei regionsspezifische Parameter
Ubergeben werden kdénnen. So kénnen Kosten und Stromerzeugungsprofile fir jede
Region spezifiziert werden. Ubertragungskomponenten (Transmission-Komponenten)
bilden den Austausch zwischen den Regionen ab. Giter kénnen so von einer Region
zu einer anderen transferiert werden. Typische Anwendungsfélle sind die Abbildung von
Strom- und Gasnetzen. Dabei erfolgt die Abbildung des Austauschs der Energietrager
Uber einfache Bilanzgleichungen. Verluste kénnen Uber einen linearen Verlustfaktor pro
Langeneinheit berlcksichtigt werden. Um die komplexeren, nichtlinearen Zusammenhéange
des Wechselstromnetzes abbilden zu kénnen, gibt es die zusatzliche Unterklasse Linear
Optimal Power Flow (LOPF) der Transmission-Komponentenklasse, welche diese Klasse
mit weiteren Randbedingungen erganzt. Bei diesen Randbedingungen handelt es sich um
die Linearisierung der nichtlinearen Zusammenhénge, um elektrische Blindwiderstande
und Phasenwinkelverschiebungen berlicksichtigen zu kénnen. Die Blindwiderstande sind
dabei abhéngig von der Ubertragungsleistung der Stromtrasse und verhalten sich somit
nichtlinear, weshalb eine Erweiterung der Ubertragungsleistungen in diesem Fall nicht

8Anmerkung: Die Umwandlung von Wind- und Sonnenenergie zu Strom wird hierbei nur indirekt abgebildet,
indem in einem vorgelagerten Schritt bereits Stromerzeugungsprofile flr diese Technologien erstellt wurden.
Diese Stromerzeugungsprofile werden als Inputdaten dem System Ubergeben.
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berilicksichtigt werden kann.
Eine detaillierte Beschreibung der Randbedingungen, welche jede dieser Klassen dem
Optimierungsproblem hinzufligt, kann Welder [27] entnommen werden.

Als Zielfunktion dient die Minimierung der jahrlichen Gesamtkosten des Systems T'AC (total
annual costs). Jede modellierte Komponente comp kann abhangig von der Region loc bis zu
drei verschiedene Kostenanteile mit sich bringen, wie in Gleichung 3.1 dargestellt [27].

loc

TAC®™ = 3T (TAGE® 4 TACE 4 TACEP®) @)

loc € £

TACZ™® peschreibt dabei den linearen Anteil der Kosten, welcher fiir den Zubau von
Leistung erforderlich ist. Er ist proportional zur installierten Leistung cap und fallt nur an,
wenn eine Komponente mit einer Kapazitatsvariablen abgebildet wird.
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TAC,%%mp’b'” beschreibt den bindren Anteil der Kosten und bildet Kosten ab, welche
anfallen, sobald eine Komponente installiert wird. Dieser Kostenanteil ist dabei unabhangig
von der GroBe der installierten Leistung und setzt sich zusammen aus den Anteilen
investlI f Built, welcher die Investitionsausgaben flir den Bau der Komponente bezeichnet,
und opexI f Built, welcher die Betriebskosten abbildet, die durch den Bau der Komponente
anfallen.

loc loc

i investlfBuilty .+
TACMPPN — <'°° + opexIfBuilty o | - binga (3.3)

comp
CCFo,

Transmission

Abbildung 3.1.: Vereinfachte Darstellung der Modellstruktur in FINE mit den jeweiligen
Komponentenklassen. Jeder Node steht reprasentativ fur eine Region, die
Uber Transmission-Komponenten Giiter und Energietrager austauschen
kénnen.
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Der Faktor 1/CCF;" bezeichnet den Annuitatenfaktor und setzt sich zusammen aus

1 1
COFp™ = — — — 3.4
loc T (3.4)
wobei i dem Zinssatz entspricht und 7 die Abschreibungsdauer bezeichnet. Dadurch werden
die Investitionskosten auf die gesamte Nutzungsdauer verteilt.

Der dritte Kostenanteil TACi ™ ergibt sich durch den Betrieb einer Komponente.
Er umfasst Kosten und Einnahmen factor PerOp, welche proportional zum optimierten
Betriebsverlauf op anfallen. Darunter fallen zum Beispiel Kosten flr den Import von Gitern,
Kosten fir den Einkauf von Treibstoffen fir den Kraftwerksbetrieb oder Einnahmen durch
den Export von Gltern tber die Systemgrenze hinaus.

re
TAC'(:)%mp flo/ Z Z factorPerOpcomp ,0pType. I(i)ocrr;)ptopType . f yé]ag)) (3.5)
(pit) _ opType

€ PxT e o®™

Der Faktor freq(p) gibt die Haufigkeit der Periode p an, welche sich durch die Nutzung
der zeitlichen Aggregationsmethode ergibt, und 77°*"* steht fir die Anzahl der modellierten
Jahre.

Die Implementierung von FINE erlaubt den Aufbau von Modellen sowohl als reine lineare
Optimierungsprobleme (LP, zum Beispiel [27, 62]) als auch als gemischt ganzzahlige
lineare Optimierungsprobleme (MILP, zum Beispiel [90]). Durch die Einbindung von binaren
Entscheidungsvariablen kann der Ausbau von Komponenten optional erfolgen, wodurch die
Berlicksichtigung eines vereinfachten positiven Skaleneffekts méglich ist. Dieser positive
Skaleneffekt bedeutet, dass die Gesamtinvestitionskosten pro Einheit einer Komponente
mit zunehmendem Ausbau sinken.

Im Rahmen dieser Arbeit wird das Framework FINE um weitere Randbedingungen erganzt,
welche die Modellkopplung zweier raumlich und sektoral unterschiedlich aufgelster
Energiesystemmodelle erlauben. Die benétigten Erweiterungen werden im Unterkapitel 3.3
beschrieben.

3.1.2. Abbildung der raumlichen und zeitlichen Auflésung des Modells

Um ein Modell in FINE aufzusetzen, ist es notwendig, diskrete Zeitschritte und Regionen
zu definieren. Die Betrachtung von kontinuierlich definiertem Raum und Zeit ist hierbei
nicht méglich. Abbildung 3.2 zeigt schematisch die erforderlichen Arbeitsschritte, um ein
raumlich und zeitlich aufgeldstes Energiesystem in FINE abzubilden. In einem vorgelagerten
Arbeitsschritt muss der kontinuierlich definierte Raum (volle Auflésung), welcher der zu
modellierenden Gesamtregion entspricht, in eine endliche Anzahl diskreter Einzelregionen
unterteilt werden (Diskretisierung). Die Anzahl der Einzelregionen ist beliebig wahlbar. Die
geringste rdumliche Auflésung ist durch die Betrachtung der Gesamtregion als eine einzige
Region gegeben. Auch der Zeithorizont, welcher bei der Modellierung betrachtet werden
soll, muss in einem vorgelagerten Schritt diskretisiert werden. Durch das Zusammenfligen
von Regionen und Zeitschritten kann die Komplexitdt des Modells reduziert werden
(Clusterung).
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Abbildung 3.2.: Schematische Darstellung der Abbildung von radumlicher und zeitlicher
Auflésung im Modell (angelehnt an [27]).

Zur Abbildung der verschiedenen Technologien, Potenziale und Nachfragen missen
Eingangsdaten, die zeit- und/oder ortsabhangig sind, auf die gleichen Regionen und
Zeitschritte heruntergebrochen werden, damit sie an FINE Ubergeben werden kénnen. Daflr
bieten sich die in Abschnitt 2.1.3 beschriebenen Methoden zur rdumlichen und zeitlichen
Entfaltung der Daten an. Ortsabhangige Daten kénnen in unterschiedlichen Datenformaten
vorliegen. So sind Kraftwerkstandorte mit genauen Koordinaten als Punktdaten gegeben,
Ubertragungsleitungen liegen als Liniendaten vor und Nachfragen kénnen fiir administrative
Regionen vorgegeben sein und entsprechen damit Flachendaten. Die Zuordnung dieser
ortsabhéngigen Eingangsdaten zu den abgebildeten Regionen erfolgt je nach Datenformat
(siehe Abbildung 3.3):

» Punktdaten werden direkt der Region zugeordnet, innerhalb derer Grenzen sie liegen.
Dadurch ist eine eindeutige Zuordnung méglich.

« Liniendaten verbinden entweder die Regionen, welche Start- bzw. Endpunkt enthalten
(Liniendaten A) oder sie verbinden jegliche Regionen, deren Grenzen sie schneiden
(Liniendaten B).

» Flachendaten werden anteilsmaBig den einzelnen Regionen zugeordnet, mit denen
sie Teilmengen bilden.

Die relevanten Eingangsparameter, darunter Potenziale und Nachfragen, werden dann
geman ihrer Zuordnung fir die einzelnen Regionen aufsummiert. Die Auslegung von
Ausbauentscheidungen und Betrieb erfolgt fir jede Region bzw. fur jede Verbindung
zwischen zwei Regionen. Eine Ruicklbersetzung auf die urspriinglichen Originaldaten
ist allerdings nicht ohne Weiteres machbar; das hei3t, liegen beispielsweise mehrere
potenzielle Standorte fur Windturbinen innerhalb einer Region und werden als eine
Technologie mit aufsummiertem Potenzial abgebildet, kann die Optimierung nur die fiir diese
Region insgesamt installierte Leistung an Windturbinen ermitteln, nicht aber deren genauen
Standorte.
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Originaldaten  Diskretisierung Gruppierung  Modellabbildung

Punktdaten

Liniendaten A

N N—— | 18— B_

Liniendaten B

Flachendaten

Abbildung 3.3.: Anpassung raumlich aufgeldster Daten an die rdumliche Auflésung des
Modells in Abhangigkeit des Datenformats (angelehnt an [27]).

Aufgrund  der Vereinfachungen, die nétig sind, um eine gesamtheitliche
Energiesystemoptimierung mit mehreren Regionen durchfiihren zu kénnen, ist eine
zu detaillierte Abbildung der einzelnen Technologien - zum Beispiel mit Berlcksichtigung
der genauen Standortdaten - nicht empfehlenswert, da die Genauigkeit der Ergebnisse nicht
mit dem Detailgrad der Modellierung korreliert [74]. Die Optimierungsergebnisse kénnen
aber genutzt werden, um vorteilhafte Verteilungen und mdgliche Engpésse zu erkennen
und anhand der Analysen Empfehlungen fir Ausbauentscheidungen auszusprechen.
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3.2. Abbildung des interregionalen Energieaustausches

Im Modell werden verschiedene Infrastrukturen zum interregionalen Energieaustausch
beriicksichtigt: Das Stromnetz zur Ubertragung von Strom, Gasnetze zur Ubertragung von
Erdgas und Wasserstoff und Fernwarmenetze zur Ubertragung von Warme. Um diese
Infrastrukturen abbilden zu kénnen, ist es wichtig, eine mdglichst hohe raumliche Auflésung
zu wahlen. Die rdumliche Aufldsung beschreibt hierbei die Anzahl der Regionen, mit denen
Deutschland abgebildet wird. Es muss angemerkt werden, dass innerhalb einer Region
keine Transferverluste berlcksichtigt werden, das heif3t, jede Region verhalt sich wie eine
Kupferplatte, auf welcher sich Strom verlustfrei verteilen kann. Dies gilt ebenso fir die
anderen Energietrager. Um Verluste oder zuséatzliche Kosten flr die Auslegung und den
Betrieb von Infrastrukturen fir die intraregionale Verteilung zu berlicksichtigen, kénnen
Heuristiken angewendet werden. Welder [27] schéatzt zum Beispiel die Kosten der Verteilung
von Wasserstoff zu Industrieanlagen und Tankstellen innerhalb der Regionen ab, indem
sie anhand der GréBe der beriicksichtigten Regionen basierend auf den Arbeiten von
ReuB3 et al. [245] und ReuB [162] eine kostenoptimale Verteilungsinfrastruktur auslegt
und deren durchschnittlichen Kosten pro Kilogramm Wasserstoff mit der nachgefragten
Menge in der Region multipliziert. In diesem Fall werden jedoch keine zusétzlichen
Energiebedarfe berlicksichtigt, die sich durch die Verteilung der Energietrager ergeben -
zum Beispiel der zusatzliche Strombedarf an der Tankstelle zur weiteren Verdichtung des
Wasserstoffs fir die Beflillung von Wasserstofftanks [27]. Da in der vorliegenden Arbeit
die Nachfragen der Endverbrauchssektoren exogen vorgegeben werden, wirde diese Art
der heuristischen Abbildung zusétzlicher Kosten fir Verteilinfrastrukturen nur dazu fihren,
die Gesamtkosten des Systems zu erhéhen, ohne Auswirkungen auf die kostenoptimale
Verteilung der Energieinfrastrukturen zu haben. Die Kosten wiirden in diesem Fall mit der
jeweiligen Nachfrage der Region multipliziert und zu den Gesamtkosten hinzugerechnet.
Aus diesem Grund wird in der vorliegenden Arbeit auf die Abschatzung der Kosten flr
Verteilinfrastrukturen verzichtet.

ErfahrungsgemaB ist davon auszugehen, dass Strom in Zukunft die wichtigste
Rolle unter den Energietragern innehaben wird. Deshalb bietet es sich an, die
raumliche Aufldésung am Stromnetz zu orientieren. Die Hochstspannungsknoten
bilden dabei die Verbrauchsschwerpunkte ab und korrelieren ebenfalls gut mit den
Verbrauchsschwerpunkten der anderen berticksichtigten Energietrager. So kann der Fehler,
der sich durch die Kupferplattenannahmen innerhalb der Regionen ergibt, gering gehalten
werden.

Die Zerlegung des Raums in einzelne Regionen wird deshalb auf Basis der
Stromnetzdaten durchgefihrt. Dabei werden die HoOchstspannungsknoten extrahiert.
Jeder Flachenpunkt Deutschlands wird demjenigen Héchstspannungsknoten zugewiesen,
zu welchem er die kirzeste Distanz aufweist. Flachenpunkte, deren Distanz zu
mehreren Hdéchstspannungsknoten identisch sind, bilden die Regionsgrenzen. Diese
Art von Zerlegung fihrt zu einem Voronoi-Diagramm, deren einzelnen Regionen auch
Voronoi-Regionen genannt werden. Die maximale Anzahl an Voronoi-Regionen und damit
auch die maximale raumliche Auflésung ergibt sich durch die Anzahl berlicksichtigter
Hdéchstspannungsknoten, welche die Zentren der Voronoi-Regionen bilden.

Da eine hohe raumliche Auflésung die Komplexitat des Optimierungsproblems erhéht und
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damit die Rechenzeit eines Modelllaufs stark beeinflusst, kann die Anzahl der Regionen
durch rdumliche Aggregationsmethoden gesenkt werden. Angelehnt an Welder [27] wird
ein agglomeratives Clusterverfahren angewendet, welches die Regionen auf Basis ihrer
euklidischen Distanz zueinander zusammenfasst. Die Fusionierung der Cluster erfolgt
nach der Ward-Methode, welche auf der minimalen Zunahme der Fehlerquadratsumme der
zusammenzufassenden Regionen basiert. Abbildung 3.4 zeigt exemplarisch die Ergebnisse
der Aggregation zu 150, 80 und 10 Regionen. Die Anzahl der Regionen kann zwischen 1
und der Anzahl der Héchstspannungsknoten variiert werden.

maximale Aufldsung 150 Regionen

<3
L
ORe: =
R

Abbildung 3.4.: Darstellung des raumlichen Aggregationsverfahren (angelehnt an [27]).
Die maximale Auflésung liegt bei 475 Regionen, welche den
Voronoi-Regionen um die Héchstspannungsknoten innerhalb
Deutschlands entsprechen.

Die Abbildung aller beriicksichtigten Ubertragungsinfrastrukturen werden an die
Voronoi-Regionen der Hochstspannungsknoten des Stromnetzes angepasst.

3.2.1. Abbildung des Stromnetzes

Grundlegend wird zwischen Gleichstrom- und Wechselstromleitungen unterschieden (siehe
Abschnitt 2.3.1). Fir das in dieser Arbeit betrachtete Energiesystemmodell spielt nur
das Héchstspannungsnetz eine Rolle, welche fiir die Ubertragung von Strommengen
Uber groBere Entfernungen genutzt wird. Aufgrund der raumlichen Auflésung und der
steigenden Modellkomplexitat kénnen die Verteilnetze nicht detailliert betrachtet werden
und werden deshalb vernachlassigt. Die Entwicklung des Stromnetzes wird an den
Netzentwicklungsplan 2030 (Version 2019) [190] angelehnt, wobei alle bestatigten
MaBnahmen als gegeben berlcksichtigt werden. Das Wechselstromnetz wird im Modell
als LOPF-Komponente integriert. Ein weiterer Ausbau des Wechselstromnetzes wird
nicht betrachtet, da es sich dabei um nichtlineare Zusammenhange handelt. Diese
wirden eine Komplexitdt in das Modell bringen, die nicht mehr in dem vorliegenden
Detailgrad lésbar ware (siehe Abschnitt 3.1.1). Um die Versorgungssicherheit im Modell zu
beriicksichtigen, kdnnen nur jeweils 70 % der nominalen Ubertragungsleistung der einzelnen
Leitungen genutzt werden. Auf diese Weise wird das (n-1)-Kriterium approximiert [27, 92].
Die rdumliche Aggregation des Wechselstromnetzes erfolgt anhand der von Hérsch &
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Brown [69] beschriebenen Methodik: Sind die aggregierten Regionen mehrfach miteinander
verbunden, wird die Verbindung durch eine einzelne Trasse, deren Ubertragungsleistung
der Summe aller Verbindungen entspricht, abgebildet. Der Blindwiderstand wird auf den
entsprechenden Wert der parallelen Verbindungen gesetzt.

Fur das Gleichstromnetz wird angenommen, dass die Leitungen, welche hauptséchlich den
erzeugungsstarken Norden durch die hohen Windpotenzialen mit den verbrauchsintensiven
Siden und Westen verbinden, als Erdkabel verlegt werden. Die Kosten setzen sich
dabei aus der Verlegung der Kabel und den Wechselrichtern am Anfang und Ende der
jeweiligen Leitung zusammen. Verluste entstehen dabei an den Wechselrichter, welche
jeweils 1,5% betragen. Ein Verlust durch die Ubertragung wird nicht beriicksichtigt. Die
nominale Ubertragungskapazitat kann hierbei zu 100 % genutzt werden.

Um Engpésse der Ubertragungsleistung im Stromnetz zwischen Nord- und Stiddeutschland
abfangen zu kénnen, kann der Zubau von weiteren Leitungskapazitdten entlang der
Gleichstromtrassen erfolgen. Das Gleichstromnetz wird als Transmission-Komponente im
Modell implementiert.

Da im Modell nur Punkt-zu-Punkt-Verbindungen zwischen den Regionen berilcksichtigt
werden kdnnen, wird fur eine realistische Trassenflihrung die Lange der Leitungen mit einem
Umwegsfaktor von 1,25 multipliziert (vgl. [27,74]).

Abbildung 3.5 zeigt das dem Modell hinterlegte Stromnetz. Dabei handelt es sich
nicht um die realen Trassenverlaufe, sondern nur um die existierenden (und geplanten)
Punkt-zu-Punkt-Verbindungen der einzelnen Héchstspannungsknoten.
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Abbildung 3.5.: Héchstspannungs-Stromnetz Deutschland inklusive der bestatigten
MaBnahmen des Netzentwicklungsplans 2030 (Version 2019) [104,190].
Im Hintergrund sind die Voronoi-Regionen eingezeichnet, welche die
maximale raumliche Auflésung des Modells reprasentieren.
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Zur Anbindung der Offshore-Windturbinen werden drei weitere Regionen dem Modell
hinzugefiigt, welche die ndhere Umgebung der Nord- und Ostseekiste und die entferntere
Umgebung der Nordseekiste abbilden. Die Lokationen dieser Regionen werden anhand
der existierenden offshore befindlichen Héchstspannungsnetzknoten der Offshorewindparks
festgelegt. Fir jeden dieser Offshore-Hochstspannungsknoten werden die Distanzen zu
den onshore befindlichen Voronoi-Regionen bestimmt. Auf Nordseeseite werden die
Héchstspannungsnetzknoten, deren minimale Abstande zu den Kustenregionen gréBer
100km betragen, zusammengefasst und deren Schwerpunkt bestimmt. Ebenso wird mit
den Netzknoten verfahren, deren Mindestabstand zu den Kistenregionen unter 100 km
entsprechen. Auf Ostseeseite wird nur ein Héchstspannungsnetzknoten beriicksichtigt,
welcher direkt als Schwerpunkt der Ostseeregion genutzt wird.

An diesen drei Regionen kénnen Offshore-Windturbinen installiert werden. Um den offshore
erzeugten Strom im System verwenden zu kénnen, missen diese drei Regionen mit
Stromkabeln an die einzelnen Voronoi-Regionen angeschlossen werden. Die bereits
im Netzentwicklungsplan 2030 [104] bestatigten Netzanknipfungspunkte und ihre dort
genannten Ubertragungsleistungen werden als existent angenommen. Um den weiteren
Ausbau von Offshore Windturbinen erlauben zu kénnen, missen diese Verknipfungen
erweitert werden. Daflr kdénnen zwei verschiedene Datensétze beriicksichtigt werden:
Entweder kann das Modell frei entscheiden, welche der beriicksichtigten Regionen an
die Offshore-Regionen angebunden werden - in diesem Fall ware auch ein Anschluss
der Regionen in Suddeutschland méglich - oder es werden Regionen vorgegeben mit
einer maximalen Anschlussleistung (siehe hierfir zum Beispiel [28]). Die Verbindungen zu
vorgegebenen Regionen sind in Abbildung 3.6 dargestellt, wobei zur Ubersichtlichkeit darauf
verzichtet wurde, die Verbindungen zur entfernteren Nordseeregion aufzutragen. Diese
kdnnen entsprechend den Verbindungen zur kistennahen Nordseeregion angebunden
werden. Das nérdliche Ruhrgebiet bildet dabei die stdliche Grenze fiir die Anbindung von
Offshorewindparks.

Offshoreverbindungen 2030 Offshoreverbindungen 2050

Abbildung 3.6.: Mdgliche Anbindung von Offshore-Windturbinen fiir die Jahre 2030 (links)
und 2050 (rechts) basierend auf den Annahmen aus Cerniauskas et
al. [28].
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Dagegen zeigt Abbildung 3.7 exemplarisch fiir 10 Regionen die Variante der freien Wabhl
bei der Anbindung. In diesem Fall gibt es keine Limitationen fir die Anbindung von
Siddeutschland. Zusatzlich werden die derzeit installierten Verbindungen berlicksichtigt.

Die Implementierung der Verbindungen erfolgt als Transmission-Komponente unter den
gleichen Annahmen wie die Abbildung des Gleichstromnetzes. Die Investitionskosten fir die
Verbindungen sind abhéngig von der zu Uberbriickenden Distanz, weshalb die Anbindung
der sudlichen Regionen Deutschlands teurer ist als die Anbindung der kistennahen
Regionen. Die Distanzen ergeben sich durch die Lange der Direktverbindungen von den
Flachenschwerpunkten der Voronoi-Regionen zu den Offshore-Schwerpunkten multipliziert
mit einem Umwegsfaktor von 1,25 (angelehnt an die Annahmen aus [69, 74]).

Existierende Offshorekabel
—— 0.00 - 1.00 GWq
—— 1.00 - 2.00 GWq
m— 2.00 - 3.00 GWq

—— madgliche Verbindungswege

Abbildung 3.7.: Existierende Verbindungen (links) zu Offshore-Windparks und mégliche
Verbindungswege fiir den Fall, dass alle Voronoi-Regionen an die
Offshore-Regionen angebunden werden kdnnen (rechts). Hier
exemplarisch dargestellt fir die aggregierte raumliche Auflésung von 10
Regionen.

3.2.2. Abbildung des Gasnetzes fiir den Transport von Erdgas und
Wasserstoff

Die Abbildung des Gasnetzes im Modell ist - &hnlich wie beim Stromnetz - auf das
Hochdrucknetz limitiert, um den Transport der Gase Uber langere Distanzen erfassen zu
kénnen. Dabei werden dem Modell die Informationen Uber das existierende Erdgasnetz
Ubergeben (siehe Abbildungen 2.14 und 3.8). Hierbei wird auf die Datengrundlage aus
der Studie von Cerniauskas et al. [228] zurlickgegriffen.

Die Versorgung mit fossilem Erdgas erfolgt im Modell komplett Gber Erdgasimporte. Eine
inlandische Erdgasgewinnung wird angesichts der gegenwartigen Entwicklungen nicht
betrachtet [227]. Die Bereitstellung von Wasserstoff kann dagegen sowohl inldndisch
via Wasserelektrolyse oder Dampfreformierung als auch (ber Importe geschehen. Dies
bedeutet, dass die Gewinnung von Wasserstoff ebenfalls nicht zwanghaft innerhalb der
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Region erfolgt, in welcher der Wasserstoff auch verbraucht wird. Besonders, wenn es
sich um grinen Wasserstoff handelt, welcher durch Elektrolyse von Strom aus Wind-
und Solarenergie gewonnen wird, ist die regionale Diskrepanz zwischen Bereitstellung
und Nachfrage grof3. Mehrere Studien untersuchen den Transport von Wasserstoff (siehe
auch Abschnitt 2.3.5). Die Autoren stellen fest, dass Uber weite Distanzen der Transport
von Wasserstoff am kostenglinstigsten via Pipeline durchgeflihrt werden kann, sofern ein
Landweg mdglich ist [162]. In dieser Arbeit werden deshalb fir den Transport von Erdgas
und Wasserstoff Uber Regionsgrenzen hinweg nur Pipelines bericksichtigt. Hierdurch
ergeben sich drei Optionen:

1. Es kann eine neue Pipelineinfrastruktur aufgebaut werden, die fiir den Transport von
Wasserstoff bestimmt ist.

2. Es kdnnen neue Pipelines flir den Transport von Erdgas installiert werden.

3. Es kénnen existierende Pipelines, die bisher fir den Transport von Erdgas genutzt
werden, auf den Transport von Wasserstoff umgestellt werden.

Die direkte Einspeisung von Wasserstoff als Beimischung ins Erdgasnetz wird nicht im
Modell beriicksichtigt.

Abbildung 3.8 zeigt, wie das existierende Netz im Modell integriert wird: Dabei wird
das Gasnetz mit der gewahlten rdumlichen Auflésung Uberlagert. Regionen, die vom
Gasnetz geschnitten werden, gelten als verbunden. Die Ubertragungsleistungen ergeben
sich anhand der Pipelines, welche die jeweilige Grenze schneiden. Die Aggregation der
Pipelines erfolgt demnach nach dem Schema fur Liniendaten B (siehe Abbildung 3.3).

1 - 10 GWey, — 1- 16GWa,
11 - 20 GWcy, _ ;‘5’ ) gz gx%
21 - 24 GWe, — 3. 35 GWE::
25 - 29 GWcn, | m—36 - 44 GWc,
30 - 33 GWey, ! m—45 - 56 GWon,
44 - 47 GWep, m— 57 - 65GWey,

= 73 - 90 GWcy,

Abbildung 3.8.: Abbildung des existierenden Erdgasnetzes basierend auf den Daten
aus [228]. Die bericksichtigten Pipelines des existierenden Erdgasnetzes
(links dargestellt) werden mit der am Stromnetz orientierten rdumlichen
Auflésung Uberlagert (rechts exemplarisch fir 80 Regionen dargestellt) .
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Modellierung der Kosten fiir Gaspipelines

Fir die Abschatzung der Kosten fir Gaspipelines wird auf die Kostenfunktionen
zurlickgegriffen, welche in Mischner et al. [231] beschrieben sind. Die durchschnittlichen
Jahreskosten fir Installation und Betrieb von Hochdruckpipelines ergeben sich dabei durch
folgende Formel [231]:

Kg = (Ix + Kw1 - dwi) - a , (3.6)

wobei K die durchschnittlichen jéhrlichen Kosten der Rohrleitung bzw. des Gastransports
via Rohrleitung bezeichnet (in EUR/a), I gibt die Investitionskosten fir die Rohrleitung
wider (in EUR), Ky steht fir die jahrlichen Kosten fur Wartung und Instandhaltung der
Leitung (in EUR/a) und dy; stellt den Diskontierungssummenfaktor fur die Wartung- und
Instandhaltungskosten dar (in Jahren). Die fixen Betriebkosten, d.h. die Kosten flir Wartung
und Instandhaltung der Leitung, werden zu 5 EUR/(m - a) abgeschatzt. Die spezifischen
Investitionskosten kdnnen durch die Parameter Ez und Fy abgeschéatzt werden, welche
abhangig vom Nenndruck der Leitung sind. Anhand der Formel [231]

Ip = (Eg-e™Py. L | (3.7)

wobei L die Lange des Rohres (in m) und D der Durchmesser des Rohres (in mm)
bezeichnet, kénnen die spezifischen Investitionskosten approximiert werden. Dabei kénnen
die Investitionskosten, welche fiir den Neubau einer Pipeline entstehen, unterteilt werden in
die Kosten des Materials und die Kosten der Installation.

Die Modellierung der Ubertragungsleitungen in FINE (ber die Durchmesser ist nicht
vorgesehen, da fiir die Ubertragung nur einfache Bilanzgleichungen beriicksichtigt
werden. Allerdings lassen sich vereinfacht Gber den Massenstrom Ruckschllsse auf die
Ubertragungsleistung ziehen ,

. w-D

Q=p-v- 1
unter der Annahme einer durchschnittlichen FlieBgeschwindigkeit v (in m/s) und der Dichte
p (in kg/m3). Fir die Ubertragung des Erdgases im Hochdrucknetz wird angenommen,
dass die durchschnittliche FlieBgeschwindigkeit v 10 m/s betragt. Fir die Dichte werden
55,35 kg/m3 (basierend auf einen Betriebsdruck von 70 bar und einer Temperatur von 10°C)
und fir den unteren Heizwert von Erdgas 10 kWh/kg angenommen. Abbildung 3.9 zeigt die
Kostenfunktionen fiir Erdgaspipelines. Sowohl der Zusammenhang zwischen Kosten und
Durchmesser als auch der zwischen Kosten und Ubertragungsleistung sind nicht linear.
Letzterer kann aber mit einem annehmbaren Fehler Uber lineare Regression approximiert
werden. Dadurch konnen die Investitionskosten fir Material zu 71 EUR/(GW ¢y, - m) und die
kapazitatsunabhangigen Installationskosten zu 318 EUR/m abgeschatzt werden. Analog
dazu kdénnen auch die Kosten flir Wasserstoffpipelines bestimmt werden: Angelehnt an
die Annahmen von Baufumé et al. [163] wird die durchschnittliche FlieBgeschwindigkeit
von Wasserstoff auf 15m/s festgesetzt. Die Dichte betragt 5,7 kg/m®(basierend auf einen
Betriebsdruck von 70bar und einer Temperatur von 10°C). Fiir den unteren Heizwert
von gasférmigem Wasserstoff wird 33,33 kWh/kg angenommen. Zusatzlich wird fiir den
Betrieb der Pipeline mit Wasserstoff ein Aufschlag von 5% beriicksichtigt (analog zu
Welder [27]). Dadurch ergeben sich spezifische Investitionskosten abhangig von der
Ubertragungskapazitit von 145 EUR/(GW ¢y, - m) und Installationskosten unabhéngig von
der Ubertragungskapazitat von 334 EUR/m (siehe Abbildung B.1 im Anhang).

(3.8)
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Abbildung 3.9.: Zusammenhang der Investitionskosten neuer Hochdruckpipelines in
Abhéngigkeit des Durchmessers und der Ubertragungskapazitat der
Pipeline fir Erdgas. Die Kostenfunktion basiert auf den Annahmen aus
Mischner et al. [231].

Im Modell werden nur die Investitionskosten der Pipelines bericksichtigt. Auf die Abbildung
der variablen und fixen Betriebskosten wird aufgrund der Vereinfachungen in der
Modellierung des Energieaustauschs verzichtet.

Neubau von Gaspipelines

Der Neubau von Pipelines deckt die Optionen 1 und 2 ab, das heif3t, sowohl
den Neubau einer Wasserstofftransportinfrastruktur als auch die Erweiterung der
Erdgastransportinfrastruktur. Die Berlcksichtigung von Letzterem ist notwendig, da
aufgrund der Orientierung der raumlichen Auflésung am Stromnetz und der auf das
Hochdrucknetz limitierten Betrachtung des Gasnetzes im Modell Regionen enthalten sind,
die nicht direkt am Erdgasnetz angeschlossen sind, aber eine Erdgasnachfrage aufweisen.
Wirde die Erweiterung des Erdgasnetzes nicht berlcksichtigt, ware gegebenenfalls die
Lésbarkeit des Optimierungsproblems nicht gegeben.

Angelehnt an die Studie von Baufumé et al. [163] orientieren sich die potenziellen Routen fir
den Neubau von Gaspipelines an den existierenden Transportinfrastrukturen. Die Methodik
zur Bestimmung dieser Routen erfolgt analog zu Welder [27]: Das Hochdruckgasnetz
dient als Kandidatennetz fir den weiteren Neubau. Die Flachenschwerpunkte der
modellierten Regionen werden mit einer Stichleitung direkt an das Kandidatennetz
angebunden. Die mdglichen Pipelinerouten ergeben sich durch die Gesamtheit der
kirzesten Verbindungswege zwischen den einzelnen Regionen. Abbildung 3.10 visualisiert
die Methodik des Neubaus exemplarisch fur eine rdumliche Auflésung von 80 Regionen. Die
Lange der neuen Pipelines ergibt sich durch die ermittelte Lange der Route multipliziert mit
einem Umwegsfaktor von 1,4 [245].
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Es muss angemerkt werden, dass die Langen der bendtigten neuen Pipelines und damit
die Investitionskosten Uberschatzt werden, weil insbesondere die Stichleitungen fir jede
Verbindung zwischen zwei Regionen neu hinzugefigt werden muissen. Im Modell selbst
erscheinen diese Verbindungen nur sternférmig als Direktverbindungen der Regionen
(wie in Abbildung 3.8 rechts zu sehen). So ist es nicht mdglich, dass sich mehrere
Verbindungen abschnittsweise die gleichen Pipelines - zum Beispiel die Stichleitung zum
Flachenschwerpunkt - teilen. Die Reprasentation des Gasnetzes kdnnte insofern dadurch
verbessert werden, dass der Transport der Gase durch zusatzliche Gasnetzregionen geleitet
wird, welche Kreuzungspunkte im Gasnetz abbilden.

Abbildung 3.10.: Potenzielle Pipelinerouten fir den Ausbau der Gasnetzinfrastrukturen.
Das existierende Erdgasnetz (auf Datengrundlage aus [228]) dient als
Kandidatennetz fir den Neubau von Pipelines (links). Die
Regionsschwerpunkte werden mit dem Kandidatennetz verbunden. Die
maoglichen Verbindungen fir den Pipelineneubau ergeben sich durch die
kirzesten Wege zwischen den Regionen - hier exemplarisch fir die
raumliche Auflésung von 80 Regionen dargestellt (rechts).

Prinzipiell kann sich der Neubau der Routen auch an anderen Infrastrukturen wie
HauptverkehrsstraBen, Schienennetz oder WasserstraBen orientieren [163]. Um die
bestmdgliche Umstellungsstrategie existierender Gaspipelines zu analysieren, werden in
dieser Arbeit nur die Routen berlicksichtigt, die sich anhand des Gasnetzes ergeben. So
stehen Neubau und Umstellung von Pipelines in direkter Konkurrenz zueinander.
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Umstellung von Erdgaspipelines auf den Transport von Wasserstoff

Wie in Abschnitt 2.3.5 beschrieben, ist davon auszugehen, dass die Auslastung der
Erdgaspipelines zurtickgehen wird, da die Reduzierung der Treibhausgasemissionen eine
Abkehr von fossilen Energietragern nétig macht. Wasserstoff, welcher aus erneuerbaren
Energien gewonnen wird, kann die Versorgungsliicke schlieBen und zum Beispiel in der
Stahlproduktion fossile Rohstoffe ersetzen. Der Transport von gasférmigem Wasserstoff zu
den Verbrauchern ist bei weiten Strecken am glnstigsten Uber Pipelines zu bewerkstelligen
[245]. Die Umstellung der existenten Gasinfrastruktur auf den Transport von Wasserstoff
kann eine sinnvolle MaBnahme sein, um Kosten und Zeitaufwand fir den Aufbau
einer Wasserstofftransportinfrastruktur zu reduzieren [228]. In dieser Arbeit werden drei
Umstellungsszenarien unterschieden:

* Im konservativen Szenario dirfen nur mehrstrangige Pipelinerouten umgewidmet
werden, deren Material dem Stahl L485/X70 (Angabe nach ISO 3183/US) entspricht.
Einstrangige Pipelinerouten und jeweils ein Strang der mehrstrangigen Routen sind
von der Umstellung ausgeschlossen. Dadurch kann die Versorgung mit Erdgas zu
jedem Zeitpunkt sichergestellt werden.

In einem ausbalancierten Szenario sind die Umstellungskriterien der Pipelines nur
auf das Material beschrankt. Alle Pipelines aus Stahl L485/X70 kdnnen in diesem
Szenario umgestellt werden.

Das optimistische Szenario erlaubt die Umstellung aller Pipelines unabhangig von
Material und Anzahl der parallelen Strange. Da die Modellanwendung auf die
Abbildung von Fernleitungen beschrankt ist, wird auch nur die Umstellung des
Fernleitungsnetzes betrachtet. Abbildung 3.11 zeigt die umstellbaren Pipelinestrange
fur die drei Szenarien im Vergleich.

Die Gesamtldnge des betrachteten Pipelinenetzes belauft sich auf 14.467 km. Dabei wird
nur das Fernleitungsnetz beriicksichtigt. Die rdumlich aufgelésten Daten des hinterlegten
Gasnetzes basieren auf der Arbeit von Cerniauskas et al. [228]. Im konservativen Szenario
kénnen Pipelines mit einer Gesamtlange von 3.317 km umgestellt werden. Dies entspricht
knapp 23 % der Lange des Gesamtnetzes. Im ausbalancierten Szenario liegt die umstellbare
Lange bei 12.230km und entspricht damit 84,5% der Lédnge des Gesamtnetzes. Im
optimistischen Szenario wird angenommen, dass 100% des Netzes umgestellt werden
kdnnen.

Abbildung 3.11 zeigt die drei Umstellungsszenarien im Vergleich unter Angabe der
jeweiligen maximalen Ubertragungsleistungen, welche sich fiir den Wasserstofftransport in
den umgestellten Pipelinestrangen ergeben.

Cerniauskas et al. [228] geben Kostenfunktionen zur Umstellung von Erdgaspipelines auf
Wasserstoff an. Unter der Annahme, dass die Pipelineumstellung ohne kostenintensive
Rohrbeschichtung oder weitere MaBnahmen erfolgen kann, kénnen die Investitionskosten
zur Umstellung mit 20 EUR/(GW¢y, - m) angegeben werden (siehe Abbildung B.2).
Die Umstellung umfasst dabei nur die Anpassung der Verdichterstationen und
Gasdruckregulierung sowie weitere Einbauelemente. Aus diesem Grund liegt es nahe,
dass die Gesamtkosten der umgestellten Pipelines eigentlich von den fixen und variablen
Betriebskosten dominiert werden [228]. In dieser Arbeit werden die Betriebskosten der
Pipelines aufgrund der Vereinfachungen bei der Abbildung des Energieaustauschs zwischen
den Regionen allerdings nicht berlcksichtigt.
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Konservatives Umstellungsszenario Ausbalanciertes Umstellungsszenario

Gasnetz
— 1 - 5GWy,
— 5 -10 GWy,
= 10 - 15 GWy,
w15 -20 GWy,
20 - 25 GWy,

Abbildung 3.11.: Umstellungsszenarien des Gasnetzes im Vergleich. Pipelines, die in dem
jeweiligen Szenario nicht umgestellt werden kénnen, sind in grau
dargestellt.
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3.2.3. Abbildung von Warmenetzen

Im Gegensatz zu der Abbildung der Infrastrukturen fir Strom und Gas wird bei der
Abbildung der Warmeinfrastrukturen zwischen der interregionalen Ubertragung von Warme
und der intraregionalen Verteilung von Wéarme unterschieden. Dies liegt darin begriindet,
dass die Ubertragung von Warme mit hohen Netzverlusten verbunden ist. Uber den
Zeitraum von 2000 bis 2019 variieren die durchschnittlichen Fernwarme-Netzverluste
zwischen 11 % und 14 %, wie es aus dem Hauptbericht 2019 des AGFW hervorgeht [269].
Die Verluste beziehen sich dabei auf die Differenz zwischen der Netzeinspeisung
und der vom Endnutzer entnommenen, nutzbaren Warme. Es ist davon auszugehen,
dass durch die Einfihrung der vierten Generation von Warmenetzen und der damit
verbundenen Absenkung des Temperaturniveaus der transportierten Warme die
Netzverluste gesenkt werden kdnnen [279,280]. In dieser Arbeit werden keine Unterschiede
bezlglich der Temperaturniveaus und den Vorlauftemperaturen betrachtet, das heift,
die bereitgestellte Warme aus allen Warmequellen im Modell - ob Heizkraftwerk oder
GroBwarmepumpe - kann gleichermaBen flr die Deckung der Warmenachfrage genutzt
werden. Um die intraregionale Verteilung der Warme abzubilden, wird eine virtuelle
Umwandlungstechnologie als Warmenetz eingefiihrt, welche die bereitgestellte Abwarme
in Nutzwarme mit einem Wirkungsgrad von 87 % Uberfihrt. Dadurch lassen sich die
durchschnittlichen Netzverluste beriicksichtigen, wobei diese auf einen relativ konservativen
Wert von 13% festgesetzt werden. Die Nutzwarme entspricht der nachgefragten
Waérme. Die Abschéatzung der Investitionskosten des Warmenetzes wird angelehnt an
die durchschnittliche Trassenlange, den mittleren Anschlusswert pro Hausstation sowie den
Kosten pro Hauslibergabestation [269].

Diese Annahmen sind stark vereinfacht und bericksichtigen keine Informationen
Uber Siedlungsstruktur und Gebaudebestand. In zukinftigen Arbeiten kénnten
diese Informationen integriert sowie existierende Fernwarmenetze und verschiedene
Temperaturniveaus modelliert werden, um den Detailgrad des abgebildeten Warmesektors
zu erhéhen. Durch die Implementierung verschiedener Temperaturniveaus kdénnte so
auch die Deckung von differenzierten, industriellen Prozesswarmenachfragen im Modell
bertcksichtigt werden.

Die Bereitstellung der Abwarme muss nicht zwingend in der Region der Nachfrage erfolgen.
Die Fernwarmeschiene Rhein-Ruhr [272] soll beispielsweise die Warmebereitstellung von
mehreren GroB3stadten verbinden (siehe Abschnitt 2.3.7). Bei einer hohen raumlichen
Auflésung kann die Verbindung mehrerer Warmenetze in verschiedenen Regionen
eine Option sein, um die Kosten des Gesamtsystems zu senken. Um diesen Fall
abbilden zu kénnen, wird zusatzlich die interregionale Ubertragung von Warme als
Transmission-Komponente in das Modell eingefiigt. Abbildung 3.12 zeigt die mdglichen
Verbindungen exemplarisch fiir die aggregierte raumliche Auflésung von 80 Regionen.
Jede Region kann dabei mit ihren Nachbarregionen verbunden werden, wobei die
zu Uberbriickende Distanz durch den Abstand der Flachenschwerpunkte der Regionen
gegeben ist. In diesem Fall werden die Luftliniendistanzen nicht durch einen Umwegsfaktor
angepasst. Die techno-6konomischen Annahmen dieser Ubertragungsleitungen sind
angelehnt an die Projektkosten und technischen Angaben der Fernwarmeleitung in
St.Pélten [271,287]. Die interregionale Ubertragung ist nur fiir die Abwérme implementiert
und muss in der Zielregion in Nutzwdrme umgewandelt werden, um die Warmenachfrage
decken zu kénnen.
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Abbildung 3.12.: Mégliche Verbindungen zur interregionalen Ubertragung von Abwarme
exemplarisch dargestellt fir die aggregierte raumliche Auflésung von 80
Regionen.

