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Endenergiesektoren Wirme und Verkehr auch dem Ausnutzen von s /
Flexibilititen gasformiger Infrastruktur eine grifBere Bedeutung
zukemmen kann.
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konventionelle Kraftwerke und Wandler zwischen verschiedenen
Selktoren. Zur rdumlichen Verbindung existieren ein Strom- und
Gasnetzmodell.
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Kurzfassung

Die Umgestaltung des Energiesystems im Zuge der Energiewende erfordert umfassende
Analysen, weshalb die Energiesystemmodellierung fir Wissenschaft und Praxis von groBer
Bedeutung ist. Im Zuge der anstehenden Elektrifizierung und den damit einhergehenden
Herausforderungen des Stromtransportes kann neben der Vernetzung der Sektoren auch die
Nutzung der Gasinfrastruktur in Betracht gezogen werden. Die existierenden Gastransport-
und -speicherkapazitaten bieten ein bisher ungenutztes Potenzial, worauf sich in den letzten
Jahren auch immer mehr politische Bemihungen stitzen. Daher gilt es, die Berlcksichtigung
der Gasinfrastruktur auch in der Energiesystemanalyse zu prifen. In dieser Arbeit werden die
Auswirkungen auf die Ergebnisse einer Energiesystemmodellierung, die die Berlicksichtigung
eines Gas- und eines Wasserstofftransportes mit sich bringt, analysiert. Es stellt sich heraus,
dass sich unter den gegebenen Rahmenbedingungen insbesondere die Nutzung eines
Wasserstofftransportnetzes positiv auf die Gestaltung und den Betrieb des Energiesystems
auswirkt. Als wesentliche Effekte kénnen dabei eine zentrale Anordnung der Elektrolyseure
sowie eine geringere Dimension der notwendigen Energiespeicherkapazitaten im Vergleich zu
einem Energiesystem, in dem ausschlie3lich ein Stromtransport méglich ist, genannt werden.
Des Weiteren ist ein bedeutender Einfluss auf das Stromnetz erkennbar, da innerhalb der
Modellierung ein GroBteil des Energietransportes Uber die Wasserstoffinfrastruktur erfolgt und
das Stromnetz dahingehend entlastet wird.
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Symbolverzeichnis

Symbole, die nur lokal aufgeflihrt und an Stelle ihrer Verwendung erldutert werden, sind nicht
im Symbolverzeichnis aufgenommen.

Abkirzungen

CCUSs Carbon Capture, Utilisation and Storage

CHs Methan

CO:2 Kohlenstoffdioxid

DVGW Deutscher Verein des Gas- und Wasserfaches

ENTSOG European Network of Transmission System Operators for Gas

ESTRAM Energiesystemtransformationsmodell

EU Europaische Union

FNB Fernleitungsnetzbetreiber

Ha Wasserstoff

H20 Wasser

H-Gas High calorific gas

L-Gas Low calorific gas

LOPF Linear optimal power flow

NUTS Nomenclature des unités territoriales statistiques
PtG Power-to-Gas

PtL Power-to-Liquid
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Die Bewaltigung der Energiewende zahlt im Hinblick auf die Gestaltung eines emissionsfreien
Energiesystems zu den zentralen umweltpolitischen Herausforderungen dieses Jahrhunderts
(BMWi 2017b). Im Rahmen des Pariser Klimaabkommens haben die Vereinten Nationen im
Jahr 2016 eine Begrenzung der Erderwarmung auf 1,5 °C gegenlber dem vorindustriellen
Niveau bis zum Jahr 2050 festgelegt (EU 2016b). Zur Erreichung dieses Temperaturziels ist
eine langfristige Dekarbonisierung aller Sektoren des Energiesystems unabdingbar. Auf
europaischer Ebene wird das Ziel der Treibhausgasneutralitat bis zum Jahr 2050 angestrebt
und ist seit 2021 als rechtliche Verpflichtung im Européischen Klimagesetz verankert (EU
2021a). Das im August 2021 in Kraft getretene Bundesklimaschutzgesetz verscharft die
Klimaschutzvorgaben fir Deutschland. Die neuen Zielvorgaben sehen eine Nettotreibhaus-
gasneutralitdt bis zum Jahr 2045 anstelle einer Treibhausgasemissionsreduktion um
80 % — 90 % gegeniber 1990 bis zum Jahr 2050 vor (BMU 2021).

Motivation

Das Ziel der vollstandigen Dekarbonisierung des Energiesystems bedingt einen Verzicht auf
die Nutzung fossiler Brenn- und Rohstoffe. In Kombination mit dem in Deutschland
bevorstehenden Ausstieg aus der Kernkraft ist die Entwicklung eines erneuerbaren
Energiesystems auf Basis erneuerbarer Energietrager unabdingbar. Dies flhrt in erster Linie
zu einer umfangreichen Elektrifizierung, da die Nutzung von erneuerbarem Strom hinsichtlich
der Energieeffizienz sowie der Kosten die beste Wahl darstellt. Auch die Vernetzung der
Sektoren Strom, Warme und Verkehr spielt eine groBBe Rolle, um einen GrofBteil der fossilen
Endanwendungen zu ersetzen. Gleichzeitigt entstehen fiir das Energiesystem dadurch etliche
Herausforderungen. Dazu zahlen insbesondere die Gewahrleistung der Versorgungs-
sicherheit aufgrund hoher Fluktuation der erneuerbaren Energien sowie Abhangigkeiten der
Technologien von wind- bzw. sonnenreichen Standorten. Letzteres fuhrt zu neuen,
weitreichenden Anforderungen an das Stromnetz, die bisher aufgrund der verbrauchernahen
Standorte der groBen Kraftwerke keine Rolle gespielt haben. Beispielsweise flihrte das
vermehrte Auftreten von Netzengpéssen im Stromnetz in den letzten Jahren bereits zu einem
Anstieg der Redispatch-Kosten (BNetzA 2021).

Daher gilt es neben einer umfangreichen Elektrifizierung auch weitere Strategien wie den
vermehrten Einsatz anderer erneuerbarer Energietrager (z.B. erneuerbare Gase, synthetische
Kraftstoffe) als Ersatz fossiler Energietrager in Betracht zu ziehen. Um den sich
verscharfenden Problemen des Stromnetzes und den damit einhergehenden Kosten
entgegenzuwirken, werden fUr den Energietransport gasférmige Energietrager wie Biomethan,
erneuerbares Methan und Wasserstoff in Betracht gezogen. Ausmaf3 und Umfang, den die
gasférmigen Energietrager im zuklnftigen Energiesystem einnehmen, ist von etlichen
6kologischen, 6konomischen, technologischen, politischen und gesellschaftlichen Faktoren
und Entwicklungen abhangig (Graf et al. 2020). Dabei werden sowohl im wissenschaftlichen
Konsens als auch in der Politik gasférmige Energietrdger und insbesondere Wasserstoff als
Alternative zu fossilen Energietragern und als Schlisselelement fir die Energiewende
gesehen (BMWK 2022). Gasférmige Energietrager sowie die bereits existierenden
zugehorigen Infrastrukturen bieten eine hohe Flexibilitat fir den Betrieb eines emissionsfreien
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Energiesystems. Daher gilt es zu untersuchen, ob und welchen Mehrwert die Gasinfrastruktur
im Energiesystem bietet und wie diese optimal genutzt werden kann.

Fir die Planung und Analyse einer méglichen Gestaltung des zukiinftigen Energiesystems
werden Energiesystemmodelle eingesetzt. Mit Hilfe dieser kdnnen die sich verdndernden
Angebots- und Nachfragestrukturen abgebildet und wesentliche Einflussfaktoren sowie deren
Auswirkungen ermittelt werden. AuBerdem bieten sie die Mdglichkeit, grundlegende
Erkenntnisse Uber die Zusammenhéange innerhalb des Energiesystems zu erhalten.

Ziele der Arbeit

Ziel dieser Arbeit ist es, Auswirkungen auf die Ergebnisse in einem Energiesystemmodell zu
untersuchen, die bei Berlcksichtigung eines Gas- und Wasserstofftransportes entstehen.
Dazu werden Auswirkungen auf die verschiedenen Technologien des Energiesystems im
Hinblick auf Quantitat und Betrieb sowie auf die Verteilung der Technologien unter gegebenen
Bedingungen erdrtert. Neben der Strom-, Gas- und Wasserstofferzeugung werden auch die
jeweiligen Technologien zur Energiespeicherung sowie die zugehérigen Gesamtkosten des
Energiesystems hervorgehoben. Dariiber hinaus erfolgt eine Betrachtung mdglicher Effekte
eines Gas- bzw. Wasserstofftransportes auf das Stromnetz. Bei der Analyse der Auswirkungen
auf die Ergebnisse gilt es, grundsatzliche Zusammenhéange innerhalb des Energiesystems
herauszustellen, um schlussendlich wesentliche Effekte durch Beriicksichtigung der jeweiligen
Transportméglichkeiten abzuleiten.

Zu diesem Zweck werden im Rahmen einer szenariobasierten Modellierung neben einem
Stromtransport in unterschiedlichen Kombinationen ein Gas- und/ oder Wasserstofftransport
Uber die jeweiligen Transportnetze im Energiesystem betrachtet. Die Modellierung wird mit
Hilfe des Energiesystemtransformationsmodells (ESTRAM) der Leibniz Universitat Hannover
durchgeflihrt. Es erfolgt eine Optimierung des deutschen Energiesystems fir das Jahr 2050
unter Berucksichtigung der deutschen Klimaziele. Die verschiedenen Szenarien dienen dazu,
in einem Vergleich den Einfluss der Nutzung des Gas- bzw. Wasserstofftransports auf das
Design und den Betrieb des Energiesystems herauszustellen.

Aufbau der Arbeit

Die Arbeit beginnt mit der Schaffung einer theoretischen und konzeptionellen Grundlage. In
Kapitel 2 erfolgt eine Vorstellung des Energietréagers Gas. Dafir wird in dem ersten Abschnitt
ein Einblick in die aktuelle Verwendung und die zuklnftige Bedeutung sowohl von Erdgas als
auch von erneuerbaren Gasen in Deutschland gegeben. Im zweiten Abschnitt wird die
deutsche Gasinfrastruktur beleuchtet, um ein Versténdnis fir den grundsatzlichen Aufbau der
Netzstrukturen sowie zuklnftige Nutzungsmdglichkeiten zu schaffen. Darauf aufbauend wird
in Kapitel 3 im Rahmen einer Literaturanalyse die Rolle der Gasinfrastruktur im Energiesystem
herausgestellt. Dazu erfolgt zunachst eine Analyse existierender Studien, die den Nutzen der
Gasinfrastruktur und die Auswirkungen auf das Energiesystem im Rahmen einer
Energiesystemmodellierung untersuchen. Ausgehend von der zunehmenden Bedeutung des
Energietragers Wasserstoff werden anschlieBend bestehende Entwirfe zu zukinftigen
Wasserstoffinfrastrukturen vorgestellt und miteinander verglichen.

Den Schwerpunkt dieser Arbeit bilden eigenen Modellierungen verschiedener Szenarien zu
der Abbildung unterschiedlicher Energietransportoptionen. In Kapitel 4 wird das verwendete
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Energiesystemtransformationsmodell vorgestellt sowie die allgemeine Funktionsweise der
leitungsgebundenen Energietransporte und die Modellierung dieser im ESTRAM erlautert. Des
Weiteren wird ein Uberblick (iber Energieimportoptionen gegeben. AbschlieBend erfolgt die
Definition der modellierten Szenarien, die den Energietransport in unterschiedlicher Weise
zulassen. Die Prasentation und Analyse der Modellierungsergebnisse erfolgen im 5. Kapitel,
welches sich in mehrere Abschnitte gliedert. Nachdem zu Beginn die Inputdaten vorgestellt
werden, konzentriert sich der zweite Abschnitt auf die Darstellung der Ergebnisse des
Referenzszenarios. Dabei werden grundsatzliche Zusammenhange erldutert, die fir die
Analyse der weiteren Ergebnisse von Bedeutung sind. Im dritten und vierten Abschnitt werden
die Ergebnisse der verschiedenen Szenarien gegenlbergestellt, um Auswirkungen der
unterschiedlichen Energietransportoptionen im Modell zu erértern. Die Ergebnisse werden
zunachst in einem Gesamtlberblick fiir das ganzheitliche Energiesystem Deutschland
betrachtet, bevor die Darstellung der Verteilung der Technologien innerhalb des betrachteten
Systems erfolgt.