3.3. Modellkopplung

Eine systemanalytische Bewertung von Energiesystemen mit einem hohen Anteil
erneuerbarer Einspeisung erfordert zeitlich und raumlich hochauflésende Modelle, um
mégliche Engpasse in den Ubertragungsinfrastrukturen zu erkennen und Optionen
zur Uberwindung dieser aufzuzeigen. NESTOR (entwickelt am |EK-3 [26]) bietet
eine hohe zeitliche Auflésung sowie eine hohe sektorale Abdeckung flir optimierte
Transformationspfade des Energiesystem Deutschland. Um diesen Detailgrad zu erreichen,
musste aber die raumliche Aufldsung begrenzt werden. Die Analysen mit diesem Modell
erfolgen nur fir Gesamtdeutschland, was bedeutet, dass die Ergebnisse dieses Modells
keine Aussagen zur raumlichen Verteilung der Nachfragen und Erzeugungsanlagen
sowie zur Ubertragung der Energietrdger bieten (siehe zum Beispiel Ergebnisse
aus [26, 209]). Diese Aussagen lassen sich allerdings treffen, wenn die Ergebnisse
des sektoral aufgelésten Modells - ein Einknotenmodell - als Inputdaten fir ein rdumlich
aufgeldstes Optimierungsmodell - einem Mehrknotenmodell - verwendet werden. Diese
Methodik wird als Modellkopplung bezeichnet (siehe auch Abschnitt 2.1.1). Werden diese
Daten zunachst bearbeitet und dann dem raumlich aufgelésten Modell Gibergeben, wird dies
als Soft-Coupling bezeichnet. Hard-Coupling wirde bedeuten, dass die Ergebnisse aus
dem Einknotenmodell direkt ans Mehrknotenmodell {ibergeben und verarbeitet werden und
so nach einem einzigen Optimierungsdurchlauf auch die rdumlich aufgelésten Ergebnisse
vorhanden sind. Weiterhin ware denkbar, die Ergebnisse aus dem Mehrknotenmodell
wieder an das Einknotenmodell zuriickzufiihren und so eine Riickkopplung in den Prozess
zu integrieren.
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In dieser Arbeit wird eine Modellkopplung ohne Rickkopplung als Soft-Coupling
durchgefiihrt. Als Eingangsdaten werden die Ergebnisse aus dem Referenzszenario
von Kullmann [209] verwendet. Abbildung 3.13 zeigt schematisch den Ablauf der
Modellkopplung.
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Abbildung 3.13.: Schematische Darstellung der Modellkopplung zwischen Ein- und
Mehrknotenmodell.

Prinzipiell konnen drei Arbeitsschritte unterschieden werden, welche die Nachfrage,
Erzeugung und Ubertragung der berucksichtigten Energietrager betreffen:

* Nachfrage
Aus den Ergebnissen des Einknotenmodells werden die endogen optimierten
Nachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren fiir die Endenergien Strom,
Erdgas, Wasserstoff und Warme entnommen. Diese werden regionalisiert und dem
Mehrknotenmodell als exogene Nachfragen lbergeben.

Erzeugung

Fir die Erzeugerseite werden die aus dem Einknotenmodell resultierenden
installierten Leistungen einzelner Technologien, darunter die installierten
Leistungen fir Wind- und Solarenergie sowie fiir die Wasserstoffbereitstellung
und Riickverstromung, als Ausbauziele im Mehrknotenmodell tibernommen. So kann
gewahrleistet werden, dass trotz unterschiedlicher Annahmen, die unter anderem
aufgrund der raumlichen Auflésung basieren, ahnliche Energiesysteme aufgebaut
werden. Dies ist notwendig, da auch die Nachfrageprofile auf diese installierten
Leistungen abgestimmt sind. Um zu verhindern, dass das Optimierungsproblem
unlésbar wird, werden die installierten Leistungen nicht als feste GroBe gesetzt,
sondern es werden Ausbaugrenzen vorgegeben, welche eine Abweichung von bis zu
10 % von den Ergebnissen des Einknotenmodells erlauben.
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- Ubertragung
Fir die Ubertragung zwischen den Regionen werden das Stromnetz und mégliche
Verbindungen fur den Austausch von Erdgas, Wasserstoff und Warme vorgegeben.

Im Folgenden werden die Regionalisierung der Endenergienachfragen erlautert sowie die
neuen Randbedingungen eingefliihrt, welche dem Framework FINE hinzugefligt wurden, um
die fir die Modellkopplung bendtigten Schritte durchfiihren zu kénnen. Die Abbildung des
interregionalen Energieaustauschs, welche die Ubertragung der einzelnen Energietrager
zwischen den betrachteten Regionen erlaubt, werden im Abschnitt 3.2 beschrieben.

3.3.1. Regionalisierung der Endenergienachfragen

Die Komplexitat der Optimierung steigt mit den zu optimierenden Komponenten. Deshalb
wird im raumlich aufgelésten Modell darauf verzichtet, die Nachfrageentwicklung der
Endverbrauchsektoren mitzuoptimieren. Die Nachfragen werden als Stundenlastprofile
aus den Szenarioergebnissen von NESTOR entnommen und als exogene Nachfragen
in den verschiedenen Regionen dem Modell Ubergeben. Allerdings erfordert dies eine
raumliche Verteilung dieser Nachfrageprofile. In Abschnitt 2.1.3 werden verschiedene
Methoden zur rdumlichen Entfaltung von Daten erldutert. In dieser Arbeit werden die
Nachfragen (ber einen Top-Down-Ansatz verteilt, das hei3t, die auf Gesamtdeutschland
bezogenen Nachfragen werden Uber spezifische Verteilschlissel auf die einzelnen
Regionen heruntergebrochen.

Abbildung 3.14 zeigt schematisch die erforderlichen Arbeitsschritte fir die Regionalisierung
der Nachfragen.
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Abbildung 3.14.: Schematische Darstellung der Arbeitsschritte zur Regionalisierung der
Endenergienachfragen.
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Im Modell berlcksichtigt werden die Nachfragen nach Strom, Erdgas, Wasserstoff
und Fernwéarme fir die Verbrauchersektoren Gebé&ude, Industrie und Verkehr. Fur
die Stromnachfrage kann im Gebaudesekior zusatzlich zwischen den Nachfragen im
Haushaltssektor und im Gewerbe/Handel/Dienstleistungssektor (GHD) unterschieden
werden.

Die Regionalisierung der Nachfragen erfolgt nach unterschiedlichen Verteilschlisseln,
welche abhangig vom nachgefragten Energietrdger und dem Verbrauchersektor gewéhlt
werden. Fir die Wahl der Verteilschlissel werden die Ergebnisse des Projekts
DemandRegio [44] herangezogen und deren Verteilungen so weit wie mdoglich adaptiert.
Die Abbildungen B.3, B.4, B.5, B.6, B.7, B.8, B.9 und B.10 im Anhang zeigen jeweils
fir die Jahre 2030 und 2050 die normierten Nachfrageprofile der einzelnen Energietrager
fir die berlicksichtigten Verbrauchersektoren. Die Verteilschliissel werden in den Tabellen
B.2, B.3, B.4 und B.5 im Anhang aufgeflihrt. Da jede Nachfrage der Verbrauchersektoren
nach einem eigenen Verteilschliissel verteilt wird, erhalt somit jede Region ein individuelles
Nachfragenprofil bestehend aus den Linearkombinationen der sektoralen Nachfragen.

Fir die Verteilung der Nachfragen werden die in der Nomenclature des unités territoriales
statistiques (NUTS) definierten Regionen verwendet, die sich eng an die administrativen
Regionszuordnungen der Lander anlehnt. In einem ersten Schritt werden die Nachfragen
anteilsmaBig den NUTS 3-Regionen in Deutschland zugeordnet. Diese umfassen die
Landkreise und kreisfreien Stadte. In der vorliegenden Arbeit wird hierzu der Datensatz
NUTS 3 (2016) verwendet, welcher Deutschland mit 401 Regionen abbildet [73]. Statistisch
erfasste Daten, wie Einwohner- und Beschaftigtenzahlen, kdnnen in dieser Auflésung vom
Statistischen Bundesamt Deutschland abgerufen und so als Indikatoren fir die Verteilung
genutzt werden [72]. FUr die Verteilung der einzelnen Nachfragen werden sowohl auf diese
Daten als auch auf Trendfortschreibungen des Projekts DemandRegio [44] zurlickgegriffen.

Als Beispiel werden hier die Anwendungen der Verteilschlissel zur Regionalisierung der
Stromnachfragen des Haushalts- und des Industriesektors vorgestellt:

Die Stromnachfrage des Haushaltes setzt sich zusammen aus den Profilen einzelner
Elekirogerate in Wohngebauden, wie Kihlschrank oder Waschmaschine, und der
Nachfrage nach Beleuchtung. Darlber hinaus wird die Stromnachfrage, welche sich
durch dezentrale Power-to-Heat-Pfade wie Warmepumpen, ergeben, komplett der
Haushaltsnachfrage zugerechnet4. Abbildung 3.15 zeigt die zeitliche und raumliche
Verteilung der Stromnachfrage fir den Haushaltssektor im Jahr 2050. Aufgrund der
Heizperiode ist besonders in den Wintermonaten eine anhaltend hohe Nachfrage durch
Warmepumpen und Stromheizungen im Haushaltssektor sichtbar. In den Sommermonaten
ist der Mittagspeak deutlich sichtbar.

“Kullmann [209] teilt diese Nachfragen in einem nachgelagerten Schritt anteilig den Verbrauchersektoren
Haushalte und Gewerbe/Handel/Dienstleistungen zu. Dadurch kommt es zu Abweichungen in den
Gesamtstromnachfragen dieser beiden Sektoren im Ein- und Mehrknotenmodell.
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Abbildung 3.15.: Stromnachfrage des Haushaltssektors und raumliche Verteilung der
Nachfrage fur das Jahr 2050.

Die Indikatoren zur Regionalisierung der Nachfrage sind an die Ergebnisse des
Projekts DemandRegio [44] angelehnt, welche auf Einwohnerzahlen und durchschnittliches
Einkommen basieren. Dadurch wird den bevdlkerungsreichen Stadten - wie Minchen,
Stuttgart, Berlin und Hamburg - eine héhere Stromnachfrage zugeordnet als den landlichen
Gebieten.

Die Industrienachfrage verteilt sich zeitlich gesehen nahezu konstant mit einer Grundlast
von etwa 30GW fir das Jahr 2050 (siehe Abbildung 3.16). Einzelne Prozessschritte,
welche insbesondere zur Deckung der Hochtemperaturprozesswarmenachfragen im
Industriesektor dienen, fiihren zu einem sprunghaften Anstieg der Nachfrage an einzelnen
Tagen und Stunden. Dadurch erscheint ein tageszeitabhangiges Muster zwischen Mérz und
November. Die Indikatoren zur rdumlichen Verteilung der Nachfrage werden ebenfalls an
die Ergebnisse des Projekts DemandRegio [44] angelehnt.

So erfolgt die Gewichtung anhand der Beschéftigtenzahlen aufgelést nach ihrem
zugeordneten Wirtschaftszweig und den spezifischen Stromverbrauch des jeweiligen
Wirtschaftszweigs. Hierfiir wird die Klassifikation der Wirtschaftszweige 2008 als Grundlage
genommen. Im Unterschied zu der beschriebenen Methodik von DemandRegio [44]
erfolgt die Verteilung allerdings wieder (ber einen Top-Down-Ansatz, bei welchem
die Gesamtstromnachfrage des Industriesektors vorgegeben wird®. Industriell gepragte
Regionen wie das Rheinland und das Ruhrgebiet, Bremen oder Ludwigshafen weisen durch
diese Verteilung héhere Nachfragedichten auf aufgrund der Ansiedlung stromintensiver
Industriebranchen und hohen Beschéftigtenzahlen in den zugehdrigen Wirtschaftszweigen.
In zuklnftigen Arbeiten kénnte der Verteilschlissel fir den Industriesektor dahingehend
verbessert werden, dass die Nachfragen fur die unterschiedlichen Wirtschaftszweige einzeln
verteilt werden.

5DemandHegio [44] beschreibt ihrem Bericht nur ein Bottom-Up-Verfahren zur Feststellung der Nachfragen in
den einzelnen Landkreisen.
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Abbildung 3.16.: Stromnachfrage des Industriesektors und raumliche Verteilung der
Nachfrage fur das Jahr 2050.

Wahrend bei der Verteilung von Strom, Erdgas und Fernwarme jeweils ein Verteilschliissel
pro Verbrauchersektor angewendet wird, werden die Wasserstoffnachfragen des Industrie-
und Verkehrssektors weiter unterteilt in die verschiedenen Wirtschaftszweige und
Verkehrsmittel. Die daflir genutzten Verteilschlissel sind an die Arbeit von Cerniauskas et
al. [71] angelehnt. Die Wasserstoffnachfrage des Industriesektors wird dabei unterteilt in die
Nachfragen der Stahl-, der Zement- und der chemischen Industrie sowie in eine Nachfrage
sonstige Industriebranchen; die Wasserstoffnachfrage des Verkehrssektors gliedert sich in
die Nachfragen der Privatkraftwagen, Lastkraftwagen, Ziige und Busse. Abbildung 3.17
zeigt beispielhaft die raumliche Verteilung der einzelnen Wasserstoffnachfragen in den
Industriezweigen fiir das Jahr 2050. Die einzelnen, spezifischen Industrieprozessen
zugeordneten Nachfrageprofile werden dem jeweiligen Industriezweig zugeordnet und
anhand der AnlagengrdéBen der zugehdrigen Industriestandorte in Deutschland verteilt
(siehe auch [71]). So erfolgt die zukiinftige Nutzung von Wasserstoff in der Stahlindustrie
nur in Regionen mit gegenwartigen Stahlindustrieanlagen, wodurch die Landkreise Duisburg
und Salzgitter besonders hohe Wasserstoffnachfragedichten aufweisen.
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Abbildung 3.17.: Verteilungen der Wasserstoffnachfragen des Industriesektors fur das
Jahr 2050.
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3.3.2. Regionalisierung der Erzeugung

Die raumliche Verteilung der Erzeugungskapazitaten ist Teil des Optimierungsergebnisses.
Dies umfasst ebenfalls die insgesamt installierten Leistungen der einzelnen Technologien,
welche im Modell betrachtet werden. Aufgrund der raumlichen Auflésung und der
dadurch steigenden Komplexitit des Problems ist die Uberfilhrung aller Technologiepfade
des Einknotenmodells NESTOR in das Mehrknotenmodell nicht durchfiihrbar. Die
Lésungsdauer des Problems und die dazu benétigten Hardwareressourcen wiirden
den Mehrwert dieser Rechnungen nicht rechtfertigen. Darliber hinaus kdnnen nicht
alle Elemente des Energiesystems im gleichen MaBe abgebildet werden, wie sie
im Einknotenmodell modelliert sind. Insbesondere die Berlicksichtigung von einzelnen
industriellen Prozessschritten, Stoffstromen und SanierungsmaBnahmen wirden raumlich
hoch aufgeléste Eingangsdaten zu den einzelnen Industriestandorten, den jeweiligen
Produktionsketten und den Hausbestand aller Regionen erfordern, um diese adaquat in
einem Mehrknotenmodell abbilden zu kénnen. In einem Einknotenmodell reichen dagegen
aggregierte Werte aus, um diese Sachverhalte modellieren zu kénnen, da die rdumlichen
Gegebenheiten nur eine untergeordnete Rolle spielen.

Ebenso wird im Mehrknotenmodell nicht zwischen der Installation von Technologien
im kleinen und groBen MaBstab differenziert, wie es im Einknotenmodell dagegen
der Fall ist. Das hei3t, es werden beispielsweise keine kleinskaligen Elektrolyseure
beriicksichtigt, welche an Tankstellen betrieben werden kénnten, oder kleinskalige
Blockheizkraftwerkselemente, welche in Gebduden installiert werden zur autarken
Versorgung. In NESTOR werden diese Technologien aus unterschiedlichen Netzebenen
gespeist oder sie speisen in unterschiedliche Netzebenen und Sammelhubs ein,
wodurch nur bestimmte Nachfragen gedeckt werden kdénnen (vergleiche [26]). Um
diese Technologien im Mehrknotenmodell im gleichen MaBe modellieren zu kdnnen,
mussten fir jede Region ebenfalls unterschiedliche Netzebenen und Nachfragen modelliert
werden, welche die Optimierung dazu zwingen, auch teurere, kleinskalige Technologien
auszubauen.

Die Abbildung dieser Sachverhalte in einem Mehrknotenmodell ist deshalb nicht Teil
dieser Arbeit. Zukiinftige Arbeiten kdnnten aber aufbauend auf der vorliegenden Arbeit
weitere Details des Industrie- und Gebaudesektors sowie unterschiedliche MaBstabe
der Erzeugungstechnologien integrieren und ihre Auswirkungen auf das Gesamtsystem
untersuchen.

Weiterhin sind auch die Kostenannahmen der beiden Modelle unterschiedlich. In NESTOR
wird fir eine Gro3zahl an Technologiepfaden der quadratische Ansatz aus Lopion et al. [91]
angewendet, um eine robuste Technologieauswahl zu erhalten. Auf diesen Ansatz wird
im Mehrknotenmodell verzichtet, um die Lésbarkeit des radumlich aufgelésten Modells zu
erhalten. Ahnlich wird bei den Transportinfrastrukturen vorgegangen: Im Einknotenmodell
werden die Transportinfrastrukturen rudimentar abgebildet, indem ein Ausbau dieser
Strukturen anhand der gesteigerten Nachfragen abgeschéatzt und dadurch ein Kostenwert
fir den Zubau von Ubertragungs- aber auch Verteilnetzstrukturen generiert wird. Im
Mehrknotenmodell wird auf diese approximierten zusétzlichen Kosten zur Erweiterung der
Verteilnetzstrukturen verzichtet, da sie die kostenoptimalen Ergebnisse der raumlichen
Verteilung der Erzeugungsstrukturen nicht betreffen, sofern die Erzeugungstechnologien
nicht modellseitig in unterschiedliche Netzebenen einspeisen und alle Nachfragen der
Sektoren exogen vorgegeben werden. Aus diesen Griinden sind die Systemkosten der
beiden Modelle nicht direkt vergleichbar.
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Einknoten- und Mehrknotenmodell stimmen somit nicht in ihrem Technologieportfolio,
dem Detailgrad der Modellierung und der Kostenstrukturen Uberein. Dennoch kénnen
die Ergebnisse der Optimierung des Mehrknotenmodells weitere Schlussfolgerungen
insbesondere beziiglich der Machbarkeit, der raumlichen Verteilung und der Nutzung und
Erweiterung von Ubertragungsstrukturen ermdglichen.

Wahrend die Entwicklung und die raumliche Verteilung der einzelnen Nachfragen
dem Mehrknotenmodell exogen vorgegeben werden, soll die rdumliche Verteilung der
Erzeugungstechnologien weiterhin Teil des Optimierungsergebnisses sein. Um dabei
ein ahnliches Energiesystem aufzubauen, muss dem Modell fir die verschiedenen
Technologien ein Ausbauziel vorgegeben werden.

Die Vorgabe von Ausbauzielen, die den Ausbau der Technologien fir mehrere Regionen
betreffen, war bisher nicht im Framework FINE vorgesehen. Deshalb muss fir diese Belange
das Framework um weitere Randbedingungen ergénzt werden. Dabei handelt es sich um

1. eine  Randbedingung, welche die installierte = Gesamtleistung  einer
Technologiekomponente in allen modellierten Regionen begrenzt;

2. eine Randbedingung, welche die installierte Gesamtleistung verschiedener
Technologiekomponenten in allen modellierten Regionen begrenzt.

Abbildung 3.18 zeigt schematisch die beiden hinzugefligten Randbedingungen.

Einknotenmodell Mehrknotenmodell

1. . / N~
i

. —
@‘%

N
l

Abbildung 3.18.: Schematische Darstellung der hinzugefiigten Randbedingungen zur
Regionalisierung der Erzeugung.

Begrenzung der installierten Gesamtleistung einer Technologiekomponente

Die Begrenzung der installierten Gesamtleistung einer Technologiekomponente erfolgt
durch das Hinzufligen zweier Randbedingungen, welche den minimalen und den maximalen
Ausbau der Komponente beschranken. Dafur werden allen Komponentenklassen in FINE
zwei weitere Attribute hinzugefiigt:
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* total ExpansionM azcomp beschreibt den Maximalwert der installierten Leistung einer
Technologiekomponente comp;

* total ExpansionMine,mp beschreibt den Mindestwert der installierten Leistung einer
Technologiekomponente comp.

Die Randbedingungen ergeben sich dabei durch die Ungleichungen 3.9 und 3.10. Dabei gilt,
dass L die Menge aller modellierten Regionen darstellt. Die Variable capeomp,10. €ntspricht
der installierten Leistung der Komponente comp in der Region loc.

total Expansion M axeomp > Z CaPcomp loc (3.9)
loceL

total Expansion M ingemp < Z CaPcomp,loc (3.10)
loce L

Werden fiir eine modellierte Komponente ein Wert flr total ExpansionM azgom, und/oder
total ExpansionMing,m, vorgegeben, gilt, dass die Summe der installierten Leistungen
der Komponente an allen modellierten Regionen diesen Wert nicht Gberschreiten bzw.
unterschreiten darf. Die Werte flr total ExpansionM axcomp Und total ExpansionMingomp
sind positiv zu definieren. Dabei darf total ExpansionMingm, nicht den Wert von
total ExpansionM areome Ubersteigen. Die Ausbaugrenzen einer Technologiekomponente
kdnnen somit beliebig eng gesetzt werden. Werden beide Parameter auf den identischen
Wert festgelegt, entspricht dies einem fest vorgeschriebenen Ausbau einer Komponente.
Ebenso kann auch nur einer der beiden Parameter vorgegeben werden und so ein
Mindestausbau oder ein Maximalausbau abgebildet werden.

Die Implementierung in FINE erfolgt als optionale Parameter. Standardmafig sind beide
Parameter auf None gesetzt, was bedeutet, dass die Randbedingungen zum minimalen und
maximalen Ausbau nicht berlicksichtigt werden.

Mit diesen Randbedingungen kann zum Beispiel der Ausbau der Elekirolyse an die
Ergebnisse des Einknotenmodells angepasst werden.

Begrenzung der installierten Gesamtleistung verschiedener
Technologiekomponenten

Neben der Begrenzung des Ausbaus einer einzelnen Komponente, kann auch die
Begrenzung des Gesamtausbaus mehrerer verschiedener Komponenten notwendig sein.
Dieser Fall tritt auf, wenn sich die abgebildeten Technologien im Einknoten- und
Mehrknotenmodell unterscheiden. Zum Beispiel stimmt das Technologieportfolio zur
Verstromung von Erdgas in den beiden Modellen nicht Uberein, da im Mehrknotenmodell
auf die Abbildung von kleinskaligen Blockheizkraftwerken verzichtet wird, dafir aber die
Abbildung derzeitig betriebener Erdgaskraftwerke detailliert ausféllt. Um hierbei ebenfalls
einen vergleichbaren Ausbau zu erhalten, werden zwei weitere Parameter eingefthrt:

* sharedExpansionMazc beschreibt den Maximalwert der installierten Leistung aller
Technologiekomponenten der Menge C;
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» sharedExzpansionMing beschreibt den Mindestwert der installierten Leistung aller
Technologiekomponenten der Menge C.

Die Menge C stellt eine Teilmenge aller modellierten Komponenten dar. Die
Randbedingungen ergeben sich dabei durch die Ungleichungen 3.11 und 3.12. Dabei gilt,
dass L die Menge aller modellierten Regionen darstellt. Die Variable capcomyp10c €ntspricht
der installierten Leistung der Komponente comp in der Region loc.

sharedExpansionMazxg > Z CaPeomp,loc (3.11)
loc € L,comp € C

shared ExpansionMing < Z CAPcomp,loc (3.12)
loc € L,comp € C

Werden fir eine Teilmenge C der modellierten Komponente ein Wert flr
sharedExpansionMazc und/oder sharedExpansionMing vorgegeben, gilt, dass die
Summe der installierten Leistungen der Komponente dieser Teilmenge C an allen
modellierten Regionen L diesen Wert nicht iberschreiten bzw. unterschreiten darf. Die
Werte flr shared ExpansionMaxc und sharedExzpansionMing sind positiv zu definieren.
Dabei darf shared ExpansionMing nicht den Wert von shared ExpansionM axc Ubersteigen.
Die Ausbaugrenzen einer Teilmenge an Technologiekomponenten kénnen somit beliebig
eng gesetzt werden. Werden beide Parameter auf den identischen Wert festgelegt,
entspricht dies einem fest vorgeschriebenen Ausbau dieser Teilmenge. Ebenso kann auch
nur einer der beiden Parameter vorgegeben werden und so ein Mindestausbau oder ein
Maximalausbau abgebildet werden.

Analog zur Implementierung von total Expansion M axeomp UNd total Expansion Mingemp gilt:
Die Implementierung in FINE erfolgt als optionale Parameter. Standardmafig sind beide
Parameter auf None gesetzt, was bedeutet, dass die Randbedingungen zum minimalen und
maximalen Ausbau einer Teilmenge nicht berlicksichtigt werden.

Grundsatzlich gilt, dass die Teilmenge C aus den Komponentenportfolio beliebig klein
gewahlt werden kann. Besteht die Teilmenge nur aus einer Komponente, sind die
Randbedingungen aus den Ungleichungen 3.11 und 3.12 identisch zu denen aus 3.9 und
3.10. Eine Unterscheidung ist demnach nicht zwingend notwendig, erlaubt jedoch eine
Kombination beider Limitationen.

3.4. Zusammenfassung

Fir den Aufbau eines Mehrknotenenergiesystemmodells wird in diesem Kapitel zunachst
die Methodik zur rdumlichen und zeitlichen Abbildung in der Energiesystemoptimierung
eingefihrt. Das Modell wird dabei mit dem open-source verfligbaren Framework
FINE aufgesetzt. Zielfunktion ist hierbei die Minimierung der jahrlichen Gesamtkosten
des Energiesystems unter Berlcksichtigung von technischen und soziodkonomischen
Randbedingungen sowie Umweltauflagen. Die Modellierung kann in diesem Fall nur fir
diskret definierte Regionen und Zeitschritte erfolgen, wodurch urspriingliche Eingangsdaten
auf die raumliche und zeitliche Auflésung des Modells angepasst werden missen. Je nach
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Datenformat bieten sich hierflir unterschiedliche Verfahren an.

Um den Austausch von Energietragern Uber die Regionsgrenzen hinweg zu erlauben,
werden dem Modell Annahmen fiir die leitungsgebundenen Infrastrukturen zur Ubertragung
von Strom, Gas und Warme (bergeben. Die Zerlegung des Raums erfolgt dabei
auf Basis der Stromnetzdaten und dessen H&chstspannungsknoten, da Uber diese
die Verbrauchsschwerpunkte detailliert abgebildet werden kdénnen. Die Liniendaten der
verschiedenen Ubertragungsinfrastrukturen werden mit dieser riumlichen Zerlegung
Uberlagert. Fir die Anbindung der Offshorewindparks und die Umstellung von Gaspipelines
auf den Wasserstofftransport werden hierbei unterschiedliche Konzepte implementiert, um
deren Auswirkungen in den Szenariovariationen zu untersuchen.

Im Abschnitt 3.3 werden die Arbeitsschritte der angewandten Kopplung zwischen dem
Einknotenmodell NESTOR und dem in dieser Arbeit aufgebauten Mehrknotenmodell
erlautert. Dafiir ist zum einen die Verteilung der Nachfrageprofile auf die raumliche
Auflésung des Mehrknotenmodells notwendig. Diese Nachfragen werden anhand von
verschiedenen Verteilschliisseln in Abhangigkeit des nachgefragten Energietragers und
des Endverbrauchersektors auf NUTS-3 Ebene heruntergebrochen. Zum anderen wird das
Framework FINE um weitere Randbedingungen erganzt, um Ausbaukorridore fiir einzelne
Technologiekomponenten in der Optimierung des Energiesystems vorgeben zu kénnen.
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4. Modellbeschreibung: FINE.Infrastructure

In diesem Kapitel wird das im Rahmen dieser Arbeit aufgebaute Modell FINE.Infrastructure
eingefthrt, welches fiir die nachfolgenden Szenarienanalysen fur ein zukinftiges
Energieversorgungssystem Deutschlands angewendet wird. FINE.Infrastructure ist mit
dem institutseigenen open-source Framework FINE aufgesetzt, welches bereits in
Abschnitt 3.1.1 beschrieben wird. Es handelt sich dabei um ein Optimierungsmodell,
welches Design und Betrieb des Energiesystems Deutschland hinsichtlich der Minimierung
der jahrlichen Gesamtsystemkosten auslegt. Dabei werden sowohl Strominfrastrukturen
als auch Infrastrukturen fur Erdgas, Wasserstoff und Fernwarme berlcksichtigt. Durch
die integrierte Systemoptimierung dieser vier verschiedenen Infrastrukturen kdnnen
Sektorkopplungseffekte analysiert und bewertet werden. Zunachst wird die raumliche und
zeitliche Auflésung des Modells vorgestellt, danach werden die Entwicklung der Nachfragen
aufgezeigt und die einzelnen Komponenten der modellierten Infrastrukturen eingefihrt.

4.1. Rahmenbedingungen

4.1.1. Raumliche und zeitliche Auflosung

Die raumliche Auflésung des Modells FINE.Infrastructure ist nicht festgelegt und kann
entsprechend der Fragestellung variiert werden. Dabei wird die rdumliche Auflésung durch
das hinterlegte Stromnetz vorgegeben. Die maximale Auflésung entspricht der Anzahl der
Hochstspannungsknoten des Stromnetzes, welche innerhalb der Grenzen Deutschlands
liegen. Flir den Modellaufbau wird dabei das Stromnetz aus dem Netzentwicklungsplan
2030 - Version 2019 [193] ausgewahlt, welches bereits in der Arbeit von Cerniauskas et
al. [28] genutzt wird. Die Anzahl der berlcksichtigten Hochstspannungsknoten innerhalb
Deutschlands belauft sich hierbei auf 475, das heif3t, die maximale raumliche Auflésung
des hier aufgebauten Modells betragt 475 Regionen. Jede dieser Regionen wird durch die
Voronoi-Region um einen Héchstspannungsknoten beschrieben (vergleiche Abschnitt 3.1.2
und 3.2.1).

Die Inputdaten aller rdumlich aufgelésten Komponenten, darunter die theoretischen
Potenziale von Windkraft- und Photovoltaikanlagen, werden fiir diese Auflésung bestimmt.
Da die Lésungszeit des Optimierungsproblem sowie die benétigten Hardwareressourcen mit
der Anzahl an Regionen ansteigen, kdnnen die Regionen zusammengefasst werden, um die
raumliche Auflésung und damit die ModellgréBe zu reduzieren (siehe Abbildung 3.4).

Um Aussagen zu Transformationspfaden zu ermdglichen, werden in den Szenarien zwei
Jahre betrachtet: Das Jahr 2030 fir die kurzfristige und das Jahr 2050 fUr die langfristige
Entwicklung des Energiesystems. Im Abschnitt 2.1.2 werden die gebrauchlichsten zeitlichen
Aufldsungen aufgefihrt. Diese variieren je nach Fragestellung. In der vorliegenden Arbeit
wird ein Jahr anhand von 8760 Zeitschritten abgebildet, was einer stiindlichen Auflésung
entspricht. Die raumliche Auflésung und die Anzahl an beriicksichtigten Komponenten



88 4 Modellbeschreibung: FINE.Infrastructure

fihren allerdings bereits zu einer groBen ModellgréB3e und damit einhergehenden hohen
Modellkomplexitat, wodurch die zeitliche Auflésung mit Aggregationsverfahren approximiert
wird, um die LOsungsdauer des Optimierungsproblems zu verringern. Hierzu wird
die in Abschnitt 2.1.4 beschriebene Methode der Aggregation zu Typperioden mit je
24 Zeitschritten angewandt. Dies entspricht den sogenannten Typtagen. Die Anzahl
der betrachteten Typtage kann zwischen 1 und 365 variiert werden. Aufgrund der
Berucksichtigung von saisonalen Langzeitspeichern im Modell (zum Beispiel Salzkavernen
zur Speicherung von Erdgas und Wasserstoff) werden die Typperioden gekoppelt betrachtet
basierend auf der Methodik in Kotzur et al. [82].

4.1.2. Abbildung des Bestands

Die Optimierungen fir die Jahre 2030 und 2050 werden unabhangig voneinander
durchgefihrt. Dies bedeutet, dass die installierten Leistungen des Jahres 2030 nicht bei der
Optimierung 2050 zur Verfligung stehen und das Modell in beiden Jahresoptimierungen frei
Uber die Platzierung der Technologien entscheiden kann. Prinzipiell gilt, dass die Bestande
installierter Leistungen der vorangegangenen Jahre im System berlcksichtigt werden
sollten, sofern ihre technische Lebensdauer nicht Gberschritten ist.

Fir die Modellierung des Energiesystems Deutschland werden allerdings auch
gegenwartige Bestande einzelner Technologien beriicksichtigt, von denen auszugehen ist,
dass sie in der kurz- und langfristigen Entwicklung noch eine Rolle spielen werden. Zu
diesen Besténden zahlen:

» Konventionelle Kraftwerke
Es werden alle Standorte und deren verfligbaren technischen Informationen
berlcksichtigt, deren AuBBerbetriebnahme noch nicht veréffentlicht wurden (basierend
auf den Daten aus [75,76,112], Stand 19.01.2021).

Kavernenspeicher
Es werden alle existierenden und geplanten Kavernenspeicher bericksichtigt
(basierend auf [147], Stand 31.12.2019)

Porenspeicher
Es werden alle existierenden Porenspeicher berlicksichtigt (basierend auf [147], Stand
31.12.2019).

» Pumpspeicherkraftwerke
Es werden alle existierenden Pumpspeicherkraftwerke innerhalb Deutschlands sowie
geplante Erweiterungen berlicksichtigt (basierend auf [148], Stand April 2020).

Laufwasserkraftwerke
Es werden alle existierenden Laufwasserkraftwerke innerhalb Deutschlands
beriicksichtigt (basierend auf [52]).

+ Stromnetz
Es werden die bestatigten MaBnahmen des Netzentwicklungsplans Gbernommen und
als Bestandsnetz beriicksichtigt (basierend auf [193]).

®Nutzung der Kavernenspeicher sowie ihre Umstellung auf den Betrieb mit Wasserstoff sind Teil des
Optimierungsergebnisses.
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» Gasnetz
Es wird ein existierendes Gasnetz vorgegeben und als Bestandsnetz berlicksichtigt
(basierend auf [228]).

Informationen zu den Entscheidungen des Jahres 2030 bezilglich der Umstellung
einzelner Salzkavernen oder den Ausbau des Gasnetzes werden allerdings nicht der
Optimierung des Jahres 2050 Ubergeben. Aufgrund der angenommenen Entwicklungen der
Endverbrauchersektoren ist allerdings davon auszugehen, dass der kostenoptimale Ausbau
dieser Komponenten keine gegensétzlichen Entwicklungen aufweist.

Der Bestand der erneuerbaren Energiequellen, existierende Fernwarmenetze und
bereits in Planung und Bau befindliche Projekte fur Elekirolyse und Batteriespeicher
werden nicht berlcksichtigt. Die Zusammenstellung eines rdumlich hoch aufgel6sten
Datensatzes, welcher die gegenwartigen und geplanten installierten Leistungen dieser
Systemkomponenten sowie detaillierte Informationen zu ihren technischen Eigenschaften
und ihrer Inbetriebnahme enthalt, ist nicht Bestandteil dieser Arbeit. Aufgrund der Annahmen
zu den technischen Lebensdauern dieser Technologien ist davon auszugehen, dass ein
groBer Anteil der bereits installierten Leistungen in naher Zukunft ausgetauscht werden
muss. Dies gilt ebenso fir die Optimierung des Jahres 2050, da das Zeitintervall
zwischen den beiden Optimierungsjahren die technische Lebensdauer dieser Technologien
Ubersteigt. Dartiber hinaus werden flr einige Technologien Ausbaugrenzen vorgegeben,
wodurch ein Anteil des Bestands bezogen auf die installierte Gesamtleistung einer
Komponente vereinfacht abgebildet wird. Die rdumliche Verteilung ist dennoch Teil des
Optimierungsergebnisses und kann von der raumlichen Verteilung des vorangegangen
Zeitschritts abweichen.

Werden in zukilnftigen Arbeiten weitere Optimierungsschritte hinzugenommen und somit
das Zeitintervall zwischen den Optimierungsjahren verringert, ist die Vererbung der
installierten Leistungen von einem Optimierungsschritt zum nachsten notwendig. Um die
vorangegangene Verteilung und die AuBerbetriebnahme nach Ablauf der technischen
Lebensdauer abbilden zu kénnen, missen die regionsspezifischen installierten Leistungen
sowie das jeweilige Jahr der Inbetriebnahme dem né&chsten Optimierungsschritt als
Inputdaten Ubergeben werden. Dies fuhrt zu einer steigenden ModellgréBe und damit
verbundenen steigenden Komplexitat des Optimierungsproblems und beeinflusst somit die
Lésbarkeit des Problems.

4.2. Modellierte Energie- und Massenfliisse in
FINE.Infrastructure

Zu den modellierten Energie- und Massenflissen in FINE.Infrastructure zahlen die
Endenergienachfragen der Verbrauchersektoren, die Import- und Exporte von Energietrager
nach und aus Deutschland sowie die Treibhausgasemissionen. Da es sich bei dem Modell
FINE.Infrastructure um eine reduzierte Abbildung des Energiesystems Deutschland handelt,
werden nur die CO,-Emissionen des Umwandlungssektors beriicksichtigt. Emissionen der
Landwirtschaft, des Verkehrssektors sowie des Industriesektors werden in diesem Modell
nicht abgebildet.
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4.2.1. Modellierte Nachfragen

Das hier verwendete Modell FINE.Infrastructure erlaubt die Berlcksichtigung der
Endenergienachfragen nach Strom, Erdgas, Wasserstoff und Fernwarme. Die
Endenergienachfragen fiir die Verbrauchersektoren werden dem Modell exogen vorgegeben
mit Ausnahme des Energie- beziehungsweise Umwandlungssektors. Die Nachfragen von
letzterem Sektor sind Teil des Ergebnisses durch die Design- und Betriebsoptimierung des
Energiesystems. Die Nachfrageprofile werden aus den Ergebnissen des Einknotenmodells
FINE-NESTOR entnommen und regional aufgeteilt (siehe dazu Abschnitt 3.3).

In  Abschnitt 3.3.1 wird bereits die Methode zur raumlichen Verteilung der
Endenergienachfragen der einzelnen Sektoren und Energietrager beschrieben. Die Profile
werden dabei anteilm&Big anhand verschiedener Indikatoren auf die Regionen verteilt.
Um diese im Modell FINE.Infrastructure nutzen zu kénnen, muss in einem nachgelagerten
Schritt eine Uberschneidung der raumlich verteilten Nachfragen (hier auf NUTS3-Ebene)
und der gewtlinschten raumlichen Auflésung des Energiesystems erfolgen. Durch diese
Uberschneidung kénnen die Nachfrageprofile flichenmaBig den bis zu 475 Regionen
zugeteilt werden. Dadurch erhalt jede Voronoi-Region ihre individuellen Nachfrageprofile
fur die einzelnen Energietrager.

Alle Nachfragen werden in FINE als Sink-Komponenten modelliert (siehe Abschnitt 3.1.1).

Stromnachfrage

Die Stromnachfrage wird aus den Nachfrageprofilen aus den Ergebnissen von
FINE-NESTOR abgeleitet. Tabelle 4.1 flihrt die Nachfragewerte der einzelnen
Verbrauchersektoren sowie die aufsummierte Stromnachfrage fir die betrachteten
Jahre 2030 und 2050 auf’. Die hochste Nachfrage weist hierbei in beiden Jahren
der Industriesektor auf. Aufgrund der Zuordnung des Strombedarfs fiir Warmepumpen
Ubersteigt die Stromnachfrage des Haushaltssektors im Jahr 2050 die Nachfrage des
G/H/D-Sektors. Insgesamt betragt die Stromnachfrage im Jahr 2030 etwa 493 TWh,, und
steigt zum Jahr 2050 um 43 % auf 706 TWh,,.

Tabelle 4.1.: Stromnachfragen der einzelnen Verbrauchersektoren fiir die modellierten
Jahre 2030 und 2050.

Jahr | Haushalte Gewerbe/Handel/ Industrie  Transport | Gesamtnachfrage
Dienstleistungen

2030 | 104 TWhy, 137 TWh, 235TWh, 17 TWhy \ 493 TWhy,

2050 | 200 TWhy 136 TWh, 333TWh, 37TWhy \ 706 TWhy,

Die Verteilung der Stromnachfrage des Jahres 2050 auf die Voronoi-Regionen ist in
Abbildung 4.1 (links) dargestellt. Die hdchsten Nachfragedichten finden sich in den dicht
besiedelten Regionen in Nordrhein-Westfalen, in Stuttgart, Berlin, Minchen, Frankfurt und

"Die hier abgebildeten Nachfragewerte kdnnen aufgrund der sektoralen Zuordnungen der Stromfliisse von den
Werten aus Kullmann [209] abweichen.



4.2 Modellierte Energie- und Massenfliisse in FINE.Infrastructure 91

Ludwigshafen. Die Verbrauchschwerpunkte der Stromnachfrage liegen damit hauptsachlich
in West- und Stddeutschland. Der Spitzenlastfall tritt in einer Stunde Anfang Dezember auf
und ist in Abbildung 4.1 (rechts) zu sehen. In dieser Stunde betragt die Last 128 GW,, ohne
Bericksichtigung des Strombedarfs fir den Umwandlungssektor. Die héchsten Lastfalle
sind dabei in den industriell gepragten Regionen rund um Hamburg, Minchen und im
Landkreis Altotting zu beobachten. In diesem Fall sind die Lasten fiir die Gesamtregion
abgebildet und nicht die Lastdichte der Region. Dadurch weisen groB3flachige Regionen mit
einzelnen GroBverbrauchern eine héhere Last auf als kleinflachige Regionen ohne diese.

GWhe
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10.0 1.00
7.5 0.75
5.0 0.50
2.5 0.25
(a) Stromnachfrage 2050 (X 706 TWh,,) (b) Spitzenlastfall (X 128 GW,)

Abbildung 4.1.: Stromnachfrage pro Quadratkilometer fir das Jahr 2050 und
Spitzenlastfall (ohne Umwandlungssektor).

In der Darstellung der verteilten Stromnachfragen wird deutlich, dass die Anzahl der
Hoéchstspannungsknoten und damit auch die Anzahl der Voronoi-Regionen in Gebieten mit
hoher Stromnachfragedichte héher ausféllt als in Gebieten mit niedriger Nachfragedichte.
Mecklenburg-Vorpommern, Brandenburg und Thiringen weisen deshalb eine geringere
raumliche Maximalauflésung auf als Nordrhein-Westfalen, Baden-Widrttemberg und Bayern.