AnschlieBend an die Ergebnisdarstellung werden diese in Kapitel 6 im ersten Abschnitt mit
den zuvor vorgestellten Ergebnissen aus der Literatur verglichen und im Gesamtkontext der
Arbeit eingeordnet. In einem zweiten Abschnitt werden Grenzen und Limitationen der
Modellierung aufgezeigt. Diese Arbeit endet mit einer zusammenfassenden
Schlussbetrachtung, inwieweit eine Modellierung von Gas- und Wasserstoffnetzen den Aufbau
und den Betrieb des Energiesystems in der Energiesystemanalyse beeinflussen.
AbschlieBend wird ein Ausblick flr weitere, an diese Arbeit anschlieBende Untersuchungen
gegeben.
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Im Energiewirtschaftsgesetz werden unter dem Begriff ,Gas" Erdgas, Biogas und FlUssiggas
sowie Wasserstoff und erneuerbar hergestelltes Methan zusammengefasst (Durchgefuhrt v.
BMJ 2005). In der Literatur steht der Begriff ,Gas" je nach Themenschwerpunkt stellvertretend
fir ein bestimmtes Gas oder eine Gruppe dieser Gasarten. In der Vergangenheit wurde der
Begriff vorrangig fir den fossilen Energietrager Erdgas genutzt. Oft zahlte bereits Biogas dazu.
Im Zuge der Energiewende erhalten zudem die Gase eine groBBe Bedeutung, die mit Hilfe von
erneuerbarem Strom hergestellt werden: erneuerbares Methan und griiner Wasserstoff. Im
Rahmen dieser Arbeit werden unter dem Begriff ,Gas“ zum einen Erdgas als fossiler
Energietrager und zum anderen Biogas, Wasserstoff und erneuerbar hergestelltes Methan als
.erneuerbare Gase“ zusammengefasst. Gase, die vorzugsweise in der Industrie auftreten und
am Entstehungsort einer energetischen Verwendung zugeflhrt werden (z.B. Gichtgas,
Grubengas), haben keinen Einfluss auf den Gassektor (Wachsmuth et al. 2019) und finden
daher keine weitere Betrachtung in dieser Arbeit. Flissiggase werden in dieser Arbeit ebenso
nicht naher betrachtet.

Im Rahmen der theoretischen Grundlagen erfolgt im ersten Abschnitt eine ausfihrliche
Veranschaulichung des Gassektors in Deutschland. Es werden sowohl das klassische Erdgas
aus der Gruppe der fossilen Energietrager als auch Wasserstoff und erneuerbar hergestelltes
Methan als erneuerbare Energietrdger beleuchtet. Zuséatzlich wird im zweiten Abschnitt die
Gasinfrastruktur inklusive der Méglichkeiten der Gasspeicherung dargestellt.

2.1 Der Gassektor in Deutschland

Der Endenergieverbrauch in Deutschland lag im Jahr 2020" bei ca. 2.300 TWh (BMWi 2021a),
wovon ein Finftel als elektrische Energie und der Rest molekular in fliissiger oder gasférmiger
Form verwendet wurde (OGE 2021). Der Gassektor tragt demnach einen wesentlichen Anteil
zur Energieversorgung in Deutschland bei. Der folgende Abschnitt 2.1.1 zeigt die aktuelle
Verwendung des klassischen Erdgases auf und erfasst seine Bedeutung fir die
Energiewende. In Abschnitt 2.1.2 werden die erneuerbaren Gase genauer betrachtet. Darunter
fallen Herstellungs- und Anwendungsmdglichkeiten, das Aufzeigen von Potenzialen und
Bedarfen sowie deren Rolle im zukinftigen Energiesystem. Der Fokus liegt dabei auf den aus
erneuerbaren Strom hergestelltem Methan und Wasserstoff, da diese in den meisten
Dekarbonisierungsszenarien eine besondere Relevanz haben (BDEW 2020). AbschlieBend
werden die politischen Anstrengungen zur Integration von Wasserstoff auf nationaler als auch
auf europaischer Ebene vorgestellt.

' Im Jahr 2020 war aufgrund der Corona-Pandemie eine geringere Energienachfrage sowie eine
geringere Industrieproduktion als in den Vorjahren zu beobachten (Hein et al. 2021). Im Jahr 2019 lag
der Endenergieverbrauch bei ca. 2500 TWh (BMWi 2021a).



2 Theoretische Grundlagen des Energietragers Gas

2.1.1 Erdgas

Erdgas ist ein fossiler Brennstoff und besteht im Wesentlichen aus energiereichem Methan
(CHa4). Es kommt in unterirdischen Lagerstatten vor und wird je nach Methananteil in L- (engl.
low calorific gas — bis zu 85 % CH.) und H-Gas (engl. high calorific gas — mind. 89 % CHa)
unterteilt. Im Zuge der Entwicklung druckfester Pipelines entwickelte sich Erdgas im Laufe des
20. Jahrhunderts weltweit zu einem der wichtigsten Energietrager. (van Basshuysen 2015)

Verwendung von Erdgas in Deutschland

In Deutschland werden als primare Energietrdger zum GroBteil fossile Energietrager wie
Mineralél, Stein- und Braunkohle und Erdgas verwendet. Bei Betrachtung der Energietrager
des Primarenergieverbrauchs in Deutschland von 1990 bis 2020 entwickelte sich Erdgas in
den letzten 30 Jahren von dem drittstarksten Energietrager nach Ol und Kohle zum
zweitstarksten Energietrager (vgl. Abbildung 2.1).

1990 2020

Erneuerbare Energien
55

Kernenergie

7
463
Ol Kernenergie
1.449 19 ‘
Gesamt Gesamt
4.140 3.305
Erdgas ‘ Steinkohle
Steinkohle 871 249

Braunkohle 641
889 Braunkohle

266

Erneuerbare Energien Sonstiges
Sonstiges 545 44

ol
1.135

Erdgas
637

Abbildung 2.1: Prim&renergieverbrauch in Deutschland in den Jahren 1990 und 2020 nach
Energietrdgern in TWh (BMWi 2021a, eigene Darstellung)

Trotz sinkendem Gesamtprimarenergieverbrauch um rund 800 TWh? in den letzten 30 Jahren
sowie einem steigenden Anteil der erneuerbaren Energien (auf insgesamt 15 %) fuhrt der
Rickgang der Kernkraft und der Kohle (um insgesamt 1.283 TWh) zu einer hdheren
Erdgasnutzung. Der Anteil von Erdgas als Energietrager am Primarenergieverbrauch lag im
Jahr 1990 bei 15 % und im Jahr 2020 bei 26 %. (BMWi 2021a)

Abbildung 2.2 zeigt den differenzierten Endenergiebedarf von Gas in den Sektoren Gewerbe,
Industrie, private Haushalte und Verkehr im Jahr 2020. Die gr6Bte Nachfrage besteht im
Bereich der privaten Haushalte (45 %) mit einem Endenergiebedarf von 254 TWh. Dort und
im Gewerbesektor wird Gas zur Erzeugung von Raumwarme genutzt. Auch in der Industrie
besteht ein hoher Gasbedarf (204 TWh). Gas wird hier Uberwiegend zur Erzeugung von
Prozesswarme und in geringerem Umfang zur stofflichen Verwendung eingesetzt (Schulz
2020). Den geringsten Gasbedarf weist der Verkehrssektor mit lediglich 2 TWh auf.

2Im Jahr 2019 lag der Primarenergieverbrauch bei 3.557 TWh (BMWi 2021a).
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Endenergieverbrauch Erdgas

Gerwerbe, Handel,

Dienstleistungen —\ Industrie*
98 (18 %) 204 (37 %)
Gesamt
558
Private Haushalte __— Verkehr
254 (45 %) 2 (0,4 %)

*energetischer Verbrauch

Abbildung 2.2: Endenergieverbrauch an Erdgas in Deutschland im Jahr 2020 nach Sektoren in TWh
(BMWi 2021a, eigene Darstellung)

Bedeutung von Erdgas im Rahmen der Energiewende

Deutschland hat sowohl den Ausstieg aus der Kernkraft als auch den Kohleausstieg
beschlossen. Die letzten Kernkraftwerke werden bis Ende des Jahres 2022 abgeschaltet
(Bundesregierung 2022). Spéatestens zum Ende des Jahres 2038 soll die vollsténdige
Abschaltung aller Kohlekraftwerke erfolgen. Kern- und Kohlekraftwerke bilden neben
Gaskraftwerken verlassliche und jederzeit abrufbare Stromerzeugungsméglichkeiten.
Wahrend im Zuge des Atom- und Kohleausstieges die Anzahl an Kern- und Kohlekraftwerken
immer weiter sinkt, bleibt Erdgas zuné&chst als Energiequelle verfliigbar. Auch wenn zur
vollstdndigen Dekarbonisierung langfristig auf alle fossilen Energiequellen verzichtet werden
muss, ist Erdgas als sogenannte Brickentechnologie kurzfristig unabdingbar, um erfolgreich
den Kern- und Kohleausstieg zu bewaltigen und die Versorgungssicherheit zu garantieren.
Erdgas bietet im Vergleich zu anderen fossilen Energiequellen diverse Vorteile. So besteht die
Méglichkeit der Umristung von Gaskraftwerken auf die Nutzung von erneuerbaren Gasen.
Sobald der Ausbau der erneuerbaren Energien so weit vorangeschritten ist, dass diese zur
Erzeugung von erneuerbarem Gas zum Einsatz kommen, kbnnen moderne Gaskraftwerke fir
geringe Kosten auf einen Betrieb mit den strombasierten Gasen Wasserstoff oder
erneuerbarem Methan umgestellt werden. Stratmann und Witsch (2021) sehen einen Zubau
an Gaskraftwerken von 15 bis 43 GW bis zum Jahr 2030 als notwendig an, um die
Versorgungssicherheit bei sinkendem Anteil an verlasslichen Erzeugungsmoglichkeiten wie
Kohle- und Kernkraft und gleichzeitigem steigenden Anteil an fluktuierenden erneuerbaren
Energien gewahrleisten zu kénnen. (Stratmann und Witsch 2021)

Ein weiterer Vorteil von Erdgas ist der vergleichsweise geringere CO»>-Ausstol3 bei dessen
Nutzung. Abbildung 2.3 zeigt zum einen die spezifischen und zum anderen die absoluten CO»-
Emissionen der verschiedenen Energietrdger in Deutschland im Jahr 2019, aufgeteilt in
Emissionen aus der Stromerzeugung und Emissionen aus der Verbrennung der jeweiligen
Brennstoffe.
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CO2-Emissionen
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Abbildung 2.3: Spezifische und absolute CO2-Emissionen in Deutschland im Jahr 2019 nach
Energietrdgern in Mt bzw. Mt/TWh (BMWi 2021a und UBA 2022, eigene Darstellung)

Es ist zu erkennen, dass die hdchsten Emissionen auf Braunkohle sowie auf Mineraldl
entfallen. CO2-Emissionen, die auf die Nutzung von Erdgas zurtickzufihren sind, liegen mit
200 Mt deutlich unter den CO2-Emissionen der Kohle (in Summe 375 Mt). Werden die CO»-
Emissionen der Energietrdger Kohle und Gas im Verhaltnis zum Verbrauch betrachtet, wird
die vorteilhaftere Klimawirkung der Erdgasnutzung zusétzlich verdeutlicht. Die spezifischen
Emissionen von Gas liegen rund 40 — 50 % unter denen von Kohle. Die Nutzung von Erdgas
als Ersatz fir Kohle und Ol wird als sogenannter ,Fuel Switch“ bezeichnet. Der Deutsche
Verein des Gas- und Wasserfaches (DVGW) fordert die vollstdndige Umstellung auf Erdgas
in den Sektoren Strom und Raumwéarme bis zum Jahr 2030 sowie im Industrie- und
Verkehrssektor bis spatestens zum Jahr 2040 (DVGW 2021). Dadurch soll bereits eine
Einsparung von 188 Mt CO: erreicht werden (Bettgenh&user et al. 2018).