Jede Voronoi-Region weist ein eigenes, individuelles Nachfrageprofil auf, welches sich
aus den Linearkombinationen der Nachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren
zusammensetzt. In Abbildung 4.2 sind exemplarisch zwei normierte Nachfrageprofile flr
das Jahr 2050 dargestellt. Das linke Profil zeigt die Nachfrage einer landlichen Region ohne
Industriestandort. In dieser Region wird die Nachfrage vom Verlauf der Haushaltsnachfrage
dominiert (vgl. Abbildung B.4). Im rechten Profil dagegen Uberwiegt die industrielle
Nachfrage. Dadurch liegt in jeder Stunde eine Grundlast vor, welche etwa 50% der
Maximallast in dieser Region entspricht.
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Abbildung 4.2.: Normierte Stromnachfrageprofile einzelner Regionen fiir das Jahr 2050.

Erdgasnachfrage

Die Erdgasnachfrage wird aus den Nachfrageprofilen aus den Ergebnissen von
FINE-NESTOR abgeleitet. Da die nicht-energetischen Erdgasnachfragen des
Industriesektors in dieser Arbeit nicht beriicksichtigt werden, ergeben sich bei der
Gesamtnachfrage leicht abweichende Werte zu denen aus FINE-NESTOR. Tabelle 4.2
zeigt die Nachfragen der Sektoren sowie die Gesamtnachfrage®. Im Jahr 2030 betragt
die Gesaminachfrage nach Erdgas 651 TWhcy,. Diese muss im Modell komplett durch
Importe und die Aufbereitung von Biogas gedeckt werden. Aufgrund der Reduktionsziele
der CO,-Emissionen und der damit verbundenen Abkehr von fossilen Energietragern sinken
die Nachfragen bis zum Jahr 2050 um 88 % auf 79 TWhcy, -

Tabelle 4.2.: Erdgasnachfragen der einzelnen Verbrauchersektoren fiir die modellierten
Jahre 2030 und 2050.

Jahr | Gebaude Industrie | Gesamtnachfrage
2030 | 420 TWhcy, 231 TWhey, | 651 TWhcyy,
2050 | 45TWhey, 35TWhey, | 79 TWhcy,

Abbildung 4.3 zeigt die raumliche Verteilung der Erdgasnachfragen des Jahres 2050 auf
die Voronoi-Regionen. Links zu sehen ist Nachfragedichte. Die industriell gepragten und
dicht besiedelten Regionen im Rheinland und Ruhrgebiet sowie um Ludwigshafen weisen
die hochsten Nachfragedichten auf. Die Erdgasnachfrage des Gebaudesektors bezieht
sich hierbei auf die dezentrale Bereitstellung von Raumwarme und Warmwasser sowie die
Nachfrage zum Kochen. Der Spitzenlastfall tritt Mitte Januar des Jahres auf und l&sst sich
durch den zu dieser Zeit erh6hten Bedarf an Raumwéarme erklaren (Abbildung 4.3b). Dabei

8Die hier abgebildeten Nachfragewerte kdnnen aufgrund der sektoralen Zuordnungen der Erdgasnachfragen
im Industriesektor von den Werten aus Kullmann [209] abweichen.



4.2 Modellierte Energie- und Massenfliisse in FINE.Infrastructure 93

betragt die Hohe der Last 108 GW(y, . Die hochsten Lasten finden sich in den industriell
gepragten Regionen.

GWhcp,
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(a) Erdgasnachfrage 2050 (X 79 TWhcy,) (b) Spitzenlastfall (3 108 GWcy,)

Abbildung 4.3.: Erdgasnachfrage pro Quadratkilometer fir das Jahr 2050 und
Spitzenlastfall (ohne Energiesektor).

Die réumliche Verteilung der Erdgasnachfrage zeigt, dass sich im Jahr 2050 die
Bedarfszentren fiir Erdgas hauptsachlich auf Regionen in Nordrhein-Westfalen und im
Grenzgebiet von Baden-Wirttemberg und Rheinland-Pfalz beschranken. Aufgrund des
starken Rickgangs in der Nachfrage unterscheiden sich die zeitlichen Nachfrageprofile
der einzelnen Regionen zwischen den beiden Jahren 2030 und 2050. Abbildung 4.4
zeigt exemplarisch flir zwei Regionen die Nachfrageprofile fir beide Jahre. Wahrend
im Nachfrageprofil 2030 in einer industriell gepréagten Region eine konstante Grundlast
vorherrscht, ist die Nachfrage im Jahr 2050 nur noch auf die Zeit zwischen November und
April begrenzt. In Regionen ohne Industriestandorte ist die Erdgasnachfrage fast génzlich
auf die kaltesten Tage des Jahres beschrankt.
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Abbildung 4.4.: Normierte Erdgasnachfrageprofile zweier Regionen flr die Jahre 2030
und 2050.

Wasserstoffnachfrage

Die Entwicklung der Wasserstoffnachfrage erfolgt gegensatzlich zur Entwicklung der
Erdgasnachfrage: Die Gesamtnachfrage nach Wasserstoff steigt von 64 TWhy, im Jahr
2030 auf 349 TWhy, im Jahr 2050 (siehe Tabelle 4.3) ohne Bericksichtigung des
Umwandlungssektors®. Dabei bezieht sich die Wasserstoffnachfrage des Industriesektors
nur auf die zukinftige zusatzliche Nachfrage. Die derzeitige Wasserstoffnachfrage des
Industriesektors, welche durch konventionelle Wasserstofferzeugung an den jeweiligen
Industriestandorten gedeckt wird, wird in dieser Arbeit nicht bertcksichtigt (analog zu [28]).

°Die hier abgebildeten Nachfragewerte kdnnen aufgrund der sektoralen Zuordnungen der
Wasserstoffnachfragen im Industriesektor von den Werten aus Kullmann [209] abweichen. Die
Wasserstoffnachfrage der Industrie bezieht sich nur auf zusatzliche Wasserstoffnachfragen. Die derzeitige
Wasserstoffnachfrage, welche durch konventionelle Erzeugung an den jeweiligen industriellen Standorten
gedeckt wird, wird vernachléssigt. Deshalb ergeben sich fiir das Jahr 2030 geringere Wasserstoffnachfragen
im Industriesektor.
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Tabelle 4.3.: Wasserstoffnachfragen der einzelnen Verbrauchersektoren fiir die
modellierten Jahre 2030 und 2050.

Jahr | Gebaude Industrie Verkehr | Gesamtnachfrage
2030 | 1TWhy, 18TWhy, 45TWhy, | 64 TWhy,
2050 | 15 TWhy, 195TWhy, 139 TWhy, | 349 TWhy,

Insgesamt steigt die Wasserstoffnachfrage in allen Sektoren deutlich an, wobei Industrie
und Verkehr 96 % der Gesamtnachfrage im Jahr 2050 ausmachen.

Die Wasserstoffnachfrage ist besonders in Regionen mit Standorten der Stahl-, Zement-
oder chemischen Industrie erhdht. Dadurch ergeben sich hohe Nachfragedichten
im Saarland und in Nordrhein-Westfalen (siehe Abbildung 4.5). Die Nachfrage des
Verkehrssektors dagegen ist gleichmaBig Uber alle Regionen verteilt mit gering
ausgepragten lokalen Maxima in den dichter besiedelten Regionen. Der Spitzenlastfall fir
die Endverbrauchernachfragen ohne die Beriicksichtigung des Umwandlungssektors tritt
Mitte Februar auf mit einer nachgefragten Last von 80 GWy, (Abbildung 4.5, rechts), wobei
zu dieser Stunde die Nachfrage des Gebaudesektors zur dezentralen Warmebereitstellung
Gberwiegt.

GWhy,
km?-a

(a) Wasserstoffnachfrage 2050 (2
349 TWhyy,) (b) Spitzenlastfall (X 80 GWyy,)

Abbildung 4.5.: Wasserstoffnachfrage pro Quadratkilometer fiir das Jahr 2050 und
Spitzenlastfall (ohne Umwandlungssektor).

Je nachdem, ob Industriestandorte mit Wasserstoffbedarf in den Regionen angesiedelt
sind oder nicht, unterscheidet sich das zeitliche Nachfrageprofil (siehe Abbildung 4.6).
Aufgrund der konstanten Wasserstoffnachfrage des Verkehrssektors ist in allen Zeitschritten
eine Grundlast vorhanden. Industriell gepragte Standorte weisen ihr Nachfragemaxima in
den Sommermonaten bis November auf. Regionen ohne Industrie dagegen erreichen ihre
maximale Nachfrage im Januar und Marz.
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Abbildung 4.6.: Normierte Wasserstoffnachfrageprofile einzelner Voronoi-Regionen fir
das Jahr 2050.

Fernwarmenachfrage

Die modellierte Warmenachfrage umfasst nur die Nachfrage, welche durch
Fernwarmenetze gedeckt wird. Im raumlich aufgelésten Modell wird keine Optimierung
der Wéarmebereitstellung durchgefuhrt. Eine Mitoptimierung dieser Bereitstellung ist fur
zukiinftige Arbeiten unter Berlicksichtigung des Geb&udebestands in den jeweiligen
Regionen und den damit einhergehenden Einschrankungen der Technologieauswahl
denkbar.

Fernwarmenachfragen weisen der Gebaude- und der Industriesektor auf. Im Falle des
Industriesektors wird hierbei nur die Nachfrage nach Niedertemperatur-Prozesswarme
abgebildet, welche in den Ergebnissen aus FINE-NESTOR (ber Fernwarmenetze
bereitgestellt wird. Die Warmenachfragen summieren sich auf 187 TWhy;, im Jahr 2030 und
auf 167 TWhy,, im Jahr 2050 (siehe Tabelle 4.4)'°.

Tabelle 4.4.: Warmenachfragen der einzelnen Verbrauchersektoren fiir die modellierten
Jahre 2030 und 2050.

Jahr | Gebaude Industrie | Gesamtnachfrage
2030 | 149 TWhy;, 38 TWhy, | 187 TWhy,

2050 | 126 TWhy, 41 TWhy, | 167 TWhy,

Die Verteilung der Warmenachfragen erfolgt nach der Bevolkerungsdichte und
der Bruttowertschopfung des Industriesektors. Dadurch weisen insbesondere
Nordrhein-Westfalen und Baden-Wirttemberg als dicht besiedelte Bundeslander eine
héhere Fernwarmenachfrage pro Quadratkilometer auf. Abbildung 4.7 zeigt die rdumliche
Verteilung der Nachfragedichten. Die maximale Last mit 48 GW,,, tritt Mitte Januar auf.

°Dje hier abgebildeten Nachfragewerte kénnen aufgrund der sektoralen Zuordnungen der Wéarmenachfragen
und aufgrund der Vernachlassigung der Prozesswarmenachfragen von den Werten aus Kullmann [209]
abweichen.
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Abbildung 4.7.: Fernwarmenachfrage pro Quadratkilometer fir das Jahr 2050 und
Spitzenlastfall.

Der zeitliche Verlauf der Nachfrage wird im Falle des Industriesektiors als konstant
angenommen. Aus diesem Grund weisen alle modellierten Regionen &hnliche
Warmenachfrageprofile auf. Die hochsten Nachfragewerte werden aufgrund des erhdhten
Raumwarmebedarfs in den Wintermonaten beobachtet.

4.2.2. Modellierte Im- und Exporte

Dem Modell ist es erlaubt, verschiedene Energietrdger zu importieren. Raumliche
Beschrankungen des Imports gelten flr die Energietrager Strom, Erdgas und Wasserstoff.
Diese kénnen nur an bestimmten Grenzlibergdngen dem Energiesystem zugefiihrt werden.
Darlber hinaus kénnen die Priméarenergietrager Mineraldl, Braun- und Steinkohle in jeder
Region hinzugekauft werden, um die konventionellen, thermischen Kraftwerke zu betreiben.
Der modellierte Export ist limitiert auf den Export von Strom und sollte in zukunftigen
Arbeiten um weitere Energietrager erweitert werden.

Importe werden in FINE als Source-Komponenten abgebildet, der Stromexport als
Sink-Komponente (siehe Abschnitt 3.1.1).

Stromimporte und -exporte

Die Modellierung der Stromimporte und -exporte erfolgt auf Basis der Methodik von
Welder [27] und Lopion [26]. Wie bereits in Abschnitt 2.3.1 erlautert, werden die
Potenziale fir den Import und Export durch die positiven und negativen Residuallasten
der angebundenen Lander definiert. Die Werte der Residuallasten basieren auf der
Arbeit von Syranidou [52] und dem Szenario small & local aus dem e-Highway-Projekt
[225]. Abbildung 4.8 zeigt die jahrlichen positiven und negativen Residuallasten der
beriicksichtigten Import- und Exportlander. Die Kuppelleitungen, basierend auf dem



98 4 Modellbeschreibung: FINE.Infrastructure

Netzentwicklungsplan 2030 (2019) [193] sind in schwarz eingezeichnet. Die Residuallasten
liegen als stlndliche Profile vor. Die maximalen Import-/Exportleistungen ergeben
sich anhand der Ubertragungsleistung der einzelnen Kuppelleitungen und sind den
jeweiligen angebundenen Voronoi-Regionen zugeordnet. Die Summe aller importierten bzw.
exportierten Strommengen Uber Kuppelleitungen aus demselben Land darf dabei in jedem
Zeitschritt nicht die Summe der positiven bzw. negativen Residuallast Ubersteigen. Der
Import und Export von Strom sind optional. Die Optimierung kann in jedem Zeitschritt
wahlen, ob Strom geman des Residuallastenprofils im- bzw. exportiert werden soll.
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Abbildung 4.8.: Jahrliches Potenzial fiir Stromimport und -export zu den durch
Kuppelleitungen am Stromnetz angebundenen Landern (angelehnt
an [27]). Verbindungsleitungen sind in schwarz eingezeichnet.

Der Im- und Export nach bzw. aus GroBbritannien ist aufgrund der vorliegenden
Datengrundlage nicht berlicksichtigt, weshalb in Abbildung 4.8 GroBbritannien in weil3
dargestellt ist. In zukiinftigen Arbeiten sollte flir GroBbritannien ebenfalls ein Potenzial
fir den Im- und Export hinterlegt werden. Weiterhin wére denkbar, die Modellierung
des Stromim- und -exportes Uber eine Modellkopplung mit einem Energiesystem- oder
Strommarktmodell fiir Europa zu erweitern, um so eine detaillierte Abbildung des
internationalen Stromaustauschs zu ermdglichen.

Erdgasimporte

Der Import von Erdgas kann an allen grenziiberschreitenden Pipelines des Erdgasnetzes
erfolgen. Die maximalen Ubertragungsleistungen sind in Abbildung 4.9 dargestellt. Im
Gegensatz zu der Importmodellierung von Wasserstoff werden fiir den Import von Erdgas
keine konstanten Importraten beriicksichtigt. Das Modell kann frei entscheiden, wie viel
Erdgas an welcher Stelle und zu welchem Zeitpunkt importiert werden soll. Der Import von
Erdgas wird zur Deckung der Erdgasnachfragen und fir die Nutzung der Erdgaskraftwerke
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bendtigt. Die inlandische Erdgasgewinnung wird nicht beriicksichtigt. Der Transport des
importierten Erdgases zu den jeweiligen Verbrauchern erfolgt (ber das Gasnetz. Die
Importkosten sind zu jedem Zeitpunkt und an allen méglichen Importlokationen identisch.
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Abbildung 4.9.: Optionen fir den Import von Erdgas.

Auf die Abbildung des Exports von Erdgas wird verzichtet. Dies bedeutet allerdings auch,
dass der Transit von Erdgas nicht beriicksichtigt wird. Aufgrund der Rolle Deutschlands als
Transitland fiir die europaische Erdgasversorgung sollte in zukinftigen Arbeiten der Transit
von Erdgas integriert werden. Hierflir werden zusatzliche Annahmen flir den zukiinftigen
Erdgasverbrauch anderer Lander benétigt, die ihre Erdgasimporte hauptsachlich Gber den
Transit durch Deutschland beziehen.

Wasserstoffimporte

Fir die Modellierung des Wasserstoffimports werden folgende Annahmen getroffen:

* Flissiger Wasserstoff kann via Schiff an den drei potenziellen Standorten flr
LNG-Terminals importiert werden.

» Wasserstoff kann Uber Pipelines aus den Niederlanden importiert werden.

In beiden Féllen werden die Importraten als konstant abgebildet (analog zu den Annahmen
in FINE-NESTOR). Dies bedeutet, dass die ausgebaute Importleistung ganzjahrig zu
100 % genutzt werden muss. Es wird keine Unterscheidung zwischen grinem und blauem
importiertem Wasserstoff vorgenommen. Die Kosten fir den importieren Wasserstoff
sind an allen Importstandorten identisch und werden auf den konservativen Wert von
96 Euro/GWhypy, (3,20 Euro/kgy 1,) festgesetzt (basierend auf [28]).
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Abbildung 4.10 zeigt die mdglichen Lokationen und die maximal installierbaren
Importleistungen fir den Wasserstoffimport. An den drei Terminals wird angenommen,
dass die maximale Importleistung jeweils 7 GWy;, betragt. Die maximalen Importleistungen
fir den Import (iber die Niederlande orientieren sich an den Ubertragungsleistungen der
Importpipelines des Erdgasnetzes.

Abbildung 4.10.: Optionen fir Wasserstoffimport: Via Schiff an den Terminals oder via
Pipelines Uber die Niederlande.

Um alle berlcksichtigten Importméglichkeiten als gleichwertig zu betrachten, wird
angenommen, dass sowohl der an den Terminals als auch der tber die Pipeline importierte
Wasserstoff in flissiger Form ins System eingefiihrt wird. Dies liegt darin begriindet,
dass der Uber die Niederlande importierte Wasserstoff ebenfalls in flissiger Form an
einen Hafen angelandet wird und vor Ort regasifiziert werden muss, um diesen (ber die
Pipelines zu transportieren. Da in dieser Hinsicht keine differenzierten Kostenanteile fur
die Regasifizierung des Fliussigwasserstoffs berlicksichtigt werden, bietet es sich an, alle
Standorte zu den gleichen Bedingungen abzubilden. Dadurch kann die Bevorteilung eines
gasférmigen Wasserstoffimports bei gleichen Importkosten verhindert werden.

In zukinftigen Arbeiten kdnnten die Importkosten differenzierter betrachtet werden sowie
weitere Importlokationen erlaubt werden. Ebenso ware es mdglich, neben der Nachfrage
nach gasférmigem Wasserstoff eine Nachfrage nach Flissigwasserstoff zu integrieren
sowie den Transport von Fliissigwasserstoff abzubilden.

Weitere Importe

Zusatzlich wird im Modell der Zukauf weiterer Primarenergietrdger erlaubt darunter
Mineraldl, Braun- und Steinkohle. Diese werden flir den Betrieb der konventionellen,
thermischen Kraftwerke benétigt. Ihr Zukauf ist in jeder modellierten Region mdglich. Ein
Transport dieser Energietrager Uber Regionsgrenzen hinweg ist nicht abgebildet. Ebenso
wird eine mogliche Speicherung bzw. Lagerung dieser Energietrager nicht bericksichtigt.
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Die Kosten des Zukaufs sind fiir den gesamten Zeithorizont konstant und fir alle Regionen
identisch. Dadurch bietet die Abbildung von Transport und Speicherung dieser Energietrager
in der vorliegenden Modellversion keinen Mehrwert, weil sie aufgrund der entstehenden
Mehrkosten nicht gezogen werden wirden. Prinzipiell kann das Modell aber um diese
Komponenten erweitert werden.

4.2.3. Beriicksichtigung von CO,-Emissionen

Die Betrachtung der Treibhausgasemissionen wird auf die Emissionen von CO, limitiert.
Das Modell selbst bildet dabei nur einen Teil des Gesamtsystems Deutschland ab. So
wird beispielsweise der Sektor Landwirtschaft nicht beriicksichtigt. Selbiges gilt fir die
Emissionen des Verkehrssektors sowie die anfallenden Emissionen durch die fossile,
dezentrale Warmebereitstellung - zum Beispiel durch Gas- und Olheizungen.

Aus diesem Grund dlrfen der Optimierung nicht die gesamtheitlichen
Emissionsreduktionsziele der neuen Klimaschutzgesetze vorgegeben werden, welche
derzeit flr das 2030 auf 65 % und fir 2045 auf 100 % definiert sind [109, 110].

Das zugrunde liegende Referenzmodell, aus welchem die Nachfragen und Ausbaugrenzen
extrahiert werden, basiert zudem auf einem &lteren Klimaschutzgesetzesentwurf, welcher
die Treibhausgasreduktion flr das Jahr 2050 auf 95 % festlegt [106, 209].

Die Berticksichtigung der CO,-Emissionen erfolgt im Modell FINE.Infrastructure deshalb
folgendermalen:

» Bei der Stromerzeugung durch konventionelle, thermische Kraftwerke fallen
CO,-Emissionen gemaB dem Brennstoff an, der in dem jeweiligen Kraftwerk genutzt
wird. Diese werden in der Bilanzierung der Emissionen berucksichtigt.

+ Die Nutzung von Biogas in einem Erdgaskraftwerk fiihrt zu keinen CO,-Emissionen,
die in der Bilanz bericksichtigt werden.

» Die Verbrennung von Holzhackschnitzeln fihrt zu keinen CO,-Emissionen, die in der
Bilanz berlicksichtigt werden.

Treibhausgasemissionen der Sektoren Industrie, Verkehr, Abfallwirtschaft und
Gebaude werden vernachlassigt.

Zusammenfassend werden somit nur die CO,-Emissionen fiir die Stromerzeugung
aus fossilen Primarenergietrdgern detailliert abgebildet. Als Referenzwert fir die
Reduktionsziele wird deshalb - analog zu Welder [27] - der Wert der CO,-Emissionen durch
die Stromerzeugung fir das Jahr 1990 gewéhlt. Dieser beziffert sich auf 366 Mtq, /a [105].
Der Klimaschutzplan 2050 [108] sieht fir das Jahr 2030 eine Gesamtreduktion der
CO,-Emissionen um 55 % vor, wobei der Energiewirtschaftssektor mit einer Reduktion von
rund 62 % Uberproportional zur Zielsetzung beitragen soll. Die Emissionen dieses Sektors
setzen sich zusammen aus der Verbrennung fossiler Rohstoffe zur Bereitstellung von
Strom und Warme sowie aus den Emissionen der Pipelineverdichter und der Raffinerien.
Im Jahr 1990 summieren sich die Emissionen dieses Sektors auf 466 Mtcq,/a [108].
Mit der Anderung des Klimaschutzgesetzes mit dem Ziel der Treibhausgasneutralitat bis
2045 erhoéht sich das Reduktionsziel 2030 insgesamt auf 65 % und im Speziellen fir den
Energiewirtschaftssektor auf knapp 77 % [109]. Die zulassigen Jahresemissionsmengen
reduzieren sich dabei fiir diesen Sektor auf 108 Mtc, /a im Jahr 2030 [109].

Aufgrund der eingeschrankten Abbildung des Energiewirtschaftssektors im Modell
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FINE.Infrastructure und den Annahmen des zugrunde liegenden Referenzszenarios
bezlglich der Reduktionsziele wird fur das Jahr 2030 eine Reduktion der CO,-Emissionen
des Stromsektors um 70% angestrebt, wodurch die Emissionen des Sektors auf
109,8 Mt(, /a limitiert werden.

Fir das Jahr 2050 wird davon ausgegangen, dass der Stromsektor keine weiteren
CO,-Emissionen ins System einbringen darf. Dies bedeutet, dass flir die berechneten
Szenarien des Jahres 2050 die CO,-Emissionen auf 0 Mtco, /a festgesetzt werden.

Die Modellierung der CO,-Emissionen in FINE erfolgt als Sink-Komponente mit einer
jahrlichen Begrenzung der maximal erlaubten Emissionen. Das heif3t, die aufsummierten
CO,-Emissionen (ber alle Zeitschritte des Jahres dirfen den maximal erlaubten
Emissionswert nicht Ubersteigen.

4.3. Modellierte Energieinfrastrukturen in FINE.Infrastructure

Eine Ubersicht aller modellierten Technologien sowie technische Daten und
Modellierungsansétze aus der Literatur kénnen Abschnitt 2.3 entnommen werden. In diesem
Abschnitt wird jeweils kurz auf die Modellierung der Technologien in FINE eingegangen.
Falls zutreffend werden zudem die raumlichen Verteilungen der Eingangsparameter
beschrieben. Die Darstellung erfolgt dabei jeweils auf Basis der hdchsten raumlichen
Aufldsung (475 Voronoi-Regionen).

Die Gliederung dieses Abschnitts orientiert sich an den fiinf Komponentenklassen aus FINE
(siehe Abschnitt 3.1.1).

4.3.1. Quellen

Neben den Importen, welche bereits in Abschnitt 4.2.2 beschrieben sind, werden die
folgenden Technologien als Source-Komponenten in FINE modelliert:

Windkraft

Photovoltaik

Biomasse

Laufwasserkraftwerke

Windkraft

Flr die theoretischen Potenziale zur Stromerzeugung durch Windenergie werden die
Ergebnisse von Ryberg [61] und Caglayan et al. [63] als Grundlage genommen. Die
Stromerzeugung kann entweder an Land - durch Onshore-Windturbinen - oder auf See -
durch Offshore-Windturbinen - erfolgen.

Fir den Ausbau der Onshore-Windturbinen werden verschiedene Kriterien hinterlegt,
um die Platzierung der Turbinen an die theoretisch maximal erreichbare installierte
Leistung anzupassen. Abbildung 4.11 zeigt die aggregierten Potenziale aller 475
Voronoi-Regionen sowie die Volllaststunden basierend auf dem Wetterjahr 2013. Aufgrund
der Abstandsregelungen fallen die Potenziale in Bayern und im dicht besiedelten
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Nordrhein-Westfalen geringer aus als in den anderen Regionen Deutschlands. Regionen
ohne jegliches Potenzial sind in weif3 dargestellt. Die nérdlichen Regionen weisen dagegen
aufgrund der Windverhéltnisse und der niedrigeren Besiedlungsdichte ein hdheres Potenzial
auf.

MW, /km?
el h/a
6 3500
5
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4
2500
3
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1 1500
0 1000
(a) Theoretisch maximal mdgliches Potenzial (b) Durchschnittliche Volllaststunden
(X510 GWy)) (21.976 h/a)

Abbildung 4.11.: Theoretisches maximales Potenzial pro Quadratkilometer von
Onshore-Windturbinen, sowie maximale Volllaststunden der einzelnen
Regionen. Regionen ohne jegliches Potenzial sind in weif3 dargestellt.

Insgesamt summiert sich das theoretische Potenzial fir die Installation von
Onshore-Windturbinen auf 510 GW,,. Die durchschnittlichen Volllaststunden betragen
1.976h/a, wobei insgesamt bis zu 1060 TWh,/a Strom aus Onshore-Windenergie
bereitgestellt werden kénnten, sollte das maximal theoretische Potenzial komplett
ausgeschopft werden.

Fur die Modellierung der Offshore-Windturbinen werden drei weitere Regionen dem Modell
hinzugefiigt, welche die ndhere Umgebung der Nord- und Ostseekuste und die entferntere
Umgebung der Nordseekiiste abbilden (siehe auch Abschnitt 3.2.1). Flr letztere Region
wird angenommen, dass die Wassertiefe bereits zu hoch ist, um die Windturbinen direkt im
Boden zu befestigen. Dadurch fallen die Investitionskosten in dieser Region rund 40 % hdher
aus als fUr die Installation von Windturbinen in der direkten Umgebung der Kiistengebiete.
Das berlicksichtigte maximale Potenzial in den drei Regionen betragt insgesamt
82GW,. Die Verteilung der Potenziale und die durchschnittlichen Volllaststunden der
Windenergieanlagen in den Regionen kénnen Tabelle 4.5 entnommen werden.
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Tabelle 4.5.: Maximales Potenzial, durchschnittliche Volllaststunden sowie Investitions-
und Stromgestehungskosten von Windenergieanlagen an den drei
berucksichtigten Offshore-Regionen.

Ostsee Nordsee, kiistennah Nordsee, kiistenfern
Potenzial 5,7GW,, 40,0 GW 36,4 GW,
Volllaststunden @4.782h/a @5.257 h/a @ 5.620 h/a
max. Erzeugung 27,4TWh,/a 210,6 TWh/a 204,1 TWh/a

Investitionskosten @ 1.993 Euro/kW @ 2.447 Euro/kW @ 3.337 Euro/kW
Stromgestehungs- @ 0,06 Euro/kWh @ 0,07 Euro/kWh @ 0,09 Euro/kWh
kosten

Abbildung 4.12 zeigt die stlindlichen, maximalen Erzeugungsraten der Windenergieanlagen
an den drei Standorten basierend auf dem Wetterjahr 2013. Die Erzeugungsraten zeigen
hierbei keine deutlichen wiederkehrenden Muster. Die Standorte in der Nordsee bieten dabei
leicht héhere Erzeugungsraten, wodurch sich an diesen Standorten auch héhere maximale
Volllaststunden ergeben. Die maximal erzeugbare Strommenge betragt etwa 442 TWh,,/a,
sofern alle theoretischen Potenziale ausgeschdpft werden.
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Abbildung 4.12.: Maximale Erzeugungsraten der Offshore-Windturbinen in den drei
beriicksichtigten Offshoreregionen.
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Photovoltaik

Fur die theoretischen Potenziale zur Stromerzeugung durch Photovoltaik werden die
Ergebnisse von Ryberg [61] als Grundlage genommen. Dabei kann die Stromerzeugung
entweder auf Dachflachen oder auf Freiflachen erfolgen.

Die Bestimmung des Gesamtpotenzials fiir Dachflachenphotovoltaik wird anhand eines
mathematischen Zusammenhangs zwischen Gesamtbevdlkerung und Bevélkerungsdichte
realisiert [61]. Die Potenziale werden fir ein 10kmx10km Raster berechnet, wobei das
Potenzial jeweils dem Mittelpunkt des Rasters zugeordnet wird. Im Anschluss werden
die so bestimmten Potenziale mit den Voronoi-Regionen Uberlagert. Die Potenziale fir
Freiflachenphotovoltaik ergeben sich aus den landschaftlich freien, nutzbaren Flachen fr
Photovoltaik basierend auf den Annahmen aus Ryberg [61].

Abbildung 4.13 zeigt die hinterlegten, theoretischen Potenziale flir Photovoltaikanlagen
pro Quadratkilometer. Die héchsten Potenziale pro Quadratkilometer  fir
Dachflachenphotovoltaik finden sich in dicht besiedelten Regionen wie Berlin, Stuttgart und
dem Rheinland, deren regionale Ausmafe mit den Voronoi-Regionen gut lbereinstimmen.
Regionen mit niedrigen Bevdlkerungsdichten weisen nur geringe Potenziale pro
Quadratkilometer auf (zum Beispiel Mecklenburg-Vorpommern und Brandenburg). Diese
Regionen besitzen dagegen hdhere Potenziale flr Freiflachenphotovoltaik, da sie viele freie
Flachen zur Installation dieser Anlagen bieten.

Insgesamt sind flr die theoretischen, maximalen Potenziale 190GW, fur
Dachflachenphotovoltaik und 259 GW,, fiir Freiflachenphotovoltaik hinterlegt.

MW, /km? e MWkm?
2.0 ' 2.0
1.5 1.5
1.0 1.0
0.5 0.5
0.0 0.0
(a) Dachflachenphotovoltaik (X 190 GW,) (b) Freiflachenphotovoltaik (X259 GW,)

Abbildung 4.13.: Theoretisches maximales Potenzial pro Quadratkilometer von Dach- und
Freiflachenphotovoltaik.

Das Potenzial der Dachflachenphotovoltaik wird analog zu Welder [27] auf die drei
Dachausrichtungen nach Sitiden, Osten und Westen aufgeteilt und die Erzeugungsraten
abhéngig von den Winkeln berechnet. Die Modellierung erfolgt als drei verschiedene
Source-Komponenten, welche jeweils eine Dachausrichtung reprasentieren. In
Abbildung 4.14 sind die Volllaststunden der drei Ausrichtungen flir das Wetterjahr
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2013 dargestellt. Aufgrund der Sonneneinstrahlung weisen nach Siiden ausgerichtete
Dachphotovoltaikanlagen eine generell héhere Erzeugungsrate und damit héhere
Volllaststunden auf als nach Westen oder Osten ausgerichtete Anlagen. Darlber hinaus
sind die Volllaststunden der sidlichen und nordéstlichen Regionen in allen Ausrichtungen
héher als die der in Mitteldeutschland gelegenen Regionen.

nach Westen nach Siden nach Osten
: ; h/a
1400
1300
1200
1100
' faeg
(a) Volllaststunden (b) Volllaststunden 1000
(21.061h/a) (2 1.182h/a) (c) Volllaststunden (2 1.092 h/a)

Abbildung 4.14.: Maximale Volllaststunden der einzelnen Regionen fiir
Dachflachenphotovoltaik.

Im Fall der Freiflachenphotovoltaik werden zwei verschiedene Montageoptionen
unterschieden: Die Anlagen kénnen entweder fest montiert oder mit einer nachgefiihrten
Winkelausrichtung installiert werden. Dadurch ergeben sich unterschiedliche
Volllaststunden, aber auch unterschiedliche Investitionskosten. Nachgefiihrte Anlagen
weisen hdhere Volllaststunden auf als fix montierte, da sie sich an die Anderungen der
Sonneneinstrahlungswinkel anpassen kénnen. Wie in Abbildung 4.15 zu sehen, sind auch
im Fall der Freiflachenphotovoltaik die Volllaststunden der siidlichen und norddstlichen
Regionen héher als die der in Mitteldeutschland gelegenen Regionen.

Dem Modell werden beide Optionen fir Freiflachenphotovoltaik erlaubt, wobei das
hinterlegte theoretische Potenzial in Summe nicht Uberschritten werden darf. Die maximal
erzeugbare Strommenge durch Freiflachenphotovoltaik liegt bei etwa 357 TWh,,/a unter
der Annahme, dass das gesamte theoretische Potenzial durch den Bau von nachgefiihrten
Anlagen ausgeschépft wird. Durch Dachflachenphotovoltaikanlagen kénnen maximal
210 TWh,,/a erzeugt werden, sofern alle theoretischen Potenziale ausgeschopft werden.
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Abbildung 4.15.: Maximale Volllaststunden der einzelnen Regionen flr
Freiflachenphotovoltaik.

Photovoltaikanlagen weisen im Gegensatz zu Windenergieanlagen ein deutliches,
wiederkehrendes Muster in ihren Erzeugungsraten auf, welches sich anhand der
Sonnenstunden am Tag ergibt (siche Abbildung 4.16). Das Maximum der Erzeugungsrate
liegt dabei in den Mittagsstunden. In den Sommermonaten kann aufgrund der
vermehrten Sonnenstunden eine hoéhere sowie langer andauernde Stromerzeugung
erreicht werden. Im Winter ist die Stromerzeugung auf wenige Stunden am Tag
begrenzt. Nachgefiihrte Freiflachenphotovoltaikanlagen kénnen die Sonneneinstrahlung
Uber die gesamten Sonnenstunden effizienter nutzen als Dachflachen- oder fest montierte
Freiflachenphotovoltaikanlagen.
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(a) Maximale Erzeugungsrate
(Dachflachenphotovoltaik, (b) Maximale Erzeugungsrate (nachgefiihrte
stdliche Ausrichtung) Freiflachenphotovoltaik)

Abbildung 4.16.: Maximale Erzeugungsraten der Dach- und Freiflachen-
photovoltaik im Vergleich.
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Biomasse

Im Bereich der Biomasse werden im Modell zwei Arten unterschieden: forstwirtschaftliche
Biomasse in Form von Waldholzresten und Biogas auf Basis von organischen Abfallen und
Glle.

Basierend auf der Methodik von Welder [27] wird das Potenzial der forstwirtschaftlichen
Biomasse den Waldflachen in Deutschland zugeordnet. Das angenommene
Gesamtpotenzial betrégt 142 TWhyy, v [214]. In Abbildung 4.17a ist die Verteilung
der forstwirtschaftlichen Biomasse pro Quadratkilometer abgebildet. Regionen an der
Nordseekiiste sowie stédtische Regionen weisen dabei keine Potenziale auf. Der Transport
von Holz lber Regionsgrenzen hinweg wird nicht berticksichtigt, wodurch die Nutzung des
Holzes als Brennstoff somit nur auf das Potenzial der einzelnen Regionen beschrankt ist.
In zukunftigen Arbeiten kdnnte das Potenzial der forstwirtschaftlichen Biomasse um Altholz
und Industrieholz erganzt werden, deren theoretisches Potenzial auf knapp 47 TWhyy,, 1,nv
geschatzt wird [214].

Die Erzeugung von Biogas ist im Modell begrenzt auf die Nutzung von organischen Abfallen
und Gille. Die raumliche Verteilung der Potenziale wird analog zu Welder [27] durchgefiihrt:
Das Potenzial von Biogas aus organischen Abfallen wird auf Basis der Bevdlkerungsdichte
verteilt. Die Verteilung des Potenzials von Biogas aus Giille erfolgt anhand der
Weideflachenanteile in den Regionen. Insgesamt betragt das Potenzial von Biogas
31 TWhgiggas, Ly Abbildung 4.17b  zeigt die raumliche Verteilung des jahrlichen
Biogaspotenzials pro Quadratkilometer. Im Gegensatz zur forstwirtschaftlichen Biomasse
kann das Biogas im Modell nach einem Aufbereitungsschritt iber das Erdgasnetz in andere
Regionen transportiert werden.

MWhHoIz MWhBiogas
km? - a I(I’T'l2 *a
1000 400
800 - 300
600
- 200
400
, - 100
200 ’
S
0 0
(a) Potenzial Waldholzreste (b) Potenzial zur Biogasgewinnung
(Z 142 TWhHolz,LHV)' (E 31 TWhBiogaSLHV)

Abbildung 4.17.: Theoretische Potenziale der berucksichtigten Biomassen.
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Die Modellierung der Waldholzreste erfolgt als Source-Komponente, welche das Holz
zu beliebigen Zeitpunkten ins System einbringen kann, dabei jedoch nicht das jéhrliche
Gesamtpotenzial Giberschreiten darf.

Die Bereitstellung des Biogases erfolgt dagegen in Form einer Biogasanlage, welche mit
einer konstanten Rate betrieben werden muss. Die maximal installierbare Leistung ergibt
sich aus dem theoretischen Potenzial der Region, welches gleichmaBig auf die 8760 h des
Jahres aufgeteilt wird.

Laufwasserkraftwerke

Laufwasserkraftwerke, welche innerhalb Deutschlands betrieben werden, liegen
standortscharf mit der jeweiligen installierten Leistung vor (basierend auf [52]). Gemal3
dem Vorgehen bei der Aggregation von Punktdaten werden die installierten Leistungen
den Voronoi-Regionen zugeordnet, in welchen die Standorte lokalisiert sind. Dadurch
ergibt sich die Verteilung aus Abbildung 4.18. Laufwasserkraftwerke sind hauptséachlich in
den sudlichen Regionen vorzufinden. Der groBte Anteil der Anlagen ist dabei in Bayern

installiert. Die installierten Leistungen werden dem Modell als Bestand Uibergeben, wodurch
nur Kosten fir den Betrieb und die Wartung der Anlagen berticksichtigt werden.
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Abbildung 4.18.: Installierte Laufwasserkraftwerke in Deutschland (X 3,8 GW,).

Die Daten fiir die Erzeugungsraten basieren ebenfalls auf der Arbeit von Syranidou [52].
Insgesamt kénnen die berlcksichtigten Laufwasserkraftwerke 17,4 TWh,/a an Strom
produzieren. Die Erzeugungsraten sind dabei abhangig von dem jeweiligen Standort
und weisen Unterschiede im zeitlichen Erzeugungsprofil auf. Abbildung 4.19 zeigt die
Erzeugungsraten zweier verschiedener Standorte im Vergleich. Wéhrend das in Bayern
lokalisierte Kraftwerk insbesondere in den Sommermonaten hohe Erzeugungsraten
aufweist, trifft dies flr das in Rheinland-Pfalz angesiedelte Kraftwerk fiir die Wintermonate
Zu.
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Abbildung 4.19.: Maximale Erzeugungsraten von Laufwasserkraftwerken.

4.3.2. Senken

Alle berlicksichtigten Nachfragen werden als Sink-Komponenten implementiert. Eine
detaillierte Beschreibung der rédumlichen Verteilung dieser Nachfragen findet sich in
Abschnitt 4.2.1.

Dariiber hinaus werden der Stromexport sowie die CO,-Emissionen als Sink-Komponenten
abgebildet (siehe hierzu auch Abschnitt 4.2.3).

Zusatzlich werden weitere Senken im Modell eingefiihrt, welche Abwarme-, Strom-
und Gasproduktionen sammeln, die nicht zur Deckung der Nachfragen und fir
Umwandlungsprozesse benétigt werden, und so zur Ldsbarkeit des Modells beitragen.
Diese werden mit hohen Strafkosten in Hohe von 1000 EUR/KWh versehen, sodass sie nur
im Falle einer sonst ungdiltigen Energiebilanz in der L6sung gezogen werden.

4.3.3. Umwandlung

Zu den Conversion-Komponenten zahlen alle Technologien, welche einen oder mehrere
Energietrager in andere Energietrager Uberfiihrt. Dies gilt auch fiir die Anderung des
Aggregatzustands eines Energietragers. Zu den als Conversion-Komponenten modellierten
Technologien zahlen:

Elektrolyse

Dampfreformierung

Konventionelle Kraftwerke auf Basis fossiler Energietrager

Kraftwerke auf Basis von Biomasse

Wasserstoffriickverstromung
— Wéarmepumpen
— Elektrodenkessel

— intraregionale Warmenetze
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Regasifizierung und Verflissigung von Wasserstoff

Verdichterstationen

Methanisierung

Biogasaufbereitung

Mit Ausnahme der konventionellen Kraftwerke sind die Eingangsdaten der modellierten
Conversion-Komponenten ortsunabhangig. Das heif3t, in allen Regionen gelten die gleichen
Kosten und Wirkungsgrade.

Da der Transport von Holz Uber Regionsgrenzen hinweg jedoch nicht betrachtet wird,
sind die Kraftwerke auf Basis von Holzhackschnitzeln auf Regionen mit Holzvorkommen
beschrankt (vergleiche Abbildung 4.17a).

Zusatzliche Umwandlungskomponenten erlauben den Betrieb von Gaskraftwerken mit
Erdgas, Biogas und methanisiertem Wasserstoff, wobei nur bei der Verbrennung von
fossilem, importiertem Erdgas CO,-Emissionen berlicksichtigt werden.

Konventionelle Kraftwerke auf Basis fossiler Energietrager

Die Abbildung des Bestands an konventionellen, thermischen Kraftwerken auf Basis
fossiler Energietrager erfolgt anhand offentlicher Datenquellen [75, 76] sowie der
Verdéffentlichungen der Bundesnetzagentur zum Zu- und Rickbau der Kraftwerke (Stand
19.01.2021) [112]. Dabei werden jeweils die verschiedenen Bauarten der Kraftwerke
als einzelne Komponenten abgebildet. So wird unter anderem unterschieden zwischen
Gasturbinen, Dampfturbinen und Kombikraftwerken, wobei jede Bauart mit einem eigenen,
durchschnittlichen Wirkungsgrad abgebildet wird. Die Wirkungsgrade werden dabei
angelehnt an die Schatzungen und Annahmen aus der Datenbank der Open Power System
Data [76] sowie den Arbeiten von Lopion [26] und Kullmann [209]. Dariiber hinaus werden
die Kraftwerke unterteilt in Kraftwerke mit und ohne Kraftwarmekopplung, um so neben
der Stromerzeugung auch die Warmeerzeugung fir die Bereitstellung von Fernwarme zu
modellieren.

Abbildung 4.20 zeigt die aufsummierten, installierten Leistungen an Kraftwerken unterteilt
nach den Brennstoffen fir die einzelnen Voronoi-Regionen. Die installierten Leistungen
werden dabei dem Modell als maximales Potenzial Gbergeben. Im Jahr 2030 darf
nur eine definierte Leistung im System zur Strom- und Warmeproduktion genutzt
werden unter Beruicksichtigung des CO,-Emissionsreduktionszieles. Die Kraftwerke werden
ohne weitere Investitionskosten abgebildet. Es fallen dementsprechend nur Kosten fiir
Wartung und Betrieb an, sofern der Kraftwerksstandort im resultierenden, kostenoptimalen
Energiesystem agiert.

Der Zubau von weiteren Gaskraftwerken erfolgt in Form von
Gas-und-Dampf-Kombikraftwerken mit und ohne Kraftwarmekopplung. Diese zahlen
nicht zu den Bestandsanlagen und werden deshalb mit zusatzlichen Investitionskosten
modelliert. Die Standorte sind dabei beliebig wahlbar.

Far die Optimierung des Jahres 2050 werden aus dem Bestand nur noch die Gaskraftwerke
des konventionellen Kraftwerkparks berucksichtigt. Aufgrund der Restriktionen der
CO,-Emissionen kénnen diese Altanlagen nur mit Biogas oder durch die Methanisierung
von Wasserstoff gewonnenem Methan befeuert werden.
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Abbildung 4.20.: Abgebildeter Bestand konventioneller Kraftwerke fir das Jahr 2030
(basierend auf [75,76,112]).

In zukinftigen Arbeiten sollte fir die Optimierung eines Energiesystems in naher
Zukunft die weiteren Entscheidungen und MaBnahmen zum Ausstieg aus der
Kohleverstromung berlicksichtigt werden, um abweichende Verteilungen der in Zukunft noch
genutzten Kraftwerke zu vermeiden. Des Weiteren wére denkbar, eine Umstellung der
Bestandskraftwerke auf den Betrieb mit Wasserstoff zu erlauben.

4.3.4. Speicherung

Alle Technologien, die zur Speicherung eines Energietragers dienen, werden als
Storage-Komponenten abgebildet. Dazu gehéren:

— Lithium-lonen-Batterien

Pumpspeicherkraftwerke

Porenspeicher

Salzkavernen

Réhrenspeicher

Kryogene Tanks
— Doppelmembran-Gasbehéalter

Stahlbehélterwarmespeicher

Erdbeckenwarmespeicher
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Pumpspeicherkraftwerke, Porenspeicher und Salzkavernen weisen ortsabhangige
Maximalpotenziale auf. Die anderen Storage-Komponenten kénnen in jeder Region
installiert und unter den gleichen Eingangsbedingungen genutzt werden.

Pumpspeicherkraftwerke

Die Standorte der Pumpspeicherkraftwerke in Deutschland liegen als Punktdaten vor und
kénnen so direkt den Voronoi-Regionen zugeordnet werden (siehe Abbildung 4.21). Im
Modell wird unterschieden zwischen dem Bestand an Pumpspeicherkraftwerken, welcher
heutzutage betrieben wird, und den geplanten Erweiterungen, deren Zubau optional
erfolgen kann. Die installierten Leistungen des Bestands sind fest vorgegeben und werden
ohne weitere Investitionskosten modelliert. So fallen fiir diese Pumpspeicherkraftwerke nur
leistungsabhangige Kosten fur die Wartung und den Betrieb an. Im Falle des Zubaus sind
die geplanten Speicherkapazitaten als maximal installierbare Speicherkapazitat vorgegeben
und es werden zusatzlich Investitionskosten flir den Bau berlcksichtigt. Die Hohe der
zugebauten Speicherkapazitat ist damit Teil des Optimierungsergebnisses.
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6
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1
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0 (b) Geplanter Zubau von
(a) Bestand Pumpspeicherkraftwerke Pumpspeicherkraftwerken
(239 GWh,,) (X10 GWhy)

Abbildung 4.21.: Raumliche Verteilung des Potenzials von Pumpspeicherkraftwerken
(basierend auf [148]). Regionen ohne Potenziale sind in weil3 dargestellt.

Im  Modell FINE.Infrastructure agieren die Pumpspeicherkraftwerke nur als
Speichertechnologie. Pumpen und Turbinen werden nicht separat modelliert. Ebenso
wird der externe Zufluss an Wasser und die dadurch zusatzliche Stromerzeugung nicht
beriicksichtigt.
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Porenspeicher

Die Speicherkapazitaten der Porenspeicher ergeben sich aus den Arbeitsgasvolumen
der einzelnen Lagerstatten (basierend auf den Angaben aus [147]). Diese werden
als Bestand mit fest vorgegebenen Kapazitdten modelliert und somit ohne zusatzliche
Investitionskosten abgebildet. Die Porenspeicher kénnen im Modell zur Speicherung von
methanhaltigen Gasen genutzt werden. Dazu zahlen Erdgas, aufbereitetes Biogas und
durch die Methanisierung von Wasserstoff gewonnenes Methan. Zur Umrechnung der
Speicherkapazitaten von Arbeitsgasvolumen zu Gigawattstunden wird ein Heizwert von
10,3kWh/Nm?* angenommen. Dadurch ergibt sich insgesamt eine Speicherkapazitat von
rund 89 TWhyrg in den Porenspeichern.

r - «  TWhupe, Lhv
35
&4 30

25
% L 20
3 15

& £ - 10
4

Abbildung 4.22.: Raumliche Verteilung der Speicherkapazitaten fiir Methan in den derzeit
genutzten Porenspeichern bezogen auf das Arbeitsgasvolumen
(2 89 TWhyrc)- Regionen ohne jegliche Speicherkapazitat sind in weil3
dargestellt.

Die Standorte der Porenspeicher ergeben sich aus den Literaturangaben [147].
Abbildung 4.22 zeigt die raumliche Verteilung der Speicherkapazitaten, wie sie dem Modell
vorgegeben werden, wobei Regionen ohne Porenspeicher in weif3 dargestellt sind. Ein
weiterer Zubau an Speicherkapazitdten sowie die ErschlieBung weiterer Lagerstatten in
Porenspeichern werden nicht beriicksichtigt.

Salzkavernen

Als weitere geologische Speicherstattenoption werden Salzkavernen zur Speicherung
von gasformigen Energietrdgern berlicksichtigt. Die Speicherkapazititen ergeben sich
hierbei analog zu denen der Porenspeicher aus dem Arbeitsgasvolumen der jeweiligen
Speicherstéatte. Im Modell werden zwei Formen von Salzkavernen unterschieden: Die derzeit
bestehenden und genutzten Salzkavernen und geplante Erweiterungen. Darliber hinaus
kénnen diese jeweils entweder flir die Speicherung von methanhaltigen Gasen (Erdgas,



4.3 Modellierte Energieinfrastrukturen in FINE.Infrastructure 115

aufbereitetes Biogas oder durch Methanisierung von Wasserstoff erhaltenes Methan)
oder von gasférmigem Wasserstoff genutzt werden. Derzeit werden die Salzkavernen
zur Speicherung von Erdgas genutzt [147]. Dem Modell wird aber erlaubt, Teile oder
alle Salzkavernen auf den Betrieb mit Wasserstoff umzustellen. Die Investitionskosten
fir die Umstellung der Salzkavernen sind dabei niedriger als die Erweiterung und der
damit verbundene Neubau geplanter Salzkavernen. In Abbildung 4.23 ist die Zuordnung
der Speicherkapazitaten der existierenden und geplanten Salzkavernen dargestellt. Die
Farbskalen zeigen die maximalen Speicherkapazitaten fiir die jeweiligen gasférmigen
Energietrager an. Aufgrund der geringeren Energiedichte von Wasserstoff sind die
Speicherkapazitaten fiir diesen niedriger als fir methanhaltige Gase. Hierbei wird ein
Heizwert von 3,0 kKWh/Nm? angenommen.
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Abbildung 4.23.: Raumliche Verteilung der Speicherkapazitaten bezogen auf das
Arbeitsgasvolumen fir die Nutzung von Salzkavernen als
Langzeitspeicher fir methanhaltige Gase (MRG) und gasférmigen
Wasserstoff (GH,). Regionen ohne Salzkavernen sind in weif3
dargestellt.

Die Speicherkapazitaten werden dem Modell als obere Grenze fiir die Nutzung von
Salzkavernen vorgegeben. Tabelle 4.6 fasst die hinterlegten, aufsummierten maximalen
Speicherkapazitaten der Salzkavernen fiir methanhaltige Gase und Wasserstoff zusammen.
Das Modell kann frei entscheiden, ob die Salzkavernen zur Speicherung von methanhaltigen
Gasen oder zur Speicherung von Wasserstoff genutzt werden sollen, wobei die Summe
beider Speicherkapazitdten nicht die maximale Speicherkapazitdt der Salzkavernen
innerhalb der jeweiligen Region Ubersteigen darf.
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Tabelle 4.6.: Maximale Speicherkapazitaten in Salzkavernen fir methanhaltige Gase oder
gasférmigen Wasserstoff.

Energietrager max. Speicherkapazitdt max. Speicherkapazitat

Bestand Salzkavernen Zubau
methanhaltige Gase 158 TWhyra 34 TWhyra
Wasserstoff 46 TWhgy, 10 TWhgy,

Ein zusatzlicher Neubau von weiteren Salzkavernen wird in dieser Arbeit nicht
berlicksichtigt. Theoretische Potenziale fiir einen zusatzlichen Ausbau kénnen allerdings
aus der Arbeit von Welder et al. [29] entnommen und als weitere Speicherkomponente
eingeflugt werden.

4.3.5. Ubertragung

Alle leitungsgebundenen Infrastrukturen, welche den interregionalen Transport von Strom,
Erdgas, Wasserstoff und Warme erlauben, werden als Transmission-Komponenten
modelliert. Dazu zahlen

— Wechselspannungsstromnetz

— Gleichspannungsstromnetz

— Stromleitungen zur Anbindung von Offshorewindparks
— Erdgaspipelinenetz

— Wasserstoffpipelinenetz

— interregionale Fernwarmenetze

Die Methodiken zur raumlichen Modellierung dieser Infrastrukturen werden in Abschnitt 3.2
detailliert beschrieben.

4.4. Zusammenfassung

Das Modell FINE.Infrastructure bildet das Energiesystem Deutschland mit einem
hohen raumlichen Detailgrad ab. Die raumliche Aufldsung orientiert sich dabei an
den Hochstspannungsknoten des hinterlegten Stromnetzes, wodurch die maximale
Aufldsung bei 475 Regionen liegt. Die Eingangsdaten werden fiir zwei Optimierungsjahre
zur Abbildung der kurzfristigen (2030) und der langfristigen Entwicklung (2050) des
Energiesystems vorgestellt. Die Optimierungen erfolgen auf stiindlicher Basis, sodass die
beiden Jahre jeweils mit 8760 Zeitschritten abgebildet werden. Die Nutzung von raumlichen
und zeitlichen Aggregationsmethoden erméglicht die Komplexitatsreduktion des Modells
durch die Reduktion der Modellgréie.
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FINE.Infrastructure  erlaubt die gekoppelte Betrachtung von Strom-, Gas-
und Warmeinfrastrukturen in Deutschland. Dabei werden die Nachfragen der
Endverbrauchssektoren fir Strom, Erdgas, Wasserstoff und Fernwarme exogen flr
jede Region und jeden Zeitschritt vorgegeben. Darliber hinaus wird der Stromim- und
export Uber das europédische Stromsystem erlaubt sowie der Import von fossilem Erdgas,
FlUssigwasserstoff und der Zukauf der Priméarenergietrager Braunkohle, Steinkohle und
Mineraldl beriicksichtigt. Die Reduktionsziele der CO,-Emissionen werden in dieser Arbeit
nur auf den Stromsektor bezogen, fiir welche im Jahr 2030 ein Rickgang um 70 % im
Vergleich zu den Emissionen des Jahres 1990 und im Jahr 2050 ein Riickgang um 100 %
angenommen werden.

Abschnitt 4.3 beschreibt die Abbildung der rdumlich aufgelésten, modellierten
Energieinfrastrukturen. Die Zuordnung der einzelnen Technologien orientiert sich dabei an
den finf Hauptkomponentenklassen des Frameworks FINE, welches fur den Aufbau des
Modells genutzt wird. Eine Zusammenstellung der techno6konomischen Parameter der
einzelnen Komponenten kann dem Abschnitt A im Anhang entnommen werden.
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5. Szenarienanalyse: Auswertung und

Diskussion

Mithilfe des in Kapitel 4 vorgestellten Modells FINE.Infrastructure werden nun anhand

verschiedener

Szenarien die Auswirkungen von Treibhausgasreduktionszielen und

der Entwicklung der Endenergienachfragen auf das zukinftige Energiesystemdesign
untersucht. Der Fokus liegt hierbei insbesondere auf der raumlichen Verteilung der
einzelnen Technologien sowie auf der Nutzung der leitungsgebundenen Infrastrukturen.

Eine Ubersicht der untersuchten Szenarien ist in Abbildung 5.1 dargestellt. Die Nachfragen
und Ausbaugrenzen sind dem Referenzszenario (REF95) aus Kullmann [209] entnommen.

Referenzszenario
2030
REF95

Nachfragen + installierte Leistungen

Installierte Leistungen
aus NESTOR

-

Nachfragen

Freie Optimierung

V

Umstellung von
Erdgaspipelines auf
Wasserstofftransport

Anbindung von
Offshore-Windparks

Value Of - Analysen

Keine Umstellung
Kein Wasserstoffnetz

offshore connections.

Erweiterung DC-Netz

Kein Wasserstoffimport
.Wasserstoff von Gberall

Reduktionsziele der
Treibhausgasemissionen
des Energiesektors
(scenario 2030)

Abbildung 5.1.: Ubersicht der gerechneten Szenarien.
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Die Modellrechnungen werden flr zwei Falle durchgeflhrt:

+ Installierte Leistungen aus NESTOR: Es werden mithilfe der in Abschnitt 3.3.2
beschriebenen Erweiterung Ausbaukorridore vorgegeben. Die Grenzen orientieren
sich an den Ergebnissen des Szenarios REF95 aus Kullmann [209], welche in Tabelle
C.1 zusammengefasst sind. Dabei werden Abweichungen von + 5 % erlaubt.

» Freie Optimierung: Es werden keine Ausbaukorridore vorgegeben, sodass
die installierten Gesamtleistungen Teil des Optimierungsergebnisses sind. Die
hinterlegten Potenziale geben einen Maximalwert fir den Ausbau der einzelnen
Technologien vor.

Die Szenarien lassen sich dabei in zwei Hauptthematiken und in weitere Value of-Analysen
unterteilen:

Ein Hauptthema umfasst die Umstellungsstrategien von Erdgaspipelines auf den
Wasserstofftransport. Hierflir werden fiinf verschiedene Szenarien betrachtet. Drei dieser
Szenarien basieren auf den vorgestellten Umstellungsstrategien (siehe auch Abbildung
3.11). Im Szenario ,Keine Umstellung” wird die Umstellung des Erdgasnetzes nicht erlaubt,
das heiB3t, das Wasserstoffnetz muss komplett neu aufgebaut werden. Im Szenario ,Kein
Wasserstoffnetz* wird der Bau eines Wasserstoffnetzes nicht erlaubt. In diesem Fall kann
der Wasserstoff nicht Gber Regionen hinweg transportiert werden.

Das zweite Hauptthema analysiert verschiedene Strategien bei der Anbindung von
Offshore-Windparks. Hierbei werden vier verschiedene Szenarien miteinander verglichen.
Diese unterscheiden sich in der Auswahl der Netzverknipfungspunkte fir die Anbindung
von Offshore-Windparks (vergleiche Abbildung 3.6 und 3.7). In beiden Fallen wird zusatzlich
eine Variation berechnet, in welcher der weitere Ausbau des Gleichspannungsstromnetzes
erlaubt ist.

In den Value Of-Analysen wird der Wert des Wasserstoffimports untersucht: In einem
Szenario wird der Wasserstoffimport nicht bertcksichtigt (,Kein Wasserstoffimport®). In
einem zweiten Szenario darf das Modell zusatzlich alle Importoptionen des Erdgasnetzes
flr den Import von Wasserstoff nutzen (,Wasserstoff von tiberall”). Diese beiden Szenarien
werden nur als freie Optimierung durchgefihrt.

FINE.Infrastructure berlicksichtigt die leitungsgebundenen Infrastrukturen fir Strom,
Erdgas, Wasserstoff und Warme. Tabelle 5.1 fasst zusammen, ob das bereits
installierte oder geplante Ubertragungsnetz der leitungsgebundenen Infrastrukturen in der
Modellierung integriert ist und ob ein weiterer Ausbau des Netzes erlaubt wird'". Die
Erweiterung des Gleichspannungsstromnetzes wird dabei nur in einer Szenariovariation
erlaubt.

Die raumliche Auflésung wird flr die Modellrechnungen auf 80 Regionen festgelegt. Da sich
mit steigender Anzahl an Regionen auch die ModellgréBe und damit die Komplexitat des
Modells erhéht, muss die raumliche Auflésung beschrankt werden. Mit einer Abbildung von
80 Regionen ist der raumliche Detailgrad der Modellierung héher als in anderen Studien
(vgl. zum Beispiel [2,27]) und der erhdhte Rechenaufwand durch die hohe Anzahl an
Regionen und modellierten Komponenten sowie der hohe Bedarf an Hardwareressourcen
wie Arbeitsspeicher kénnen durch den Mehrwert dieser Auflésung noch gerechtfertigt

""Die Erweiterung der leitungsgebundenen Infrastrukturen ist in diesem Modell nur entlang bestehender
Verbindungen berticksichtigt. Im Falle der Pipelinenetze fiir Erdgas und Wasserstoff steht zusatzlich der
Ausbau von Stichleitungen zum Regionsmittelpunkt zur Verfligung, um Regionen, die bisher nicht am
Fernleitungsnetz angeschlossen sind, anzubinden.
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werden. Ebenso ist diese raumliche Auflésung ausreichend, um detaillierte Aussagen zur
Entwicklung der Transportinfrastrukturen treffen zu kénnen.

Tabelle 5.1.: Zusammenfassung der abgebildeten leitungsgebundenen Infrastrukturen flr
Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme in Bezug auf derzeit installierten und
geplanten Ubertragungsleistungen und dem mdglichen weiteren Ausbau.

Infrastruktur Installiert / Geplant  Erweiterung

Wechselstromnetz

Gleichstromnetz

Anbindungen von Offshore-Windparks
Erdgasnetz

Wasserstoffnetz

Uberregionales Warmenetz

ASENENEN
ANENENENEN

Die Modellierung erfolgt jeweils fur ein Jahr mit stindlicher Auflésung. Um die ModellgréBe
zu verringern und damit die L&sungszeit zu verkiirzen, werden die Zeitreihen durch die
Anwendung einer zeitlichen Aggregationsmethode zu 30 Typtagen zusammengefasst. Diese
Typtage werden miteinander gekoppelt, damit die Langzeitspeicherung der Energietrager
beriicksichtigt werden kann [82].

Fir die maximalen Erzeugungszeitreihen der erneuerbaren Energiequellen wird das
Wetterjahr 2013 zugrunde gelegt (siehe auch Abschnitt 4.3.1). Das Wetterjahr wird hierbei
unverandert Gbernommen. In zukinftigen Arbeiten kann die Versorgungssicherheit in Zeiten
einer Dunkelflaute und die Robustheit der ausgelegten Systeme durch die Integration
einer synthetischen Dunkelflaute bei Erzeugung und Stromimport tiefer gehend untersucht
werden.

5.1. Kurzfristige Entwicklung: Referenzszenario 2030

Die Analyse der kurzfristigen Entwicklung des Energiesystems Deutschland wird anhand der
raumlichen Optimierung des Jahres 2030 durchgefiihrt. Die Nachfragen ergeben sich aus
dem Szenario REF95 aus Kullmann [209]. Mit 651 TWh¢y, ist die Nachfrage nach Erdgas
am starksten ausgepragt. Die Nachfrage nach Wasserstoff fallt dagegen mit 64 TWhy,

gering aus'?. Die Stromnachfrage ist im Vergleich zum Jahr 2019 nahezu gleich geblieben
(vergleiche Abbildung 2.5). Fir das Referenzszenario 2030 wird angenommen, dass die
CO,-Emissionen des Energiesektors im Vergleich zu den Emissionen im Jahr 1990 um 70 %
reduziert werden sollen. Als Bezugswert werden hierbei nur die CO,-Emissionen aus der
Stromerzeugung gewahlt.

Die Umstellung der Erdgaspipelines erfolgt nach dem konservativen Umstellungsszenario.
Das heif3t, es dirfen alle zweiten und dritten Pipelinestrange umgestellt werden, welche aus
dem Stahl L485/X70 erbaut sind (siehe Abbildung 3.11).

®Die Wasserstoffnachfrage der Industrie bezieht sich nur auf zusatzliche Wasserstoffnachfragen. Die derzeitige
Wasserstoffnachfrage, welche durch konventionelle Erzeugung an den jeweiligen industriellen Standorten
gedeckt wird, wird vernachlassigt. Deshalb ergeben sich fur das Jahr 2030 geringere Wasserstoffnachfragen
im Industriesektor.
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5.1.1. Verteilung der jahrlichen Gesamtkosten

Die jahrlichen Gesamtkosten (Total Annual Costs (TAC)) belaufen sich in diesem
Szenario anhand der angenommenen Kosten flir den Bau und den Betrieb der einzelnen
Technologien sowie den Importen der Energietrdger auf rund 64 Milliarden Euro. Die
Aufteilung der Kosten auf die verschiedenen Komponentenklassen ist in Abbildung 5.2 zu
sehen. Dabei ist der gro3te Kostenpunkt der Import von Erdgas, der fir mehr als die Halfte
der Gesamtkosten verantwortlich ist. Dies liegt darin begriindet, dass der Erdgasbedarf
kostengtinstiger Uber Importe als Uber die Aufbereitung von Biogas und Wasserstoff gedeckt
werden kann.

Import [ | BN Investition/Wartung/Betrieb
Erdgasimport

HEl \Wasserstoffimport

Speicherung Stromimport

Transport

Umwandlung

Erzeugung

0 10 20 30 40
TAC in 10° EUR/a

Abbildung 5.2.: Verteilung der jahrlichen Gesamtkosten Uber die verschiedenen
Systemkomponenten (TAC: Total Annual Costs).

Den niedrigsten Anteil an den Gesamtkosten haben die benétigten Speichertechnologien.
Ihre Investitionskosten pro Speichereinheit fallen deutlich niedriger aus als die Kosten
pro Erzeugungseinheit der erneuerbaren und fossilen Kraftwerke. Dariber hinaus
werden keine weiteren Investitionskosten fiir derzeitig betriebene Porenspeicher und
Pumpspeicherkraftwerke berlcksichtigt.

Der Kostenanteil fur Transmissionskomponenten ist ebenfalls im Vergleich zu den
Erzeugungs- und Umwandlungskomponenten gering. Hierbei werden nur die Kosten fiir den
Ausbau und die Umstellung des Gasnetzes, fiir den Ausbau des Ubertragungsnetzes fiir
Fernwarme sowie fiir den Anschluss von Offshorewindparks ber{icksichtigt.

5.1.2. Stromerzeugung

Abbildung 5.3 zeigt den Vergleich der installierten Leistungen und der Nettostromerzeugung
zwischen den Ergebnissen des Einknotenmodells NESTOR und des Mehrknotenmodells
FINE.Infrastructure. Die kostenoptimale Lésung des raumlich aufgelésten Modells
FINE.Infrastructure tendiert dabei zu einem héheren Ausbau der erneuerbaren Energien
im Rahmen der vorgegeben Ausbaugrenzen. Die Stromerzeugung aus reiner Biomasse
wird im Mehrknotenmodell nicht gezogen. Dies betrifft sowohl die Stromerzeugung aus
Waldrestholz als auch die Stromerzeugung aus Biogas und begriindet sich durch die
héheren Kosten im Vergleich zu den anderen Technologien. Die installierten Leistungen
der Olkraftwerke in NESTOR beziehen sich nur auf den Bestand, dessen technische
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Lebensdauer noch nicht Uberschritten ist. Aufgrund der Einschréankungen der erlaubten
CO,-Emissionen werden die Olkraftwerke im Jahr 2030 nicht mehr zur Stromerzeugung
betrieben. Die bereitgestellte Strommenge fallt im raumlich aufgelésten Modell etwa 3 %
héher aus als im Einknotenmodell. Besonders die Windenergie und die Erdgaskraftwerke
stellen im Vergleich zu den Ergebnissen aus NESTOR deutlich mehr Strom bereit. Knapp
60 % des inlandisch erzeugten Stroms stammt dabei aus erneuerbaren Energiequellen.

FINE.Infrastructure 1 . . | w Wind onshore
' Hmm \Wind offshore
PV (Dachflache)
NESTOR 1 | m 1 PV (Freiflache)
0 25 50 75 100 125 150 175 200 Laufwasserkraftwerke
Installierte Leistung 2030 in GW4 N Biomasse
B Braunkohlekraftwerke
FINE.Infrastructure 1 - I . B Steinkohlekraftwerke
Erdgaskraftwerke
NESTOR 4 . - - mmm Olkraftwerke
. . . " " " B Wasserstoffrickverstromung
0 100 200 300 400 500 600 g Ml

Stromerzeugung 2030 in TWhg

Abbildung 5.3.: Installierte Leistungen und Nettostromerzeugung im Vergleich zu den
Ergebnissen aus REF95.

Der Vergleich zeigt allerdings, dass die beiden betrachteten Modelle mittels der
Modellkopplung &hnliche Ergebnisse bei Design und Betrieb des Energiesystems
aufweisen. Unterschiede ergeben sich durch die fehlende Abbildung von
Kostenunsicherheiten in FINE.Infrastructure, wodurch teurere Technologien wie
Biomassekraftwerke, flr die keine Ausbaukorridore gesetzt werden, nicht gezogen
werden. Des Weiteren ist in FINE.Infrastructure aufgrund der Modellkomplexitat die
Abbildung der zeitlichen Achse reduziert. Durch die Unterteilung der Zeitachse auf 30
Typtage, anhand derer das Jahr abgebildet werden, werden die Erzeugungsraten der
erneuerbaren Energiequellen Uber- oder unterschatzt. Die Optimierung mit NESTOR ist
dagegen mit der vollen Zeitauflésung berechnet. Aufgrund der vereinfachten raumlichen
Abbildung der Potenziale erneuerbarer Energien ist eine Unter- bzw. Uberschitzung der
Erzeugungsraten allerdings ebenfalls nicht auszuschlieB3en.

Abbildung 5.4 zeigt die Verteilung der installierten Nettoleistungen in den 80 Regionen
fir die Stromerzeugung 2030. Anhand dessen lassen sich verschiedene Beobachtungen
machen:

» Windturbinen an Land werden hauptséchlich in den Bundeslandern Niedersachsen,
Schleswig-Holstein und Sachsen installiert. Im Norden des Landes kénnen aufgrund
der Wetterbedingungen hdhere Volllaststunden bei den Windturbinen erzielt werden
als in den sldlichen Bundeslandern (vergleiche Abbildung 4.11b). Dartber hinaus
weisen diese Standorte niedrigere Investitionskosten fir die Installation von
Windturbinen auf.
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Abbildung 5.4.: Installierte Nettoleistungen flr die Stromerzeugung 2030.

Die Anbindung von Offshorewindparks erfolgt an Netzverknipfungspunkten in
Niedersachsen und Mecklenburg-Vorpommern. Auf der Nordseeseite werden fiinf
Regionen angebunden, auf der Ostseeseite zwei. Das Potenzial der Windparks in der
Ostsee wird in etwa zur Halfte ausgeschépft (2,5 GW,). In der Nordsee werden nur
kiistennah Offshorewindparks installiert.

Die Platzierung der Photovoltaikanlagen auf Freiflachen erfolgt hauptsachlich
in Slddeutschland. Dachflachenanlagen werden dagegen in nahezu allen
Regionen installiert. Ausnahmen bilden Regionen, welche ein groBes Potenzial
fir Windkraftanlagen aufweisen. Dies ftrifft insbesondere auf die Regionen an der
Nordseekdste zu.

Die mittig in Deutschland gelegenen Regionen weisen im Vergleich zu den anderen
Regionen nur geringe installierte Erzeugungsleistungen auf. Dies lasst sich mitunter
damit begriinden, dass die Stromnachfrage in diesen Regionen niedriger ausfallt.
Gleichzeitig sind die maximalen Erzeugungsraten fir Photovoltaikanlagen und
Windenergieanlagen in diesen Regionen niedriger als im Stden und Nordosten. Im
Jahr 2030 werden deshalb in diesen Regionen bevorzugt Erdgaskraftwerke installiert.

Nordrhein-Westfalen vereint einen groBen Anteil der noch installierten Leistungen
an Braun- und Steinkohlekraftwerken in sich. Diese Verteilung ergibt sich durch
den modellierten Bestand der konventionellen Kraftwerke (vgl. Abbildung 4.20).
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Darliber hinaus wird die Stromerzeugung durch Erdgaskraftwerke dominiert. Dies
trifft insbesondere fiir die Regionen zu, welche einen hohen Anteil an industriellen
Stromabnehmern und so auch eine konstant hohe Nachfrage haben.

Weiterhin werden Steinkohlekraftwerke im Grenzgebiet von Rheinland-Pfalz,
Baden-Wirttemberg und Hessen sowie im Saarland betrieben. Es handelt sich hierbei
um Regionen mit einem geringen Potenzial fir Windenergieanlagen und hohen
Nachfragedichten aufgrund angesiedelter, industrieller Gro3abnehmer und hoher
Bevdlkerungsdichten.

» Erste Wasserstoffrickverstromungsanlagen sind im Bereich der Nordseekuste
lokalisiert, welche Salzkavernen als Speicheroption flir Wasserstoff aufweisen. Mit
knapp 570 MW, Leistung ist der gréBte Anteil der Riickverstromungsanlagen in
Hessen installiert. Fir alle installierten Anlagen gilt, dass sie nur in einzelnen
Stunden zu Beginn des Jahres betrieben werden. Dabei werden sie genutzt, um die
Fernwarmenachfragespitzen dieser Regionen zu bedienen.

Es ist anzumerken, dass die Ubertragungsleistung der Anbindungen zu den
Offshorewindparks die eigentlich installierte Leistung der Offshorewindparks Ubersteigen
kann. Dadurch kann die bereitgestellte Offshore-Strommenge flr jeden Zeitschritt in
unterschiedliche, an die Offshore-Region angebundenen Regionen eingespeist werden.

Die Zusammensetzung der Stromerzeugung fir die einzelnen Regionen ist Abbildung 5.5
zu entnehmen. Die Stromerzeugung der Offshorewindturbinen ist dabei nur den
Offshore-Regionen zugeordnet. Es lassen sich folgende Beobachtungen machen:

* Analog zu dem Anteil an installierten Leistungen ist auch der gréBere Anteil der
erzeugten Strommengen in den modellierten Regionen in Schleswig-Holstein und
Niedersachsen lokalisiert. Dabei (berwiegt in diesen Regionen die erneuerbare
Stromerzeugung aus Windenergie.

* In der kostenoptimalen Loésung des Energiesystems wird im Jahr 2030 Strom
groBtenteils aus der Schweiz, Danemark, Osterreich und Norwegen importiert.
Stromimporte tragen dabei maBgeblich in den sidlichen Regionen von
Baden-Wirttemberg und in den ndrdlichen Kistenregionen zum Strommix bei.

+ Die Stromerzeugung Uber Braunkohlekraftwerke fallt in ihrem Anteil geringer aus als
ihr Anteil an installierter Leistung in den jeweiligen Regionen. In Nordrhein-Westfalen
trifft dies auch flr die installierten Steinkohlekraftwerke zu. Die Stromerzeugung erfolgt
in dem bevdlkerungsreichsten Bundesland hauptséchlich durch flexibel einsetzbare
Erdgaskraftwerke.

- Die Stromerzeugung der Regionen in Bayern, Baden-Wirttemberg und Thiringen
erfolgt ebenfalls maBgeblich durch Erdgaskraftwerke. Dies trifft auch fir die Regionen
um die Stadtstaaten Bremen und Berlin zu.

+ Die Wasserstoffriickverstromung spielt im Jahr 2030 bei der Stromerzeugung keine
Rolle.

In den sidlichen Regionen Bayerns tragen Laufwasserkraftwerke mafBgeblich zur
Stromerzeugung bei.
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Abbildung 5.5.: Nettostromerzeugung 2030.

+ Im Vergleich zu den nérdlichen, sudlichen und westlichen Regionen Deutschlands fallt
die inlandische Stromerzeugung in den mittig gelegenen Regionen nur sehr gering
aus. Dies steht im Einklang mit den niedrigeren installierten Leistungen und den
niedrigeren Stromnachfragedichten in diesen Regionen.

Die Tabellen 5.2 und 5.3 fassen die Stromerzeugung durch konventionelle, fossil befeuerte,
thermische Kraftwerke und erneuerbare Energiequellen zusammen. Aufgrund der
Restriktionen bezlglich der CO,-Emissionen werden Steinkohle- und Braunkohlekraftwerke
im Vergleich zu Erdgaskraftwerke deutlich seltener betrieben. Wahrend die Volllaststunden
der verbleibenden Steinkohlekraftwerke in etwa denen des Jahres 2019 entsprechen,
sinken diese bei den Braunkohlekraftwerken um 87 % auf 748 h im Jahr 2030. Dies liegt
insbesondere darin begriindet, dass Braunkohle deutlich hdhere CO,-Emissionen aufweist
als Erdgas und Steinkohle (vergleiche Tabelle A.1 im Anhang). Da die Erdgaskraftwerke
teilweise neu zugebaut werden miissen, kénnen zudem die Standorte dieser - im Gegensatz
zu den vorgegebenen Standorten der Kohlekraftwerke - frei gewahlt werden. Dadurch kann
das Modell die neuen Gaskraftwerke netzoptimal platzieren. Zusétzliche Erdgaskraftwerke
werden dabei insbesondere im Siiden des Landes sowie in der Umgebung Berlins installiert.
Im Vergleich zum Jahr 2019 nimmt die Auslastung der Erdgaskraftwerke dabei um 71 % zu.
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Tabelle 5.2.: Stromerzeugung durch konventionelle, thermische Kraftwerke im
Referenzszenario 2030.

Primarenergietrager inst. Leistung Stromerzeugung Volllaststunden

Steinkohle 7,6 GW 17,7 TWh 2318h
Braunkohle 8,6 GW 6,4 TWh 748h
Erdgas 34,4GW 190 TWh 5514h
Mineralol 0GW - -

Anhand von Tabelle 5.3 und den berechneten Volllaststunden der Anlagen wird dariiber
hinaus deutlich, dass die Installation von Onshore-Windturbinen in Regionen erfolgt,
die besonders hohe Erzeugungsraten aufweisen. Dies entspricht insbesondere den
Regionen im Norden Deutschlands. Die Installation von Freiflachenphotovoltaik erfolgt
dagegen auch in Regionen mit niedrigeren maximalen Erzeugungsraten, wodurch die
Volllaststunden geringer ausfallen als der berechnete Durchschnitt von 1206 h/a (vergleiche
Abbildung 4.15).

Tabelle 5.3.: Stromerzeugung durch erneuerbare Energien im Referenzszenario 2030.

Technologie inst. Leistung Stromerzeugung Volllaststunden
PV (Dachflache) 38,5GW 45,9 TWh 1191h
PV (Freiflache) 41,9GW 42,1 TWh 1004 h
Wind Onshore 66,1 GW 160,0 TWh 2421h
Wind Offshore 11,1 GW 50,8 TWh 4563 h

5.1.3. Wasserstoffbereitstellung

Die eingefuhrten Nebenbedingungen der Modellkopplung flihren auch im Fall von
Wasserstoff dazu, dass sich die erzeugte und importierte Wasserstoffmenge beider Modelle
angleichen (siehe Abbildung 5.6). Aufgrund der héheren Strommengen aus Windkraft wird
in FINE.Infrastructure geringfligig mehr griiner Wasserstoff erzeugt. Dabei werden sowohl
bei der Elektrolyse als auch bei der Reformierung nicht zwischen groB- und kleinskaligen
Anlagen unterschieden. Dies liegt darin begriindet, dass kleinskalige Anlagen aufgrund
der derzeitig implementierten linearen Kostenminimierung aus ékonomischer Sicht nicht
gezogen werden wirden.

Elektrolyse (SS)
Reformierung (LS)
nesToR { N I Reformierung (SS)

Import

0 10 20 30 40 50 60
Wasserstofferzeugung in TWhg

Abbildung 5.6.: Wasserstofferzeugung im Vergleich.
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Die Verteilung der Anlagen ist in Abbildung 5.7 zusammen mit dem Ausbau des
Wasserstofftransportnetzes zu sehen. Dabei lassen sich folgende Beobachtungen machen:

Die Elektrolyse wird nur in zwei Regionen installiert. Diese Regionen zeichnen
sich insbesondere dadurch aus, dass deren Stromerzeugung durch Windkraft
dominiert wird. Die Auslastung der Elektrolyse féllt aufgrund der konstanten
Wasserstoffimportraten und der flexibler einsetzbaren Reformierung mit
Volllaststunden von 1730 h/a und 2330 h/a gering aus.

Der gréBere Anteil des Wasserstoffimports erfolgt Gber die Niederlande. Dennoch wird
auch ein Wasserstoffimport tber die Flissigwasserstoffterminals an der Nordseekiste
gezogen.

Pipelines verbinden die niederlandischen Grenzregionen mit den stidlichen Regionen.
Der importierte Wasserstoff kann so zu den Verbrauchszentren im Siiden transportiert
werden.

Stddeutschland deckt seine Wasserstoffnachfrage tber den importierten Wasserstoff
aus den Niederlanden als auch (ber inlandisch produzierten Wasserstoff via
Reformierung von importiertem Erdgas. Dabei wird Erdgas aus der Schweiz importiert.

Neben dem Pipelinenetz, welches sich Uber die westlichen Regionen Deutschlands
erstreckt, wird in Schleswig-Holstein ein in sich abgeschlossenes Netz aufgebaut.

Der Osten Deutschlands deckt seine Wasserstoffnachfrage Uber die Reformierung von
importiertem Erdgas. Pipelineverbindungen fir den Wasserstofftransport werden nur
im geringen Maf3e ausgebaut.

Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung

Elektrolyse
BN Import
B Reformer

N 4 GWgH,, LHv
= ?2.66 GWGHZ,LHV
— ] .33 GWGHZ, LHV

Abbildung 5.7.: Installierte Nettoleistungen flir die Wasserstoffbereitstellung 2030 sowie

installierte Wasserstoffpipelines (sowohl umgestellt als auch neugebaut).
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Aufgrund der Reversierung der TENP Pipeline hat Deutschland die Mdglichkeit, Erdgas
aus dem Siuden zu importieren (vgl. z.B. bestétigte MaBnahmen des NEP [227]),
weshalb der Standort der Dampfreformierung im sidlichen Baden-Wirttemberg nicht
unplausibel ist. Gegenwartig importiert Deutschland Erdgas hauptsachlich aus Norwegen
und Russland [95]. In einer zusatzlichen Analyse wird deshalb untersucht, inwieweit
die Beschrankung des Erdgasimports auf wenige Herkunftslander Einfluss auf das
kostenoptimale Energiesystemdesign nimmt (siehe Abschnitt 5.1.9).

Der Aufbau des Transportnetzes fir Wasserstoff erfolgt hauptsachlich durch die Umstellung
vorhandener Erdgaspipelines (siehe Abbildung 5.8). Dabei werden etwa 77 % der fir die
Umstellung berlcksichtigten Pipelinekilometer auf den Wasserstofftransport umgestellt,
wobei in der Modellierung die Umstellung der Pipelines auch zu Teilen erlaubt ist,
damit das Optimierungsproblem keine Binarentscheidungen aufweist. Das heif3t, die
Ubertragungsleistungen der umgestellten Pipelines miissen nicht mit der maximal
méglichen Ubertragungsleistung der jeweiligen umstellbaren Pipeline iibereinstimmen. Die
Ubertragungsleistungen der umgestellten Pipelines in Abbildung 5.8 spiegeln aufgrund der
Minimierung der Kosten nur die mindestens gebrauchten Ubertragungsleistungen wieder.
Durch die vollstindige Umstellung der Pipelines kann aber deutlich mehr Wasserstoff
transportiert werden.

- 4.08 GWGHZ,LHV - 0.73 GWGHZ,LHV

- 2.72 GWGHZ,LHV mmmm 0.48 GWGHZ,LHV

— ].36 GWGHZ,LHV — (.24 GWGHZ,LHV
(a) Umgestellte Pipelines (b) Neue Wasserstoffpipelines

Abbildung 5.8.: Umgestellte und neugebaute Pipelines fiir den Transport von Wasserstoff
im Referenzszenario 2030.
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Ein Neubau von Wasserstoffpipelines ist bis zum Jahr 2030 nur im geringfligigen Mafe
notwendig, um weitere Regionen an die umgestellten Pipelines anzuschlieBen sowie eine
Versorgung des Ostens von Deutschland sicherzustellen. Dabei werden neue Pipelines mit
einer Lange von rund 3.600 km verlegt, deren Durchmesser gréBer als 100 mm sind. Die
maximale Ubertragungsleistung der neu installierten Wasserstoffpipelines entspricht in etwa
dem Durchfluss einer Pipeline mit einem Durchmesser von 300 mm.

5.1.4. Erdgasbereitstellung

Aufgrund der Kostenannahmen wird die gesamte Erdgasnachfrage von rund 651 TWhcy,
durch Importe von Erdgas gedeckt. Die alternative Deckung der nachgefragten
Erdgasmenge durch aufbereitetes Biogas oder durch synthetisch aus Wasserstoff
hergestelltes Erdgas wird nicht gezogen.

Insgesamt werden in diesem Szenario 1081 TWh¢y, Erdgas importiert. Dabei wird das
Erdgas sowohl zur Deckung der Endenergienachfrage der Verbrauchersektoren (zu 60 %),
als auch im Umwandlungssektor zur Bereitstellung von Wasserstoff (5 %) und Strom (35 %)
genutzt.

5.1.5. Fernwarmebereitstellung

Die  Fernwérmebereitstellung  erfolgt ~ maBgeblich  durch  fossil  befeuerte
Kraftwarmekopplungsanlagen. In Abbildung 5.9 sind die Anteile der Technologien an
der Fernwarmebereitstellung zu sehen. Dabei werden insgesamt 218 TWhth Warme
erzeugt. Aufgrund der hohen Verluste durch den Transport der Warme zu den Verbrauchern
sowie durch die Speicherung der Warme muss deutlich mehr Warme bereitgestellt werden,
als eigentlich nachgefragt wird - so betragt die Nachfrage nach Fernwarme lediglich
187 TWhth (siehe auch Abschnitt 4.2.1).

Der groBte Anteil (etwa 64 %) der Fernwarme wird durch Kraftwarmekopplungsanlagen
auf Basis von Erdgas bereitgestellt. Reine Heizwerke werden in diesen Modellrechnungen
nicht betrachtet. GroBwarmepumpen und Elektrodenkessel, welche die Warme durch die
Umwandlung von Strom erzeugen, tragen zu 21% an der Fernwarmebereitstellung bei.
Aufgrund der hohen CO,-Emissionen fallt der Anteil von Kraftwarmekopplungsanlagen auf
Basis von Braunkohle mit 3% an der Fernwarmebereitstellung nur gering aus.