Kurzfristig wird die Nachfrage nach Erdgas aufgrund des Fuel Switches steigen. Langfristig
wird Erdgas jedoch kein Bestandteil des deutschen Energiesystems sein. Obwohl die Nutzung
von Erdgas zwar weniger schadliche Emissionen als andere fossile Energietrager verursacht,
werden dennoch Treibhausgase freigesetzt, sodass das Minderungspotenzial begrenzt ist.
Das neue Bundesklimaschutzgesetz von Juni 2021 sieht bis zum Jahr 2045 eine
Treibhausgasneutralitat in Deutschland vor. Ab dem Jahr 2050 sollen negative Emissionen,
das heiBt, es werden mehr Treibhausgase in natirlichen Senken eingebunden als
ausgestoBBen, erzeugt werden (Bundesregierung 2021). Auf européischer Ebene ist im
Europaischen Klimagesetz das Ziel der Klimaneutralitdt bis zum Jahr 2050 festgesetzt (EU
2021b). In den vorherigen Zielen der Bundesregierung wurde lediglich ein Rickgang der
Treibhausgasemissionen von 80 bis 95 % bis zum Jahr 2050 gegentber dem Jahr 1990
definiert (Bundesregierung 2010). Zahlreiche Studien haben darauf aufbauend in den letzten
Jahren herausgestellt, dass Erdgas - je nach Zielsetzung - noch zu geringen Anteilen als
Energietrager beibehalten werden kann (u.a. Wachsmuth et al. 2019, BMWi 2017a). In
Szenarien mit einem Reduktionsziel von mindestens 95 % Treibhausgaseinsparungen
gegenuber dem Jahr 1990 wird jedoch kein Erdgas mehr verwendet. Die verbleibenden CO»-
Emissionen sind ausschlieBlich auf unvermeidbare CO»-AusstéBe (beispielsweise aus der
Landwirtschaft) zurtckzufihren (Wachsmuth et al. 2019). Das im Jahr 2021 festgesetzte Ziel
einer vollstdndigen Dekarbonisierung verlangt zusétzlich die Bindung dieser CO2-Emissionen
(Burchardt et al. 2021).
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2.1.2 Erneuerbare Gase

Die Voraussetzung eines Gases, um zu den erneuerbaren Gasen zu zahlen, ist die Herkunft
aus einer erneuerbaren Energiequelle sowie die Treibhausgasneutralitdt Uber die gesamte
Wertschdpfungskette von der Herstellung bis zur Endnutzung (BDEW 2019). Zu den
erneuerbaren Gasen zahlen zum einen Biogas und zum anderen Wasserstoff und Methan,
wenn diese unter Einsatz von erneuerbarem Strom hergestellt werden, der sogenannten
Power-to-Gas-Technologie (PtG-Technologie). Letztere werden auch als synthetische oder
strombasierte Gase bezeichnet und gewinnen im Zuge der Energiewende zunehmend an
Bedeutung. Die Nutzung von Strom aus erneuerbaren Energien zur Erzeugung von
erneuerbarem Gas tragt dazu bei, die fluktuierende Erzeugung der erneuerbaren Energien
vollstédndig in das Energiesystem zu integrieren sowie die Sektoren Strom, Warme, Verkehr
und Industrie bestmdglich zu verkntpfen. (BDEW 2020)

Erzeugung und Anwendung

Biogas entsteht durch die Zersetzung energiereicher Pflanzen bzw. anderem organischen
Material (Bioabfélle, Giille, etc.) unter anaeroben Bedingungen. Bei der Zersetzung entsteht
ein Gasgemisch mit dem Hauptbestandteil Methan (50 — 75 %) und weiteren Bestandteilen
wie Kohlenstoffdioxid (COz), Sauerstoff (Oz) und Stickstoff (N2). Biogas kann in
Blockheizkraftwerken direkt zur Strom- und Warmeerzeugung genutzt werden oder es wird
weiter aufbereitet, um als Biomethan in die Gasinfrastruktur eingespeist zu werden. Dieses
kann in bestehenden Gasanwendungen zum Heizen, zur Stromerzeugung oder als Grundstoff
in der Industrie genutzt werden. Das bei der Herstellung Ubrig gebliebene, vergorene Material
findet als Dinger weitere Verwendung. Abbildung 2.4 zeigt eine Zusammenfassung des
Herstellungsprozesses. (BDEW 2019)
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Abbildung 2.4: Schema der Biogaserzeugung (in Anlehnung an BDEW 2019)

Biogas gilt als CO2-neutrales Gas, da das bei Erzeugung und spateren Verwendung anfallende
CO2 vorab von den verwendeten organischen Rohstoffen gebunden wurde. Der
Herstellungsprozess ist je nach Energieinhalt der verwendeten Biomasse, Temperatur und
Vergarungsverfahren unterschiedlich effizient (BDEW 2019). Im Jahr 2020 wurden bei einer
installierten Leistung an Biogasanlagen von ca. 10 GWe mehr als 36 TWh Strom sowie
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31 TWh zur Wéarmenutzung direkt erzeugt (BMWi 2021b). Zudem wurden ca. 10 TWh auf
Erdgasqualitat aufbereitetes Biomethan in das deutsche Gasnetz eingespeist (BNetzA 2021).

Zu den strombasierten Gasen gehért Wasserstoff (H.), der auf der Erde nicht in seiner
elementaren Form auftritt. Die Gewinnung von Wasserstoff ist durch verschiedene Verfahren
moglich, die die Grundlage der vier gangigsten Klassifizierungsstufen von Wasserstoff bilden:
grauer, blauer, turkiser und griner Wasserstoff. Der Wasserstoff wird dabei entweder aus
Erdgas bzw. Biogas oder aus Wasser (H20) eliminiert. Die Dampfreformierung ist ein
Verfahren, bei dem Wasserstoff unter Hitze aus Erdgas gewonnen wird. Dieser wird als grauer
Wasserstoff bezeichnet. Bei der Herstellung wird CO: frei, sodass grauer Wasserstoff nicht
COq-neutral ist. Wird das freigesetzte CO. abgetrennt und eingelagert oder weiterverwendet,
wird der entstehende Wasserstoff als blauer Wasserstoff bezeichnet. Eine zweite Méglichkeit
der Wasserstoffgewinnung ist die thermische Spaltung von Erdgas in seine Grundbestandteile
(Methanpyrolyse). Dabei entsteht neben reinem Kohlenstoff, welcher industriell weiter genutzt
werden kann, der sogenannte tirkise Wasserstoff. Sowohl bei der Herstellung von grauem
und blauem als auch von tirkisem Wasserstoff wird Erdgas verwendet (VNG 2021). Eine
.erdgasfreie” Herstellungsmdglichkeit ist die Elektrolyse von Wasser. Dabei wird Wasser unter
Zuhilfenahme von Strom in seine Bestandteile Sauerstoff und Wasserstoff aufgespalten
(Kreidelmeyer et al. 2020). Damit der Wasserstoff als griiner Wasserstoff bezeichnet werden
kann, ist es elementar, dass der zur Herstellung genutzte Strom aus erneuerbaren Energien
bereitgestellt wird. Andernfalls wird dieser ebenfalls als grauer Wasserstoff eingestuft (Haug
2020). Der Elektrolyseprozess ist endotherm und weist aktuell einen Wirkungsgrad von ca.
67 % auf. Eine Erhéhung auf ca. 85 % bis zum Jahr 2050 wird aufgrund des technologischen
Fortschritts als realisierbar angesehen. (BMWi 2017b)

Mdogliche Anwendungsgebiete von Wasserstoff sind zum einen die stoffliche Nutzung bei
Industrieprozessen, zum anderen die energetische Nutzung mittels Brennstoffzelle oder im
Verbrennungsprozess, z.B. im Gaskraftwerk (BDEW 2019). Der derzeitige nationale
Verbrauch von Wasserstoff liegt bei 55 TWh, wobei es sich dabei Uberwiegend um grauen
Wasserstoff handelt. Dieser wird hauptsachlich far stoffliche Herstellungsverfahren im
Industriesektor bendétigt, um Ammoniak, Methanol oder konventionelle Kraftstoffe herzustellen.
Die energetische Nutzung ist bisher gering (BMWi 2020a). Fast die Halfte des
Wasserstoffverbrauchs fallt auf die Verarbeitung von Rohél in Raffinerien zurtick, 30 % auf die
Herstellung von Ammoniak als Dingemittel. Weitere Verwendung findet Wasserstoff in der
Chemieindustrie zum Beispiel zur Methanolherstellung, aber auch in der Stahl-, Metall- und
Glasindustrie. (Kreidelmeyer et al. 2020)

Wasserstoff kann Uber weite Strecken transportiert und Uber lange Zeitrdume gespeichert
werden. Der Wasserstofftransport kann sowohl in Gasleitungen als auch in fliissiger Form per
LKW oder Schiff erfolgen (Merten et al. 2020). Die Einspeisung in das Erdgasnetz ist aktuell
bis zu einem Anteil von zehn Volumenprozent mdéglich (BDEW 2019). Separate
Wasserstoffleitungen gibt es bisher nur wenige (vgl. Abschnitt 2.2.1). Im Jahr 2020 wurden
2,8 GWh griner Wasserstoff in das Erdgasnetz einspeist, woflr Anlagen mit einer
Gesamtleistung von 22,3 MW, installiert waren (BNetzA 2021).

Eine weitere Option der Wasserstoffnutzung ist die Methanisierung. Das erhaltene Methan
wird synthetisches oder erneuerbares Methan genannt, wenn ausschlieBlich griner
Wasserstoff verwendet wird. Zusatzlich zu Wasserstoff wird bei der Methanisierung CO-
benbtigt. Pro Megawattstunde Methan belauft sich die erforderliche Menge auf 200 kg CO:2
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(Kreidelmeyer et al. 2020). Dieses kann auf unterschiedliche Weisen gewonnen werden und
beeinflusst damit, ob das Methan klimaneutral hergestellt wird. Eine Mé&glichkeit ist die
Nutzung von CO: aus Prozessemissionen oder fossilen Brennstoffen. Statt direkter Abgabe in
die Atmosphare wird das CO; im Methanisierungsprozess somit ein zweites Mal verwendet.
Da es anschlieBend in die Atmosphére gelangt, ist diese Nutzung nicht klimaneutral, wenn
auch bereits eine wirksame Verbesserung der Klimabilanz erzielt wird. Als klimaneutral gilt
zum einen biogenes CO, aus dem Biomasseeinsatz bzw. aus der Biogasaufbereitung und zum
anderen CO., welches aus der Luft abgeschieden wird. Bei der Verbrennung des Methans
wird dann nur die Menge CO: frei, die vorab der Luft entnommen wurde, sodass eine CO»-
Neutralitat erreicht wird. Der exotherme Prozess der Methanisierung hat einen Wirkungsgrad
von ca. 75%, wobei der Energieaufwand zur Bereitstellung des CO: darin keine
Berlicksichtigung findet. Bis zum Jahr 2050 wird eine Steigerung des Wirkungsgrads auf bis
zu 85 % erwartet. Der Gesamtwirkungsgrad zur Herstellung von erneuerbarem Methan Uber
die Elektrolyse und anschlieBender Methanisierung kann demnach von aktuell 50 % auf 72 %
im Jahr 2050 ansteigen. (BMWi 2017b)

Im Rahmen dieser Arbeit wird der Begriff erneuerbares Methan ausschlielich fir Methan
verwendet, welches aus Wasserstoff erzeugt wird, um eine Abgrenzung zum Methan aus
Biomasse (Biomethan) zu erhalten. Erneuerbares Methan kann uneingeschrankt in das
deutsche Gasnetz eingespeist werden. Die in Deutschland erzeugte Energiemenge an
erneuerbarem Methan, die im Jahr 2020 das Gasnetz eingespeist wurde, belauft sich auf
0,3 GWh. Fir die Erzeugung waren zwei Methanisierungsanlagen mit einer Leistung von
8 MW installiert. (BNetzA 2021)

Die Herstellungsprozesse der strombasierten Gase werden zur Veranschaulichung in
Abbildung 2.5 zusammenfassend dargestellt.
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Abbildung 2.5: Schema der Erzeugung von griinem Wasserstoff und erneuerbarem Methan
(in Anlehnung an BDEW 2019)

Mit Hilfe von grinem Wasserstoff kbnnen Uber weitere Prozesse wie beispielsweise die
Fischer-Tropsch-Synthese oder die Methanolsynthese auch flissige Kohlenwasserstoffe
hergestellt werden, die anschlieBend zu synthetischen Kraftstoffen wie Diesel, Benzin oder
Kerosin umgewandelt werden. Diese Prozesse gehdren zu den Power-to-Liquid-Verfahren
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(PtL-Verfahren) und werden hier der Vollstandigkeit halber mit aufgefiihrt, jedoch im weiteren
Verlauf dieser Arbeit nicht weiter betrachtet. (Kreidelmeyer et al. 2020)

Die Méglichkeiten des Transports der strombasierten Gase sowie deren Anwendungsbereiche
werden in Abbildung 2.6 zusammengefasst.

Infrastruktur Nutzung
Strom
Mobilitat (H, -Tankstelle)
H, - Speicher Industrie
‘ H, - Pipeline Stromerzeugung (Gaskraftwerk,
LKW Brennstoffzelle)

Stromerzeugung (Gaskraftwerk)

Gasnetz
Mobilitat (Gastankstell)

Gasspeicher
Industrie

Gebaudewarme

Prozesswarme (Industrie)
Legende Strom Wasserstoff Methan Warme

Abbildung 2.6: Nutzungspfade Power-to-Gas (in Anlehnung an Golling et al. 2017)

Zukunftige Potenziale und Bedarfe nach bisheriger Literatur

Wachsmuth et al. (2019) zeigen in ihrer Studie Roadmap Gas mdgliche Einsatzgebiete von
erneuerbarem Gas auf und erldutern Gasbedarfsentwicklungen der Sektoren Gebaude,
Energiewirtschaft, Verkehr und Industrie, dessen Tendenzen im Folgenden kurz dargestellt
werden. Im Gebaudebereich ist Erdgas bisher der Standardenergietrager. Aufgrund der
Effizienz von Power-to-Heat-Technologien ist der Bedarf an Gas als Energietrager jedoch eher
ricklaufig (Wachsmuth et al. 2019). Wird Erdgas in diesem Bereich durch erneuerbare Gase
ersetzt, wird dabei Biogas vor erneuerbarem Methan préaferiert (Robinius et al. 2020). Im
Bereich der Energiewirtschaft wird vor allem kurzfristig die Nachfrage nach Gasen
(erneuerbare Gase aber auch Erdgas) steigen, um den Ausstieg aus der Kernkraft und
Kohleverstromung abzufangen und als Alternative zum Strom aus erneuerbaren Energien die
Versorgung zu gewahrleisten. Langfristig wird vor allem die Deckung der residualen Stromlast
aufgrund der Mdglichkeit des schnellen Hoch- und Runterfahrens von wasserstoffbasierten
Stromerzeugungsanlagen  wie  Gasturbinen  oder  GuD-Anlagen  sowie  die
Speichermdglichkeiten zum Ausgleich der hohen Fluktuation der erneuerbaren Anlagen eine
groBe Rolle spielen. Im Bereich Verkehr kdnnen sowohl Wasserstoff im
Brennstoffzellenfahrzeug als auch Biokraftstoffe und synthetische Kraftstoffe aus
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erneuerbarem Methan eingesetzt werden. Die Einsatzmenge hangt vor allem von den
zukunftigen Weiterentwicklungen der Technologien ab und ist schwer exakt vorherzusagen.
Nach derzeitigem Entwicklungsstand wird der Brennstoffzelleneinsatz im Pkw eine geringe
Rolle spielen, fir Lkws wird jedoch ein grdéBerer Einsatz erwartet. Ebenso werden flissige
erneuerbare Kraftstoffe im Verkehr Verwendung finden und so eine Nachfrage nach
Wasserstoff bzw. erneuerbarem Methan als Ausgangsstoff hervorrufen (Wachsmuth et al.
2019). Im Industriesektor wird der Einsatz von erneuerbaren Gasen eine gré3ere Bedeutung
haben. Zum einen kann dort, wo bisher grauer Wasserstoff genutzt wird und dieser nicht als
Nebenprodukt anfallt, griiner Wasserstoff eingesetzt werden (Kreidelmeyer et al. 2020). Zum
anderen gibt es groBe Substitutionspotenziale in der Eisen- und Stahlherstellung, bei der
bisher Kohle oder Erdgas eingesetzt werden, die durch erneuerbare Gase bzw. Wasserstoff
ersetzt werden kénnen wie beispielsweise die Wasserstoff-Direktreduktion zur
Stahlerzeugung (Robinius et al. 2020).

Insgesamt lasst sich sagen, dass nahezu Uberall dort, wo bisher Erdgas oder grauer
Wasserstoff genutzt wurde, ein Bedarf an erneuerbaren Gasen besteht oder entstehen wird,
um diese Bereiche zu dekarbonisieren. Darliber hinaus kann in vielen Gebieten, in denen
bisher Kohle sowie Kraftstoffe aus fossilen Quellen als Energietrédger genutzt wurde, eine
Bedarfsdeckung durch erneuerbare Gase erwogen werden. Sinnvoll ist dies immer dann,
wenn entweder der direkte und effizientere Einsatz von Strom nicht mdglich ist, dieser
aufgrund der zunehmenden Elektrifizierung des gesamten Energiesystems an seine Grenzen
stéBt, die nétige Akzeptanz fehlt oder wenn durch die Nutzung vorhandener Infrastrukturen ein
Kostenvorteil zugunsten der erneuerbaren Gase als Energietrager entsteht (Golling et al.
2017).

Die konkreten zukunftigen Bedarfe und die verfigbaren Potenziale an erneuerbaren Gasen
unterliegen einer groBen Unsicherheit und sind daher schwer zu bestimmen. In der Literatur
ist ein breites Spektrum an Szenarioanalysen zu finden, die die Entwicklung des
Energiesystems abbilden und Bedarfe der Energietrager ermitteln. Die Szenarien
unterscheiden sich in ihren Ergebnissen zum Teil stark, da unterschiedliche Annahmen
getroffen werden. Im Folgenden werden die von wissenschaftlichen Instituten und
fachspezifischen Einrichtungen ermittelten Bedarfe vorgestellt. Dabei werden relevante
Parameter, die einen bedeutenden Einfluss auf die Ergebnisse haben, herausgestellt.

Das Potenzial von Biogas basiert weitestgehend auf der Verfligbarkeit von Biomasse und ist
dahingehend in seiner verfligbaren Menge begrenzt (Kreidelmeyer et al. 2020). In Studien zur
Potenzialermittlung wird in der Regel zwischen Anbaubiomasse sowie Rest- und Abfallstoffen
unterschieden. Fur letztere wird das zukunftige Potenzial durchgéngig auf ca. 200 bis 250 TWh
pro Jahr geschatzt (BMWi 2017a). Die ermittelten Potenziale fir Anbaubiomasse fallen
dagegen je nach Studie sehr unterschiedlich aus und bewegen sich in einer GréBenordnung
zwischen 0 und 250 TWh. Dies lasst sich mit unterschiedlichen Annahmen zu der zum Anbau
verfligbaren Flache und zum Import begriinden. Unter Anbaubiomasse fallen hauptséchlich
Maispflanzen, da diese bei vergleichsweise geringen Kosten hohe Ertrage liefern (badenova
2021). Der Einsatz von Pflanzen zur Biogasproduktion steht dabei in Konkurrenz zur
bestehenden Nahrungs- und Futtermittelproduktion, da dieselben landwirtschaftlichen Flachen
beansprucht werden. Bettgenhduser et al. (2018) schatzen das Potenzial an Biogas aus
Anbaubiomasse fur das Jahr 2050 auf ca. 140 TWh. Als eine Mdglichkeit der
Potenzialsteigerung wird die Produktion der Pflanzen als Winterkulturen genannt, was bereits
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in anderen europaischen Landern zu beobachten ist. Dabei werden zwei Kulturen innerhalb
eines Jahres auf einer landwirtschaftlichen Flache angebaut, sodass fir die Biogasproduktion
weder zusatzliches Land in landwirtschaftliche Flachen umgewandelt noch die
Nahrungsmittelproduktion verschoben wird. Dadurch ergabe sich ein weiteres Potenzial von
110 TWh Biogas (Bettgenhauser et al. 2018). Die Potenzialanalyse im Rahmen der BMWI
Langfristszenarien ergibt fur das Jahr 2050 ein Potenzial von ca. 105 TWh (BMWi 2017a).
Zusatzlich werden Importe von ca. 90 TWh angenommen. In jedem Fall I&sst sich sagen, dass
beim Biogas das Angebot starker beschrankt ist als die Nachfrage was dazu fihrt, dass von
den erneuerbaren Gasen zukinftig den strombasierten Gasen Wasserstoff und erneuerbarem
Methan eine gréBere Bedeutung zugeschrieben wird (Kreidelmeyer et al. 2020).

Das Potenzial an strombasierten Gasen wird von mehreren Faktoren beeinflusst. Es ist unter
anderem abhangig von der zur Erzeugung von Wasserstoff verfligbaren erneuerbaren
Strommenge. Diese wiederum ist abh&ngig von der installierten Leistung an erneuerbaren
Anlagen und dem allgemeinen restlichen Strombedarf. Bei langfristigeren Angaben von
installierten Leistungen an Anlagen zur erneuerbaren Stromerzeugung werden in einer
Vielzahl von Studien sehr unterschiedliche Werte vorhergesagt. Wahrend beispielsweise in
dem BMWi Langfristszenario fir 2050 eine installierte Leistung an Photovoltaikanlagen von
70 GW ermittelt wird (BMWi 2017b), nimmt das Fraunhofer IWES? einen Wert von 340 GW an
(Knorr et al. 2017). Auch bei der Ermittlung der direkten Strombedarfe fir 2050 werden
unterschiedliche Ergebnisse erhalten. Bettgenhauser et al. (2018) fihren im Rahmen ihrer
Studie Die Rolle von Gas im zukinftigen Energiesystem eine Mittelung der Ergebnisse von
zwolf verschiedenen Studien durch. Die verfligbare Strommenge, die im Jahr 2050 erneuerbar
erzeugt wird, wird auf ca. 720 TWh bis 870 TWh geschatzt. Fir den direkten Strombedarf
werden 600 TWh angenommen, sodass zwischen 120 TWh und 270 TWh zur Herstellung von
Wasserstoff und erneuerbarem Methan genutzt werden kénnen (Bettgenhauser et al. 2018).
Je nach Wirkungsgrad, der als weiterer Einflussparameter zur Potenzialanalyse gilt, ergibt sich
bei reiner Wasserstoffproduktion ein Potenzial von ca. 80 TWh bis 230 TWh fir griinen
Wasserstoff oder bei vollstdndiger Methanisierung ein Potenzial von ca. 60 TWh bis 200 TWh
erneuerbaren Methan*. Die Studie Klimapfade 2.0, in der bereits das Klimaziel der
Klimaneutralitdt bis zum Jahr 2045 berlcksichtigt wird, ermittelt einen héheren direkten
Stromverbrauch von ca. 840 TWh sowie einen Strombedarf zur Erzeugung von erneuerbaren
Gasen von 155 TWh, der im ahnlichen GréBenbereich liegt. Eine héhere Stromnutzung zur
Erzeugung von erneuerbaren Gasen ist aufgrund des fehlenden Potenzials an erneuerbaren
Erzeugungsanlagen nicht méglich. (Burchardt et al. 2021)

Der zusatzlich limitierende Faktor bei der Erzeugung von erneuerbarem Methan ist die
Verfligbarkeit von CO». Die Weiterentwicklung der Technologien zur CO»-Abscheidung hat
daher einen direkten Einfluss auf die mégliche Bereitstellung von erneuerbarem Methan
(Wachsmuth et al. 2019).