GroRwarmepumpe

Elektrodenkessel

Erdgaskraftwerke Braunkohlekraftwerke

Steinkohlekraftwerke

Abbildung 5.9.: Fernwarmebereitstellung im Referenzszenario 2030. Insgesamt werden
218 TWhth Abwarme erzeugt.
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Abbildung C.2 im Anhang zeigt die installierten, interregionalen Fernwarmeleitungen
sowie deren durchschnittlichen Auslastungen. Aufgrund der hohen Verluste beim
Transport von Warme Uber weite Distanzen werden nur einzelne Verbindungen mit
niedrigen Ubertragungsleistungen ausgebaut. SchwerpunktmaBig werden insbesondere
die Regionen in Nordrhein-Westfalen verbunden. Dabei weisen die installierten Leitungen
durchschnittliche Auslastungen von 60 bis 90 % bezogen auf ihre Maximalkapazitat auf.

5.1.6. Nutzung von Speichertechnologien

Speichertechnologien sorgen fir die flexible Nutzung der bereitgestellten Energietrager.
Tabelle 5.4 fasst die resultierenden, installierten Speicherkapazitdten und die daraus
entstehenden Kosten sowie die Summe der Ein- und Ausspeicherung des jeweiligen
Energietragers fir das gesamte Jahr zusammen. Die Kosten der Porenspeicher umfassen
dabei nur die Kosten zum Ein- und Ausspeichern des Erdgases, da kein weiterer
Ausbau erlaubt wird. Aufgrund der hohen Investitionskosten der Réhrenspeicher gegentiber
den Kosten von geologischen Speicheroptionen flir Gase wird nur eine geringe
Speicherkapazitat an Réhrenspeichern im Energiesystem des Referenzszenarios installiert.

Tabelle 5.4.: Speichertechnologien im Referenzszenario 2030.

Technologie Speicher-  TAC  Speicherung Ausspeicherung
kapazitat (M€/a) (GWh) (GWh)

Lithium-lonen- 19GWh 271,79 6.838 6.150

Batterien

Pumpspeicher- 38GWh 60,07 7.046 5.519

kraftwerke

Salzkaverne 44 GWh 0,16 61 61

(MRG)

Porenspeicher 89TWh 9,47 9.452 9.452

(MRG)

Roéhrenspeicher 5GWh 1,13 259 259

(MRG)

Salzkaverne (H,) 4TWh 47,93 11.530 11.530

Réhrenspeicher 2GWh 1,36 103 103

(Hy)

Kryogene Tanks 33GWh 2,98 7.301 7.301

(LH5)

Stahlbehalter- 94GWh 88,99 15.084 14.065

warmespeicher

Erdbecken- 7TWh 562,25 34.006 32.785

warmespeicher

Die Speicherung von Erdgas erfolgt hauptséchlich in Porenspeichern. Da flr
den Erdgasimport bis auf die maximale Importrate und den Standorten der
grenzlberschreitenden Importpipelines keine weiteren Einschrankungen beriicksichtigt
werden, ist eine Speicherung des Gases nur im geringen Umfang nétig und die Nutzung
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der Porenspeicher ist auf ein Minimum beschrankt'®. Zu den wenigen operierenden
Porenspeichern zahlen die Speicherstatten in der Region rund um Minchen. In dieser
Region ist die maximale Importrate (5,6 GWcy, ) geringer als die maximale Erdgasnachfrage
(9,1 GWcy,), weshalb das importierte Erdgas fiir die Heizperiode im Winter eingelagert
werden muss. Abbildung 5.10 zeigt die Erdgasnachfrage dieser Region sowie die Ein- und
Ausspeicherraten der Porenspeicher fir das Jahr 2030. Die Speicher werden im Sommer
geladen und im Winter entladen. Dabei folgt das tageszeitliche Muster der Einspeicherung
den Erzeugungsraten durch die Photovoltaikanlagen in der Region. In den Nachtzeiten
kann weniger eingespeichert werden, da ein Teil des importierten Erdgases in den
Erdgaskraftwerken zu Strom umgewandelt wird. Der Betrieb der Porenspeicher in Bayern
umfasst 93 % der gesamten Speicheroperationen aller beriicksichtigten Porenspeicher in
Deutschland.

Erdgasnachfrage Porenspeicher (Speicherung) Porenspeicher (Ausspeicherung)
Feb Apr Jun Aug Okt Dez Feb Apr Jun Aug Okt Dez Feb Apr Jun Aug Okt Dez
2044}
Yasd|l
s
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g .
0 | il o i § oA
Erdgasnachfrage MRG, LHV] Einspeicherung Ausspeicherung
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Abbildung 5.10.: Nutzung des Porenspeichers in Bayern zur Deckung der
Erdgasnachfrage im Referenzszenario 2030.

Gasformiger Wasserstoff wird mafBgeblich in umgestellten Salzkavernen gespeichert, um
jahreszeitliche Schwankungen in der Nachfrage auszugleichen (siehe Abbildung 5.11).
In finf der 14 Regionen mit Salzkavernenstandorten wird bereits das gesamten
Speichervolumen auf die Speicherung von Wasserstoff umgestellt. Dabei handelt es sich
um die Standorte in Schleswig-Holstein und um die Region rund um Berlin sowie um eine
der Regionen in Nordrhein-Westfalen, in der Wasserstoff Uber die Niederlande importiert
wird.

Die Installation von kryogenen Tanks erfolgt hauptsachlich in den Regionen mit
Wasserstoffimport. Um den Import des Wasserstoffs Uber die Niederlande und an den
Seehéfen gleich zu behandeln, wird in beiden Fallen Flissigwasserstoff importiert, der fir
den Weitertransport gasifiziert werden muss. Flr die Gasifizierung wird zuséatzlich Strom
bendtigt, welcher aufgrund der volatilen Stromerzeugung durch die Erneuerbaren nicht
zu jeder Tageszeit gleichermafBen zur Verfligung steht. Der Betrieb der Gasifizierung des
Flissigwasserstoffs orientiert sich deshalb je nach Standort an den Erzeugungsraten von
Wind bzw. Photovoltaik. Da der Flissigwasserstoff aber mit einer konstanten Rate importiert
wird, muss dieser flr die spatere Gasifizierung gespeichert werden, wodurch die Installation
von kryogenen Tanks erforderlich wird.

'3Die geopolitische Nutzung der Gasspeicher zum Beispiel zur Absicherung von Preisschwankungen und
Knappheiten sind nicht Bestandteil der Modellierung.
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Abbildung 5.11.: Vergleich des Speicherbetriebs von Kavernenspeichern (saisonale
Speicherung) und Batteriespeichern (tageszeitliche Speicherung) in
einer Grenzregion von Nordrhein-Westfalen und Niedersachsen.

Fir die Speicherung von Strom werden Pumpspeicherkraftwerke verwendet, die
derzeit bereits im Betrieb sind. Weitere Flexibilitdit zum Ausgleich von tageszeitlichen
Schwankungen in der Stromerzeugung und Nachfrage wird durch die Installation von
Batteriespeichern generiert (siehe Abbildung 5.11).

In Abbildung 5.12 sind die Standorte und installierten Kapazitédten der Speicheroptionen
fur gasférmigen Wasserstoff und Strom dargestellt. Es fallt auf, dass nicht in jeder
Region eine Speicheroption installiert werden muss. In diesem Fall wiirde das Saarland,
Sachsen-Anhalt und Berlin komplett und Brandenburg nahezu ohne Speicheroptionen fiir
Strom auskommen.

@ 0.5 TWhgy,

2.6 GWhe,
@ 0.25 TWhgy, L ¢

I Li-ion Batterien
Il Salzkavernen (GH;) I Pumpspeicherkraftwerk

(a) Wasserstoffspeicherung in Salzkavernen (b) Stromspeicher

Abbildung 5.12.: Nutzung von Speichertechnologien fiir gasférmigen Wasserstoff und
Strom im Referenzszenario 2030.
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Die saisonale Speicherung von Warme erfolgt in Erdbeckenwarmespeicher, welche im
Sommer gefillt und im Winter zur Deckung des Raumwéarmebedarfs entladen werden. Der
hohe Bedarf an Warmespeicherkapazitaten deutet darauf hin, dass die Warmeerzeugung
unabhangig vom Bedarf erfolgt.

5.1.7. Auslastung der leitungsgebundenen Infrastrukturen

Neben dem Design der Infrastrukturen ist es zudem mdglich, Aussagen zum Betrieb
und damit auch zur Auslastung der leitungsgebundenen Infrastrukturen zu treffen. Fir
die Betrachtung der Auslastung des Stromnetzes ist in Abbildung 5.13 dargestellt,
zu wie viel Prozent des Jahres die Leitungen Uber einen Grenzwert von 80% der
angenommenen Ubertragungsleistung betrieben werden'®. Im Wechselstromnetz werden
nur einzelne Leitungen zeitweise lber den Grenzwert ausgelastet. Eine héhere Auslastung
weisen hierbei die Leitungen innerhalb Niedersachsens und eine Verbindung innerhalb
Nordrhein-Westfalens auf.

Wechselspannungsstromnetz Gleichspannungsstromnetz
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Abbildung 5.13.: Zeitlicher Anteil des Jahres, bei dem die Stromleitungen im
Referenzszenariq_ZOSO Uber dem Grenzwert von 80 % der
angenommenen Ubertragungsleistung betrieben werden.

"“Die angenommenen Ubertragungsleistungen des Wechselstromnetzes entsprechen hierbei nur 70 %
der nominalen Ubertragungsleistung. Der Grenzwert bezieht sich dabei nur auf die 70% der
Ubertragungsleistung. Siehe auch Abschnitt 3.2.1.
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Diese Leitungen werden in etwa 50% des Jahres zur Ubertragung von mehr als 80 %
der maximal Ubertragbaren Leistung an Strom betrieben. Ebenso trifft dies fir eine
Trasse in Schleswig-Holstein zu, welche die Region rund um Flensburg, in welcher
Elektrolyse betrieben wird, mit seiner Nachbarregion verbindet. Die Auslastung der
Verbindungen des Gleichstromnetzes liegen dagegen signifikant héher. Insbesondere die
Nord-Siid-Verbindungen im Westen des Landes werden rund 40 bis 50 % der Zeit im Jahr
Uber dem Grenzwert von 80 % betrieben. Die Verbindung Sachsen-Anhalts mit Bayern ist
dagegen weniger ausgelastet und lasst sich darin begriinden, dass in Sachsen-Anhalt fir
das Jahr 2030 im Vergleich zu den Randregionen in Deutschland nur geringe Strommengen
bereitgestellt werden (vergleiche Abbildung 5.5).

Anhand dieser Beobachtungen kann gefolgert werden, dass die fokussierte
Stromerzeugung im Norden durch Offshorewindparks und Windturbinen an Land dazu
flhrt, dass die Verbindungen in die Verbrauchszentren im Stiden stark ausgelastet werden
und weitere Verstarkungen im Stromnetz nétig werden, um den erneuerbaren Strom
transportieren und nutzen zu kdnnen.

Der Wasserstofftransport erfolgt hauptsachlich Uber umgestellte Pipelines, deren
durchschnittliche Auslastung in Abbildung 5.14 dargestellt ist. Dabei werden die
zur Umstellung erlaubten Parallelstrange getrennt betrachtet. Es fallt auf, dass die
Pipelineverbindung innerhalb Baden-Wirttembergs eine durchschnittliche Auslastung von
nahe 100 % aufweist.
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Abbildung 5.14.: Durchschnittliche Auslastung der auf Wasserstofftransport umgestellten
Pipelines im Referenzszenario 2030.
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In der sidlichsten Region wird U(ber die Reformierung importiertes Erdgas zu
Wasserstoff umgewandelt. Von dort aus wird kontinuierlich Wasserstoff gen Norden
transportiert, um insbesondere die Wasserstoffnachfrage der Region im Landerdreieck
Baden-Wirttemberg/Hessen/Rheinland-Pfalz zu decken. In dieser Region ist mitunter
das Chemiewerk BASF angesiedelt, wodurch diese Region aufgrund der Annahmen zur
Regionalisierung der Nachfragen eine konstante Wasserstoffnachfrage aufweist.

Im Modell ist der Erdgasimport an allen grenziiberschreitenden Erdgaspipelines erlaubt
(vgl. Abschnitt 4.2.2). Die Plausibilitat der Ergebnisse durch diese Annahme wird in
Abschnitt 5.1.9 diskutiert.

Hoéhere, durchschnittliche Auslastungen im Bereich von 20 - 40% weisen auch die
Pipelinestrange auf, die die Regionen mit Wasserstoffimporten aus den Niederlanden und
den Flissigwasserstoffterminals im Norden anbinden.

Die durchschnittliche Auslastung der neu zugebauten Wasserstoffpipelines ist in
Abbildung C.1 im Anhang dargestellt. Uber diese werden die Salzkavernenstandorte zur
Speicherung des Wasserstoffs ans Wasserstoffnetz angeschlossen. Darliber hinaus werden
mit diesen Pipelines Regionen angebunden, welche aufgrund der Umstellungskriterien der
Erdgaspipelines nicht erreicht werden kénnen. Wegen der geringen Wasserstoffnachfragen
sind die Pipelines entsprechend gering dimensioniert, um die Investitionskosten niedrig zu
halten.

5.1.8. CO,-Emissionen

Etwa 79% der erlaubten 110Mt an CO,-Emissionen werden durch die Nutzung von
Erdgas zur Strom- und Wasserstofferzeugung emittiert. Knapp 15% entstehen bei der
Verwertung von Steinkohle in der Stromerzeugung. Die geringe Nutzung von Braunkohle
ist flr die restlichen 6% der CO,-Emissionen verantwortlich. Diese Beobachtung lasst
sich anhand der Emissionsfaktoren der einzelnen Energietrager erklaren (siehe auch
Tabelle A.1 im Anhang). Die Verwertung von Erdgas hat den geringsten Ausstof3 an
CO, im Vergleich zur Braun- und Steinkohle. Die Optimierung entscheidet sich demnach
mafgeblich fir die Nutzung des Energietragers mit dem niedrigsten Emissionsfaktor, um
das gesetzte CO,-Budget effizient auszunutzen. Dadurch nimmt die Bedeutung von Braun-
und Steinkohle im Energiesystem Deutschland des Jahres 2030 im Vergleich zu ihrer
Bedeutung im gegenwartigen Energiesystem deutlich ab.

Die Reduktion der CO,-Emissionen in den Endverbrauchsbereichen wird durch die
Kopplung mit FINE.NESTOR und den daraus entnommenen Nachfragen bericksichtigt.

5.1.9. Exkurs: Gasnetz und Gasimporte

Die Annahmen im Modell FINE.Infrastructure zum Gasnetz basieren auf der
Datengrundlage der Studie von Cerniauskas et al. [228]. Aufgrund der allgemeinen
Verfiigbarkeit der Daten des Erdgasnetzes ist die Ubereinstimmung der Daten mit
der Realitdt nur bedingt gegeben. Abweichungen im Verlauf der Pipelines zwischen
Modellannahmen und Realitédt kbnnen im Rahmen dieser Arbeit nicht vermieden werden.
Die Evaluation dieser Daten ist ebenfalls nicht Bestandteil dieser Arbeit.

Dies gilt ebenso fir die Annahmen der fir Gasimporte verfigbaren Importpipelines. In
dieser Arbeit wird der Transit von Erdgas nicht abgebildet. Dadurch ergeben sich mehr
freie Kapazitaten fir den Import von Gasen und der Umstellung zum Transport von
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Wasserstoff. Darliber hinaus ist der Import von Gasen an allen grenzlberschreitenden
Pipelines erlaubt, wodurch die Modellergebnisse von der Realitdt abweichen kénnen. In
den Modellergebnissen fir das Jahr 2030 wird beispielsweise besonders viel Erdgas aus
der Schweiz nach Baden-Wirttemberg importiert und Gber die Dampfreformierung zu
Wasserstoff umgewandelt, der Gber auf den Wasserstofftransport umgestellte Pipelines in
die nahegelegenen Regionen transportiert wird. Ein Import von Erdgas aus der Schweiz
und dem Sudwesten Europas ist bisher noch nicht in einem gréBeren Umfang erfolgt.
Aufgrund der Reversierung der TENP Pipeline hat Deutschland mittlerweile jedoch die
Maoglichkeit, Erdgas aus dem Sliden zu importieren (vgl. z.B. bestatigte MaBnahmen des
NEP [227]).

In dieser Szenariovariation des Jahres 2030 wird untersucht, welchen Einfluss es auf den
TAC und die raumliche Auslegung des Energiesystems hat, wenn der Import von Erdgas nur
von den grenziiberschreitenden Pipelines aus Norwegen, Danemark, Polen (Jamal-Europa),
Tschechien (Transgas-Trasse) und Russland (Nordeuropéische Pipeline) erlaubt wird. Flr
die niederlandischen Importpipelines wird angenommen, dass diese auf den Import von
Wasserstoff umgestellt werden, weil kein niederkalorisches Erdgas mehr geférdert und
gefordert wird. Alle anderen Annahmen bleiben unverandert.

Der eingeschrankte Import von Erdgas erhéht die TAC des Systems auf 65,96 Mrd. EUR/a.
Dies entspricht einem Anstieg von 3,3 % gegeniiber des TAC des Referenzszenarios 2030.
In der kostenoptimalen Lésung dieser Szenariovariation wird Erdgas mafBgeblich Uber die
Transgas-Trasse nach Deutschland importiert. Der Anteil des importierten Erdgases an den
Grenzregionen zu Tschechien liegt bei 54 %. Insgesamt werden etwa 1068 TWh¢y, an
Erdgas importiert. Davon werden 61 % zur Deckung der Erdgasnachfragen benétigt, knapp
5% werden per Dampfreformierung in Wasserstoff umgewandelt. Abbildung 5.15 zeigt die
Wasserstofferzeugung und das Wasserstofftransportnetz flir diese Szenariovariation. Im
Vergleich zu den Ergebnissen des Referenzszenario (siehe Abschnitt 5.1) verschiebt sich
die Wasserstofferzeugung tUber Erdgas von Baden-Wirttemberg nach Bayern.
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Abbildung 5.15.: Wasserstofferzeugung und Wasserstofftransportnetz 2030 im Fall
begrenzter Erdgasimportmdglichkeiten.
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In Nordrhein-Westfalen findet keine Wasserstofferzeugung in den Grenzgebieten zu
den Niederlanden statt. Ebenso entféllt die Wasserstofferzeugung in Rheinland-Pfalz.
Stattdessen wird im Norden an der Grenze zu Daéanemark zusatzlich zur
Wasserstofferzeugung durch  Elekirolyse auch grauer Wasserstoff (ber die
Dampfreformierung erzeugt. Dadurch entféllt der FlUssigwasserstoffimport an den
Terminals in Brunsbittel und Stade.

Das Wasserstofftransportnetz unterscheidet sich nur geringfligig von demjenigen des
Referenzszenarios: Eine zusatzliche Pipeline verbindet die Wasserstofferzeugung im
Osten Deutschlands Uber Thiringen und Hessen mit Stiddeutschland. Das Pipelinenetz
im Norden Deutschlands bleibt weiterhin isoliert. Aufgrund der Verschiebung der
Wasserstofferzeugung von Baden-Wirttemberg nach Bayern ergeben sich auch
Anderungen in der durchschnittichen Auslastung der umgestellten Erdgaspipelines
(siehe Abbildung 5.16). So steigt die durchschnittliche Auslastung der umgestellten
MEGAL-Pipelinestrange in den Bayern durchkreuzenden Abschnitten auf nahezu 100 %,
wahrend die Auslastung der TENP-Pipeline durch Baden-Wiirttemberg mit etwa 10%
deutlich unter der Vollauslastung im Referenzszenario liegt.

Die Zunahme der TAC beruht hauptsachlich auf den zusatzlichen Kosten fir den Erdgas-
und Wasserstofftransport. In diesem Bereich kommt es zu einer Kostensteigerung um 45 %.
Der Anteil der Transportinfrastrukturkosten an den TAC verbleibt aber im Vergleich zu den
anderen Kostenkomponenten weiterhin gering.

Die raumliche Verteilung der Stromerzeugungstechnologien ist im Gegensatz zur
Wasserstofferzeugung nahezu unverandert. Dies bedeutet, dass die Beschrankungen
des Erdgasimports keinen Einfluss auf die Installation von Erdgaskraftwerken nehmen.
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Abbildung 5.16.: Durchschnittliche Auslastung der auf Wasserstofftransport umgestellten
Erdgaspipelines im Szenario mit begrenzten Erdgasimportmdglichkeiten.



5.2 Langfristige Entwicklung: Referenzszenario 2050 139

5.2. Langfristige Entwicklung: Referenzszenario 2050

Fir das Referenzszenario 2050 wird angenommen, dass keine weiteren CO,-Emissionen
bei der Strom- und Wasserstoffbereitstellung erlaubt sind.

Wie bereits im Referenzszenario 2030 unterliegt die Umstellung der Erdgaspipelines dem
konservativen Umstellungsszenario (siehe Abbildung 3.11).

5.2.1. Verteilung der jahrlichen Gesamtkosten

Die TAC belaufen sich in diesem Szenario anhand der angenommenen Kosten fiir den
Bau und den Betrieb der einzelnen Technologien sowie den Importen der Energietrager
auf rund 116,6 Milliarden Euro pro Jahr. Damit liegen die Kosten des Systems um etwa
84 % hbéher als fir das optimierte System des Jahres 2030. Die Aufteilung der Kosten auf
die verschiedenen Systemkomponenten ist in Abbildung 5.17 dargestellt.
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Abbildung 5.17.: Verteilung der jahrlichen Gesamtkosten Uber die verschiedenen
Systemkomponenten (TAC: Total Anual Costs)

Die Erzeugungskomponenten, welche insbesondere die erneuerbaren Stromerzeuger
beinhalten, tragen mit ihrem Kostenanteil zu rund 50 % zu den jahrlichen Gesamtkosten
bei. Rund 22 % der jahrlichen Kosten entfallen auf den Import von Wasserstoff, Erdgas
und Strom. Dabei ist der Kostenanteil des importierten Wasserstoffs am héchsten. Dieser
wird zur Deckung der Wasserstoffnachfrage sowie zur Erhéhung der Flexibilitdt durch
die Nutzung von Wasserstoff in Rulckverstromungsanlagen bendtigt. Der Kostenanteil
des Erdgasimportes sinkt auf unter 2% der jahrlichen Gesamtkosten. Das heif3t, der
Erdgasimport spielt nur noch eine untergeordnete Rolle im System.

Weil der Anteil der fluktuierenden, erneuerbaren Energiequellen aufgrund der Restriktionen
der CO,-Emissionen deutlich ansteigt, wird auch der Bedarf an Speichertechnologien
signifikant gréBer, um die zeitliche Diskrepanz zwischen Bedarf und Erzeugung
zu Uberwinden. Dadurch steigt der Kostenanteil der Speicherkomponenten an den
Gesamtkosten.
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5.2.2. Stromerzeugung

Analog zur Auswertung des Referenzszenarios 2030 kann auch fiir das Jahr 2050 ein
Vergleich der Energiesysteme NESTOR und FINE.Infrastructure durchgefiihrt werden.
In Abbildung 5.18 sind die installierten Leistungen und die Nettostromerzeugung der
beiden Energiesystemmodellergebnisse dargestellt. Das raumlich aufgeléste Modell
FINE.Infrastructure tendiert in diesem Fall zu einer geringfligig niedrigeren installierten
Leistung an Windenergieanlagen und einer geringfiigig héheren installierten Leistung
an Solarenergieanlagen. Die Installation von Kraftwerken auf Basis von Biomasse
und Erdgas sind dem Modell nicht als zwingend vorgegeben worden. Dies liegt
auch darin begriindet, dass die Erdgaskraftwerke noch als Restbestande aus friheren
Zeitschritten der myopischen Optimierung des Energiesystems Deutschland im System
vorhanden sind. Erdgaskraftwerke tragen allerdings kaum zum bereitgestellten Strommix
des Jahres 2050 bei. Die erzeugte Strommenge aus Biomassekraftwerken in NESTOR
wird in FINE.Infrastructure hauptsachlich ber Rickverstromungsanlagen bereitgestellt.
Insgesamt wird im rdumlich aufgelésten Modell weniger installierte Leistung bendtigt, aber
dennoch mehr Strom Uber erneuerbare Energiequellen und Wasserstoffriickverstromung
bereitgestellt als im Einknotenmodell. Dabei fallt die bereitgestellte Strommenge etwa 2 %
héher aus als bei NESTOR.

Etwa 92% der inlandischen Stromerzeugung erfolgt dabei direkt aus erneuerbaren
Energiequellen. Die restlichen 8% werden durch Rickverstromungsanlagen erzeugt,
welche mit griinem Wasserstoff betrieben werden.

Aufgrund der Randbedingungen zum Ausbau der Technologien ergeben sich dennoch
Energiesysteme, welche trotz der Unterschiede in der rdumlichen Auflésung sowohl im
Design als auch im Betrieb hohe Ahnlichkeiten aufweisen.

Im Vergleich zum kostenoptimierten Referenzszenario 2030 verdreifacht sich die bendtigte
installierte Leistung von rund 200 GW,, auf rund 600 GW,, fir die Stromerzeugung. Die
inlandisch erzeugte und bereitgestellte Strommenge ist im Jahr 2050 mit rund 1130 TWh,,
fast doppelt so hoch wie die Strommenge von 580 TWh,, im Jahr 2030.
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Abbildung 5.18.: Installierte Leistungen und Nettostromerzeugung fir das Jahr 2050 im
Vergleich zu den Ergebnissen aus REF95.
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Die raumliche Verteilung der installierten Nettoleistungen fiir die Stromerzeugung 2050
in den 80 Regionen ist in Abbildung 5.19 dargestellt. Dabei lassen sich folgende
Beobachtungen machen:

* Im Vergleich zum Jahr 2030 sind die installierten Leistungen mit bis zu 40 GW,
innerhalb einer Region deutlich héher. Hierbei zeigt sich, dass die prozentuale
Verteilung der Leistung nicht mit der Verteilung im Jahr 2030 tbereinstimmt. Das heif3t,
es wird nicht in jeder Region eine Verdreifachung der installierten Leistung beobachtet.
So wird zum Beispiel in Sachsen im Jahr 2050 prozentual gesehen weniger installierte
Leistung bendtigt als im Jahr 2030.

» Der Mix an Erzeugungstechnologien in den Nordseeklstenregionen wird von
Windenergieanlagen dominiert. Ein hoher Anteil an Onshore-Windenergieanlagen
kann ebenso in Sachsen, Berlin, Brandenburg, Mecklenburg-Vorpommern und
Thiringen beobachtet werden.

« Im Sudwesten dominieren Dachflachenphotovoltaikanlagen. Diese tragen im
Nordosten nur in wenigen Regionen zum Strommix bei. Einen deutlichen Anteil
haben sie im Nordosten nur in den Regionen rund um Berlin und Hamburg.
Freiflachenphotovoltaikanlagen werden dagegen nahezu in fast allen Regionen
installiert. Dies liegt auch darin begriindet, dass das angenommene, theoretische
Potenzial zu etwa 85 % ausgeschdpft wird.

Wasserstoffrickverstromungsanlagen finden sich insbesondere in Regionen
mit hohen Bevélkerungsdichten wie Berlin, Leipzig, das Rheinland, das
Rhein-Main-Gebiet und Stuttgart. Ebenso werden Ruckverstromungsanlagen in
Regionen mit Salzkavernenspeichern oder im direkten Umkreis von diesen installiert
- zum Beispiel in Sachsen-Anhalt. Teilweise kann die rdumliche Verteilung der
Anlagen auch als Substitution fossiler, thermischer Kraftwerke - insbesondere der
Kohlekraftwerke - in diesen Regionen erklart werden.

Aufgrund der hohen installierten Leistung an Offshorewindparks von rund 45 GW,,
mussen im Jahr 2050 auch Windparks in kustenferneren Gebieten der Nordsee
installiert und angebunden werden. Die héheren Investitionskosten dieser Anlagen
fihren allerdings dazu, dass das System die kiistennahen Standorte erst vollkommen
ausschopft.

» Der starke Ausbau der Offshorewindenergie fiihrt auch dazu, dass die
Anbindungen der Offshorewindparks weiter ins Land hinein bis ins Ruhrgebiet
in Nordrhein-Westfalen erfolgen. Dabei werden Verbindungen mit rund 4 GW,,
Ubertragungsleistung installiert, um mdglichst viel Strom in die Bedarfszentren des
bevolkerungsreichsten Bundeslandes transportieren zu kénnen und das Stromnetz
zu entlasten.
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Abbildung 5.19.: Installierte Nettoleistungen flr die Stromerzeugung 2050.

Abbildung 5.20 zeigt die Zusammensetzung der kostenoptimierten Stromerzeugung
der einzelnen Regionen fir das Jahr 2050. Den gréBten Anteil an der inlandischen
Stromerzeugung mit knapp 59 % haben Windturbinen an Land und auf See. Da sich die
raumliche Verteilung der Windenergieanlagen nahezu ausschlieBlich auf den nérdlichsten
Teil Deutschlands beschrankt, werden in den kistennahen Regionen die hdchsten
bereitgestellten Strommengen beobachtet.

Die Verteilung der Residuallasten (dargestellt in Abbildung C.3 im Anhang) zeigt, dass
die bereitgestellte Strommenge die tatsachliche Nachfrage in den Kiistenregionen deutlich
Ubersteigt. Dabei ist nur die Stromnachfrage der einzelnen Verbrauchersektoren und
der Power-to-Heat-Technologien berlicksichtigt worden. Der Strombedarf der Elektrolyse
ist in diesem Fall noch nicht eingerechnet worden. Es zeigt aber, dass sich gerade
die Kistenregionen aufgrund der hohen Windenergiepotenziale als Elekirolysestandorte
anbieten, da in diesem Bereich ein signifikantes Stromiberangebot kosteneffizient
erreichbar ist. Zusatzlich kommt das Stromangebot der Offshorewindparks hinzu, die nicht
direkt den landseitigen Regionen zugeordnet werden.
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Abbildung 5.20.: Nettostromerzeugung 2050.

Tabelle 5.5 fasst die Stromerzeugung der erneuerbaren Energiequellen zusammen und
gibt die durchschnittlichen Volllaststunden der einzelnen Technologien wieder, wie sie sich
durch die Betriebsoptimierung des kostenminimalen Energiesystems Deutschland 2050
ergeben. Da beinahe das theoretische Potenzial der Freiflachenphotovoltaik ausgeschdpft
ist, ndhert sich die Volllaststundenzahl dem berechneten Durchschnitt von 1206 h/a fiir fest
montierte Anlagen, und fallt damit auch héher aus als im kostenminimalen System 2030.
Die Volllaststunden von Dachflachenphotovoltaik und Onshore-Windenergieanlagen fallen
im Vergleich zum Jahr 2030 geringfliigig niedriger aus. Dies liegt darin begriindet, dass
aufgrund der héheren installierten Leistungen auch Standorte und Dachausrichtungen mit
geringeren maximalen Erzeugungsraten gezogen werden. Fir Offshorewindparks bewegen
sich die Volllaststunden auf einem &hnlich hohen Niveau wie 2030. Diese liegen weiterhin
niedriger als die berechneten durchschnittlichen Volllaststunden fiir die Offshorewindparks
in Nord- und Ostsee. Dies zeigt, dass die Offshorewindparks regelmaBig abgeregelt werden,
da der zusatzliche Strom in diesen Stunden nicht kosteneffizient genutzt werden kann.
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Tabelle 5.5.: Stromerzeugung durch erneuerbare Energien im Referenzszenario 2050.

Technologie inst. Leistung Stromerzeugung Volllaststunden
PV (Dachflache) 88,3GW 99,6 TWh 1128h
PV (Freiflache) 227,4GW 267,9 TWh 1179h
Wind Onshore 192,0 GW 431,9TWh 2250 h
Wind Offshore 44 8GW 205,9 TWh 4595h

5.2.3. Wasserstoffbereitstellung

Bei der Wasserstoffbereitstellung unterscheiden sich die Modellergebnisse insofern, dass
das raumlich aufgeldéste Modell FINE.Infrastructure eine um knapp 10 % gréBere Menge
an Wasserstoff bereitstellt (siehe Abbildung 5.21). Rund 55% des Wasserstoffs wird
dabei importiert und 45% Uber die Elekirolyse sowie geringe Mengen auch Uber die
Reformierung von Biogas inlandisch produziert. NESTOR sieht dagegen einen Anteil
des importierten Wasserstoffs von knapp 60% im Jahr 2050. Damit liegt der Anteil
des importierten Wasserstoffs im rdumlich aufgelésten Modell leicht niedriger als im
Einknotenmodell. Begriindet werden kann dies durch den Mehrbedarf an Wasserstoff
fur die Wasserstoffrickverstromung sowie durch die Bericksichtigung der Uberregionalen
Verteilung des Wasserstoffs in die einzelnen Regionen. Da die absolute Importmenge an
Wasserstoff durch die Modellkopplung festgesetzt wird, muss dieser Mehrbedarf Gber die
inlandische Produktion gedeckt werden.
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Abbildung 5.21.: Wasserstofferzeugung im Vergleich fiir das Jahr 2050.

Im Gegensatz zur rdumlichen Verteilung der Wasserstofferzeugungsanlagen im Jahr
2030 begrenzt sich die Installation von Elektrolyseuren auf die kiistennahen Regionen
im Norden Deutschlands (siehe Abbildung 5.22). Die Erdgasreformierung ist aufgrund
der Nullemissionen von CO, keine Option mehr. Dadurch verlagert sich die komplette
Wasserstofferzeugung nach Norden, da in diesen Regionen eine hohe Stromerzeugung
realisiert werden kann, die fur die Elektrolyse bendtigt wird (vergleiche Abbildung C.3).
Da in den noérdlichen Regionen somit bereits viel Wasserstoff inlandisch erzeugt werden
kann, erfolgt der Wasserstoffimport maf3geblich Uber die Pipelineverbindungen von den
Niederlanden.



5.2 Langfristige Entwicklung: Referenzszenario 2050 145

Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung

Elektrolyse
B Import
B Reformer

. 25.8 [GWGHZ,LHV]
mmmm 17.2 [GWeh,, Lhv]
—— 8.60 [GWagh,, Lhv]

. 100 TWhy,

. 50 TWhy,
[ ) 25TWhH2

Abbildung 5.22.: Installierte Nettoleistungen flr die Wasserstoffbereitstellung 2050 sowie
installierte Wasserstoffpipelines (sowohl umgestellt als auch neugebaut).

Dies lasst sich kostenseitig dadurch begriinden, dass die Grenzgebiete zu den Niederlanden
aufgrund der anséassigen Industrien bereits eine hohe Wasserstoffnachfrage aufweisen und
die Uberregionale Verteilung des importierten Wasserstoffs in den Siiden Deutschlands
Uber kirzere Distanzen erfolgt als die Verteilung des inlandisch im Norden produzierte
Wasserstoffs. Die dstlichen Regionen Deutschlands werden dagegen komplett durch ein
Pipelinenetz an die nérdlichen Regionen angeschlossen. In diesem Gebiet wird - genau wie
im Stiden und in der Mitte Deutschlands - kein Wasserstoff erzeugt.

Abbildung 5.23 zeigt die umgestellten und neuen Pipelines flir den Transport von
Wasserstoff im Referenzszenario. Die Ubertragungsleistungen (ibersteigen dabei deutlich
diejenigen des Wasserstofftransportnetzes aus dem Referenzszenario 2030. Auch die
mehrstrangigen Verbindungen im Osten Deutschlands werden nun komplett auf den
Transport von Wasserstoff umgestellt. Der gesunkene Erdgasbedarf und der gestiegene
Wasserstoffbedarf fihren dazu, dass 100% der fur die Umstellung berlcksichtigten
Pipelinekilometer umgestellt werden.

Allerdings wird in  manchen Teilbereichen nicht die gesamte umstellbare
Ubertragungsleistung bendtigt. Aus Griinden der Kostenoptimalitit und der linearen
Betrachtungsweise erfolgt in diesen Teilbereichen die Umstellung nur anteilig. Die Deckung
der hohen Wasserstoffnachfragen erfordern dennoch einen deutlichen Ausbau des
Wasserstoffgasnetzes. Dies ist teilweise auch in den Abschnitten notwendig, in welchen
bereits Pipelines umgestellt werden kénnen. Darliber hinaus werden Pipelineverbindungen
bendtigt, die die einzelnen umgestellten Wasserstoffpipelinenetze im Siiden, Osten und
Norden miteinander verbinden sowie Regionen ans Netz anbinden, welche nicht Uber die
Umstellung von existierenden Pipelines erreicht werden kénnen. Die Lange der neu zu
bauenden Pipelineverbindungen beléuft sich dabei auf rund 10.700 km mit Durchmessern
zwischen 115mm und 1600 mm.
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Abbildung 5.23.: Umgestellte und neugebaute Pipelines fir den Transport von
Wasserstoff im Referenzszenario 2050.

5.2.4. Erdgasbereitstellung

Die Bereitstellung von Erdgas zur Deckung der verbliebenen Erdgasnachfrage im
Haushalts- und Industriesektor erfolgt komplett (iber Erdgasimporte. Die Aufbereitung von
Biogas ist im Vergleich zum Import des Gases zu teuer, um als Option flr die Deckung
der geringen Restnachfrage in Betracht gezogen zu werden. Da nur Parallelstrange
des Erdgasnetzes auf den Transport von Wasserstoff umgestellt werden kénnen, ist die
Transportinfrastruktur fiir Erdgas gegeben und das importierte Gas kann kostenglinstig zu
den Bedarfszentren transportiert werden.

Die Nutzung von Erdgas im Umwandlungsbereich entféllt aufgrund der damit verbundenen
CO,-Emissionen komplett. Werden in zukiinftigen Arbeiten Technologien zur Kompensation
der CO,-Emissionen berlicksichtigt, wirde diese Option wieder offen stehen. Die hohen
Kosten zur Herstellung von synthetischen Erdgasen flhren dazu, dass auch diese nicht im
Umwandlungsbereich in der Lésung gezogen werden.



5.2 Langfristige Entwicklung: Referenzszenario 2050 147

5.2.5. Fernwarmebereitstellung

Ebenso wie die inlandische Wasserstofferzeugung muss auch die Fernwarmebereitstellung
Uber emissionsfreie Technologien erfolgen. Fossile, thermische Kraftwerke kdnnen
deshalb nicht mehr zur Deckung des Fernwarmebedarfs beitragen. Dadurch &andert
sich die Warmeerzeugungsstruktur von der Dominanz der fossilen Energietréager
hin zu Power-to-Heat-Technologien (siehe Abbildung 5.24). GroBwarmepumpen
produzieren dabei knapp 81 % der insgesamt 200,8 TWh,,, bereitgestellten Fernwérme.
Ruckverstromungsanlagen, Elektrodenkessel und Kraftwarmekopplungsanlagen auf Basis
von Biogas stellen die restliche Fernwadrmemenge in nahezu gleichen Teilen bereit.
Holzbefeuerte Kraftwarmekopplungsanlagen finden aufgrund der angenommenen, héheren
Investitionskosten keine Berlicksichtigung in der kostenoptimalen Lésung.

GroRwarmepumpe Elektrodenkessel

BiogasCHP

RUckverstromung

Abbildung 5.24.: Fernwarmebereitstellung im Referenzszenario 2050. Insgesamt werden
200,8 TWhth Abwarme erzeugt.

Abbildung C.5 im Anhang zeigt die installierten, interregionalen Fernwarmeleitungen
sowie deren durchschnittlichen Auslastungen. Die hohen Verluste bei der Ubertragung
und die fehlenden GroBkraftwerke mit Kraftwarmekopplung flihren dazu, dass die
Warmebereitstellung dezentral in den einzelnen Regionen stattfindet. Aus diesen Griinden
werden prinzipiell keine Fernwarmeleitungen aufgebaut. Die einzelnen installierten
Verbindungen, welche mafBgeblich in Nordrhein-Westfalen zu finden sind, weisen nur
geringe Ubertragungsleistungen auf mit durchschnittlichen Auslastungen von 30 bis 50 %
Uber das gesamte Jahr.

5.2.6. Nutzung von Speichertechnologien

Die Nutzung von Speichertechnologien in der langfristigen Entwicklung des Energiesystems
Deutschland steigt im Vergleich zur kurzfristigen Entwicklung deutlich in seiner Bedeutung.
Dies liegt darin begriindet, dass die erneuerbaren Energiequellen weniger flexibel
in ihrer Erzeugung sind als thermische Kraftwerke, wodurch ein hoher Bedarf an
Optionen zur zeitlichen Entzerrung von Angebot und Nachfrage besteht. Tabelle 5.6
fasst die im Referenzszenario installierten Speichertechnologien mit ihren jeweiligen
Speicherkapazitaten und Nutzung zusammen.
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Tabelle 5.6.: Speichertechnologien im Referenzszenario 2050.

Technologie Speicher- TAC Speicherung Ausspeicherung
kapazitat (M€/a) (GWh) (GWh)
Lithium-lonen- 334GWh 5.418,44 98.276 85.779
Batterien
Pumpspeicher- 43GWh 129,90 9.955 7.783
kraftwerke
Salzkaverne (MRG) 0GWh - - -
Porenspeicher (MRG) 89TWh 0,30 300 300
Réhrenspeicher (MRG) 0GWh - - -
Salzkaverne (H,) 37 TWh 404,70 114.353 114.353
Réhrenspeicher (H,) 0GWh - - -
Kryogene Tanks (LH,) 1,7 TWh 157,38 33.175 33.110
Stahlbehalter- 223 GWh 221,42 36.574 34.023
warmespeicher
Erdbecken- 23,6 TWh 1.835,21 97.102 93.662

warmespeicher

FUr die kurzzeitige Speicherung von Strom spielen dabei insbesondere Batteriespeicher
eine grof3e Rolle, welche in nahezu jeder Region installiert werden. Der zeitliche Verlauf
des Speicherfiillstandes von Batteriespeichern weist dabei deutlich ein tageszeitabhangiges
Muster auf. Dieses wird auch bereits im Jahr 2030 beobachtet (vergleiche Abbildung 5.11).
Allerdings werden Batteriespeicher in windreichen Regionen nun auch zur Speicherung
von Windenergie verwendet. Abbildung 5.25 zeigt die unterschiedlichen Verlaufe
der Batteriespeicherfillstinde von einer Region mit hohen Windanteil im Strommix
(Norddeutschland) und einer Region mit hohen Sonnenenergieanteil im Strommix
(Stiddeutschland). Wahrend in Siiddeutschland die Batterie tagsiiber geladen und nachts
entladen wird, weist der Batteriespeicher in Norddeutschland seine Entladezeiten eher in
den friihen Morgenstunden auf.