Eine Mdglichkeit der Bedarfsdeckung liegt im Import von erneuerbaren Gasen, die in sonnen-
und windreichen Landern glnstig hergestellt werden kénnen. Auch, wenn Importe eine
Abhéangigkeit von anderen Landern bedingen (Bettgenhduser et al. 2018), erscheint dieser
Weg vor dem Hintergrund einer héheren Stromnachfrage als -angebot innerhalb Deutschlands

38 Fraunhofer-Institut fir Windenergie und Energiesystemtechnik.
4 Die Berechnung erfolgte unter Berlicksichtigung eines minimalen bzw. maximalen Wirkungsgrads flr
die Elektrolyse von 67 % - 85 % und fur die Methanisierung von 75 % - 85 %.
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zweckmaBig und wirtschaftlich sinnvoll (Wachsmuth et al. 2019). Robinius et al. (2020) sieht
vor allem den Import von grinem Wasserstoff als notwendige MaBnahme fur die Erreichung
des Ziels einer 95%igen Reduktion der Treibhausgasemissionen. In ihrer Studie Wege fiir die
Energiewende fir das Jahr 2050 Ubersteigt der Import von Wasserstoff mit 220 TWh die
eigene Produktion von 180 TWh bei einer installierten inlandischen Elektrolyseleistung von
60 GW (Robinius et al. 2020). Die dena-Leitstudie weist eine inlandische Produktion in der
gleichen GréBenordnung aus (160 TWh), erganzt diese jedoch mit einem deutlich héheren
Import von 740 TWh (dena 2018). Die Studie Klimapfade 2.0 geht wiederum von nur 130 TWh
Wasserstoffimport aus, hat jedoch auch einen geringeren Wasserstoffbedarf insgesamt
ermittelt (Burchardt et al. 2021). Die Autarkieannahmen sind bei der Ermittlung des Potenzials
demnach auch ein entscheidender Einflussparameter (Kreidelmeyer et al. 2020). Eine
zusammenfasssende Ubersicht tber die Annahmen der Potenziale strombasierter Gase in
den aufgeflihrten Studien bietet Tabelle 2.1.

Tabelle 2.1: Annahmen zu der méglichen inldndischen Erzeugung sowie méglichem Import von
strombasierten Gasen in den betrachteten Studien in TWh

Be;ttgael.nlélg:xger Roblrziz)uzso et al. Buarﬁl'|2%r2d1t et dena 2018

Gesamtpotenzial 60 — 230 400 230 870 - 900

davon inlandische Erzeugung 60 — 230 180 100 130 - 160
davon Import 220 130 740

Ein wichtiger Faktor bei der Ermittlung des zukunftigen Potenzials ist die Entwicklung der
Investitions- und Herstellungskosten (Kreidelmeyer et al. 2020). Diese haben einen groBBen
Einfluss auf die Marktfahigkeit einer Technologie. Jedoch ist die Entwicklung nicht
vorhersehbar und I&sst daher einen groBen Spielraum. Bei einer zur Windenergie
vergleichbaren technologischen Lernrate kénnen die spezifischen Investitionskosten einer
PtG-Anlage bei jeder Verdopplung der installierten Anlagenleistung um 13 % gesenkt werden.
FOr das Jahr 2050 wirde diese Annahme die Kosten fir eine PtG-Anlage zur
Wasserstofferzeugung von 250 bis 550 €/kW ergeben (Golling et al. 2017). Die
Herstellungskosten einer Kilowattstunde Wasserstoff werden fur das Jahr 2050 auf 12,4 ct
geschéatzt. Diese Annahme gilt sowohl fir inlandischen als auch fir importierten Wasserstoff,
da gunstigere Herstellungskosten im Ausland durch Transportkosten kompensiert werden
(Kreidelmeyer et al. 2020). Finanzielle Anreize seitens der Politik beispielsweise beim
Strombezug oder zur systemdienlichen Fahrweise fiir die Nutzung von Uberschussstrom gibt
es bisher nicht (Golling et al. 2017). Insgesamt ergibt sich durch die Nutzung von erneuerbaren
Gasen im Zuge der Umstellung des Energiesystems zur Erreichung der Klimaziele ein hoher
finanzieller Aufwand, der jedoch insgesamt mit gegenwartigen Energiekosten vergleichbar und
in jedem Fall um ein Vielfaches geringer als die Klimafolgekosten ist. (Robinius et al. 2020)

Die Nachfrage nach strombasierten Gasen setzt sich zusammen aus
Gasendenergiebedarfen, Gasbedarfen im Umwandlungssektor zur Strom- und
Warmeerzeugung sowie nichtenergetischer Gasverbrauche (FNB Gas 2021c). Ein relevanter
Einflussparameter fur die Bedarfe ist das betrachtete Ambitionsniveau des Klimaschutzes
(Kreidelmeyer et al. 2020). Wie in Kapitel 1 dargestellt, war das urspringliche Ziel der
Bundesregierung eine Reduktion der Treibhausgasemissionen von 80 % bis 95 % im Jahr
2050 gegenuber dem Jahr 1990. Die Entscheidung fur die Hohe der Reduktion ist jedoch
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bedeutend bei der Ermittlung der Gasbedarfe, was in den bisherigen Analysen wie
beispielsweise den BMWi-Langfristszenarien (BMWi 2017b) oder Wege fiir die Energiewende
(Robinius et al. 2020) deutlich wird. In beiden Studien werden sowohl die Betrachtung einer
80%igen als auch einer 95%igen Reduktion der Treibhausgasemissionen vorgenommen. Bei
einem betrachteten Ambitionsniveau von 80 % Treibhausgaseinsparungen kommen
strombasierte Energietrager wie Wasserstoff und erneuerbares Methan kaum bzw. gar nicht
zum Einsatz, da die direkte Stromnutzung aus Effizienzgrinden vorgezogen wird. Einige
Bereichen, in denen der Einsatz von Strom nicht oder nur aufwendig mdglich ist, missen bei
einem Ziel von 80%iger Treibhausgasemissionsreduktion nicht zwingend dekarbonisiert
werden (BMWi 2017b). Auch kann, wie bereits in Abschnitt 2.1.1 erldutert, Erdgas bereits
einen Teil dazu beitragen, in einigen Anwendungen die Treibhausgasemissionen zu
reduzieren. Bei einer Treibhausgasemissionsreduktion um 95 % bis zum Jahr 2050 ist der
Einsatz von strombasierten Energietrdgern dagegen unabdingbar. Das Ziel der
Treibhausgasneutralitat bis zum Jahr 2045 des neuen Bundesklimaschutzgesetzes geht noch
Uber das Ziel der 95%igen Reduktion hinaus. Um dies zu erreichen, missen alle fossilen
Energietrager in allen Verbrauchssektoren substituiert werden, was mit einer zunehmenden
Bedeutung von erneuerbaren Gasen im zukiinftigen Energiesystem einhergeht (Robinius et
al. 2020). Die ermittelte langfristige Bedarfsmenge an strombasierten Gasen schwankt je nach
Studie stark zwischen 110 TWh und 1.200 TWh (Kreidelmeyer et al. 2020). Diese groBe
Spannbreite entsteht aufgrund unterschiedlich getroffener Annahmen. Der Zusammenschluss
der Fernleitungsnetzbetreiber fiir Gas (FNB Gas) beriicksichtigt im Rahmen der Entwicklung
des neuen Netzentwicklungsplans zwei Szenarien basierend auf zwei unterschiedlichen
Studien (FNB Gas 2021c). Eine Modifizierung der dena-Leitstudie (dena 2021) ergibt einen
Gasbedarf fir das Jahr 2050 von ca. 1.030 TWh, wovon 530 TWh auf erneuerbares Methan
und 500 TWh auf Wasserstoff entfallen. Verglichen mit dem heutigen Bedarf von ca. 910 TWh
ist der Gesamtwert leicht gestiegen. Auf Grundlage des Integrierten Nationalen Energie- und
Klimaplans (BMWi 2020b) wird dagegen fir das Jahr 2050 lediglich ein Gasbedarf von ca.
350 TWh ermittelt, also ein Rickgang des Gasbedarfs angenommen. Wasserstoff spielt in
dieser Studie mit einem Bedarf von fast 70 TWh nur eine untergeordnete Rolle (FNB Gas
2021c). Auch in diesem Fall wird die Schwankungsbreite ersichtlich. Die Studie Klimapfade
2.0 (Burchardt et al. 2021) geht unter BerUcksichtigung der Treibhausgasneutralitat bis zum
Jahr 2045 wiederum von einer Wasserstoffnachfrage von 240 TWh aus. Eine
zusammenfassende Ubersicht der Gasbedarfe der aufgefiihrten Studien ist in Tabelle 2.2
dargestellt.

Tabelle 2.2: Annahmen zu dem zukdinftigen Gasbedarf im Jahr 2050 in den betrachteten Studien in

TWh
BMWi 2020b Burchardt et al. 2021 dena 2021
Gesamter Gasbedarf 2050 350 325 1.030
davon Methan 280 85 530
davon Wasserstoff 70 240 500

Trotz der sehr unterschiedlichen Ergebnisse der Bedarfs- und Potenzialanalysen wird deutlich,
dass das verfligbare Potenzial sich an der unteren Grenze der Bedarfsmenge bewegt. Die
verfigbaren Erzeugungskapazitdten fir erneuerbaren Strom in Deutschland werden
voraussichtlich auch bei Ausreizung des Ausbaupotenzials der erneuerbaren Energien nicht
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ausreichen, um die Nachfrage nach erneuerbaren Gasen vollstandig zu befriedigen. Daher
wird die bereits beleuchtete Importoption eine wichtige Rolle zur Bedarfsdeckung spielen.
Zuséatzlich kdnnen Gasspeicher, die im technischen Sinne nicht zu den Erzeugungsanlagen
z&hlen, zum temporaren Bilanzausgleich beitragen. (FNB Gas 2021c)

Bedeutung von erneuerbaren Gasen fiir das Energiesystem

Um das Klimaziel der Treibhausgasneutralitat bis zum Jahr 2045 zu erreichen, ist eine
vollstandige Dekarbonisierung des ganzen Energiesystems notwendig. Erneuerbarer Strom
ist aus Effizienzgrinden in vielen Bereichen die vorzuziehende Option. Daher wurde bei den
bisherigen Klimaschutzbemihungen auf eine umfangreiche Elektrifizierung gesetzt.
Mittlerweile hat sich jedoch herausgestellt, dass eine vollstdndige Umstellung auf Strom nicht
zielfihrend ist. Zum einen ist eine Elektrifizierung in Bereichen wie beispielsweise der Industrie
sehr aufwendig oder gar nicht umsetzbar. Zum anderen ist ein rechtzeitiger und ausreichender
Ausbau erneuerbarer Erzeugungsanlagen in dem erforderlichen Umfang sowie einer daflr
notwendigen Strominfrastruktur nicht realisierbar (OGE 2021). Zudem ist die
Versorgungssicherheit bei einer vollstandigen Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien
durch die hohe Fluktuation und der geringen Speicherkapazitaten nicht gesichert
(Kreidelmeyer et al. 2020). Insbesondere der beschlossene Ausstieg aus der Kernkraft und
der Kohle bedingt die Bereitstellung groBer Mengen erneuerbarer Energietrager bereits in den
kommenden Jahren. Aus den aufgezeigten Griinden werden vor allem erneuerbare Gase wie
griner Wasserstoff und erneuerbares Methan von groBer Bedeutung sein, um als Speicher
oder als Energietrager genutzt zu werden. Die Vorteile der gasféormigen Energietrager liegen
in der Flexibilitdt, der Speicherbarkeit und der Kosteneffizienz und bieten daher ein bisher
ungenutztes Potenzial, um einen Beitrag zur Dekarbonisierung aller Sektoren beizutragen
(FNB Gas 2021c). Fir das Energiesystem bedeutet dies, dass beim Ausbau der Anlagen zur
erneuerbaren Stromerzeugung der Strombedarf zur Erzeugung von den erneuerbaren Gasen
berlcksichtigt werden muss. Sowohl bei der Erzeugung als auch beim Transport geht es dabei
nicht darum, dass die Energietrdger gegeneinander konkurrieren, sondern dass eine
intelligente, smarte VerknUpfung stattfindet, um ein effizientes und kostenginstiges
Energiesystem zu erhalten.

Auf den in Abschnitt 2.1.1 beschriebenen Fuel Switch folgt somit langfristig der Content Switch,
der den Austausch des Erdgases durch erneuerbare Gase beschreibt. So kénnen pro
Terrawattstunde erneuerbaren Gases anstelle von Erdgas 200.000 Tonnen CO: eingespart
werden (Bettgenh&user et al. 2018). Der Einsatz von erneuerbaren Gasen in Erganzung zu
erneuerbarem Strom ist daher langfristig unabdingbar, um das Klimaziel des
treibhausgasneutralen Energiesystems bis 2045 zu erreichen.

Politischer Rahmen: Europaische und Nationale Wasserstoffstrategie

Die politischen Rahmenbedingungen haben einen groBen Einfluss auf die zukinftige
Gestaltung des Energiesystems und groBBe Auswirkungen auf die Gesamtnachfrage in den
einzelnen Sektoren (BMWi 2020a). Das vorhandene Potenzial der erneuerbaren Gase findet
in den politischen Diskussionen zur Energiewende in den letzten Jahren immer gréBere
Beriicksichtigung. Im Juni 2020 wurde in Deutschland die Nationale Wasserstoffstrategie
beschlossen, um Wasserstoff als Saule der Energiewende zu implementieren
(Bundesregierung 2020). Auch die Europaische Union (EU) unterstitzt die Entwicklung von
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Wasserstoff im Rahmen der EU-Wasserstoffstrategie, die im Juli 2020 veréffentlicht wurde
(EU 2020). Die Strategiepapiere bieten einen politischen Rahmen auf nationaler bzw.
europaischer Ebene, innerhalb dessen konkrete Projekte entwickelt werden. In beiden
Papieren wird die Unterstitzung von Forschung und Innovationen sowie finanzielle
Unterstitzung zugesichert, um Wasserstoff und seine Folgeprodukte wie beispielsweise
erneuerbares Methan als Energietrdger zu etablieren. In beiden Strategien wird griner
Wasserstoff als unverzichtbares Element zur Erreichung der européischen Klimaziele
bezeichnet. Dieser wird als Lésung fir die Dekarbonisierung der Sektoren gesehen, in denen
die Reduzierung von CO: nur schwer zu erreichen ist, beispielsweise in bestimmten
Industrieprozessen. Es wird darauf verwiesen, dass griiner Wasserstoff im Vergleich zu bereits
in gréBerem MaBstab verwendetem grauen Wasserstoff noch nicht kosteneffizient sei. Daher
bedirfe es politischer Unterstiitzung, den technologischen Fortschritt voranzutreiben, den
Wechsel von grauen zu griinem Wasserstoff zu vollbringen sowie die Produktion und Nutzung
weiter auszubauen.

Die EU-Wasserstoffstrategie sieht drei Phasen vor. Die Ziele der ersten Phase beinhalten die
Installation von mindestens 6 GW an Elektrolyseuren zur Produktion von griinem Wasserstoff,
um bestehende Wasserstoffproduktionen in der Industrie zu dekarbonisieren sowie erste neue
Endanwendungen in den Blick zu nehmen. Die Produktion des Wasserstoffs soll zunachst in
der Nahe der Nachfragezentren wie Raffinerien oder Chemiekomplexen erfolgen, sodass kein
langer Transport notwendig ist. Bis zum Ende der ersten Phase im Jahr 2024 soll bis zu
1 Mio. Tonnen griner Wasserstoff pro Jahr produziert werden. Die anschlieBende zweite
Phase lauft bis zum Jahr 2030 und hat einen Ausbau der Elektrolyseure auf mindestens 40
GW zum Ziel. Damit soll die Produktion von 10 Mio. Tonnen griinen Wasserstoffs pro Jahr
moglich sein, was einer Energiemenge von 333 TWh entspricht. Da der EU-
Wasserstoffstrategie nach erwartet wird, dass die Kosten der Produktionstechnologien im
Laufe der nachsten Jahre stark sinken, wird griiner Wasserstoff in der zweiten Phase
wettbewerbsfahig werden. Wasserstoff soll neben der direkten Nutzung auch weitere
Funktionen einnehmen: zum einen als taglicher und saisonaler Speicher fiir Strom aus
erneuerbaren Energien, zum anderen auch als Energiepuffer Uber verschiedene Regionen
und Verbrauchssektoren hinweg. Ebenso wird im Strategiepapier der Bedarf an Infrastruktur
zum Transport des Wasserstoffes und die Option der Umwidmung des existierenden
Gasnetzes herausgestellt. Konkrete Umsetzungsplane werden nicht genannt. Es wird lediglich
darauf hingewiesen, dass MaBnahmen erforderlich seien, um den grinen Wasserstoff aus
Gebieten mit hohem Potential an erneuerbaren Energien zu den Nachfragezentren zu
transportieren. Die letzte Phase umfasst den Zeitraum vom Jahr 2030 bis zum Jahr 2050. Als
Zielformulierung werden der weitere Ausbau und Einsatz von grinem Wasserstoff genannt.
Es wird erneut darauf hingewiesen, dass der Fokus auf die Sektoren gelegt werde, in denen
es bisher keine oder nur kostenintensive Alternativen zur Dekarbonisierung gibt. Wasserstoff
solle laut Strategiepapier in dieser Phase schon in systemrelevantem Umfang genutzt werden.
Um die Produktion von griinem Wasserstoff zu ermdglichen, soll die Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien weiter vorangetrieben werden. (EU 2020)

Die Nationale Wasserstoffstrategie setzt das Ziel, Deutschland zum weltweit fUhrenden
Ausruster fir moderne Wasserstofftechnologien zu machen. Das Vorgehen ist in zwei Phasen
unterteilt: die erste Phase bis zum Jahr 2023, die zweite Phase bis zum Jahr 2030. In der
ersten Phase soll zundchst der Markthochlauf erfolgen und die Grundlagen flr einen
Heimatmarkt geschaffen werden. Dabei wird ein Aktionsplan festgelegt, der MaBnahmen in
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den Bereichen Erzeugung, Verkehr, Industrie, Warme, Infrastruktur und Versorgung,
Forschung und Innovationen, Europa sowie internationaler Markt und Partnerschaften
definiert. Hauptsachlich handelt es sich um Férderungs- und UnterstitzungsmaBnahmen, wie
verbesserte Rahmenbedingungen fir den effizienten Einsatz von Strom, die Férderung von
Elektrolyseuren im Industriebereich, die Férderung von Anlagen zur Erzeugung strombasierter
Kraftstoffe, die Schaffung von europaweiten Standards und die Integration von Wasserstoff in
bestehende Energiepartnerschaften. Eine genaue Zielformulierung wird im Bereich Verkehr
definiert. Dort wird eine Elektrolyseleistung von 2 GW zur Produktion von erneuerbaren
Kraftstoffen festgelegt. Bei weiteren MaBnahmen fehlen konkrete Zielsetzungen oder es wird
auf zukuinftige Programme verwiesen. Die zweite Phase beinhaltet die Festigung des
Heimatmarktes und die Gestaltung der europédischen und internationalen Dimension. Im
weiteren Strategiepapier wird auf Basis einer Schatzung der Bundesregierung des
Wasserstoffbedarfs im Jahr 2030 von ca. 90 — 110 TWh das Ziel eines Ausbaus an
Elektrolyseuren mit einer Gesamtleistung von 5 GW bis 2030 festgelegt. Unter der Annahme
von 4.000 Volllaststunden und einem Wirkungsgrad von 70 % kann mit den erzeugten 14 TWh
ein Teil dieses Bedarfs gedeckt werden. Es wird betont, dass eine Erhéhung der CO»-
Emissionen aufgrund der hdheren Stromnachfrage vermieden werden musse. Je nach
Méglichkeit sollen zudem bis zum Jahr 2035, jedoch spétestens bis zum Jahr 2040, weitere
5 GW zugebaut werden. Zur Deckung des Bedarfs wird zuséatzlich der Import eine gro3e Rolle
spielen. Daher wird in der Nationalen Wasserstoffstrategie auch ein besonderer Fokus auf die
Zusammenarbeit innerhalb der EU gelegt. (BMWi 2020a)
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2.2 Die Gasinfrastruktur in Deutschland

Die aktuelle Gasinfrastruktur entstand in den 1960er Jahren und wird heute von den
Netzbetreibern kontinuierlich nach Bedarf um- und ausgebaut (Wachsmuth et al. 2019). Sie
besteht aus einem stark verzweigten Gasnetz mit Gasleitungen verschiedener GréBen und
Druckstufen sowie Gasspeichern. Im Folgenden wird der aktuelle Stand des Gasnetzes und
die Ausbauplanung fir die nachsten Jahre vorgestellt sowie mdégliche Optionen fir die
zuklnftige Nutzung beleuchtet. Des Weiteren werden die derzeitigen Gasspeicher als Teil der
heutigen Gasinfrastruktur betrachtet und die Méglichkeiten der Speicherung hinsichtlich der
Nutzung von erneuerbaren Gasen dargestellt.

2.2.1 Gasnetz

Der Transport von Gas erfolgt Uberwiegend Uber unterirdische Pipelines. In Europa existiert
ein gut ausgebautes Leitungsnetz von mehr als 2 Mio. km Lange, welches grundsatzlich fur
den Transport von Erdgas errichtet wurde. FUr gro3e Entfernungen oder in Regionen, in denen
aus geologischen Griinden kein Leitungsbau mdglich ist, erfolgt der Transport von Erdgas im
flissigen Zustand (engl. liquefied natural gas, LNG) per LKW oder Schiff (van Basshuysen
2015). Im Rahmen dieser Arbeit wird ausschlieBlich der leitungsgebundene Transport von Gas
betrachtet.

Das deutsche Erdgasnetz

Das deutsche Erdgasnetz umfasst Leitungen von mehr als 595.000 km Leitungslange und ist
aufgeteilt in das Fernleitungsnetz (41.600 km) und in das Verteilnetz (554.000 km). Die
Verantwortlichkeiten der Netze liegen auf Fernleitungsnetzebene bei den 16
Fernleitungsnetzbetreibern, die der Verteilnetze lokal bei den 703 Verteilnetzbetreibern
(BNetzA 2021). Eine Ubersicht des deutschen Gasnetzes wird in Abbildung 2.7 dargestellt.
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Abbildung 2.7: Das deutsche Gasnetz mit Leitungen > 4 bar (DVGW 2021)

Das Fernleitungsnetz dient dem Transport des inldndisch geférderten sowie des importierten
Gases zu den Verteilnetzen, zu Kraftwerken und zu Speichern. Zusétzlich beinhaltet es
Durchgangsleitungen, um Gas durch Deutschland von und zu den angrenzenden Staaten zu
transportieren. Mit insgesamt 30 Grenzlbergangspunkten tragt es zur transeuropaischen
Vernetzung bei (FNB Gas 2021c). Das Verteilnetz verbindet das Fernleitungsnetz mit den
Verbrauchern, die hauptsachlich aus privaten Haushalten und kleineren Industrie- und
Gewerbekunden bestehen (Wachsmuth et al. 2019).

In Deutschland wird Uber 95 % des Gasbedarfs durch Importe gedeckt (LBEG 2021). Das Gas
wird Uberwiegend aus Russland sowie Norwegen und den Niederlanden importiert. Ein kleiner
Teil kommt aus der inlandischen Férderung sowie der Biomethanerzeugung. Die insgesamt in
das deutsche Gasnetz eingespeiste Menge lag im Jahr 2020 bei ca. 1.790 TWh, wovon in
Summe 56 TWh aus den Gasspeichern entnommen wurde. 45 % des eingespeisten Gases
wurde lediglich durch Deutschland durchgeleitet (BNetzA 2021). Die Gasflisse werden
zusammenfassend in Abbildung 2.8 dargestellt. Eine genaue Aufschlisselung der Im- und
Exportlbergabelander ist in Anhang A gegeben.
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Biogas
10 TWh Speichersaldo
Inlindische Ausspeicherung
Férderung 56 TWh
50 TWh Importe (Quellenlénder)

Russland + GUS* 1.121 TWh
Norwegen 349 TWh
Niederlande ** 194 TWh

Sonstige (Belgien, Danemark) 10 TWh

Gesamt 1.672 TWh

Gasexporte Gasverbrauch
814 TWh 941 TWh

*Gemeinschaft unabhangiger Staaten
** enthalt Gas aus GroBbritannien

Abbildung 2.8: Gasaufkommen und -verwendung in Deutschland im Jahr 2020 in TWh (BNetzA 2021)

Im Jahr 2020 wurden insgesamt knapp 200 TWh Gas aus dem Fernleitungsnetz an
Letztverbraucher ausgespeist (BNetzA 2021). Auf Fernleitungsnetzebene sind dies groB3e
Kraftwerke. Die Verteilung ist in Abbildung 2.9 dargestellt. Uber 60 % der ans Fernleitungsnetz
angeschlossenen Verbraucher befinden sich in Nordrhein-Westfalen.
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Abbildung 2.9: Letztverbraucher je Bundesland auf FNB-Ebene im Jahr 2020
(BNetzA 2021, eigene Darstellung)

Das nicht an Letztverbraucher ausgespeiste Gas aus dem Fernleitungsnetz wird an die
Verteilnetze weitergegeben. Die Ausspeisemenge des Verteilnetzes betrug im Jahr 2020 mehr
als 740 TWh, wovon ca. 36 % auf private Haushalte entfielen (BNetzA 2021).