Batteriespeicher (Norddeutschland) Batteriespeicher (Stddeutschland)
Feb Apr Jun Aug Okt Dez Feb Apr Jun Aug Okt Dez

Stunde
Stunde

T
Hl "M " ”h Ilmlwanw

1 ik, ‘.I | |

0
Spelcherfullstand [GWheg] Speicherflllstand [GWhg]
00 25 sfo 7.5 10.0 125 15.0 0 2 4 6 8 10

Abbildung 5.25.: Vergleich des zeitlichen Verlaufs der Speicherflllstande von
Batteriespeichern in einer Region in Norddeutschland und einer Region
in Siddeutschland.
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Auch die Nutzung von Salzkavernen zur Speicherung von gasférmigem Wasserstoff nimmt
im Vergleich zum Jahr 2030 deutlich zu. So werden alle existierenden Salzkavernen
nahezu komplett auf die Speicherung von Wasserstoff umgestellt. Im Gegensatz zu den
Batteriespeichern dienen diese fiir den saisonalen Ausgleich zwischen Bedarf und Angebot,
wodurch der Verlauf des Speicherfiillstandes demjenigen des Jahres 2030 gleicht (siehe
Abbildung 5.11). Die Verteilung der Speicher fiir gasférmigen Wasserstoff und Strom ist in
Abbildung 5.26 dargestellt.

28 GWhy

.10.0 TWhen, L4 owh
el
@ 5.0 TWhay, @® 7.2GWhy

® 2.5 TWhg,

B Li-ion Batterien
EEm Salzkavernen (GH3) B Pumpspeicherkraftwerk

(a) Wasserstoffspeicherung in Salzkavernen (b) Stromspeicher

Abbildung 5.26.: Nutzung von Speichertechnologien fiir gasférmigen Wasserstoff und
Strom im Referenzszenario 2050.

Derzeit in Planung befindliche Salzkavernen werden in diesem Szenario nicht ausgebaut,
das heiBt, der gesamte Speicherbedarf flir gasférmigen Wasserstoff kann durch
die gegenwartig operierenden Salzkavernen gedeckt werden. Der immense Bedarf
an Batteriespeichern zeigt dagegen deutlich, dass Stromnachfrage und Angebot
starke zeitliche Diskrepanzen in ihren Verldufen aufweisen. Inwieweit die zeitliche
Aggregationsmethode den Speicherbedarf beeinflusst, wird im Abschnitt 5.7.1 anhand
einer Sensitivitdtsanalyse diskutiert. Die Installation von kryogenen Tanks erfolgt
analog zum Szenario 2030 in den Regionen mit Wasserstoffimport. Aufgrund des
gestiegenen Wasserstoffimports steigt auch der Bedarf an Speicherkapazitaten in
Flussigwasserstofftanks.

Die Speicherung der Warme erfolgt fir den taglichen Ausgleich Gber
Stahlbehélterwarmespeicher und far den saisonalen Ausgleich tber
Erdbeckenwdrmespeicher. Die angenommenen, niedrigen Investitionskosten fir
Warmespeicher sorgen dafir, dass Warme unabhangig vom zeitlichen Verlauf des
Waérmebedarfs erzeugt und flr einen spéateren Zeitpunkt gespeichert wird. Da keine
Annahmen beziglich des Platzbedarfs und damit eines maximal méglichen Ausbaus von
Erdbeckenwarmespeicher im Modell hinterlegt sind, kénnen bei der Optimierung beliebig
groBe Warmespeicher installiert werden. In zukinftigen Arbeiten kdnnte eine detaillierte
Abbildung des Warmesektors erfolgen, um die Kopplung des Warme- und Stromsektors
und die damit verbundenen Auswirkungen auf die Auslegung des Energiesystems besser
untersuchen zu kénnen.
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5.2.7. Auslastung der leitungsgebundenen Infrastrukturen

Der Zubau erneuerbarer Energiequellen an den Standorten hohen Erzeugungspotenzials
sorgt dafiir, dass das Stromnetz starker ausgelastet wird als es im Jahr 2030 der
Fall ist. Dies trifft insbesondere in den Gebieten mit hohen Windenergiepotenzialen zu.
Abbildung 5.27 zeigt, zu wie viel Prozent des Jahres die Leitungen Uber einen Grenzwert
von 80% der angenommenen Ubertragungsleistung betrieben werden. Die Leitungen
des Wechselstromnetzes im Norden und Westen Deutschlands weisen dabei hdhere
Auslastungen auf als im Siden. Dies deutet daraufhin, dass in Zukunft aufgrund der
Anbindung von Offshorewindparks und der Nutzung der hohen Windpotenziale im Norden
ein weiterer Ausbau des Stromnetzes notwendig erscheint, sofern die rdumliche Verteilung
der Stromlast auch zukilinftig einen hohen Bedarf im Sliden des Landes aufweist. Das
beriicksichtigte Gleichspannungsstromnetz wird ebenfalls stark ausgelastet, um den Strom
von Nord nach Sid zu transportieren. Die Direktverbindungen von Schleswig-Holstein nach
Baden-Wiirttemberg und Bayern werden dabei durchschnittlich zu 70 % ausgelastet. Im
Referenzszenario 2030 betrégt die durchschnittliche Auslastung dieser Leitungen nur rund
40 %. Die Nord-Siid-Verbindungen gewinnen damit in Zukunft an Bedeutung.

Wechselspannungsstromnetz Gleichspannungsstromnetz

Betrieb Uber
Grenzwert

100%

80%
60%
40%
20%
0%

N ©.07 GWq N 2.0 GWg
= 4.53 GWg mmm ].0 GWg
— 2.26 GWg — 0.5 GWg

Abbildung 5.27.: Zeitlicher Anteil des Jahres, bei dem die Stromleitungen im
Referenzszenario 2050 Uber dem Grenzwert von 80 % der
angenommenen Ubertragungsleistung betrieben werden.
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Um den stark gestiegenen Wasserstoffbedarf in allen Regionen decken zu kdénnen, ist
neben der Umstellung des gegenwartigen Erdgasnetzes auch ein erheblicher Bedarf an
neuen Wasserstoffpipelines notwendig. Die Auslastung der umgestellten Parallelstrange
des Erdgasnetzes sind in Abbildung 5.28 dargestellt. Im Vergleich zum Jahr 2030
(siehe Abbildung 5.14) fallt auf, dass die Verbindungen im Siden nur noch geringe
durchschnittliche Auslastungen aufweisen. Das Wasserstoffangebot beschrankt sich
vollstdndig auf die ndérdlichen Regionen und die Grenzregionen zu den Niederlanden.
Dadurch dienen die sidlichen und 6stlichen Verbindungen nur zur Verteilung des
Wasserstoffs in die Bedarfszentren. Hohe durchschnittliche Auslastungen weisen dagegen
die Pipelineverbindungen in den Regionen mit Wasserstoffimport aus den Niederlanden auf.

Parallelstrang 2 Parallelstrang 3

Durchschnittliche
Auslastung

100%

80%
60%
40%
20%
0%

B 13.4 GWo, iy B 2.61 GWoy, (v
—— (.72 GWGHZ, LHV = ].30 GWGHZ, LHV
= 3.36 GWgH,, LHv = 0.65 GWgH,, LHv

Abbildung 5.28.: Durchschnittliche Auslastung der auf Wasserstofftransport umgestellten
Pipelines im Referenzszenario 2050.

Neue Wasserstoffpipelines erhdhen die Ubertragungsleistungen der umgestellten Pipelines
im Westen des Landes und erschlie3en mittig und stlich gelegene Regionen Deutschlands,
die sonst nicht am Wasserstoffnetz angeschlossen waren. lhre durchschnittlichen
Auslastungen sind in Abbildung 5.29 dargestellt. Da es bei der Wasserstoffnachfrage im
Haushalt und dem Wasserstoffbedarf zur Rickverstromung zu Schwankungen im zeitlichen
Verlauf kommt, ist die durchschnittliche Auslastung der Pipelineverbindungen in manchen
Abschnitten sehr gering. In diesen Abschnitten wird die volle Ubertragungsleistung nur in
wenigen Stunden des Jahres bendtigt.
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Abbildung 5.29.: Durchschnittliche Auslastung der flir Wasserstofftransport neu
installierten Pipelines im Referenzszenario 2050.

5.3. Freie Optimierung

Die Referenzszenarien werden jeweils mit den vorgegebenen installierten Leistungen
aus NESTOR berechnet. Zusétzlich wird eine freie Optimierung durchgefihrt, welche
nur die rdumlich aufgelésten Nachfragen aus den NESTOR-Ergebnissen Gbernimmt und
das Energiesystemdesign ohne weitere Vorgaben eines Mindest- oder Maximalausbaus
kostenoptimal auslegt.

Das resultierende Energiesystemdesign der freien Optimierung weist in allen Fallen
niedrigere TAC auf als das der Optimierung mit den installierten Leistungen aus NESTOR.
So liegen die TAC der freien Optimierung des Referenzszenarios fur das Jahr 2030 6 %
niedriger als mit dem vorgegebenen Ausbau, flir das Jahr 2050 fallen die TAC bei der
freien Optimierung rund 9,5 % niedriger aus. Dabei unterscheidet sich das Systemdesign
maf3geblich von den Ergebnissen aus NESTOR.

5.3.1. Freie Optimierung des Jahres 2030

Die Abbildungen 5.30 und 5.31 zeigen die installierten Leistungen zur
Strom- und Wasserstofferzeugung der freien Optimierung im Vergleich zur
Optimierung von NESTOR und der Optimierung mit vorgegebenen Ausbaugrenzen
(FINE.Infrastructure-Referenzszenario). Anhand dieses Vergleichs lassen sich folgende
Beobachtungen machen:

» Aufgrund der hoheren Investitionskosten im  Vergleich zu anderen
Technologien werden im Jahr 2030 keine Offshorewindparks und keine



5.3

Freie Optimierung 153

Dachflachenphotovoltaikanlagen installiert. Freiflachenphotovoltaikanlagen weisen
rund 36% niedrigere Investitionskosten als Dachflachenphotovoltaik auf. Die
Installation von Onshorewindturbinen ist rund 44 % glnstiger als der Bau von
Offshorewindturbinen. Die héheren Volllaststunden der Offshorewindturbinen kénnen
hierbei die Nachteile, die sich aufgrund der geographischen Restriktionen sowie der
héheren Installationskosten ergeben, nicht ausgleichen.

Der gesamte Wasserstoffbedarf wird liber Erdgasreformierung gedeckt.

Die Summe der installierten Leistung an Freiflachenphotovoltaik ist héher als das
Dreifache der installierten Leistung im Referenzszenario.

Die bendétigte installierte Leistung an Braunkohlekraftwerke liegt bei 2,6 GW, und
damit deutlich unter den gesetzten Zielvorgaben. lhre Volllaststunden steigen
allerdings auf 3408 h/a. Die Verteilung der installierten Leistung erstreckt sich tber alle
elf modellierten Regionen, die Braunkohlekraftwerksstandorte aufweisen. So werden
jeweils nur geringe Anteile der urspriinglich installierten Leistungen an den Standorten
abgerufen.

Steinkohlekraftwerke dagegen verbleiben vermehrt im System mit 12 GW,, installierter
Leistung, ihre Volllaststundenanzahl reduziert sich auf 1450 h/a.

Die installierte Leistung an Erdgaskraftwerken steigt um 5GW,, auf 40GW,,. lhre
Volllaststunden reduzieren sich dagegen auf 4800 h/a.

Die Kosten fur Speichertechnologien sind etwa 33% niedriger als im
Referenzszenario. Dabei werden insbesondere weniger Speicherkapazitaten zur
Kurzzeitspeicherung von Strom und Wasserstoff benétigt. Ebenso geht der Bedarf
an Langzeitwarmespeichern zurlick. Das Systemdesign weist damit eine hoéhere
Flexibilitét in der Erzeugung auf.

Freie Optimierung m s Wind onshore
. HEl Wind offshore
Referenzszenario | | ] 1 PV (Dachfliche)
NESTOR | m 1 PV (Freifldche)
0 50 100 150 200 250 Laufwasserkraftwerke
Installierte Leistung 2030 in GWg HEl Biomasse
EEm Braunkohlekraftwerke
Freie Optimierung n - I Steinkohlekraftwerke
Referenzszenario ] 1] ] Erdgaskraftwerke
mmm Olkraftwerke
NESTOR. - . - . - . Bl Wasserstoffrickverstromung
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Stromerzeugung 2030 in TWhg

Abbildung 5.30.: Stromerzeugung und installierte Leistungen im Vergleich fiir das Jahr

2030.
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Abbildung 5.31.: Wasserstoffbereitstellung und installierte Leistungen im Vergleich fur das
Jahr 2030.

In diesem Fall wird die Stromnachfrage durch Onshorewindturbinen und
Freiflachenphotovoltaik gedeckt. Reicht die erzeugte Strommenge aus diesen
erneuerbaren Energiequellen nicht aus, liefern Erdgaskraftwerke die bendtigte
Flexibilitat. Das CO,-Budget wird dabei vermehrt bei der konventionellen
Wasserstofferzeugung aufgebraucht. Die Warmeerzeugung dagegen erfolgt maBgeblich
durch GroBwarmepumpen.

5.3.2. Freie Optimierung des Jahres 2050

Die Abbildungen 5.32 und 5.33 =zeigen die installierten Leistungen zur und
Strom- und Wasserstofferzeugung der freien Optimierung im Vergleich zur
Optimierung von NESTOR und der Optimierung mit vorgegebenen Ausbaugrenzen
(FINE.Infrastructure-Referenzszenario).

Flr das Jahr 2050 ergeben sich folgende Beobachtungen bei den Ergebnissen der freien
Optimierung:

* Im Vergleich zu den Ergebnissen des Referenzszenarios werden mit rund
658 GWel 11 % mehr installierte Leistungen fir die Stromerzeugung bendétigt. Damit
liegt die installierte Leistung auch 7% Uber den Ergebnissen aus NESTOR.
Die Nettostromerzeugung steigt dagegen nur um 4% im Vergleich zu den
Optimierungsergebnissen mit vorgegebenen Ausbaugrenzen.

Die installierte Elektrolyseleistung liegt beinahe doppelt so hoch wie im
Referenzszenario, die Wasserstofferzeugung steigt allerdings nur um 16 %. Die
durchschnittliche Volllaststundenzahl der Elektrolyse sinkt damit auf rund 3000 h/a.
Im Referenzszenario liegen die durchschnittlichen Volllaststunden bei 4500 h/a.

Die raumliche Verteilung der Elektrolyse erstreckt sich dabei Uber den Norden
und Osten Deutschlands sowie nach Bayern. Da die Wasserstofferzeugung somit
teilweise auch verbrauchernah geschieht, féllt die durchschnittliche Auslastung des
Wasserstoffnetzes bei den meisten Pipelines niedriger aus als im Referenzszenario.

» Trotz der gestiegenen inlandischen Wasserstoffproduktion steigt auch der
Wasserstoffimport. Damit liegt die bereitgestellte Wasserstoffmenge im Vergleich zu
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den NESTOR-Ergebnissen um 20 % héher.

Wie bereits fir das Jahr 2030 festgestellt, werden auch im Jahr 2050 bei
der freien Optimierung Windturbinen an Land und Freiflachenphotovoltaikanlagen
bevorzugt installiert. Die installierte Leistung an Onshorewindturbinen steigt
um 23% im Vergleich zum raumlich aufgelésten Referenzszenario. Im Fall
der Freiflachenphotovoltaikanlagen wird das gesamte theoretische Potenzial
ausgeschopft.

Die installierte Leistung an Offshorewindparks liegt mit 12 GW,, deutlich unter den
ausgebauten Leistungen im Referenzszenario. Dachflachenphotovoltaik wird dagegen
nur geringfligig mehr installiert als im Referenzfall.

» Die Wasserstoffriickverstromung gewinnt deutlich an Bedeutung im System. Die
installierte Leistung steigt auf 54 GW, und liegt damit rund 70% hoher als im
Referenzszenario.

» Die héhere Flexibilitat bei der Erzeugung durch die vermehrte Nutzung von
Wasserstoffriickverstromung flihrt dazu, dass die Kosten flir Speichertechnologien im
Vergleich zum Referenzszenario um rund 50 % gesenkt werden kénnen.

Die durchschnittliche Auslastung des Stromnetzes liegt hdher als im Referenzszenario.
Dies trifft insbesondere fiir die Verbindungen zwischen Schleswig-Holstein und den
stdlichsten Bundeslandern zu.

+ Die Wéarmeerzeugung erfolgt mafBgeblich durch die Rickverstromungsanlagen.
Dadurch sinkt der Bedarf an GroBwarmepumpen um 31% im Vergleich
zum Referenzszenario. Darlber hinaus werden keine Elektrodenkessel fir die
Wé&rmeerzeugung installiert.

Aufgrund  der gednderten  Warmebereitstellung ~ werden  deutlich  weniger
Speicherkapazitaten fir Wéarme als im Referenzszenario benétigt. Dies gilt sowohl fir
die Kurz- als auch fir die Langzeitspeicherung der thermischen Energie. Daflr steigt der
Bedarf an Speicherkapazitaten in Salzkavernen fiir Wasserstoff.

Freie Optimierung | | = Wind onshore
. HE \Wind offshore
Referenzszenario | | PV (Dachfléche)
NESTOR | I PV (Freiflache)
0 100 200 300 400 500 600 Laufwasserkraftwerke
Installierte Leistung 2050 in GWg Il Biomasse
HEEl Braunkohlekraftwerke
Freie Optimierung u L EEE Steinkohlekraftwerke
Referenzszenario ] | ] Erdgaskraftwerke
H Olkraftwerke
NESTOR. - - . II.- . Bl Wasserstoffrickverstromung
0 200 400 600 800 1000 1200 puu Ml

Stromerzeugung 2050 in TWhg

Abbildung 5.32.: Stromerzeugung und installierte Leistungen im Vergleich fir das Jahr
2050.
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Abbildung 5.33.: Wasserstoffbereitstellung und installierte Leistungen im Vergleich fur das
Jahr 2050.

5.3.3. Vergleich zum Referenzszenario

Die Losungen der freien Optimierung streben in beiden betrachteten Jahren an, die
Speicherkapazitdten zu verringern und so Kosten zu sparen. Daflir werden andere
Flexibilitatsoptionen vorrangig eingesetzt, um zu jedem Zeitpunkt die Nachfragen
aller Regionen decken zu koénnen. Aufgrund der linearen Kostenbetrachtung werden
die glnstigeren erneuerbaren Energiequellen - Onshore-Windenergieanlagen und
Freiflachenphotovoltaik - bevorzugt installiert. Offshorewindparks sind aufgrund ihrer
héheren Investitionskosten und dem zusatzlichen Investitionsaufwand zur Anbindung erst
eine Option, wenn die Potenziale der kostenglnstigeren Erneuerbaren ausgeschdpft sind.

Aufféllig sind in den Ergebnissen der freien Optimierungen die starken Abweichungen
bei der Wasserstofferzeugung im Vergleich zu den Referenzszenarien mit vorgegebenen
Ausbaugrenzen, weshalb auf diese hier nun noch einmal nédher eingegangen wird:

Die freie Optimierung des Jahres 2030 =zeigt eine vollstindige Deckung der
Wasserstoffnachfragen durch die Wasserstofferzeugung aus Erdgas mit zuséatzlichen
CO,-Emissionen. Die Verteilung der Dampfreformierungsanlagen unterscheidet
sich allerdings kaum von der Verteilung der Wasserstofferzeugungskapazitaten im
Referenzszenario. Wasserstoffimportregionen in Nordrhein-Westfalen und Friesland werden
dabei zu Erdgasimportregionen und zu Standorten konventioneller Wasserstofferzeugung.
Selbst die Elektrolysestandorte in Schleswig-Holstein und Ostfriesland im Referenzszenario
(vergleiche Abbildung 5.6) produzieren bei der freien Optimierung grauen Wasserstoff.
Grinde hierfir sind Annahmen zur Verfligbarkeit von Erdgas in den Importregionen, die
geringen Importkosten im Vergleich zum Import von Wasserstoff, die direkte Nutzbarkeit zur
Deckung der Wasserstoffnachfrage, der hdhere Wirkungsgrad sowie die Unabhangigkeit
von der Stromerzeugung bei der Herstellung. Dadurch lohnt sich auch die Installation an
Standorten mit Wasserstoffbedarf aber mit geringer Stromerzeugung. Die Auslastung der
installierten Dampfreformer liegt bei nahezu 100 %. Kryogene Tanks erlauben in diesem
Fall die Speicherung von Wasserstoff in Regionen, in denen keine Salzkavernen vorhanden
sind, und verhindern den UbermaBigen Ausbau von Dampfreformern, um Spitzenlasten in
der Wasserstoffnachfrage zu decken.

In der freien Optimierung des Jahres 2050 werden dagegen vermehrt
Elektrolysekapazitadten ausgebaut, deren Volllaststunden und der damit verbundenen
Auslastung deutlich niedriger liegen als im Referenzszenario. So werden vermehrt auch
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Elekirolyseure im Osten Deutschlands und in Bayern installiert. Kryogene Tanks verlieren
durch die Bereitstellung von grinem Wasserstoffs an Bedeutung und spielen aufgrund
der Modellierungsannahmen nur noch in den Importregionen von Flissigwasserstoff
eine Rolle, wohingegen Salzkavernen zur Speicherung von Wasserstoff deutlich mehr
genutzt werden. Die Wasserstoffrlickverstromung als Abwarmequelle zur Deckung von
Fernwarmenachfragen entkoppelt zugleich die Warmebereitstellung von vorhandenen
Stromiberschissen - wie sie fir die Nutzung von Power-to-Heat-Technologien nétig waren
- und kombiniert diese stattdessen mit gleichzeitiger Stromerzeugung. Dadurch kann der
Bedarf an Langzeitwarmespeichern reduziert werden.

Der Vergleich zeigt, dass durchaus Einsparpotenziale bei der Auslegung des
Energiesystems sowohl in der kurzfristigen als auch in der langfristigen Entwicklung
vorhanden sind. Die lineare Optimierung verhindert allerdings die Berlicksichtigung
von Kostenunsicherheiten, wodurch Anderungen in der Kostenstruktur des hinterlegten
Technologieportfolios direkte Auswirkungen auf das ausgelegte Design haben. Der im
Einknotenmodell hinterlegte quadratische Kostenansatz (siehe [91]) vermindert diese
Effekte, kann aber aufgrund der rdumlichen Auflésung und dem verbundenen Anstieg der
Modellkomplexitat nicht direkt im Mehrknotenmodell angewendet werden.

Die Ergebnisse der freien Optimierung werden deshalb im Abschnitt 5.7.2 nur zur
Abschatzung des Wertes einzelner Technologien - insbesondere die Bedeutung der
Wasserstofferzeugung und die Anbindung von Offshorewindparks - verwendet und
diskutiert. Darlber hinaus wird die Analyse zur Abschatzung der Bedeutung des
Wasserstoffimports nur fir die freie Optimierung durchgefiihrt (siehe Abschnitt 5.6).

5.4. Auswirkungen verschiedener Strategien zur Umstellung
von Erdgaspipelines auf Wasserstofftransport

In den Referenzszenarien wird in beiden Fallen von einer konservativen
Umstellungsstrategie der Erdgaspipelines ausgegangen, bei welcher nur mehrstrangige
Pipelineabschnitte aus einer bestimmten Stahlsorte auf den Transport von Wasserstoff
umgestellt werden kdénnen (vergleiche hierzu Cerniauskas et al. [228]). Dadurch
beschranken sich die umstellbaren Pipelinekilometer auf etwa 5.100 km. Diese Annahme
gewahrleistet die Option des Erdgastransits durch Deutschland.

Um die Auswirkungen der Umstellungsstrategien und des Ausbaus des Wasserstoffnetzes
auf das Energiesystemdesign zu untersuchen, werden vier weitere Szenarienvariationen
analysiert:

1. Ausbalanciertes Umstellungsszenario

2. Optimistisches Umstellungsszenario

3. keine Umstellung des Erdgasnetzes auf Wasserstofftransport
4. kein Aufbau eines Wasserstoffnetzes

Allgemein gilt, dass die TAC sinken, je mehr Erdgaspipelines zur Umstellung auf den
Wasserstofftransport zur Verfligung stehen. Weil die Kosten der Transmissionskomponenten
allerdings nur einen geringen Anteil an den Gesamtkosten ausmachen, andern sich die TAC
bei den verschiedenen Umstellungsszenarien um weniger als 1 % sowohl in der kurzfristigen
als auch in der langfristigen Entwicklung des Energiesystems (siehe Tabelle 5.7).
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Tabelle 5.7.: Vergleich der jahrlichen Gesamtkosten (Total Annual Costs=TAC) mit
verschiedenen Umstellungsszenarien zum Aufbau eines
Wasserstofftransportnetzes.

Szenario TAC 2030 Anderung TAC 2050 Anderung

(Mrd. EUR) 2030  (Mrd. EUR) 2050
Referenzszenario 63,8 / 116,6 /
(konservatives

Umstellungsszenario)

ausbalanciertes 63,8 0% 116,0 -0,5%
Umstellungszenario

optimistisches 63,8 0,% 115,9 -0,6 %
Umstellungsszenario

keine Umstellung 63,9 0% 117,0 +0,4 %
kein Wasserstoffnetz 65,2 +2,2% 556,0 +377 %

Wird die Umstellung der Pipelines komplett unterbunden, erhéhen sich die TAC ebenfalls
nur um weniger als 1 %.

Im Falle des kompletten Verzichts auf den Ausbau eines Wasserstofftransportnetzes steigen
die TAC flr das Jahr 2030 um 2 %. Fur das Jahr 2050 kann dagegen nur eine suboptimale
Lésung gefunden werden, bei welcher der TAC fast fiinfmal so hoch ist wie der TAC des
Referenzszenarios'®. Mit Ausnahme des Extremszenarios ohne jeglichen Ausbau eines
Transportnetzes unterscheiden sich damit die Zielwerte der einzelnen Szenarien kaum vom
jeweiligen Referenzszenario. Unterschiede ergeben sich dagegen bei der Gewichtung der
Wasserstoffimportregionen und dem Wasserstofftransportnetzverlauf.

Abbildung 5.34 zeigt die Wasserstoffbereitstellung und das Wasserstofftransportnetz fiir
das ausbalancierte und das optimistische Umstellungsszenario im Jahr 2050. Aufgrund der
zusatzlichen Maoglichkeiten der Umstellung im optimistischen Szenario verschiebt sich der
Wasserstoffimport Uber die Niederlande nordwarts. Die slidwestlichste Route, die durch
Rheinland-Pfalz verlauft, wird in diesem Fall weniger stark fiir den Wasserstofftransport
ausgebaut als im ausbalancierten und konservativen Umstellungsszenario. Im Vergleich
zum konservativen Umstellungsszenario gilt, dass die Anbindung nach Friesland verstérkt
ausgebaut wird. Dadurch gewinnen die Salzkavernen fir die Wasserstoffspeicherung
in dieser Region an Bedeutung. Die raumliche Verteilung der Elektrolyse ist dagegen
unabhéangig von den Umstellungsszenarien und orientiert sich stets an den Regionen mit
hohen Windpotenzialen im Norden.

®Dieser extrem abweichende Zielwert entstammt einer suboptimalen Lésung. Dies bedeutet, dass der
Lésungsalgorithmus kein Optimum flir das Problem bestimmen kann und es sich hierbei nicht um eine
kostenoptimale Lésung handelt.
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Abbildung 5.34.: Wasserstoffbereitstellung und -transport unter Beriicksichtigung
unterschiedlicher Umstellungsszenarien fiir das Jahr 2050. Rote Pfeile
markieren die Unterschiede in den Ergebnissen.

Fir das Jahr 2030 gilt, dass mit zunehmenden Umstellungspotenzial die
konventionelle Wasserstofferzeugung in die Grenzregionen mit den angenommenen
Erdgasimportmdglichkeiten riicken (siehe Abbildung C.6 im Anhang fiir das optimistische
Umstellungsszenario). Auch in diesem Fall verlagern sich die ausgebauten Pipelinerouten
Richtung Mitte Deutschlands und die sudwestlichste Route verliert an Bedeutung.

Wird die Umstellung des Erdgasnetzes nicht erlaubt, ergibt sich durch die
Kostenminimierung ein  &hnliches  Wasserstoffnetz wie beim  konservativen
Umstellungsszenario. Der Wasserstoffimport erfolgt allerdings nahezu komplett Uber
die Niederlande und das Netz wird in zwei Teilnetze unterteilt: Der importierte Wasserstoff
wird zur Deckung der Nachfragen im Westen des Landes genutzt, der inlandisch
produzierte Wasserstoff deckt die Nachfragen in den 6stlichen und mittig gelegenen
Regionen. Abbildung 5.35 (rechts) zeigt die Verteilung der Wasserstoffbereitstellung und
dem Ausbau eines vollstdndig neuen Wasserstofftransportnetzes. Links zu sehen ist die
raumliche Verteilung der Elekirolyse und des Wasserstoffimports unter der Annahme, dass
kein Wasserstoffnetz ausgebaut werden darf. In diesem Fall muss jede Region ihre eigene
Wasserstoffnachfrage durch Elektrolyse oder durch Import decken und ein Austausch von
Wasserstoff zwischen den Regionen ist nicht méglich.

Abbildung 5.36 zeigt die Stromerzeugung fir das Jahr 2050 fir den Fall, dass der
Wasserstoffnetzausbau ausgeschlossen wird. Die vorgegebenen installierten Leistungen
werden dabei gleichmaBig Uber das ganze Land verteilt mit wenigen Ausnahmen in
Niedersachsen. Da der Wasserstoffimport fest vorgegeben wird, nutzen alle Regionen
mit Importmdglichkeit den importierten Wasserstoff zur Deckung ihrer Nachfragen nach
Wasserstoff und Strom. Die Offshorewindparks werden in der Nordsee kistenfern installiert,
um die héheren Volllaststunden nutzen zu kdnnen. Allerdings handelt es sich hierbei um eine
suboptimale Lésung.



160 5 Szenarienanalyse: Auswertung und Diskussion

Kein Wasserstoffnetz Keine Umstellung

Elektrolyse
I Import
B Reformer

I 22.3 [GWgh,, Lhv]
mmm 14.8 [GWgH,, Lhv]
.44 [GWgH,, LHv]

50 TWhy,
@ 25TWhy,

Abbildung 5.35.: Wasserstoffbereitstellung und -transport unter Berticksichtigung des
kompletten Neubaus eines Wasserstofftransportnetzes (rechts) und
ohne Wasserstoffnetz (links) fiir das Jahr 2050.
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Abbildung 5.36.: Raumliche Verteilung der Stromerzeugung fir das Jahr 2050, wenn kein
Wasserstoffnetzausbau erfolgen darf. Es handelt sich hierbei um eine
suboptimale Lésung.
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Die Stromgestehungskosten der kiistenfernen Offshorewindparks liegen aufgrund der
héheren Investitionskosten flir den Aufbau der Parks Uber den Stromgestehungskosten der
kiistennahen Offshorewindparks (vergleiche Tabelle 4.5). Im Falle der Kostenoptimalitat ist
davon auszugehen, dass die Installation der kistennahen Offshorewindparks wie in den
anderen Szenarien der Installation von kiistenfernen Offshorewindparks vorgezogen wird.
Das Gleichspannungsstromnetz wird maximal ausgelastet (siehe Abbildung C.7 im Anhang).
Im Wechselspannungsstromnetz weisen zahlreiche Trassen ebenfalls eine Auslastung
von 100% auf. Die bendtigte Speicherkapazitat flir Strom steigt in diesem Fall auf
22,5TWh,, an. Die Bedeutung der Salzkavernen als Wasserstoffspeicher nimmt aufgrund
ihrer beschrankten rdumlichen Verfligbarkeit ab und stattdessen werden in allen Regionen
Rohrenspeicher mit einem Druckniveau von 30bar installiert. Die Ergebnisse dieses
Szenarios kénnen allerdings nur bedingt mit den Ergebnissen der anderen Szenarien
verglichen werden, da es sich nur um eine suboptimale Lésung handelt.

Fir das Jahr 2030 kann hierbei beobachtet werden, dass ebenfalls vermehrt
Réhrenspeicher fr die Speicherung von Wasserstoff installiert werden. Die kostenoptimale
Lésung enthélt allerdings auch Flussigwasserstofftanks zur Wasserstoffspeicherung trotz
der Notwendigkeit der Verflissigung und der spateren Regasifizierung des erzeugten
Wasserstoffs vor Ort. Eine Uberlastung des Stromnetzes ist aufgrund der niedrigeren
Strom- und Wasserstoffnachfrage nicht zu beobachten. Abbildung C.8 im Anhang zeigt
die installierten Leistungen und die Wasserstofferzeugung fir das Jahr 2030 ohne
ausgebautes Wasserstofftransportnetz. Im Norden Uberwiegt die Wasserstofferzeugung via
Elektrolyse, im Stiden wird dagegen konventionelle Erdgasreformierung genutzt, um den
Wasserstoffbedarf zu decken.

Das Extremszenario zeigt, dass die langfristige Umsetzung des aus NESTOR resultierenden
Energiesystems - ohne weiteren Stromnetzausbau und mit einem hohen Anstieg
der Wasserstoffnachfrage - nicht ohne den Aufbau eines Wasserstofftransportnetzes
realisierbar ist. Aufgrund der linearen Kostenbetrachtung sind die Auswirkungen
der verschiedenen Umstellungsszenarien auf die TAC des Energiesystems nur
minimal. Dennoch haben die Umstellungsszenarien einen signifikanten Einfluss auf
die Ausgestaltung des Wasserstofftransportnetzes. So werden prinzipiell zunachst die
existenten Pipelines zum Transport des gasférmigen Wasserstoffs genutzt, bevor neue
Leitungen verlegt werden. Unter der Annahme einer in Zukunft stark sinkenden
Erdgasnachfrage ist es deshalb ékonomisch sinnvoll, die vorhandene Infrastruktur fir eine
neue Aufgabe umzustellen und weiter zu nutzen.

Aufgrund der berlicksichtigten Importmdéglichkeiten aus den Niederlanden, den hohen
Nachfragen sowie der Dichte an vorhandenen Fernleitungspipelines des Gasnetzes
spielt Nordrhein-Westfalen in allen Szenarien eine wichtige Rolle bei der Verteilung des
Wasserstoff Giber das Land.

5.5. Variation der Anbindungskonzepte von Offshore-Windparks

Im Referenzszenario werden nur eine bestimmte Auswahl an mdglichen
Netzverknipfungspunkte vorgegeben, welche zur Einspeisung des Offshorewindstroms
genutzt werden kénnen (basierend auf den Annahmen aus Cerniauskas et al. [28]). Um
die Auswirkungen der Anbindungskonzepte von Offshore-Windparks zu untersuchen, wird
dem Modell in einer Szenariovariation die Mdglichkeit gegeben, jede Region beliebig an
die Offshorewindparks anzubinden. Weitere Variationen erlauben die Erweiterung des
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Gleichspannungsstromnetzes entlang der gleichen Trassenverlaufe sowie eine Kombination
aus beiden Konzepten.

Tabelle 5.8 fasst die mdglichen Einsparungen bei den TAC durch die verschiedenen
Anbindungskonzepte zusammen. Die groBte Einsparung bei den TAC kann durch die
freie Anbindung der Offshorewindparks an alle Regionen erreicht werden. Die zuséatzliche
Erweiterung des Gleichstromnetzes sorgt nur im Jahr 2050 fiir eine Reduktion der TAC. Dies
lasst sich dadurch begriinden, dass die beriicksichtigten Ubertragungsleistungen im Jahr
2030 nur eine geringe Auslastung aufweisen (siehe Abbildung 5.13). Im Vergleich zu den
verschiedenen Umstellungsszenarien der Erdgaspipelines hat die freie Offshoreanbindung
einen deutlichen Einfluss auf die TAC.

Tabelle 5.8.: Vergleich der jahrlichen Gesamtkosten (Total Annual Costs=TAC) mit
verschiedenen Anbindungskonzepten der Offshorewindparks.

Szenario TAC 2030 Anderung TAC 2050 Anderung
(Mrd. EUR) 2030 (Mrd. EUR) 2050
Referenzszenario 63,8 / 116,6 /
freie Offshoreanbindung 62,9 -1,6% 113,3 -2,8%
Erweiterung 63,8 0,% 115,9 -0,6 %

Gleichstromnetz

freie Offshoreanbindung 62,9 -1.6% 113,3 -2,8%
+ Erweiterung
Gleichstromnetz

Die freie Wahl bei der Suche nach Netzverknlpfungspunkten fiir die Offshoreanbindung
fihrt im Falle des Szenarios 2030 dazu, dass die Region Berlin und Umgebung
an die Windparks in der Ostsee angeschlossen wird (siehe Abbildung 5.38). Die
Nutzung des offshore erzeugten Windstroms bewirkt, dass in der Region rund um
Berlin weniger Onshore-Windturbinen installiert werden missen und der Anteil der
Dachflachenphotovoltaik am Strommix dieser Region steigt. Abbildung 5.37 zeigt,
wie die Stromnachfrage in der Region rund um Berlin fir die 35.Kalenderwoche
des Jahres 2030 gedeckt wird: Im Referenzszenario wird der benétigte Strom
maBgeblich durch Onshore-Windturbinen und Erdgaskraftwerke bereitgestellt. Zusétzlich
tragen Freiflachenphotovoltaikanlagen zum Strommix bei. Werden Offshorewindparks
an diese Region angebunden, sinkt die Stromerzeugung durch die Erdgaskraftwerke
und Onshore-Windturbinen. Stattdessen wird ein GroBteil der Nachfrage (ber die
Offshoreanbindung gedeckt. Freiflachenphotovoltaikanlagen werden in dem Fall nicht in der
Region installiert.

Im Austausch zur Anbindung von Berlin wird die norddstliche Kistenregion rund um
Stralsund und Greifswald nicht an die Offshorewindparks angebunden. Dies kann durch
die geringen Nachfragen der Region erklart werden, welche bereits - aufgrund des hohen
Erzeugungspotenzials - durch Windenergieanlagen an Land komplett abgedeckt werden
kann.
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Abbildung 5.37.: Stromerzeugung und -verbrauch in der Region Berlin und Umgebung in
Kalenderwoche 35 (Spatsommer) fir das Jahr 2030.



164 5 Szenarienanalyse: Auswertung und Diskussion

Durch die Anbindung der Region Berlin und Umgebung erhéht sich die installierte Leistung
an Windparks in der Ostsee um knapp 30 % und die Stromerzeugung von diesen um etwa
40 % im Vergleich zu den Ergebnissen des Referenzszenarios.

Die installierte Leistung an Offshorewindparks in der Nordsee und die bendtigten
Ubertragungsleistungen fiir die Anbindungen dieser fallen dagegen geringer aus als im
Referenzszenario.

Abbildung 5.38 zeigt die kostenoptimierte Anbindung der Offshorewindparks flr beide
Betrachtungsjahre zusammen mit der raumlichen Verteilung der installierten Leistungen
fir die Stromerzeugung. Auch im Jahr 2050 wiirde die Region rund um Berlin an die
Offshorewindparks in der Ostsee angeschlossen, wodurch die Wasserstoffriickverstromung
in dieser Region an Bedeutung verliert.
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Abbildung 5.38.: Installierte Leistungen fiir die Stromerzeugung und Anbindung der
Offshorewindparks fir die Jahre 2030 und 2050.

Die Anbindung der Windparks in der Nordsee erfolgt im Jahr 2050 teilweise bis
nach Rheinland-Pfalz, Baden-Wurttemberg und Bayern. Auf diese Weise sinkt die
durchschnittliche Auslastung der HGU-Verbindungen von Schleswig-Holstein und
Niedersachen nach Nordrhein-Westfalen, Baden-Wirttemberg und Bayern. Der
Offshorenetzausbau wird demnach direkt dazu genutzt, Engstellen im Stromnetz aufzul6sen
und den Stromtransport von Nord nach Sid zu verstarken. Weil der Strom somit besser im
Land verteilt werden kann, sinken der kurzzeitige Stromspeicherbedarf und die Nutzung
von Wasserstoffrickverstromung zur Stromerzeugung. So werden im Vergleich zum
Referenzszenario rund 10 % weniger Batteriespeicher im System installiert und rund 25 %
weniger Strom durch Wasserstoffriickverstromung erzeugt. Letzteres tragt dazu bei, dass
die bereitgestellte Wasserstoffmenge um 4 % niedriger liegt als im Referenzszenario. Die
inlandische Wasserstoffproduktion sinkt um 6,5 %.
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Da sich im Jahr 2030 keine Engstellen im Gleichspannungsstromnetz ergeben (vergleiche
auch Abbildung 5.13), wird die Erweiterung des Stromnetzes nicht gezogen. Das heif3t,
die kostenoptimale Lésung mit der Option des Stromnetzausbaus gleicht derjenigen des
Referenzszenarios. Ein weiterer Ausbau der HGU-Trassen ist erst im Jahr 2050 relevant
(siehe Abbildung 5.39). In diesem Szenario werden insbesondere die Leitungen ausgebaut,
die Baden-Wirttemberg und Bayern mit der Nordseekiiste verbinden, sowie die Leitung von
Ostfriesland nach Nordrhein-Westfalen. Dies entspricht den drei Trassen mit der hdchsten
durchschnittlichen Auslastung im Referenzszenario.

Wechselspannungsstromnetz Gleichspannungsstromnetz

I 0.07 GWq I 2.0 GWy
4,53 GWq 1.0 GWg
—2.26 GWy = 0.5 GWg

Zubau Gleichspannungsstromnetz

Durchschnittliche
Auslastung

100%
80%
60%
40%
20%
0%
I 5.85 GW,,

— 2.92 GW,
— 1.46 GWq

Abbildung 5.39.: Durchschnittliche Auslastung und Zubau des Stromnetzes 2050 unter
der Annahme, dass das Gleichspannungsstromnetz entlang der
bestatigten Trassen erweitert werden kann.
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Die Verstarkung der zuletzt genannten Verbindung betragt mit 5,85 GW, dabei fast
das Dreifache der Ubertragungsleistung der urspriinglich bestétigten MaBnahme. Durch
diesen Zubau wird auch die Trasse von Nordrhein-Westfalen nach Siddeutschland
um durchschnittlich 10% mehr ausgelastet, da mehr Strom fir die Weiterleitung
zur Verfigung steht. Die Kosteneinsparung ergibt sich durch eine Reduktion des
Stromspeicherbedarfs und der installierten Leistungen von Erzeugungstechnologien.
Die inlandische Wasserstofferzeugung liegt dabei 3% und die Stromerzeugung durch
Wasserstoffriickverstromung 15,5 % niedriger als im Referenzszenario.

Dieser Effekt kann durch die Kombination der freien Offshoreanbindung und dem erlaubten
Stromnetzzubau verstarkt werden, wobei der Einfluss der freien Offshoreanbindung auf das
Energiesystem groBer ist als der des zusatzlichen Gleichstromnetzausbaus. So wird nur
die HGU-Trasse von Friesland nach Nordrhein-Westfalen um 1 GW,; Ubertragungsleistung
verstarkt, um den Uberschussstrom Richtung Siiden zu transportieren. Die durch
Wasserstoffriickverstromung erzeugte Strommenge liegt in diesem Fall 26,5 % niedriger als
im Referenzszenario, die inlandische Wasserstofferzeugung sinkt um 6,8 %.

Mit sinkender Wasserstofferzeugung und -riickverstromung nehmen auch die benétigten
Ubertragungsleistungen des Wasserstofftransportnetzes ab und die durchschnittlichen
Auslastungen der Pipelines sinken geringfiigig. Dies liegt darin begriindet, dass weniger
Wasserstoff liber das Land verteilt werden muss.

Die freie Anbindung der Offshorewindparks und der Zubau beim Gleichspannungsstromnetz
beeinflussen demnach die Wasserstofferzeugung und die Flexibilitat des Stromsystems
und wirken reduzierend auf die beriicksichtigten Gesamtkosten des Systems. Die héhere
Flexibilitat des Stromsystems durch die Erweiterung des Stromnetzes sorgt dafiir, dass die
raumliche Verteilung des Stroms effizienter erfolgen kann und weniger Zwischenspeicher
notwendig sind, um die zeitlichen Diskrepanzen in der Stromerzeugung der einzelnen
Regionen zu Uberbriicken.