Das deutsche Wasserstoffnetz

In Deutschland existieren drei Wasserstoffleitungsnetze mit einer Lange von Uber 400 km
(Shell 2017). Sie sind an relevanten Standorten der chemischen Industrie vorzufinden, in
denen bereits grauer Wasserstoff verwendet wird und dort in kurzen Distanzen transportiert
werden muss. Die langste dieser Pipelineverbindung ist im Ruhrgebiet installiert, eine weitere
im mitteldeutschen Chemiedreieck Leuna-Buna-Bitterfeld (Wachsmuth et al. 2019). Die dritte
und kleinste Wasserstoffleitung befindet sich in Schleswig-Holstein (Huthig 2021). Die
Wasserstoffleitungen sind in Abbildung 2.10 dargestellt.
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Abbildung 2.10: Deutsche Wasserstoffleitungen im Jahr 2021 (Salcher et al. 2021)

Integration der erneuerbaren Gase in das Gasnetz

Im Zuge der Dekarbonisierung des Gassektors ergeben sich verschiedene Méglichkeiten der
Integration von erneuerbaren Gasen in die Gasinfrastruktur. Darunter fallen der Einsatz von
Biomethan oder erneuerbarem Methan, die Beimischung von Wasserstoff in das aktuelle
Gasnetz, der Aufbau einer reinen Wasserstoffinfrastruktur und die Umwidmung des
bestehenden Gasnetz zur Nutzung von Wasserstoff (Schulz 2020). Biomethan wird bereits
heute in das bestehende Erdgasnetz eingespeist, nachdem im Zuge der Aufbereitung der
Methangehalt so erhéht wird, dass es dem von Erdgas entspricht (BDEW 2019). Unter
gleichen Voraussetzungen ist der Transport von erneuerbarem Methan in dem existierenden
Erdgasnetz problemlos méglich. Wasserstoff dagegen kann nicht einfach in das Erdgasnetz
eingespeist werden, da dieser andere chemische Eigenschaften aufweist. Dementsprechend
muss zundchst eine Transportinfrastruktur aufgebaut oder das bestehende Netz angepasst
werden (Wachsmuth et al. 2019). In der Literatur werden die verschiedenen
Transportméglichkeiten von Wasserstoff seit langem vielfach diskutiert. Dabei werden die
Optionen der Umwidmung der bestehenden Erdgasleitungen fiir den Wasserstofftransport mit
der einer neuen Wasserstoffinfrastruktur verglichen und einhergehende Herausforderungen
bei der jeweiligen Umsetzung definiert (u.a. Krieg 2012, Reu3 2019, Reul3 et al. 2019,
Cerniauskas et al. 2020). Fir den Wasserstofftransport innerhalb Europas wird der Transport
per Pipeline empfohlen. Eine Umwidmung erscheint im Vergleich zum Neubau unter aktuellen
Voraussetzungen und Wissensstand die sinnvollere und kostengiinstigere Option und wird
daher auch von den FNB Gas bei der Entwicklung der zuklnftigen Netzplanung angenommen.
Cerniauskas et al. (2020) kommen in ihrer Studie zu dem Ergebnis, dass eine Umwidmung
von insgesamt 80 % des deutschen Pipelinenetzes technisch realisierbar wére.

Netzentwicklungsplan Gas

Auch die Fernleitungsnetzbetreiber berlcksichtigen die genannten Punkte in ihrer
Netzplanung. Sie definieren ihre zukinftigen Vorhaben alle zwei Jahre in dem Netz-
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entwicklungsplan (NEP), der der Bundesnetzagentur vorgelegt werden muss. Dabei richten
sie sich nach der zu erwartenden Gasabnahme der nachsten Jahrzehnte und richten die
Infrastruktur fir Maximalfalle aus (Wachsmuth et al. 2019). Der aktuelle NEP 2020 — 2030 der
Fernleitungsnetzbetreiber (FNB Gas 2021b) definiert die Ausbauplane bis 2030 unter
Beriicksichtigung der L-H-Gas-Umstellung® sowie der zunehmenden Bedeutung der
erneuerbaren Gase. Fir die Erstellung des NEPs werden aktuelle Studien betrachtet und
aufbauend auf zwei ausgewahlten Szenarien, dem ,Technologiemixszenario -95 %" der dena-
Leitstudie (dena 2021) und dem ,EUCO30-Szenario“ der EU (EU 2016a), die Entwicklung des
Gasbedarfs abgebildet und eine Basis- und eine Griingasvariante modelliert. Fir exogene
EinflussgroBen wie die Abnahme von Erdgas, der Gasaustausch mit Nachbarlandern,
Auswirkungen von Versorgungsstérungen oder bereits geplante Investitionen in die
Infrastruktur werden Annahmen getroffen, die in der Online-Datenbank der FNB Gas
(www.nep-gas-datenbank.de) festgehalten sind. AnschlieBend wird basierend auf der
Grlngasvariante der konkrete Netzausbauvorschlag fir die Jahre 2020 — 2030 entwickelt und
mit den dafir notwendigen MaBBnahmen im NEP definiert. Bis Ende des Jahres 2030 sollen
fast 1.600 km neue Ferngasleitungen fir Erdgas inklusive einer Verdichterleistung von
405 MW installiert werden sowie 150 km explizit fiir erneuerbare Gase entstehen. Zusatzlich
sollen in diesem Zeitraum 1.140 km Leitungen flr die Nutzung von erneuerbaren Gasen
umgestellt werden. Das Investitionsvolumen fir die AusbaumaBnahmen belduft sich
insgesamt auf 7,8 Mrd. Euro. Ergénzend wird im NEP 2020 — 2030 erstmalig die Planung far
ein Wasserstoffnetz konkretisiert. Das ,Visionare Wasserstoffnetz“ prasentiert ein mogliches
Zukunftsbild eines Uberregionalen Wasserstoffnetzes in Deutschland mit einer Gesamtlange
von 5.900 km. (FNB Gas 2021b)

Der Netzentwicklungsplan 2022 — 2032 befindet sich aktuell noch in der Entstehungsphase.
Bereits verdffentlicht wurde der Szenariorahmen, auf dessen Basis die Modellierung erfolgt.
In diesem wird der Gas- und Wasserstoffbedarf bis zum Jahr 2032 entwickelt und ein Ausblick
bis zum Jahr 2050 gegeben. Als Basis dient erneut das Szenario der dena-Leitstudie, wobei
aufgrund der Energieeffizienz eine verstarkte Nutzung von Wasserstoff im Vergleich zu
erneuerbarem Methan angenommen wurde. Ferner wurde eine Marktabfrage fur Gas- und
Wasserstoffprojekte durchgefiihrt, die einen deutlichen Zuwachs im Vergleich zu den
Vorjahren erkennen lieB. Der Fokus des NEP wird auf einer integrierten Methan- und
Wasserstoffnetzplanung liegen, sodass neben einer Basisvariante auch eine
Wasserstoffvariante modelliert wird, die sowohl die Beimischung von Wasserstoff oder die
Nutzung von erneuerbarem Methan als auch die Nutzung reiner Wasserstoffleitungen
berlcksichtigt. Dabei wird unter anderem auch analysiert, welche Leitungen des Erdgasnetzes
far eine Umwidmung in Frage kommen, sodass gleichzeitig ausreichend Leitungen verbleiben,
um den zukiinftigen Methanbedarf zu decken. (FNB Gas 2021c)

5 Seit dem Jahr 2015 werden aufgrund des Rilckgangs des L-Gas-Aufkommens in Deutschland und in
den Niederlanden kontinuierlich alle Regionen, die derzeit mit L-Gas versorgt werden, auf die Ver-
sorgung mit H-Gas umgestellt. Die Umstellung soll bis zum Jahr 2030 abgeschlossen sein. (Zukunft
Gas 2022)

24



2 Theoretische Grundlagen des Energietragers Gas

2.2.2 Gasspeicher

Die Nachfrage nach Gas unterliegt sowohl tageszeitlichen als auch jahreszeitlichen und
temperaturabhangigen Schwankungen, die nicht genau prognostizierbar sind. Aktuell wird
Erdgas zu einer vertraglich festgesetzten Menge importiert, die nicht kurzfristig anpassbar ist.
Um bei Nachfrageschwankungen jederzeit eine sichere Versorgung gewahrleisten zu kdnnen,
sind Speichertechnologien notwendig (LBEG 2021). Dabei stellt das deutsche Erdgasnetz
selbst bereits einen flachendeckenden vorhandenen Speicher dar. Den Gasleitungen wird eine
sogenannte ,Pufferfunktion zugeschrieben, in denen das Gas bis zur Entnahme verbleiben
kann (Maller-Syring et al. 2013). Die so im Netz ,gespeicherte” Energie liegt bei ca. 85 TWh
(BDEW 2021).

Erganzend dazu existieren verschiedene andere Speichermdglichkeiten. Die Erdgasspeicher
lassen sich in oberirdische sowie unterirdische Speichersysteme einteilen. Zu ersteren
gehoéren oberirdische Gastanks und Réhrenspeicher, die sich ca. zwei Meter unter der
Erdoberflache befinden. Sie dienen aufgrund ihres kleinen Speichervermégens hauptsachlich
zum Ausgleich lokaler, kurzfristiger Bedarfsschwankungen (INES 2022). Zu den unterirdischen
Speichersystemen, auch Untertagegasspeicher genannt, gehéren die Porenspeicher und die
Salzkavernenspeicher. Sie dienen aufgrund ihrer Gr6Be zum Ausgleich von tages- und
jahreszeitlichen Nachfrageunterschieden. Porenspeicher sind meist in Sandstein-Formationen
ehemaliger Erddl- bzw. Erdgaslagerstatten oder in ehemaligen salinaren Aquiferen
eingerichtet. Das Gas wird unter hohem Druck in das unterirdische Gestein gepresst. Aufgrund
der natlrlichen FlieBwege im Speichergestein erfolgt die Anpassung von Forderraten sehr
langsam. Daher dienen Porenspeicher hauptsachlich der saisonalen Grundlastabdeckung.
Aktuell befinden sich in Deutschland 16 Porenspeicher mit einem maximal nutzbaren
Gasvolumen von 8,6 Mrd. m3. Dabei ist zu beachten, dass die mdgliche nutzbare Gasmenge
nicht dem eigentlichen Volumen des Speichers entspricht. Ein Teil des im Speicher
enthaltenen Gases, das sogenannte Kissengas, verbleibt dauerhaft im Speicher (ca. ein Drittel
bis die Halfte des maximalen Speichervolumens), um einen Mindestdruck far die
Gasentnahme zu erhalten. Das restliche Gas ist das Arbeitsgasvolumen, welches das
tatsachlich ein- und ausspeicherbare Volumen kennzeichnet. Im Gegensatz zu
Porenspeichern sind Salzkavernenspeicher kinstlich geschaffene Hohlrdume in Salzstdcken,
die durch Ableitung der Sole entstehen. Sie befinden sich hauptsachlich in Norddeutschland,
da dort die gréBten Vorkommen von Salzstdcken existieren. Der Bau erfolgt vorzugsweise in
Kustennéhe, da dort eine Ableitung der Sole ins Meer mdéglich ist. Kavernenspeicher besitzen
eine hbéhere Forderrate als Porenspeicher, wodurch sie fir den tageszeitlichen
Schwankungsausgleich in Frage kommen. In Deutschland gibt es fast doppelt so viele
Kavernenspeicher (31) wie Porenspeicher (16) mit einem maximal speicherbaren
Arbeitsgasvolumen von 15,1 Mrd. m3. Insgesamt ergibt sich derzeit ein installiertes nutzbares
Gasvolumen in Untertagegasspeichern von 23,7 Mrd. m3. Weitere 2,4 Mrd. m2 sind in Planung.
(LBEG 2021)

Die Verteilung des nutzbaren Speichervolumens in Deutschland ist in Abbildung 2.11
dargestellt. Sowohl bei den Porenspeichern als auch bei den Kavernenspeichern hat
Niedersachsen die mit Abstand gréBten Speicherkapazitaten vorzuweisen.
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Abbildung 2.11: Nutzbares Arbeitsgasvolumen der Porenspeicher (links) und Kavernenspeicher
(rechts) in Deutschland in Mio. m® (LBEG 2021, eigene Darstellung)

Das im Jahr 2020 in Deutschland existierende Arbeitsgasvolumen der Gasspeicher entspricht
einer Energiemenge von ca. 275 TWh, wovon 136 TWh auf Kavernenspeicher, 117 TWh auf
Porenspeicher und 21 TWh auf sonstige Speicheranlagen entfallen (BNetzA 2021).