5.6. Variation des Wasserstoffimports

Im Referenzszenario wird Wasserstoff via Schiff Gber die geplanten LNG-Terminals und
Uber die Pipelineverbindungen aus den Niederlanden importiert. In dieser Analyse wird
untersucht, welche Auswirkungen es hat, wenn Wasserstoff sowohl Uber die Terminals
als auch Uber alle grenziiberschreitenden Erdgaspipelines importiert werden kann.
In einer zweiten Variante wird der Wasserstoffimport nicht erlaubt und der gesamte
Wasserstoffbedarf muss durch inlandische Produktion gedeckt werden.

Da die Ergebnisse aus NESTOR einen Wasserstoffimport voraussetzen, werden diese
Analysen nur fir die freie Optimierung durchgefiihrt und mit den in Abschnitt 5.3
beschriebenen Ergebnissen verglichen.

Die Tabellen 5.9 und 5.10 fassen die Ergebnisse der Modellldufe zusammen. Fir das
Jahr 2030 ergeben sich keine Anderungen, da die Lésung der freien Optimierung
des Referenzszenarios bereits keinen Wasserstoffimport beinhaltet. Der Wasserstoff zur
Deckung des Bedarfs wird komplett konventionell Uber Erdgasreformierung gewonnen. In
diesem Fall stimmen die Lésungen der drei Szenarien (berein.
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Tabelle 5.9.: Vergleich der jhrlichen Gesamtkosten (Total Annual Costs=TAC) und
bereitgestellte Wasserstoffmengen fir verschiedene
Wasserstoffimportstrategien im Jahr 2030.

Referenzszenario mehr kein
(freie Optimierung) Wasserstoff- Wasserstoff-
import import
TAC 2030 59,8 59,8 59,8
(Mrd. EUR)
Anderung / 0% 0%
zu Referenz 2030
(freie Optimierung)
inlandische 64,3 64,3 64,3
Wasserstofferzeugung
2030 (TWhgy,)
Wasserstoffimport 0 0 0

2030 (TWhyy,)

Tabelle 5.10.: Vergleich der jahrlichen Gesamtkosten (Total Annual Costs=TAC) und
bereitgestellte Wasserstoffmengen fiir verschiedene
Wasserstoffimportstrategien im Jahr 2050.

Referenzszenario mehr kein
(freie Optimierung) Wasserstoff- Wasserstoff-
import import
TAC 2050 105,5 104,9 109,1
(Mrd. EUR)
Anderung / -0,6% +3,4%
zu Referenz 2050
(freie Optimierung)
inlandische 229,6 210,0 435,3
Wasserstofferzeugung
2050 (TWhgy,)
Wasserstoffimport 2544 280,2 /

2050 (TWhyy,)
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Fir das Jahr 2050 ergeben sich dagegen leichte Anderungen im Vergleich zur freien
Optimierung des Referenzszenarios. Werden die Importmdglichkeiten fir Wasserstoff
erhdht, wird mehr Wasserstoff importiert und weniger inlandisch erzeugt. Die Gesamtmenge
des bereitgestellten Wasserstoffs steigt um 1,3 % auf 490 TWhy,. Der Anteil des inlandisch
erzeugten Wasserstoffs reduziert sich von 47 % im Referenzfall auf 43% im Falle der
vermehrten Wasserstoffimportmoglichkeiten, wobei 7% weniger Elektrolysekapazitaten
ausgebaut werden. Der zusatzliche importierte Wasserstoff wird flr die flexible
Stromerzeugung durch Wasserstoffriickverstromung genutzt, wodurch sich die benétigte
Speicherkapazitdt an Batteriespeichern um 3% im Vergleich zum Referenzszenario
der freien Optimierung reduziert. In Abbildung 5.40 ist die rdumliche Verteilung des
Wasserstoffimports und der Elektrolyse fiir die Variation mit mehr Wasserstoffimport im Jahr
2050 dargestellt. Die nérdlichen Regionen dienen aufgrund der hohen Windpotenziale als
kostenoptimale Standorte fir die Elektrolyse. Der Wasserstoffimport verlagert sich dabei
komplett in den Siuden. Tendenziell lberwiegt der Importanteil (ber die Niederlande. In
der kostenoptimalen Lésung werden aber auch Wasserstoffimporte in Baden-Wdrttemberg,
Bayern, Rheinland-Pfalz und Sachsen gezogen, wodurch die Ubertragungsleistung der
bendétigten Wasserstoffpipelines um teilweise bis zu 5 GWy;, reduziert werden kann.

Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung

Elektrolyse
%\v‘ i s Import

I 20.7 [GWgH,, Lnv]
mmmm 13.8 [GWeh,, Lhv]
m— 6.92 [GWgH,, LHv]

. 61 TWhy,

@ 30 ™Why,
@ 15TWhy,

Abbildung 5.40.: Installierte Leistung und Wasserstoffbereitstellung im Jahr 2050 (freie
Optimierung, mehr Wasserstoffimportmdéglichkeiten).

Ohne Wasserstoffimport wird im Jahr 2050 insgesamt 10% weniger Wasserstoff
bereitgestellt als in der freien Optimierung des Referenzszenarios. Die installierte Leistung
an Elektrolyse steigt um 67 % auf 179 GW,,. Neben den Standorten im Norden werden
dabei zusatzlich Elektrolysekapazitaten in Bayern und im Osten Deutschlands installiert
(siehe Abbildung 5.41). Die Wasserstoffnachfrage im Westen Deutschlands wird dagegen
durch den im Norden produzierten Wasserstoff gedeckt. Durch die Verlagerung der
Wasserstoffproduktion miissen in diesem Szenario mehr und gréBere Wasserstoffpipelines
neu hinzugebaut werden, um den Wasserstoff von Norden in den Siiden zu transportieren.



5.7 Diskussion 169

Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung

£y “ Elektrolyse
AR mmm Reformer
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Abbildung 5.41.: Installierte Leistung und Wasserstoffbereitstellung im Jahr 2050 (freie
Optimierung, ohne Wasserstoffimport).

Zusatzlich missen mehr Windturbinen sowohl an Land als auch offshore sowie mehr
Dachflachenphotovoltaikanlagen installiert werden als in der freien Optimierung des
Referenzszenarios, um geniigend Strom fiir die Elektrolyse bereitzustellen. Insgesamt steigt
die Stromerzeugung um 23 % im Vergleich zum Referenzfall, wobei die Stromerzeugung
durch die flexiblere Wasserstoffriickverstromung um 37 % sinkt. Dadurch steigt der Bedarf
an Speicherkapazitaten fir Strom um rund 18 %.

Die Ergebnisse dieser Szenariovariationen zeigen, dass der Wasserstoffimport direkten
Einfluss auf die bendtigten installierten Leistungen erneuerbarer Energieerzeuger nimmt.
Je mehr und je flexibler Wasserstoff importiert werden kann, desto weniger Strom muss
inlandisch erzeugt oder importiert werden, um alle Nachfragen decken zu kénnen. Darlber
hinaus reduziert sich der Bedarf an Kurzzeitspeichern fiir Strom, da dieser vermehrt iber
die Wasserstoffriickverstromung flexibel bereitgestellt werden kann.

Eine Erganzung dieser Analysen ware die Beriicksichtigung synthetischer Dunkelflauten,
welche die maximale Stromerzeugung der erneuerbaren Energiequellen zeitweise deutlich
reduzieren. Diese Flauten missten durch Speicherung und Energieimporten aus anderen
Klimagebieten kompensiert werden. Entfallt die Mdglichkeit der Energieimporte, erh6hen
sich die Systemkosten aufgrund des hohen Speicherbedarfs zur Uberbriickung der
Flaute. Auf eine detaillierte Betrachtung des Systems und dessen Kostenstrukturen unter
Berucksichtigung von Dunkelflauten wird im Rahmen dieser Arbeit verzichtet.

5.7. Diskussion

In der weiterfilhrenden Diskussion wird auf die Auswirkungen der Wahl der zeitlichen
Aufldsung und den Erkenntnissen aus den freien Optimierungen zu den jeweiligen
Szenarienvariationen eingegangen. Darlber hinaus werden in den einzelnen Abschnitten
Ausblicke auf mogliche, zukiinftige Analysen gegeben, welche auf Basis dieser Arbeit
erfolgen kdnnen.
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5.7.1. Diskussion der zeitlichen Reprasentation

Fir die Berechnungen der Szenarien in Kapitel 5 ist die Anzahl der Typtage auf den
Wert 30 festgelegt worden, um so die Modellkomplexitdt méglichst gering zu halten.
Zeitreihenaggregationen wirken sich allerdings auf die Ergebnisse aus, da Extremwerte
in den zeitlich hoch aufgeldésten Erzeugungsraten und Nachfragen durch die Aggregation
geglattet werden und somit Abweichungen zu den urspriinglichen Zeitreihendaten auftreten
[80,81]. Um den Einfluss der Anzahl bericksichtigter Typtage zu untersuchen, werden
die Referenzszenarien fir die Jahre 2030 und 2050 mit unterschiedlichen zeitlichen
Reprasentationen geldst und die Optimierungsergebnisse miteinander verglichen. Flr die
Variationen wird die Anzahl der Typtage auf 12, 48 und 60 gesetzt sowie eine Berechnung
mit der vollen Auflésung bericksichtigt. Tabelle 5.11 fasst die Zielwerte der einzelnen
Variationen zusammen. Die Variation mit 30 Typtagen entspricht den Referenzszenarien,
deren Ergebnisse in Abschnitt 5.1 und 5.2 detailliert beschrieben werden. Die Zielwerte
der Variationen zeigen keinen expliziten Trend auf. So liegt der Zielwert der Kombination
30 Typtage im Jahr 2050 héher als fur die Variationen mit mehr Typtagen und der vollen
Zeitreihe, die Kombination 30 Typtage im Jahr 2030 weist dagegen jedoch einen niedrigeren
Zielwert auf als die Variationen mit mehr Typtagen und der vollen Zeitreihe.

Tabelle 5.11.: Einfluss der zeitlichen Reprasentation auf den Zielwert (TAC) der
Optimierung.

Variation / Szenario Szenario 2030 Szenario 2050

12 Typtage 63,95 115,65
TAC (Mrd. EUR)

30 Typtage 63,84 116,57
TAC (Mrd. EUR)

48 Typtage 64,01 114,62
TAC (Mrd. EUR)

60 Typtage 63,97 114,78
TAC (Mrd. EUR)

volle Auflésung 64,20 114,78
TAC (Mrd. EUR)

Der Einfluss der Anzahl an Typtagen auf die TAC des Energiesystems ist fUr die hier
vorgestellten Optimierungsergebnisse gering. Dabei spielt unter anderem eine Rolle,
dass der Ausbau der Erzeugungstechnologien durch Ausbaugrenzen vorgegeben wird.
Dennoch kénnen leichte Unterschiede im Energiesystemdesign beobachtet werden.
Insbesondere der Ausbau von Stromspeichern und Kraftwarmekopplungsanlagen auf
Basis von Biogas variieren fiir die verschieden zeitlich aufgel6sten Szenarien des
Jahres 2050 (siehe Tabelle C.3 im Anhang). So wird in den Szenarien mit
héheren zeitlichen Auflésungen (>30 Typtage) etwa 50% mehr Speicherkapazitaten
fir Strom bendtigt als im Referenzszenario, wohingegen die installierte Leistung an
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Biogas-Kraftwarmekopplungsanlagen in diesen Szenarien rund 21 % niedriger liegt. In
diesem Fall wird die flexible Stromerzeugung durch zusatzliche Speicheroptionen ersetzt.
Eine Ausnahme bildet die Optimierung unter Beriicksichtigung der vollen Zeitreihe,
welche sowohl mehr Stromspeicher (+40%) als auch einen hdheren Bedarf an
Biogas-Kraftwarmekopplungsanlagen (+ 3 %) aufweist

Im Vergleich dazu unterscheiden sich die zeitlichen Variationen des Jahres 2030 kaum
voneinander (siehe Tabelle C.2 im Anhang). In diesem Fall benétigen die Varianten mit mehr
Typtagen rund 20 % weniger Speicherkapazitaten fir Strom, die Variante mit 12 Typtagen
bendstigt etwa 5 % weniger Speicherkapazitaten fir Strom als das Szenario mit 30 Typtagen.
Die weiteren Ergebnisse der Strom- und Wasserstofferzeugung sind dagegen nahezu
unabhangig von der Anzahl der berlcksichtigten Typtage (siehe Abbildungen C.9, C.10,
C.11 und C.12 im Anhang) aufgrund der vorgegebenen Ausbaugrenzen.

Unterschiede ergeben sich demnach bei der Auslegung der Systemkomponenten,
die keine Vorgaben bei der Optimierung erhalten haben. Dies trifft insbesondere
auf die Speicherkomponenten zu. Die installierten Speicherkapazitdten variieren dabei
stark, weisen bei den durchgefiihrten Variationen allerdings keinen signifikanten
Trend auf. Ahnliche Ergebnisse finden sich in Kotzur et al. [82], in deren Arbeit
verschiedene Typtagkonfigurationen auf ein Energiesystem zur Abbildung eines Geb&udes
verglichen werden. So werden ebenfalls schwankende Werte bei den Kapazitaten der
Speicherkomponenten beobachtet.

Zusatzlich zum Einfluss auf die Speicherauslegung beeinflusst die Anzahl der
berlcksichtigten Typtage auch die Ausfallarbeit der erneuerbaren Energien. Die Aggregation
der Zeitreihen fUhrt dazu, dass die aggregierten Erzeugungspotenziale signifikant
von den urspringlichen Erzeugungspotenzialen abweichen. In den meisten Féllen
kann ein deutlicher Anstieg des maximalen Erzeugungspotenzials beobachtet werden.
Unterscheiden sich die maximalen Erzeugungspotenziale der aggregierten Zeitreihen
extrem von den urspriinglichen Potenzialen - in diesem Falle zwischen 200 % und 300 %
-, werden sehr hohe Werte fiir die Ausfallarbeit beobachtet.

So kann beispielsweise fur das Referenzszenario 2050 mit der aus der Optimierung
resultierenden installierten Leistung von 40 GW,, an kistennahen Offshorewindparks in der
Nordsee urspriinglich maximal 195 TWh,, an Strom bereitgestellt werden basierend auf den
Daten des Wetterjahres 2013. Die aggregierten Zeitreihen weisen dagegen einen doppelt so
hohen Wert fiir die maximal erzeugbare Strommenge auf. Die Ausfallarbeit betragt in diesem
Fall 208 TWh,, flr die kistennahen Offshorewindparks in der Nordsee und liegt damit
héher als die urspriinglich maximal erzeugbare Strommenge. Im Vergleich zur maximal
erzeugbaren Strommenge aus der urspriinglichen maximalen Erzeugungsrate betragt die
Ausfallarbeit dagegen 9 TWh,,,.

Das heif3t, die Aggregation der Zeitreihen zu Typtagen hat einen signifikanten Einfluss
auf die Auslegung der Speicherkapazitdten und auf die resultierende Ausfallarbeit der
erneuerbaren Stromerzeugungstechnologien.

Eine detaillierte Analyse der Auswirkungen von zeitlichen Aggregationsmethoden
auf die Auslegung raumlich aufgeldster Energiesysteme liegt nicht innerhalb des
Betrachtungsrahmens dieser Arbeit. Eine Abschatzung dieser Effekte kdnnte in zukinftigen
Arbeiten zum Beispiel anhand verschiedener raumlicher und zeitlicher Auflésungen des
Modells ausgearbeitet werden.

Caglayan et al. [83] untersuchen in ihrer Arbeit den Einfluss der Zeitreihenaggregation
auf das Energiesystemdesigns Europas, dessen Nachfragen zu 100 % mit erneuerbaren
Stromerzeugungstechnologien gedeckt werden. lhre Ergebnisse zeigen, dass sich die
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kostenoptimale Systemauslegung fiir dieses Europamodell bei der Nutzung von mehr
als 30 Typtagen nicht mehr signifikant veradndert [83]. Auf Basis dieser Ergebnisse
wird in der vorliegenden Arbeit eine Zeitreihenaggregation mit 30 Typtagen gewabhlt,
um die Modellkomplexitéat hinreichend gering zu halten und damit die Ldsbarkeit des
Optimierungsproblems zu gewahrleisten. Gleichzeitig ist die Anzahl der Typtage hoch genug
gewahlt, um Fluktuationen der Erzeugungspotenziale abzubilden und ihren Einfluss auf die
Systemauslegung bericksichtigen zu kénnen.

5.7.2. Diskussion der freien Optimierung

Die hier durchgefihrten freien Optimierungen haben nur begrenzt Informationen Uber das
gegenwartige Energiesystem, weshalb Technologien wie Dachflachenphotovoltaikanlagen,
die heute bereits im System etabliert sind, in den Ergebnissen des Jahres 2030 zunachst
komplett vernachlassigt werden. Es handelt sich hierbei prinzipiell um die Auslegung eines
kostenoptimalen Energiesystems nach dem ,griine Wiese“ - Ansatz, wie er haufig in der
Literatur bei Auslegungen zukiinftiger Energiesysteme verwendet wird (vgl. z.B. [29, 62]).
Allerdings werden dem Modell teilweise Systemkomponenten, die derzeit installiert und
in naher Zukunft noch betrieben werden konnten - z.B. fossile, thermische Kraftwerke,
Pumpspeicherkraftwerke sowie leitungsgebundene Infrastrukturen -, als kostengiinstige
Optionen zur Stromerzeugung, Speicherung und Energietransport zur Verfligung gestellt.
Gleichzeitig grenzen diese Komponenten auch die Lésungsfindung ein. So wird dem Modell
unter anderem keine freie Auslegung des Stromtransportnetzes erlaubt und der weitere
Ausbau oder die freie Platzierung der thermischen Kraftwerke auf Basis von Braun- und
Steinkohle ist nicht méglich.

Die Ergebnisse der freien Optimierung und der Optimierung mit vorgegebenen
Ausbaugrenzen weisen grof3e Unterschiede bei der Auslegung des Energiesystems
sowohl in der kurz- als auch in der langfristigen Entwicklung auf (siehe Abschnitt 5.3). So
unterscheiden sich die Ergebnisse insbesondere bei der Auslegung von Offshorewindparks
und der Elektrolyse.

Wahrend die verschiedenen Umstellungsstrategien des Erdgasnetzes auf den
Wasserstofftransport  keine signifikanten Anderungen des Energiesystemdesigns
bei der freien Optimierung bewirken, kdnnen Unterschiede bei der Variation
der Anbindungskonzepte der Offshorewindparks sowie der Erweiterung des
Gleichspannungsstromnetzes beobachtet werden:

» Aufgrund der héheren Investitionskosten im Vergleich zu anderen Technologien

werden im Jahr 2030 keine Offshorewindparks installiert. Darlber hinaus
erfolgt die Deckung der Wasserstoffnachfrage komplett Uber konventionelle
Wasserstofferzeugung. Dies trifft fiir alle Szenariovariationen zu.

» Werden die Anbindungen von Offshorewindparks nicht vorgegeben sondern mit
optimiert, werden bei der freien Optimierung des Jahres 2030 insgesamt 0,79 GW,,
Leistung an Offshorewindparks in der Ostsee installiert. Die damit bereitgestellte
Strommenge betragt 3 TWh,,.

Die freie Anbindung der Offshorewindparks flhrt in der Optimierung des Jahres
2050 dazu, dass rund 4 GW,, Leistung an Offshorewindparks in der Ostsee installiert
werden. Dabei handelt es sich um die Anbindung der Region Berlin und Umgebung.

» Die Kombination der freien Anbindung von Offshorewindparks und dem
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verbotenen Ausbau eines Wasserstoffnetzes fihrt dazu, dass rund 40% mehr
Elektrolysekapazitaten im Jahr 2050 installiert werden mussen. Darlber hinaus steigt
die installierte Leistung von Offshorewindparks auf 48 GW,; und fallt damit ahnlich
hoch aus wie im Einknotenmodell.

« Die Erweiterung der HGU-Trassen werden im Jahr 2050 bei der freien Optimierung
in einem &hnlich hohen Ausmal3 wie bei der Optimierung unter Beriicksichtigung
der Ausbaukorridore gezogen. In Kombination mit der freien Anbindung der
Offshorewindparks zeigt sich, dass sowohl die Offshorewindparks in der Ostsee als
auch die Erweiterung der HGU-Trassen in der kostenminimalen Lésung gezogen
werden.

Hieraus lasst sich schlieBen, dass die Bedeutung der Offshorewindparks zunimmt,
wenn kein Wasserstoffnetz ausgebaut werden kann bei gleichzeitiger Reduktion der
CO,-Emissionen auf 0t im modellierten Energiesektor. Besteht die freie Wahl bei
der Anbindung der Offshorewindparks, wahlt die Optimierung die Anbindung einer
verbraucherstarken Region, um so Netzengpéasse zu (berwinden und den Speicherbedarf
zu reduzieren. Des Weiteren kann ein zusétzlicher Ausbau der HGU-Trassen die Kosten
des Gesamtsystems senken, da die erneuerbaren Potenziale des Nordens auf diese Weise
effizienter genutzt werden kénnen und sich der Stromspeicherbedarf reduziert.

Bei der Optimierung der Transformation des Energiesystems ist es nicht ausreichend,
friihere Entwicklungen in den spéateren Zeitpunkten zu vernachlassigen. Sprunghafte
Anderungen bei der Verteilung der installierten Leistungen oder Wechsel im resultierenden
Technologieportfolio fihren dazu, dass die Umsetzung dieser Transformation nicht méglich
und die Kostenoptimalitat nicht mehr gewahrleistet ist, da sich Investitionsentscheidungen
Uber Jahrzehnte auswirken kénnen.

Bei den hier durchgeflihrten freien Optimierungen wirken sich Investitionsentscheidungen
der kurzfristigen Entwicklung nur im geringen MaBe auf die langfristige Entwicklung aus,
da zwischen den Energiesystemauslegungen ein zeitlicher Abstand von 20 Jahren liegt.
Dadurch Uberschreiten viele beriicksichtigte Technologien bereits ihre wirtschaftliche und
technische Lebensdauer, wodurch sie im spateren Energiesystem nicht mehr zur Verfligung
stehen und ersetzt werden miissen'®. Bei kiirzeren Zeitabstanden ware dieser Umstand
nicht mehr gegeben und friihere Investitionsentscheidungen miuissten beriicksichtigt
werden, um Briiche in der Auslegung zu vermeiden.

Die Hauptergebnisse in dieser Arbeit basieren auf der Auslegung des Energiesystems
Deutschland mit vorgegebenen Ausbaukorridoren. Das zugrundeliegende Modell
FINE-NESTOR, aus welchem die resultierenden installierten Leistungen lbernommen
werden, nutzt fir seine Berechnung des Transformationspfades einen myopischen Ansatz
mit Backcasting [26]. Investitionsentscheidungen aus friheren Investitionsperioden werden
somit bei der weiteren Transformation des Energiesystems berilcksichtigt (siehe [1,26,209]).
Bei der Regionalisierung dieser Erzeugungskapazitaten fir die kurz- und die langfristige
Entwicklung des Energiesystems werden in dieser Arbeit zwar keine Standorte der
installierten Leistungen Ubergeben, sondern beide Zeitpunkte unabhangig voneinander
optimiert. Aufgrund der Modellannahmen bezliglich der Kosten und Potenziale sowie dem
langen Zeitraum zwischen den beiden Modelljahren ist aber davon auszugehen, dass der
Fehler durch diese unabhangige Optimierung gering ist.

'®Dies gilt nicht fiir Transportinfrastrukturen, die meist eine deutlich hohere technische Lebensdauer aufweisen.
Durch die vorgegebene Entwicklung wird dieser Fehler fir das Stromnetz minimiert.
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In  zukinftigen Arbeiten kdénnte die Modellkopplung des entwickelten Modells
FINE.Infrastructure auf alle berechneten Stitzjahre des Modells FINE-NESTOR
angewendet werden, um so auch einen detaillierten, raumlich aufgeldsten, kostenoptimalen
Transformationpfad der Energiesystems zu erhalten. In diesem Fall missen
Ausbauentscheidungen friherer Investitionsperioden - das heiBt, die optimierte
Systemauslegungen der vorangegangenen Stitzjahre - der jeweilig nadchsten Optimierung
als Bestand Ubergeben werden, sofern die wirtschaftliche und technische Lebensdauer der
einzelnen Komponenten nicht Uberschritten ist. Ein Vergleich der Systemauslegungen mit
den Ergebnissen der freien Optimierung kann in diesem Fall Aufschluss dariiber geben,
ob die Berticksichtigung raumlicher Gegebenheiten einen Einfluss auf die kostenoptimale
Transformation des Energiesystems hat.

5.8. Schlussfolgerungen

Das Modell FINE.Infrastructure ermdglicht die Modellierung mehrerer Sektoren des
Energiesystems mit einer hohen radumlichen Auflésung und erlaubt zusatzliche Analysen zur
Nutzung von Transportinfrastrukturen. Uber die Modellkopplung mit dem Einknotenmodell
FINE-NESTOR kann zum einen die Plausibilitit der Ergebnisse des Einknotenmodells unter
Berlicksichtigung der raumlichen Gegebenheiten geprift werden, zum anderen kénnen die
Ergebnisse um Aussagen zur rdumlichen Verteilung der Erzeugungsstrukturen und zu deren
jeweiligen Betrieb sowie zum Transport der bericksichtigten Energietrager zwischen den
Regionen ergénzt werden.

Die Schlussfolgerungen werden im Folgenden nach den vier Netzinfrastrukturen fir Strom,
Erdgas, Wasserstoff und Fernwarme unterteilt.

5.8.1. Stromnetz

Allen  Optimierungen gemein ist der Ausschluss der Erweiterung des
Wechselspannungsstromnetzes Uber die bestatigten MaBnahmen des NEP 2030 (Version
2019) [193] hinaus. Dies bedeutet, dass die Verteilung der Stromerzeugungsinfrastrukturen
so erfolgen muss, dass die hinterlegten Ubertragungsleistungen des Stromnetzes
ausreichen, um die Deckung der Stromnachfrage zu allen Zeitpunkten des betrachteten
Jahres zu gewahrleisten.

* Im Jahr 2030 werden Windenergieanlagen uUberwiegend in den ndrdlichen
Regionen des Landes installiert. Die Anbindung von Offshorewindparks erfolgt
an Netzverkniipfungspunkten in Niedersachsen und Mecklenburg-Vorpommern.
Freiflachenphotovoltaikanlagen werden hauptsachlich in Siiddeutschland installiert,
Dachflachenphotovoltaik tragen in nahezu allen Regionen zur Stromerzeugung bei.

Erdgaskraftwerke bieten die Flexibilitét fir die Stromversorgung auBerhalb von Wind-
und Sonnenstunden. Durch diese flexible Strom- und Warmeversorgung ist der Bedarf
an Speicherkapazitaten im Jahr 2030 noch gering.

» Die Stromerzeugung erfolgt in der kurzfristigen Entwicklung noch zu groBen
Teilen verbrauchernah. Dadurch sind im Jahr 2030 keine deutlichen Engpasse
im Stromnetz zu erkennen und es besteht keine Notwendigkeit des Zubaus an
Ubertragungsleistungen.
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Die treibhausgasfreie Stromerzeugung im Jahr 2050 wird durch die Nutzung
von Windenergie in den noérdlichen Regionen dominiert. Regionen mit hohen
Bevdlkerungsdichten und damit einhergehenden hohen Stromnachfragen gewinnen
durch die Installation von Wasserstoffriickverstromungsanlagen an Flexibilitat in der
Strom- und Warmeversorgung.

Durch die Verlagerung der Hauptstromerzeugung in die noérdlichen Regionen
im Jahr 2050 weist das Stromnetz hohe Auslastungen und damit verbundene
Engpésse beim Transport von Nord nach Sud auf. Dies trifft sowohl auf das
Wechsel- als auch auf die Gleichspannungsstromnetz zu. Ein weiterer Zubau
an Ubertragungsleistung entlang der HGU-Trassen verringert den Bedarf an
Stromspeicher- und Stromerzeugungskapazitaten und senkt somit die Gesamtkosten
des Systems.

Die freie Wahl der Netzverknipfungspunkte zur Anbindung der Offshorewindparks
wirkt sich deutlich auf die Gesamtkosten des Systems aus. Die direkte Ubertragung
des Windstroms in bevélkerungsreiche Regionen wie Berlin, Frankfurt und Stuttgart
reduziert den Bedarf an Stromspeicherkapazitdten und an Flexibilitat durch
Wasserstoffriickverstromung. Bereits im Jahr 2030 kann ein kostenreduzierender
Effekt beobachtet werden, wenn die GroBregion rund um Berlin direkt an
Ostseewindparks angeschlossen wiirde.

Die freie Wahl an Netzverkniipfungspunkte zur Anbindung der Offshorewindparks
sorgt indirekt fir eine Erh6hung der Stromiibertragungsleistungen von Nord nach Siid.

5.8.2. Erdgasnetz

Erdgas spielt in der kurzfristigen Entwicklung eine bedeutende Rolle fir die Transition des
Energiesystems Deutschland zu einem treibhausgasarmen System im Jahr 2050. Da der
Transit von Erdgas in dieser Arbeit nicht berticksichtigt wird, nimmt dagegen die Bedeutung
des Erdgasnetzes selbst bereits in der kurzfristigen Entwicklung ab.

In der kurzfristigen Entwicklung des Energiesystems wird die Erdgasnachfrage durch
Erdgasimporte gedeckt. Fur die Uberregionale Verteilung des Erdgases werden
die Parallelstrange des Erdgasnetzes kaum genutzt. Diese bieten damit ein hohes
Potenzial fir Kosteneinsparungen durch die Umstellung auf den Transport von
Wasserstoff.

Der Ausbau des Erdgasnetzes ist nicht ausgeschlossen, wird in den Ergebnissen
allerdings nur gezogen, um Regionen zu verbinden, die aufgrund der raumlichen
Repréasentation nicht durch das hinterlegte Bestandsnetz verbunden sind.

Die hohe Erdgasnachfrage der Endverbrauchersektoren, der Ausbau und Betrieb
von Erdgaskraftwerken zur flexiblen Strom- und Warmeerzeugung sowie die
konventionelle Wasserstofferzeugung flihren dazu, dass der Erdgasimport den
groBten Anteil an den Gesamtsystemkosten des Jahres 2030 hat.

In der langfristigen Entwicklung sinkt die Bedeutung von Erdgas. Die Erdgasimporte
beschranken sich 2050 nur noch auf die Menge der Endverbrauchernachfrage. Die
Auslastung der Erdgaspipelines sinkt nahezu auf null. Damit bieten die Pipelines grof3e
Einsparpotenziale durch die Umstellung auf den Transport von Wasserstoff.
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Die anteilige Umstellung des Pipelinenetzes ist bereits Teil des Ergebnisses fiir das
Jahr 2030. Dabei wird die konventionelle Wasserstofferzeugung hauptséchlich in
Regionen mit Erdgasimport lokalisiert, um den Transport von Erdgas zu minimieren
und stattdessen die Wasserstoffversorgung aller Regionen zu ermdglichen.

» Der Bedarf an Erdgasspeichern ist nur im geringen Umfang vorhanden. Der einzige
im Jahr 2030 betriebene Porenspeicher findet sich in der GroBregion Minchen und
ermoglicht so die Deckung der Spitzenerdgasnachfrage in der Region. Die Nutzung
von Salzkavernen oder Réhrenspeicher als Speicheroptionen fir Erdgas wird in den
einzelnen Szenarien nicht in einem erheblichen MaBe gezogen. Dies liegt allerdings
der Annahme zugrunde, dass der Erdgasimport flexibel zu jeder Stunde des Jahres
erfolgen kann. Dadurch entfallt der Bedarf an Reservespeichern.

Die Methanisierung von Wasserstoff wird in keinem Szenario gezogen. Die
Beimischung von Wasserstoff ins Erdgasnetz ist damit nicht Teil der kostenoptimalen
Lésungen. Dies gilt auch in den Szenarien, in denen kein Wasserstoffnetzausbau
erlaubt wird.

Die Aufbereitung von Biogas spielt ebenfalls nur eine untergeordnete Rolle in den
vorgestellten Szenarien. In den langfristigen Entwicklungen werden geringfligige
Mengen an Biogas aufbereitet und Uber die Dampfreformierung in Wasserstoff
umgewandelt. Die Beimischung von Biogas ins Erdgasnetz wird in der kurzfristigen
Entwicklung nicht beobachtet.

5.8.3. Wasserstoffnetz

Far

die Optimierungen der verschiedenen Szenarien ist kein Bestandsnetz flr den

Wasserstofftransport hinterlegt. Die Auslegung des Wasserstoffnetzes ist damit Teil

der

Optimierungslésung. Wasserstoffimporte erfolgen aus den Niederlanden an den

grenzliberschreitenden Pipelines sowie an den mdglichen Seehafen in Brunsbiittel, Stade

und

Wilhelmshaven. Die heutige Nachfrage nach Wasserstoff in Industrieprozessen wird

nicht bertcksichtigt.

» Die Wasserstofferzeugung im Jahr 2030 ist maBgeblich von der konventionellen
Herstellungsweise gepragt. Die Standorte der Dampfreformer befinden sich in den
grenznahen Gebieten mit der Option zum Erdgasimport.

«Im Jahr 2030 werden nur in 2zwei Regionen an der Nordseekiste
Elektrolyseure installiert. In der langfristigen Entwicklung weiten sich die
Standorte auf alle Kistenregionen aus. Elekirolyseure werden in Regionen
mit hohen Windenergiepotenzialen installiert, da in diesen Regionen grof3e
Uberschussstrommengen vorhanden sind. Aufgrund der Engpésse im Stromtransport
von Nord nach Siid bietet es sich in diesen Regionen an, den Strom in Wasserstoff
umzuwandeln.

» Der Wasserstoffimport erfolgt zum gréBten Teil aus den Niederlanden, da sich
die potenziellen Seehafen in Regionen befinden, welche sich aufgrund der
Windenergiepotenziale Elektrolysestandorte eignen. Wird der Wasserstoffimport
auch Uber weitere Pipelineverbindungen erlaubt, wird der Import in den sidlichen
Regionen und (ber die Niederlande bevorzugt gewahlt, wahrend der Import Uber die
Seehéfen im Norden nicht gezogen wird. Aufgrund der hohen Wasserstoffnachfrage
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in Nordrhein-Westfalen bietet der Import von Wasserstoff Gber die Niederlande eine
kostenglinstige Mdglichkeit.

Die flexible Nutzung der Wasserstoffriickverstromung kombiniert die Strom- mit der
Warmebereitstellung und kann so den Bedarf an Strom- und Warmespeichern senken.

» Der Wasserstoffnetzausbau profitiert durch die mdgliche Umstellung des
Erdgastransportnetzes. Wird die Umstellung der Netze erlaubt, orientiert sich
das Wasserstoffnetz direkt an den umstellbaren Pipelines. Neue Pipelines werden in
der kurzfristigen Entwicklung nur zur Uberbriickung von nicht umstellbaren Teilstiicken
bendtigt. In der langfristigen Entwicklung werden zusatzliche Ubertragungsleistungen
entlang der umgestellten Pipelines benétigt. Das Umstellungsszenario beeinflusst
dabei die Routenflihrung des Wasserstoffnetzes zur Verbindung des Nordens mit dem
Siiden bzw. des Westens mit dem Siden.

» Die Option der Umstellung von Pipelines wirkt besonders in der langfristigen
Entwicklung kostensenkend. Im Jahr 2030 sind die Kosten des kompletten Neubaus
eines Wasserstoffnetzes und der teilweisen Umstellung fast identisch. Im Jahr 2050
werden dagegen alle umstellbaren Pipelines auf den Wasserstofftransport umgestellt
und durch neue Pipelines erweitert und verbunden.

» Salzkavernen dienen als saisonale Speicher fir Wasserstoff. Da sie aufgrund der
sinkenden Bedeutung des Erdgases in Zukunft nicht mehr als Erdgasspeicher
gebraucht werden, werden sie in den Szenarien fiir die Speicherung von Wasserstoff
umgeristet. Die Nutzung von Salzkavernen zur Wasserstoffspeicherung erfolgt
dabei schon bereits in der kurzfristigen Entwicklung. Im Jahr 2050 werden alle
existierenden Salzkavernenstandorte nahezu komplett auf die Speicherung von
Wasserstoff umgestellt. Ein weiterer Zubau von Salzkavernen wird nicht benétigt.

Die Installation von Réhrenspeichern als Speicheroption fiir Wasserstoff erfolgt nur fir
den Fall, wenn ein Wasserstoffnetzausbau nicht erlaubt wird.

5.8.4. Warmenetz

Waéhrend intraregionale Warmenetze fiir die Verteilung der Abwarme an die Endverbraucher
bendtigt werden, ist die Bedeutung des Ausbaus von interregionalen Warmenetzen zum
Austausch von Abwéarme lber Regionsgrenzen hinweg minimal. Der Transport der Abwéarme
Uber weite Distanzen ist mit hohen Verlusten verbunden. Die Warmebereitstellung erfolgt
deshalb verbrauchernah.

+ In der kurzfristigen Entwicklung erfolgt die Deckung der Fernwarmenachfrage zu mehr
als 75 % durch fossil befeuerte thermische Kraftwerke.

* In der langfristigen Entwicklung muss die Deckung der Fernwarme
treibhausgasneutral erfolgen. Dadurch bieten sich Power-to-Heat-Technologien
wie GroBwarmepumpen und Elektrodenkessel an. Etwa 15 % der Warmeerzeugung
erfolgt durch Wasserstoffriickverstromungstechnologien und mit Biogas befeuerte
Kraftwarmekopplungsanlagen. Diese produzieren neben Warme auch Strom,
wahrend Power-to-Heat-Technologien von der Stromerzeugung abhangig sind.

 Die strombasierte Warmeerzeugung fihrt zu einer Entkopplung von Nachfrage und
Erzeugung, wodurch ein hoher Bedarf an Kurz- und Langzeitwarmespeichern besteht.
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» Der Bedarf an  Warmespeichern kann durch den Betrieb von
Ruckverstromungstechnologien mit Warmenutzung reduziert werden. Diese kénnen
unabhangig von der Stromerzeugung betrieben werden.
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6. Zusammenfassung

In diesem Kapitel werden die Schlisselergebnisse der vorliegenden Arbeit
zusammengefasst. Dabei wird im Abschnitt 6.1 zunachst das Ziel der Arbeit wiedergegeben.
Im Abschnitt 6.2 wird die gewahlte Methodik zum Aufbau des raumlich aufgelésten
Energiesystemmodells sowie deren Neuigkeitswert beschrieben. Abschnitt 6.3 fasst die
Kernaussagen der Ergebnisse aus den Szenarienrechnungen zusammen.

6.1. Ziel der Arbeit

Um ein zukunftiges Energiesystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energieerzeugung
abzubilden und mdgliche Transformationspfade zur Erreichung der gesetzten Klimaziele
zu erhalten, wird eine integrierte Betrachtung der Energieinfrastrukturen benétigt. Dabei
muss sowohl eine detaillierte rdumliche Aufldsung als auch eine hohe zeitliche Auflésung
gegeben sein, um Diskrepanzen in der raumlichen und zeitlichen Bereitstellung der
Energietrager beriicksichtigen und Lésungsansétze zur Uberwindung von diesen finden zu
kénnen. Ziel dieser Arbeit ist die Untersuchung von Transformationspfaden, die die kurz-
und langfristige Entwicklung des Energiesystems Uber das Jahr 2030 bis zum Jahr 2050
unter Berlicksichtigung von raumlichen Gegebenheiten untersucht und mégliche Ausbau-
und Umbaustrategien der leitungsgebundenen Energieinfrastrukturen analysiert. Fir die
Bewertung der Transformation des Energiesystems mit Fokus auf leitungsgebundenen
Infrastrukturen wird ein rdumlich aufgel6stes Energiesystemoptimierungsmodell fir
Deutschland aufgebaut, welches die Sektoren Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme
abbildet. Unter der Leitfrage, welche Optionen sich fiir die Entwicklung des Energiesystems
fir Deutschland aus der techno-dkonomischen Perspektive eignen, um die Ziele der
Energiewende und des Klimaschutzgesetzes zu erreichen, werden anhand verschiedener
Szenarien mdgliche kostenoptimale Systemauslegungen des Energiesystems Deutschland
vorgestellt und verglichen, um so Fragen zur Rolle von Wasserstoff und der Sektorkopplung
sowie zur Bedeutung der bestehenden Infrastrukturen zu beantworten.

6.2. Methodik

Fir den Aufbau des multiregionalen Energiesystemmodells FINE.Infrastructure wird das
open-source verfligbare Python-Package FINE genutzt, welches eine flexible Gestaltung
des berlcksichtigten Technologieportfolios sowie bei der Wahl der zeitlichen und rdumlichen
Aufldsung erlaubt. Die Optimierung ermdglicht dabei die Bestimmung der kostenminimalen
Auslegung und des Betriebs des modellierten Energiesystems unter Berlicksichtigung
von technischen und soziodkonomischen Randbedingungen sowie Umweltauflagen. Die
maximale raumliche Auflésung des Modells wird angelehnt an die Voronoi-Regionen um
die Héchstspannungsknoten, die sich innerhalb Deutschlands befinden, und summiert sich
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dadurch auf 475 Regionen. Die zeitliche Auflésung wird auf ein Jahr festgesetzt. Anhand
einer ausflhrlichen Evaluierung der einzelnen Infrastrukturen und Technologieoptionen
der Energieversorgung werden die Bedeutungen dieser Optionen fir das zukunftige
Energiesystem analysiert und die Anforderungen an das entwickelte Modell definiert. Um
den Austausch von Energietragern tber die Regionsgrenzen hinweg zu erlauben, werden
dem Modell Annahmen fiir die leitungsgebundenen Infrastrukturen zum Transport von
Strom, Erdgas, Wasserstoff und Warme hinterlegt. Dabei kann:

+ Das Gleichspannungsstromnetz entlang der bestatigten MaBnahmen des NEP weiter
ausgebaut werden;

» Die Anbindungen der Offshorewindparks anhand der vorgesehenen Anlandepunkte
aus dem NEP oder frei in jede Region optimiert werden;

Die Umstellung des bestehenden Erdgasnetzes auf den Transport von Wasserstoff
anhand verschiedener Umstellungsstrategien evaluiert werden;

+ Eine neue Wasserstoffinfrastruktur aufgebaut werden; und
« Der Ausbau eines Transportnetzes fir Warme uber weite Distanzen analysiert werden.

Um die sektorale Auflésung des Modells zu erhéhen und den Transformationspfad fir die
kurz- und langfristige Entwicklung des Energiesystems beriicksichtigen zu kénnen, wird
das Mehrknotenmodell mit dem Einknotenmodell NESTOR gekoppelt. Die resultierenden,
endogen bestimmten Endenergienachfragen aus dem Einknotenmodell werden flr
das Mehrknotenmodell regionalisiert und als Eingangsdaten fir die Nachfragesenken
Ubergeben. Dariiber hinaus wird FINE um weitere Randbedingungen ergénzt, um dem
Modell die optimierten, installierten Leistungen des Kraftwerkparks aus NESTOR als
Ausbaukorridore vorzugeben.

Durch diese Vorgehensweise kann die Plausibilitdt der Ergebnisse des Einknotenmodells
unter Berlicksichtigung der rdumlichen Gegebenheiten Uberpriift und die kostenoptimale
rdumliche Platzierung der berucksichtigten Technologien sowie der Transport der
Energietrager zwischen den einzelnen Regionen analysiert werden.

Das Modell und die angewandte Methodik der Modellkopplung erlauben zum ersten Mal die
Bericksichtigung einer integrierten Netzoptimierung mit Umstellung der Erdgaspipelines auf
den Wasserstofftransport sowie dem weiteren Ausbau des Gleichspannungsstromnetzes
und leisten so einen signifikanten Beitrag zum Stand der Wissenschaft.

6.3. Ergebnisse aus der Szenarienanalyse

Das aufgebaute Modell FINE.Infrastructure und die beschriebene Modellkopplung mit
NESTOR werden dazu genutzt, das Energiesystem Deutschland in der kurzfristigen
Entwicklung bis zum Jahr 2030 und in der langfristigen Entwicklung bis zum
Jahr 2050 auf raumlicher Ebene auszulegen und die Bedeutung der einzelnen
leitungsgebundenen Infrastrukturen zu evaluieren. Neben den zwei Referenzszenarien
far die kurzfristige und langfristige Entwicklung werden Umstellungsstrategien der
Gaspipelines, Anbindungsstrategien der Offshorewindparks sowie die Bedeutung des
Wasserstoffimports untersucht.

In der kurzfristigen Entwicklung tragt der Erdgasimport mit rund 52 % Anteil am stérksten
zu den jahrlichen Gesamtkosten bei. Der Import des Erdgases wird sowohl zur Deckung
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der Nachfrage als auch im Umwandlungssektor zur Bereitstellung von Wasserstoff und
Strom genutzt. Aufgrund der gesetzten Ziele zur Reduktion der CO,-Emissionen nimmt
die Bedeutung der Kohleverstromung deutlich ab und wird durch die Bereitstellung von
Strom und Warme durch erneuerbare Energiequellen und Erdgaskraftwerke substituiert.
Erneuerbare Energiequellen stellen hierbei etwa 60 % der erzeugten Strommenge bereit,
wobei Photovoltaikanlagen mafgeblich in den stidlichen Regionen und Windenergieanlagen
in den nérdlichen und &stlichen Regionen Deutschlands installiert werden. Zusatzliche
Erdgaskraftwerke werden insbesondere in Regionen mit hohen Stromnachfragedichten
bendtigt.

Die Bereitstellung von Wasserstoff erfolgt in der kurzfristigen Entwicklung hauptséchlich als
grauer Wasserstoff aufgrund der angenommenen, gunstigen Importpreise fir Erdgas und
dessen standigen Verfligbarkeit. Die Auslegung des Wasserstoffnetzes in der kurzfristigen
Entwicklung sieht zwei getrennte Netze vor, die zum einen Schleswig-Holstein beliefern
und zum anderen die westlichen Regionen Deutschlands mit Stiddeutschland verbinden.
Dabei kann der groBte Teil des Netzes bereits durch die Umstellung des bestehenden
Erdgasnetzes realisiert werden. Wird der Import von Erdgas eingeschrankt, verschieben
sich die Standorte der Dampfreformierung in Richtung der Importlokationen.

In der langfristigen Entwicklung werden die jahrlichen Gesamtkosten mit rund 50 % Anteil
von der Installation erneuerbarer Energieerzeuger dominiert. Die Importrate von Erdgas
geht aufgrund der gesetzten Emissionsziele zurlick und stattdessen wird griiner Wasserstoff
importiert. Die Stromerzeugung erfolgt vollstdndig aus erneuerbaren Energiequellen.
Wasserstoffriickverstromung ermdéglicht in den Regionen mit hohen Stromnachfragedichten
eine flexiblere Stromerzeugung zur Deckung der Nachfragen. Fir den Transport von
Wasserstoff erfolgt eine komplette Umstellung der zur Umstellung berlcksichtigten
Erdgaspipelines. Darliber hinaus muss das Wasserstoffnetz mit Pipelines mit Durchmessern
von bis zu 1600 mm erganzt werden, um den Transport des Wasserstoffs sicherstellen
zu kénnen. Die Wéarmebereitstellung erfolgt zu 81 % durch Power-to-Heat-Technologien,
um die Warme emissionsfrei bereitstellen zu kénnen. Aufgrund des hohen Anteils an
wetterabhangigen Stromerzeugern nimmt die Bedeutung von Flexibilitdtsoptionen wie die
Nutzung von Speichertechnologien und die Wasserstoffriickverstromung signifikant zu.
Die hohen Ausbauziele der Offshorewindenergie flhren dazu, dass das Stromnetz zum
Transport des Stroms von Nord nach Siid zu rund 70 % der Zeit voll ausgelastet wird.

Der Vergleich der Ergebnisse mit der frei optimierten, kostenoptimalen Auslegung des
Systems ohne Vorgabe von Ausbaukorridoren zeigt, dass Einsparpotenziale sowohl in
der kurzfristigen als auch in der langfristigen Entwicklung vorhanden sind, welche sich
insbesondere auf die Reduzierung der bendétigten Speicherkapazitaten beziehen. Dadurch
kénnen die jahrlichen Gesamtkosten um rund 6% fir 2030 und knapp 10% fiir 2050
reduziert werden im Vergleich zu den Systemauslegungen der Referenzszenarien.

Die unterschiedlichen  Umstellungsstrategien der  Erdgaspipelines auf den
Wasserstofftransport wirken sich nur gering auf die Auslegung des Gesamtsystems
aus. Dies liegt darin begriindet, dass die Transportinfrastrukturen nur einen geringen
Anteil zu den Gesamtkosten des Energiesystems beitragen, wodurch die Schwankungen
der resultierenden TAC nur bei +1% liegen. Grundsatzlich gilt in der langfristigen
Entwicklung: je mehr Pipelinestrange zur Umstellung auf Wasserstoff zur Verfligung
stehen, desto mehr Pipelines werden auch umgestellt. In der kurzfristigen Entwicklung
wirken sich die Strategien dagegen nicht auf die TAC aus. Das Extremszenario, in
welcher der Ausbau des Wasserstoffnetzes komplett unterbunden wird, zeigt dagegen die
Wichtigkeit einer Wasserstofftransportinfrastruktur auf, da importierter Wasserstoff nicht
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aus den Importregionen abtransportiert werden kann und jede Region eigenstandig ihre
Wasserstoffnachfrage decken muss. Dies fuhrt in der langfristigen Entwicklung zu einer
gleichmaBigeren Verteilung der erneuerbaren Energiequellen, um den bendtigten Strom fiir
die Elektrolyse bereitzustellen.

Die freie Anbindung der Offshorewindparks bietet eine Reduktion der TAC um bis zu
3%. Dabei kénnen verbraucherstarke Regionen wie Berlin durch die Direktanbindung
von Offshorewindparks kostenglinstiger mit Strom versorgt werden. Dadurch sinkt die
Stromerzeugung durch Erdgaskraftwerke und Onshore-Windturbinen in der Region.
Kustennahe Regionen mit geringen Stromnachfragedichten wie Stralsund oder Greifswald
werden dagegen nicht mehr an die Offshorewindparks angebunden. Die Optimierung
neigt dazu, den Offshorenetzausbau und den Gleichspannungsstromnetzausbau in der
langfristigen Entwicklung dazu zu nutzen, Engstellen im Stromnetz aufzulésen und den
Stromtransport von Nord nach Sud zu verstarken, wodurch der kurzzeitige Speicherbedarf
von Strom bis zu 10 % sinkt. Die damit verbundene Verstarkung des Stromnetzes flhrt zu
einer Reduktion der Stromerzeugung durch Wasserstoffriickverstromung.

Die Option des Wasserstoffimports nimmt direkten Einfluss auf die Auslegung der langfristig
bendtigten installierten Leistungen an erneuerbaren Energieerzeugern. Je mehr und je
flexibler Wasserstoff importiert werden kann, desto weniger Strom muss fiir die inldndische
Wasserstofferzeugung zur Verfligung gestellt werden. Darlber hinaus verringert sich der
Bedarf an Kurzzeitspeichern fiir Strom, da dieser bei erhdhtem Bedarf vermehrt Gber die
Wasserstoffrickverstromung erzeugt werden kann.

Eine Sensitivitdtsanalyse zur zeitlichen Auflésung der zu optimierenden Modelle zeigt,
dass die Nutzung von zeitlichen Aggregationsmethoden einen signifikanten Einfluss auf die
Auslegung der Speicherkomponenten und auf die anfallende Ausfallarbeit der erneuerbaren
Energieerzeuger hat. Dabei folgt der Einfluss der zeitlichen Reprasentation auf die
installierten Speicherkapazitaten keinem klaren Trend. Fir eine robuste Auslegung von
Speicherkapazitaten sollte dieser Umstand berlcksichtigt werden. Die Auswirkungen der
Nutzung von Typtagen auf die jahrlichen Gesamtsystemkosten sind hingegen gering.
Dies kann damit begriindet werden, dass der Lésungsraum der Optimierung aufgrund
der durchgefiihrten Modellkopplung und der dadurch festgelegten Ausbaugrenzen fir die
Stromerzeugungstechnologien sehr flach ist. Einsparpotenziale ergeben sich damit nur
durch die Auslegung der Speicherkomponenten.

Auf Basis dieser Ergebnisse kdnnen die eingangs aufgefuhrten Fragestellungen
folgendermaf3en zusammenfassend beantwortet werden:

Wie sehen die kostenoptimale Auslegung und der Betrieb der Energieinfrastrukturen
in Deutschland unter Beriicksichtigung der Reduktionsziele von
Treibhausgasemissionen in Zukunft aus? Wie muss sich das Energiesystem
zwischen 2030 und 2050 dndern, um diese Ziele zu erreichen? Wie werden die
Energietrdager in Zukunft transportiert und verteilt?

Anhand der Auswertung der Referenzszenarien kann die kostenoptimale Auslegung
und der Betrieb der Energieinfrastrukturen veranschaulicht werden. Die Bedeutung der
erneuerbaren Energiequellen nimmt mit drastischeren Reduktionszielen deutlich zu und
die erneuerbaren Erzeuger substituieren den fossilen, thermischen Kraftwerkspark in der
langfristigen Entwicklung komplett. In der kurzfristigen Entwicklung werden Kohlekraftwerke
durch Erdgaskraftwerke mit geringeren CO,-Emissionen fir die Strombereitstellung in
den verbraucherstarken Regionen ersetzt. In der langfristigen Entwicklung werden knapp
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59 % des inlandisch bereitgestellten Stroms durch Windturbinen erzeugt, dessen GrofB3teil
wegen der vorteilhafteren Windverhéltnisse im Norden des Landes installiert wird. Aufgrund
dieser Verschiebung der Strombereitstellung zur Stromerzeugung auf See und in ndérdlich
gelegenen, landlichen Gebieten werden im Stromnetz Engstellen bei dem Transport des
Stroms von Nord nach Sid erwartet, welche teilweise durch Power-to-Gas-to-Power-Pfade
Uberwunden werden und eine Langzeitspeicherung des Stroms in Form von Wasserstoff
ermoglichen.

Durch den prognostizierten Ruckgang der Erdgasnachfragen in der langfristigen
Entwicklung um 88 % verliert die Erdgastransportinfrastruktur an Bedeutung. Nicht mehr
fir den Erdgastransport bendtigte Pipelinestrange kénnen fir den Wasserstofftransport
umgestellt und weiter genutzt werden. Diese UmstellungsmaBnahmen kénnen den
bendtigten Ausbau einer Wasserstoffinfrastruktur beschleunigen. Ein verstarkter Ausbau
von Uberregionalen Fernwarmeschienen zur Ausnutzung von Power-to-Heat-Pfaden ist
dagegen aus 6konomischer Sicht und aufgrund der hohen Verluste beim Warmetransport
nicht zu erwarten. Die Warmebereitstellung erfolgt nur (iber kurze Distanzen.

Welche Rolle spielt Wasserstoff im zukiinftigen Energiesystem? Wie kann eine
zuklinftige Wasserstoffinfrastruktur fiir Deutschland aussehen?

Aufgrund der anstehenden Dekarbonisierung der einzelnen Verbrauchersektoren steigt in
Zukunft die Wasserstoffnachfrage signifikant auf 349 TWhy, im Jahr 2050 an. Dariber
hinaus wird Wasserstoff als Flexibilitdtsoption genutzt, um Strom langfristig speichern, aber
auch flexibel bereitstellen zu kénnen. Fir die saisonale und kostenglinstige Speicherung
des Stroms werden Salzkavernen auf die Speicherung von Wasserstoff umgestellt, wodurch
bis zu 37 TWhy, gespeichert werden kénnen. Die Riickverstromung des Wasserstoff erfolgt
in verbraucherstarken Regionen und tragt dariber hinaus zur Wéarmebereitstellung bei.
Eine zukiinftige Wasserstoffinfrastruktur sieht vor, Regionen mit hohen erneuerbaren
Potenzialen und damit auch hohem Potenzial fur die Elektirolyse mit den Regionen zu
verbinden, die aufgrund der ansassigen Industrieanlagen einen hohen Wasserstoffbedarf
haben. Wird die Umstellung der Erdgaspipelines auf den Wasserstofftransport erlaubt,
orientiert sich das ausgelegte Wasserstoffnetz direkt an den umstellbaren Pipelines und
neue Pipelines werden nur zur Uberbriickung von nicht umstellbaren Teilstiicken und
zur Uberwindung von Engstellen im Gasnetz benétigt. Dariiber hinaus ist die Auslegung
der Wasserstoffinfrastruktur abhangig von den mdglichen Importregionen. Ein Verzicht
des Aufbaus einer Wasserstoffinfrastruktur flihrt zu einer deutlichen Steigerung der
jahrlichen Gesamtsystemkosten von rund 2% in der kurzfristigen und Uber 100 % in der
langfristigen Entwicklung des Energiesystems. Dariiber hinaus kann der Aufbau einer
Wasserstoffinfrastruktur Engstellen beim Stromtransport von Nord nach Sid ausgleichen.

Wie werden Power-to-X Pfade im System beriicksichtigt?

In der kurz- und langfristigen Entwicklung des Energiesystem Deutschlands spielen
insbesondere die Pfade Power-to-Gas und Power-to-Heat eine Rolle, um die
Emissionsreduktionsziele zu erreichen. So wird auf diese Weise der Fernwarmesektor
CO,-neutral gestaltet, Wasserstoffnachfragen durch inlandische Produktion gedeckt,
aber auch die Flexibilitdt zur Langzeitspeicherung von Strom und die flexiblere
Strom- und Warmeerzeugung durch Rickverstromungsanlagen genutzt. Letzteres ftrifft
insbesondere in verbraucherstarken Regionen wie Berlin und Nordrhein-Westfalen zu.
Power-to-Heat-Technologien, darunter GroBwarmepumpen und Elekirodenkessel, decken
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in der hier untersuchten langfristigen Entwicklung des Energiesystems Uber 85% der
bertcksichtigten Warmenachfrage.

Welche Rolle kénnen existierende Infrastrukturen und deren Umstellung auf andere
Energietrdager in Zukunft spielen?

Anhand der untersuchten Szenariovariationen zu den verschiedenen Umstellungsstrategien
der Transportinfrastrukturen fiir Gas kann festgestellt werden, dass die bestehende
Gasinfrastruktur maBgeblich zum Aufbau einer neuen Wasserstoffinfrastruktur beitragen
kann. Unter der Annahme, dass die Bedeutung des fossilen Erdgases in der langfristigen
Entwicklung signifikant abnimmt, ist die Umstellung und damit die Weiternutzung der
Gasinfrastruktur zum Transport von Wasserstoff dem Rickbau der Infrastruktur und
einem kompletten Neubau der Wasserstofftransportinfrastruktur aus volkswirtschaftlicher
Sichtweise vorzuziehen. Dies fiihrt zu geringfuigigen Kostenreduktionen bei den jéhrlichen
Gesamtkosten und beschleunigt den Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur. Darliber hinaus
kann die Notwendigkeit eines weiteren Ausbau des Stromtransportnetzes verringert werden,
da Strom kostenglnstig in Form von Wasserstoff von Nord nach Sid transportiert
werden kann. Die Notwendigkeit eines weiteren Ausbaus der Wasserstoffinfrastruktur in
der langerfristigen Zukunft kann durch UmstellungsmafBnahmen allerdings nicht komplett
unterbunden, sondern nur reduziert werden. Ebenso tragt die Umriistung von Salzkavernen
auf die langfristige Speicherung von Wasserstoff dazu bei, die Systemkosten und die
Ausfallarbeit der erneuerbaren Technologien zu reduzieren, da mehr Strom kostenginstig
Uber langere Zeitrdume gespeichert werden kann. Eine Umstellung der Salzkavernen
spielt hierbei schon in der kurzfristigen Entwicklung eine Rolle, in der bereits eine
Speicherkapazitat von 4 TWhy, erzielt werden.
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A. Techno-0konomische Annahmen

In diesem Abschnitt finden sich die hinterlegten Annahmen fiir die Emissionsfaktoren sowie
die techno-6konomischen Parameter der modellierten Komponenten. Die dargestellten
Parameter basieren auf den in FINE fur die einzelnen Technologieklassen definierten
Gbergebbaren Attributen. Regionsspezifische Parameter sind mit f(reg) gekennzeichnet und
werden hier nicht weiter aufgeschlisselt.

A.1. Emissionsfaktoren

Tabelle A.1.: Spezifische Emissionsfaktoren der beriicksichtigten fossilen Energietrager
zur Strom- und Warmeerzeugung (basierend auf [26, 111]).

Energietrager CO,-Emissionsfaktor (in kgco,/kWh)

Braunkohle 0,399
Steinkohle 0,337
Erdgas 0,201
Erdol 0,263

A.2. Source-Komponenten

Tabelle A.2.: Techno-6konomische Annahmen: Wind, Freiflachenphotovoltaik (PV OF) und
Dachflachenphotovoltaik (PV RT) (eigene Annahmen basierend
auf [26,60,63,201,209]).

Wind Wind PV OF PV OF PV RT
Onshore  Offshore (fixed) (tracking) 2030| 2050
2030| 2050
commodity electricity electricity electricity  electricity electricity
hasCapacityVariable True True True True True
capacityMax f(reg) f(reg) f(reg) f(reg) f(reg)
operationRateMax f(reg) f(reg) f(reg) f(reg) f(reg)
investPerCapacity f(reg) f(reg) 570| 450 710 890| 600
(EUR/KW)
opexPerCapacity 2% 2% 1.7% 1.5% 21%
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08

economicLifetime 20 20 25 25 25
(a)
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Tabelle A.3.: Techno-6konomische Annahmen: Import und Zukauf (eigene Annahmen
basierend auf [26,27,209]).

commodity commodityCost (EUR/kWh)

Lignite Purchase

lignite

Hard Coal Purchase hard coal

Oil Purchase
Wood

Biogas

Hydrogen Import
Natural Gas Import

oil
wood
biogas
LH,
MRG

0.011
0.021
0.036
0.028

0.07

0.0966

0.033

A.3. Conversion-Komponenten

Tabelle A.4.: Techno-6konomische Annahmen: Umwandlungskomponenten (Teil 1)
(eigene Annahmen basierend auf [27,209, 244]).

PEM-Electrolyzer  Reformer  Liquefaction Regasification

(2030|2050)) plants plants
physicalUnit GW, GWen,Lnv - GWrn,tav  GWen, Liv
hasCapacityVariable True True True True
CF electricity -1 - -0.2 -0.02
CF naturalgas - -1 - -
CF GHy 30par 0.7 - -1.02 -
CF GHz 100bar - 0.85 - 1
CF LH, - . 1 1
investPerCapacity 500|350 810 1500 24
(EUR/KW)
opexPerCapacity 15/10.5 40.5 120 0.72
(EUR/KW)
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08
economiclLifetime 10 15 20 10

(a)
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Tabelle A.5.: Techno-6konomische Annahmen: Umwandlungskomponenten (Teil 2)
(eigene Annahmen basierend auf [27, 162,232,233, 236]).

Compressor Valve Purification plants Methanation
stations (biogas) plants

physicalUnit GWan,tnv - GWen, Lav GWyira, Lav GWyira,Lav
hasCapacityVariable True False True True
CF electricity -0.02 - -0.043 -0.05
CF MRG - - 1 1
CF biogas - - -1 -
CF GHa2 30bar -1 1 - -1.25
CF GH2,100bar 1 -1 - -
investPerCapacity 42 - 343 1800
(EUR/KW)
opexPerCapacity 1.68 - 8.575 72
(EUR/KW)
interestRate 0.08 - 0.08 0.08
economicLifetime 15 - 15 25

(@)

Tabelle A.6.: Techno-6konomische Annahmen: Umwandlungskomponenten (Teil 3) -
Wasserstoffrickverstromung (eigene Annahmen basierend auf [26,209]).

H2GT H2CCPP PEM-Fuel Cell SOFC

physicalUnit GW, GW GW, GW
hasCapacityVariable  True True True True
CF electricity 1 1 1 1
CF GHy 100bar -2.5 -1.67 -1.96 -1.43
CF waste heat 0.8 - - 0.357
investPerCapacity 504 760 1210 1000
(EUR/KW)

opexPerCapacity 5.04 10.64 9.68 60
(EUR/KW)

interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08

economicLifetime 20 20 10 20
(a)
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A.4. Storage-Komponenten

Tabelle A.7.: Techno-6konomische Annahmen: Speicherkomponenten (Teil 1) (eigene
Annahmen basieren auf [27,144,147,209]).

Li-ion PHES Pore storage
batteries (existing)  (planned) (MRG)

commodity electricity  electricity electricity MRG
capacityMax - - f(reg) -
capacityFix - f(reg) - f(reg)
chargeRate 1 0.142857 0.142857 0.000384615
dischargeRate 1 0.142857 0.142857 0.000384615
chargeEfficiency 0.95 0.88 0.88 1
dischargeEfficiency 0.95 0.89 0.89 1
selfDischarge 4.23036e-05 - - -
cyclicLifetime 12000 - - -
investPerCapacity 150 - 130 -
(EUR/KWh)
opexPerCapacity 1.5 1.56 1.56 -
(EUR/KWh)
opexPerChargeOperation - - - 0.001
(EUR/KWh)
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08

economicLifetime 22 40 40 -

(@)
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Tabelle A.8.: Techno-6konomische Annahmen: Speicherkomponenten (Teil 2) (eigene
Annahmen basierend auf [27,147,157,162,231,244]).

Pipe systems Biogas Pipe systems Cryogenic tanks

(MRG) storage (GH,) (LH,)
commodity MRG biogas GHa 30bar LH,
chargeRate 0.0119048 0.12 0.0119048 1
dischargeRate 0.0119048 0.12 0.0119048 1
chargeEfficiency 1 1 1 1
dischargeEfficiency 1 1 1 1
selfDischarge - - - 1.25018e-05
stateOfChargeMin 0.26 0.1 0.31 -
stateOfChargeMax 1 0.9 1 1
investPerCapacity 23 4 7 0.75
(EUR/KWh)
opexPerCapacity 0.023 - 0.07 0.015
(EUR/KWh)
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08
economicLifetime 30 8 30 20

(@)

Tabelle A.9.: Techno-6konomische Annahmen: Speicherkomponenten (Teil 3) (eigene
Annahmen basierend auf [27,147,157]).

Salt caverns Salt caverns

(GH,, existing) (GH,, planned) (MRG, existing) (MRG, planned)
commodity GHa 100bar GHa 100bar
capacityMax f(reg) f(reg) f(reg) f(reg)
chargeRate 0.00212264 0.00212264 0.00212264 0.00212264
dischargeRate 0.00212264 0.00212264 0.00212264 0.00212264
chargeEfficiency 1 1 1 1
dischargeEfficiency 1 1 1 1
investPerCapacity 0.07 0.23 0.02 0.07
(EUR/KWh)
opexPerCapacity 0.0046 0.0046 0.0014 0.0014
(EUR/KWh)
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08
economicLifetime 30 30 30 30

(a)
sharedPotentiallD Existing SC New SC Existing SC New SC
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Tabelle A.10.: Techno-6konomische Annahmen: Speicherkomponenten (Teil 4) -
Warmespeicher (eigene Annahmen basierend auf [202,290]).

Heat storage steel Heat storage ground

commodity waste heat waste heat
chargeRate 0.125 0.001428571
dischargeRate 0.125 0.001428571
chargeEfficiency 1 1
dischargeEfficiency 1 1
selfDischarge 0.00833 0.000034
investPerCapacity 9.6 0.51
(EUR/KWh)

opexPerCapacity 0.045 0.03
(EUR/KWh)

interestRate 0.08 0.08
economicLifetime 25 25

(a)

A.5. Transmission-Komponenten

Tabelle A.11.: Techno-6konomische Annahmen: Stromnetz (basierend auf [27,92, 193]).

AC DC DC lines Offshore

lines lines (expansion) DC lines
commodity electricity electricity  electricity  electricity
capacityFix f(reg) f(reg) - -
capacityMin - - - f(reg)
capacityMax - - - f(reg)
investPerCapacity - - f(reg) f(reg)
(EUR/(KW - km))
interestRate - - 0.08 0.08
economicLifetime - - 40 40

(@)

powerFlow X - -
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Tabelle A.12.: Techno-6konomische Annahmen: Warme- und Gasnetz (eigene Annahmen
basierend auf [27,228,231,271,287]).

Pipelines Heat Grid

(MRG) (MRG,new) (GH,, new) (GH,, reassigned)
commodity MRG MRG GHa 100bar GHs 100bar waste heat
capacityMax f(reg) - - f(reg) -
investPerCapacity - 0.144 0.144 0.02 11.29
(EUR/(KW - km))
losses (1/km) - - - - 0.00099255
interestRate 0.08 0.08 0.08 0.08 0.08
economiclLifetime 40 40 40 40 40

(@)
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B. Methodik

B.1. Kostenabschéatzung fiir Gasinfrastrukturen
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Abbildung B.1.: Zusammenhang der Investitionskosten neuer Pipelines in Abh&ngigkeit
des Durchmessers und der Ubertragungskapazitat der Pipeline fiir
Wasserstoff. Die Kostenfunktion basiert auf den Annahmen aus Mischner
et al. [231]).
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Abbildung B.2.: Kostenfunktionen fiir die Investitionskosten der Umstellung von
Erdgaspipelines auf Wasserstofftransport unter der Annahme, dass keine
Modifikationen notwendig sind (basierend auf den Kostenfunktionen von
Cerniauskas et al. [228]).
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B.2. Verteilschliissel

Tabelle B.1.: Beispiele fiir verwendete Verteilschliissel zur raumlichen Verteilung der

Stromnachfragen in Abhangigkeit der Verbrauchssektoren.

Haushalt GHD Industrie Verkehr
DemandRegio  Bevdlkerung spezifischer spezifischer -
[44] und Stromverbrauch Stromverbrauch
401 Regionen  Einkommen und Anzahl der und Anzahl der

MuSeKo [2]
10 Regionen

Pesch [21]
401 Regionen

LKD-EU [66]
401 Regionen

NEP Strom
Begleit-
gutachten
[67]

401 Regionen

Bevolkerung

Bevolkerung

Bevolkerung

Anzahl der
Haushalte;
Bevélkerung;
Einkommen;
Wohnflache;
AuBentemperatur
und solare
Einstahlung

Beschaftigten pro
Wirtschaftszweig

Bevolkerung

Bruttowert-
schépfung
(GHD)

Bruttowert-
schépfung
(GHD)

spezifischer
Stromverbrauch,
Bruttowert-
schépfung und
Anzahl der
Beschaftigte pro
Wirtschaftszweig

Beschaftigten pro
Wirtschaftszweig'”

Bevdlkerung

Statistische
Erfassung

des Strom-
verbrauchs

der Industrie;
Bruttowert-
schépfung der
fehlenden
Industriezweige

Bruttowert-
schépfung
(Industrie)

spezifischer
Stromverbrauch
je Prozess;
Bruttowert-
schopfung pro
Wirtschaftszweig;
Produktions-
kapazitat

registrierte
Fahrzeuge laut
Kraftfahrbundes-
amt

Spezifische
Stromnachfrage

je Verkehrstrager;
Bruttowert-
schépfung;
PKW-Bestand und
Neuanmeldungen;
Ladeinfrastruktur

"Das Verfahren zur raumlichen Auflésung der Stromnachfrage des Industriesektors erforderte noch weitere
Aufbereitungsschritte zur Kalibrierung der spezifischen Verbrauche. Fir eine detaillierte Beschreibung des
Verfahrens siehe den Abschlussbericht des Projekts DemandRegio [44].
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B.3. Nachfrageprofile aus NESTOR

B.3.1. Stromnachfrage
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Abbildung B.3.: Normierte Stromnachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren fiir

das Jahr 2030.
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Abbildung B.4.: Normierte Stromnachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren fur
das Jahr 2050.
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Tabelle B.2.: Indikatoren zur Verteilung der Stromnachfrage fir die einzelnen Sektoren
(angelehnt an [44,71].

Haushalt G/H/D Industrie Verkehr
. Entwicklung
Bevolkerungs- Ent\NlckIun_g . der Beschéaftigten- .
) der Beschéftigten- Bevélkerung
entwicklung zahlen
zahlen (GHD) .
(Industrie)
spezifische spezifische
jahrliche jahrliche
Einkommen Stromnachfrage Stromnachfrage Bevélkerungs-
nach Wirtschafts- nach Wirtschafts-  dichte
zZweig pro zweig pro
Arbeitnehmer Arbeitnehmer

Einkommen

registrierter

Fahrzeug-
bestand
B.3.2. Erdgasnachfragen
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Abbildung B.5.: Normierte Erdgasnachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren fiir
das Jahr 2030.
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Abbildung B.6.: Normierte Erdgasnachfrageprofile der einzelnen Verbrauchersektoren fiir

das Jahr 2050.

Tabelle B.3.: Indikatoren zur Verteilung der Erdgasnachfrage fur die einzelnen Sektoren

(angelehnt an [44,71].

Gebéaude

Industrie

Verkehr

Entwicklung der
Beschaftigtenzahlen
(GHD)

spezifische jahrliche
Erdgasnachfrage nach
Wirtschaftszweig pro
Arbeitnehmer

Anzahl Haushalte

Wohnflache

Entwicklung der
Beschaftigtenzahlen
(Industrie)

spezifische jéhrliche
Erdgasachfrage nach
Wirtschaftszweig pro
Arbeithehmer

Emissionen

Bevédlkerung

Bevélkerungsdichte

Einkommen

registrierter
Fahrzeugbestand
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B.3.3. Wasserstoffnachfragen
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Abbildung B.7.: Normierte Wasserstoffnachfrageprofile der einzelnen
Verbrauchersektoren fir das Jahr 2030.
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Gebaude
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Abbildung B.8.: Normierte Wasserstoffnachfrageprofile der einzelnen
Verbrauchersektoren fur das Jahr 2050.
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Tabelle B.4.: Indikatoren zur Verteilung der Wasserstoffnachfrage fiir die einzelnen
Sektoren (angelehnt an [44,71].

Gebaude Industrie Verkehr
Entwicklung

der Beschéaftigtenzahlen AnlagengroBe Bevolkerung
(GHD)

spezifische jahrliche
Erdgasnachfrage

nach Wirtschaftszweig
pro Arbeitnehmer

Bevoélkerungsdichte

Anzahl Haushalte Einkommen

registrierter

Wohnflache Fahrzeugbestand

nicht elektrifizierte
Bahnstrecken

Transportleistung

B.3.4. Fernwarmenachfragen

Gebaude Industrie
Feb Apr Jun Aug Okt Dez Feb Apr Jun Aug Okt Dez
241 24
o 181 o 18
= 2
§ 124 S12
+J -+
6 v 6
0- " - 0 " .
Fernwarmenachfrage (normiert) Fernwarmenachfrage (normiert)
0.00 0.25 0.50 0.75 1.00 0.00 0.25 0.50 0.75 1.00

Abbildung B.9.: Normierte Fernwarmenachfrageprofile der einzelnen
Verbrauchersektoren fiir das Jahr 2030.
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Industrie
Feb Apr Jun Aug Okt Dez

Gebaude
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212 R
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Fernwarmenachfrage (normiert)

#ernwérmenachfrage (normiert)
0.00 0.25 0.50 0.75 1.00 0.00 0.25 0.50 0.75 1.00

Abbildung B.10.: Normierte Fernwarmenachfrageprofile der einzelnen
Verbrauchersektoren fir das Jahr 2050.

Tabelle B.5.: Indikatoren zur Verteilung der Fernwarmenachfrage flr die einzelnen
Sektoren.

Gebaude Industrie
Bevélkerungsdichte  Bruttowertschépfung

Gebaude
Feb Apr Jun Aug Okt Dez 15.0
24 - .
_ 12.5
% 18

é 12 10.0
6 7.5

0- - 5.0

Warmenachfrage (GWh)
0 10 20 30 40 2.5
0.0

Abbildung B.11.: Warmenachfrage des Geb&udesektors und raumliche Verteilung der
Nachfrage fiir das Jahr 2050.
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C. Szenarienanalyse
C.1. Basisszenario NESTOR: REF95

Tabelle C.1.: Ausgewéhlte Ergebnisse aus NESTOR flir das Basisszenario REF95 [209],
welche dem Modell als AusbaumafBnahmen vorgegeben werden.

Technologie 2030 2050
Wind Offshore 10,6 GW,, 442GW,
Wind Onshore 62,9GW, 202,1 GW,
PV (Dachflache) 40,6 GW, 84,1 GW,
PV (Freiflache) 29,1GW, 216,4GW
Braunkohlekraftwerke 9,0GW,, 0GW
Steinkohlekraftwerke 8,0GW,, 0GW,
Erdgaskraftwerke 32,9GW, 225GW,,"®
Mineral6lkraftwerke 2,6 GW 0GW,
Rickverstromung 2,2GW, 30,5GW
Elektrolyse'® 39GW, 583GW,

Dampfreformierung 5,3GWqp, 1GW¢p,
Wasserstoffimport 2,0GWry, 27,3GWpy,
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C.2. Referenzszenario 2030

Durchschnittliche
Auslastung
100%
80%
60%
40%
20%
0%
I 0.72 GWeh,, LHv

mm— 0.36 GWaH,, LHv
= 0.18 GWgH,, LHv

Abbildung C.1.: Durchschnittliche Auslastung der neu gebauten Wasserstoffpipelines im

Referenzszenario 2030.

durchschnittliche
Auslastung

100%

80%

60%

40%

20%

0%

I 0.32 GWy,

(.16 GW¢,
— 0.08 GWy,

Abbildung C.2.: Durchschnittliche Auslastung der Ubertragungsleitungen fiir Fernwérme

im Referenzszenario 2030.

® Anteil Biogas liegt bei 77 %

*In NESTOR werden zahlreiche kleine Elektrolyseure fiir die lokale Wasserstoffbereitstellung an Tankstellen
installiert. In FINE.Infrastructure wird keine Unterscheidung zwischen klein- und groBskalig ausgelegter

Elektrolyse beriicksichtigt.
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C.3. Referenzszenario 2050

Residuallast
(TWhe))

Abbildung C.3.: Raumliche Verteilung der aufsummierten Residuallasten im
Referenzszenario 2050. Die betrachtete Nachfrage setzt sich zusammen
aus der Stromnachfrage der Verbrauchersektoren Haushalte, G/H/D und
Industrie und der Stromnachfrage fir Warmeerzeugung. Das
beriicksichtigte Angebot bezieht sich auf die inldndische
Strombereitstellung. Offshore bereitgestellter Strom ist nicht
berucksichtigt.

Durchschnittliche
Auslastung

100%

80%

60%

40%

20%

0%
N 18.8 GWoh,, thv

— .42 GWoH, L1y
— 471 GWap,, iy

Abbildung C.4.: Durchschnittliche Auslastung der neu gebauten Wasserstoffpipelines im
Referenzszenario 2050.
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durchschnittliche
Auslastung

100%
80%
60%
40%
20%
0%
. 0.22 GWy,

.11 GWy,
—— 0.05 GWy,

Abbildung C.5.: Durchschnittliche Auslastung der Ubertragungsleitungen fiir Fernwérme
im Referenzszenario 2050.

C.4. Auswirkungen verschiedener Strategien zur Umstellung
von Erdgaspipelines auf Wasserstofftransport

Optimistisches Umstellungsszenario

Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung

Elektrolyse
BN |Import
B Reformer

4 GWgh,, tHv
.66 GWgH,, LHv
= 1.33 GWgH,, LHv

Abbildung C.6.: Raumliche Verteilung der Wasserstoffbereitstellung fir das Jahr 2030
unter Berlicksichtigung des optimistischen Umstellungsszenarios.
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Kein Wasserstoffnetz

Wechselspannungsstromnetz Gleichspannungsstromnetz

Durchschnittliche
Auslastung

100%
80%
60%
40%
20%
0%
I 9.07 GW¢ I 2.0 GWq
m— 4.53 GWq 1.0 GWq
—_ 2.26 GWg — 0.5 GWyg
Abbildung C.7.: Durchschnittliche Auslastung des Wechsel- und
Gleichstromspannungsnetzes im Jahr 2050, wenn kein
Wasserstoffnetzausbau erfolgen darf (suboptimale Lésung).
Installierte Leistung Wasserstoffbereitstellung
Elektrolyse
s Import

B Reformer

' 1.1 GWy,

@ 057 GW,
@ 0.28 GWy,

@ 5.0 TWhy,
@ 2.5 TWhy,

Abbildung C.8.: Raumliche Verteilung der Wasserstoffbereitstellung flr das Jahr 2030,
wenn kein Wasserstoffnetzausbau erfolgen darf.
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C.5. Diskussion

Wahl der zeitlichen Reprasentation

Varianten 2030

Tabelle C.2.: Einfluss der zeitlichen Représentation auf die installierten Leistungen flr das

Jahr 2030.

Technologie 12 30 48 60 volle
Typtage Typtage Typtage Typtage Auflésung

Wind (Onshore) 66,0 66,1 66,0 66,0 66,0

(GWel)

Wind (Offshore) 11,1 11,1 11,2 11,2 11,1

(GWy)

Dachflachen- 38,6 38,6 38,6 38,5 38,6

photovoltaik

(GWy)

Freiflachen- 30,6 30,6 30,5 30,5 30,6

photovoltaik

(GWy)

Li-ion Batterien 18,06 19,1 15,5 15,2 24,0

(GWh)

Pumpspeicher- 38,5 38,5 38,5 38,5 38,5

kraftwerke

(GWh,))

Salzkavernen 3,3 4.4 4,3 4,2 4,7

(TWhy,)

Kryogene Tanks 19,6 32,64 29,6 49,2 52,7

(GWhgy,)

Erdbecken- 5,2 7,2 7,8 7,1 7,3

warmespeicher

(TWhyy,)

Stahlbehélter- 67,47 90,9 90,9 95,1 121,9

warmespeicher
(GWhyy,)




C.5 Diskussion 211

FINE.Infrastructure-0td . _— .
FINE.Infrastructure-60td . - W!nd onshore
FINE.Infrastructure-48td B - mmm Wind offshore
FINE.Infrastructure-30td | - PV (Dachflache)
FINE.Infrastructure-12td . - PV (Freiflache)

NESTOR { L Cm———mmmem | pmm Laufwasserkraftwerke
0 100 200 300 400 500 600 mmm Biomasse

Stromerzeugung 2030 in TWhe, B Braunkohlekraftwerke

I Steinkohlekraftwerke

FINE.Infrastructure-Otd ‘- 1 Erdgaskraftwerke
FINE.Infrastructure-60td ‘- 1 Erdgaskraftwerke (Bi )
FINE.Infrastructure-48td ‘- 1 -ragaskrattwerke {Blogas
FINE.Infrastructure-30td ‘m= 1 mmm Olkraftwerke
FINE.Infrastructure-12td | 1 HE Wasserstoffriickverstromung

NESTOR - n . Mall
0 25 50 75 100 125150175 200 EEE |Import

Installierte Leistung 2030 in GWy

Abbildung C.9.: Stromerzeugung 2030 fiir verschiedene Konfigurationen der zeitlichen
Aggregation. Die Berechnung mit der vollen zeitlichen Auflésung ohne
Zeitreihenaggregation wird als FINE.Infrastructure-0td bezeichnet.

FINE.Infrastructure-0td { I
FINE.Infrastructure-60td { I S Elektrolyse (LS)
FINE.Infrastructure-48td { = s EEE Elektrolyse (SS)
FINE.Infrastructure-30td 1 I Bmm Reformierung (LS)
FINE.Infrastructure-12td { I Reformierung (SS)
NESTOR-— I = Import

0 10 20 30 40 50 60
Wasserstoffbereitstellung 2030 in TWhy,

FINE.Infrastructure-0td -
FINE.Infrastructure-60td 1
FINE.Infrastructure-48td {
FINE.Infrastructure-30td 1
FINE.Infrastructure-12td §

NESTOR 1 : : _ —
0 2 4 6 8
Installierte Leistung 2030 in GWy,

Abbildung C.10.: Wasserstofferzeugung 2030 fiir verschiedene Konfigurationen der
zeitlichen Aggregation. Die Berechnung mit der vollen zeitlichen
Aufldsung ohne Zeitreihenaggregation wird als FINE.Infrastructure-0td
bezeichnet.
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Varianten 2050

Tabelle C.3.: Einfluss der zeitlichen Reprasentation auf die installierten Leistungen fiir das

Jahr 2050.

Technologie 12 30 48 60 volle
Typtage Typtage Typtage Typtage Auflésung

Wind (Onshore) 192,3 192,0 192,0 192,0 192,0

(GW.)

Wind (Offshore) 46,4 44,8 44 4 44,9 42,0

(GWa)

Dachflachen- 88,3 88,3 88,3 88,3 88,3

photovoltaik

(GWa)

Freiflachen- 227,2 227,2 227,2 227,2 227,2

photovoltaik

(GWa)

Biogas-KWK 10,3 17,4 13,6 13,8 18,0

(GWa)

Li-ion Batterien 299,3 334,4 495,6 484.6 480,2

(GWh)

Pumpspeicher- 38,5 44 1 48,7 48,7 48,7

kraftwerke

(GWh,))

Salzkavernen 47,3 37,4 34,2 34,9 32,5

(TWhy,)

Kryogene Tanks 1,0 1,7 0,9 1,0 1,1

(TWhyp,)

Erdbecken- 16,9 23,6 23,6 23,2 18,6

warmespeicher

(TWhyy)

Stahlbehalter- 185,8 223,9 187,9 159,9 266,4

warmespeicher
(GWhy;,)
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FINE.Infrastructure-0td ‘- —
FINE.Infrastructure-60td ‘-
FINE.Infrastructure-48td - _—
FINE.Infrastructure-30td ‘-
FINE.Infrastructure-12td ‘-

NESTOR Rl -
0 200 400 600 800 1000 -
Stromerzeugung 2050 in TWhg [r—
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FINE.Infrastructure-30td - L
FINE.Infrastructure-12td - .

NESTOR 1= -
0 100 200 300 400 500 600 [ ]

Installierte Leistung 2050 in GWy
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PV (Dachflache)

PV (Freiflache)
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Braunkohlekraftwerke
Steinkohlekraftwerke
Erdgaskraftwerke
Erdgaskraftwerke (Biogas)
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Wasserstoffriickverstromung
Mall
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Abbildung C.11.: Stromerzeugung 2050 flr verschiedene Konfigurationen der zeitlichen
Aggregation. Die Berechnung mit der vollen zeitlichen Auflésung ohne
Zeitreihenaggregation wird als FINE.Infrastructure-0td bezeichnet.

FINE.Infrastructure-0td -
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Reformierung (LS)
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Import

Abbildung C.12.: Wasserstofferzeugung 2050 fiir verschiedene Konfigurationen der
zeitlichen Aggregation. Die Berechnung mit der vollen zeitlichen
Aufldsung ohne Zeitreihenaggregation wird als FINE.Infrastructure-0td

bezeichnet.
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