Mit steigendem Anteil von erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen am Energiemix erlangen
die Mdglichkeiten der Energiespeicherung eine noch gréBere Bedeutung, um die
Energieversorgung jederzeit zu gewahrleisten. Die Wetterabhéngigkeit der Windenergie- und
der Photovoltaikanlagen lasst keine gesicherte Aussage zu Strom- bzw.
Gasproduktionsmengen zu. Bisherige Lésungen, die Uberschussstrom aufnehmen und
anschlieBend bedarfsgerecht abgeben, sind beispielsweise Pumpspeicherkraftwerke, die
jedoch nur eine geringe Speicherkapazitat von 0,04 TWh aufweisen (Bothe et al. 2017). Die
begrenzten Mdoglichkeiten der Stromspeichertechnologien und die Notwendigkeit der
Speicherung aufgrund der fluktuierenden Energieerzeugung flhren dazu, dass die
Gasspeicher zukulnftig vermehrt die Funktion eines generellen Energiespeichers im Rahmen
der Power-to-Gas(-to-Power) Technologien einnehmen (Caglayan et al. 2020).

Die Speicherung von Wasserstoff dhnelt der Speicherung von Erdgas, sodass sich viele
Erkenntnisse beim Bau und Betrieb Uibertragen lassen und von der langjahrigen Erfahrung der
Erdgasspeicherung profitiert werden kann. Dabei eignen sich zur Speicherung von
Wasserstoff aufgrund geringer Investitionskosten, hohem Abdichtungspotenzials und
geringem Bedarf an Kissengas insbesondere die unterirdischen Kavernenspeicher. Die
technische Machbarkeit 1asst sich an Standorten im Ausland wie in GroBbritannien oder den
USA, an denen bereits seit mehreren Jahren Wasserstoff in Salzkavernen gespeichert wird,
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beweisen. Caglayan et al. (2020) zeigen ein mdgliches Potenzial von Kavernen zur
Wasserstoffspeicherung von 9.400 TWh in Deutschland auf, was 41 % des gesamten
europaischen Potenzials ausmacht. Eine Ubersicht zur Verteilung méglicher Salzkavernen zur
Wasserstoffspeicherung in Europa ist in Abbildung 2.12 dargestellt.

Salt Structures of Europe
‘( { Il satt Structure
Y 5 Cenozoic Age (Paleogene)
I Mesozoic Age
I Paleozoic Age

Abbildung 2.12: Salzstrukturen als mdgliche Wasserstoffuntertagespeicher (Caglayan et al. 2020)

Die Karte verdeutlicht, dass Salzstrukturen zur mdglichen Speicherung von Wasserstoff
vorwiegend auf Norddeutschland fallen. Unter der Annahme einer maximalen Entfernung der
Kavernen von 50 km zur Kiste, in welchem Bereich die Entsorgung der Sole im Meer als
wirtschaftlich erscheint, sinkt das deutsche Speicherpotenzial auf 4.400 TWh. Bei Hinzunahme
von moglichen Offshore-Kavernen, also Kavernen unter der Nordsee, wird ein weitaus
gréBeres Potenzial von 35.700 TWh fir Deutschland erreicht. (Caglayan et al. 2020)

27



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

Die Bedeutung des Energietragers Gas wird im Rahmen der Energiewende bereits seit langem
von diversen Forschungsinstituten in zahlreichen Studien untersucht. Zu den bekanntesten
und in der Literatur meistzitiertesten zahlen unter anderem die dena-Leitstudie (dena 2021),
Roadmap Gas (BDEW 2020), Roadmap Gas fir die Energiewende (Wachsmuth et al. 2019)
und Klimapfade 2.0 (Burchardt et al. 2021). Es werden dabei jeweils verschiedene Szenarien
betrachtet, um die zukinftige Rolle der erneuerbaren Gase aufzuzeigen und den Wert dieser
herauszustellen. Je nach gewahlten Rahmenbedingungen sind Wasserstoff und erneuerbares
Methan in unterschiedlichen Mengen und in unterschiedlichen Verhaltnissen in das deutsche
bzw. europédische Energiesystem der Zukunft integriert. Neben steigender Bedeutung der
erneuerbaren Gase rickt nun auch die Gasinfrastruktur in den Fokus der Betrachtung.
Analysen, die sich mit dem zukinftigen Transport von Gas beschéftigen, wurden bisher vor
allem angesichts einer mdglichen Versorgung des Verkehrssektors mit Wasserstoff
durchgefiihrt (u.a. Baufume et al. 2012, Reu3 2019, Robinius 2015).

Im Hinblick auf die im Rahmen dieser Arbeit durchgefliihrte Modellierung und dem Ziel, die
Auswirkungen der Modellierung des Gasnetzes in der Energiesystemanalyse zu untersuchen,
werden im  Folgenden a&hnliche, bereits existierende Studien und dessen
Forschungsergebnisse vorgestellt. AnschlieBend wird in Abschnitt 3.2 ein Uberblick tber
existierende Netzpléne flr ein zukinftiges Wasserstoffnetz gegeben. Dabei ist zu erwahnen,
dass die im Folgenden genannten Studien eine Auswahl darstellen und somit aufgrund der
Vielzahl an weiteren, spezialisierten Veréffentlichungen keine Vollstandigkeit gewahrleistet
werden kann. Bei der Auswahl der Studien wurde darauf geachtet, dass das ganzheitliche
Energiesystem betrachtet wird sowie die Studien nicht alter als flinf Jahre sind, um einen
optimalen Vergleich der Ergebnisse zu erméglichen.

3.1 Energiesystemanalysen zu den Auswirkungen
unterschiedlicher Transportinfrastrukturen

In diesem Abschnitt werden Studien, die Energiesystemanalysen zu unterschiedlichen
Transportinfrastrukturen durchgefiihrt und deren Auswirkungen auf das Energiesystem
untersucht haben, vorgestellt. Die im Folgenden betrachteten Studien sind:

- Bothe et al. (2017): ,Der Wert der Gasinfrastruktur fir die Energiewende in
Deutschland®

- Hubner et al. (2021): ,Techno-6konomische Modellierung der kiinftigen Rolle
leitungsgebundener Infrastruktur fir Wasserstoff und CO,"

- Wachsmuth et al. (2019): ,Roadmap Gas flir die Energiewende — Nachhaltiger
Klimabeitrag des Gassektors*

In den vorliegenden Studien werden verschiedene Szenarien modelliert, deren Durchfihrung
und Ergebnisse im Einzelnen prasentiert werden. Es werden die jeweiligen Inputdaten
herausgearbeitet, um nachvollziehen zu kénnen, wie die Ergebnisse zustande kommen.
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Sofern méglich, werden erhaltene Kenndaten zu Technologien, deren regionale Verteilung
sowie Angaben zur Infrastruktur veranschaulicht und analysiert.

Zusétzlich dazu werden in kleinerem Umfang die Ergebnisse zweier weiterer Studien
prasentiert, um die Relevanz der Ergebnisse der vorherigen Studien im Gesamtkontext besser
einordnen zu kénnen:

- ENTSOG (2019): ,2050 Roadmap for Gas Grids*
- Burchardt et al. (2021): ,Klimapfade 2.0“

Bothe et al. 2017: ,,Der Wert der Gasinfrastruktur fir die Energiewende in
Deutschland*

Bereits im Jahr 2017 gaben die Fernleitungsnetzbetreiber die Studie Der Wert der
Gasinfrastruktur fir die Energiewende in Deutschland (Bothe et al. 2017) in Auftrag, die unter
Leitung der Wirtschaftsberatung Frontier Economics durchgefiihrt wurde. Sie diente der
Abschatzung des Mehrwerts der Weiternutzung der Gasinfrastruktur mit erneuerbaren Gasen
im Zuge der Energiewende. Die Studie basiert auf dem Ziel einer Treibhausgasreduktion
Deutschlands bis zum Jahr 2050 um 95 % gegentber dem Jahr 1990 und modelliert drei
Szenarien, in denen der Energietrager Gas unterschiedlich eingesetzt wird. Die Szenarien
werden anschlieBend hinsichtlich gesellschaftlicher Akzeptanz, Gewahrleistung einer hohen
Versorgungssicherheit sowie Kosteneffizienz bewertet.

Szenarien

Das erste Szenario ,Strom“ basiert auf Strom als nahezu alleinigem Energietréager. Fir
bestimmte Bereiche werden auch erneuerbare Kraftstoffe und Fernwarme zur Bedarfsdeckung
eingesetzt. Dementsprechend werden die meisten Endanwendungen elektrifiziert und
hauptsachlich die Strominfrastruktur als Verbindung zwischen Erzeugung und Anwendung
genutzt. Die Gasinfrastruktur wird in diesem Szenario bis auf Durchgangsleitungen fir
Nachbarlander nicht genutzt.

Im zweiten Szenario ,Strom und Gasspeicher” werden zusatzlich zu Strom- auch Gasspeicher
genutzt, um den Strom zwischenzuspeichern. Das Gas wird bei Bedarf vollstdndig
rickverstromt, es findet also weiterhin kein Gastransport statt.

Das dritte Szenario ,,Strom und griines Gas* berticksichtigt die Nutzung beider Energietrager:
Strom und Gas. Das bedeutet, es existieren neben den elektrischen auch gasbasierte
Endanwendungen sowie eine Gasinfrastruktur zum Energietransport. Es wird angenommen,
dass die Halfte des transportierten und genutzten Gases griiner Wasserstoff sein wird, um den
Industrie- und Verkehrssektor zu versorgen. Die andere Hélfte wird erneuerbares Methan sein,
welches hauptsachlich im Warmesektor Anwendung findet.

Inputdaten und Modellierung

Die Modellierung erfolgt fir Europa mit Ausnahme der stidéstlichen Regionen. Dabei werden
Deutschland und seine Nachbarldnder mit héherer Aufldsung bertcksichtigt, wahrend andere
Lander weniger detailliert betrachtet werden. Die InputgréBen, die dem Modell exogen
vorgegeben werden, bestehen aus Angebot (Bestandskraftwerke, Zubauoptionen, Speicher),
Nachfrage (Strom- und Gasbedarf, Demand-Side-Management-Potenziale) sowie
Netzkapazitaten. Der Endenergiebedarf in Deutschland fiir das Jahr 2050 wird auf Basis des
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Bedarfs des Jahres 2015 und ausgewahlter Studien zur zuklnftigen Bedarfsentwicklung
ermittelt. Aufgrund von technologiebedingten Unterschieden in der Endanwendung wird im
dritten Szenario ein etwas hdherer Endenergiebedarf festgesetzt als im ersten und zweiten
Szenario. Die genauen Bedarfe je Szenario sind Tabelle 3.1 zu entnehmen.

Tabelle 3.1: Inputdaten je Szenario fiir das Jahr 2050

Szenario 1/2 Szenario 3
Strom / Strom + Gasspeicher Strom + griines Gas
Endenergiebedarf in TWh 1.853 1.932
davon direkte Stromnachfrage 965 468
davon direkte Gasnachfrage 0 645

Die OutputgréBen, die von dem Modell optimiert werden, sind zum einen die Systemkosten
und zum anderen die installierte Erzeugungsleistung, installierte Power-to-Gas-Anlagen sowie
Speicheroptionen und deren Nutzung. Es wird angenommen, dass sowohl das erneuerbare
Gas als auch der Strom ausschlieBlich inlandisch erzeugt wird.

Ergebnisse

Die Modellierung des ersten Szenarios, in dem vorwiegend Strom als Energietrager genutzt
wird, zeigt, dass dies keine zukunftsfahige Option fir die Energiewende ist. Es wiirde ein
Stromspeicher mit einem Speichervolumen von ca. 35 TWh erforderlich sein, welcher zudem
eine saisonale Speicherung zulassen musste, um die Versorgung jederzeit garantieren zu
kénnen. Dies fuhrt nach aktuellem Stand der Forschung zu einem teuren und unrealistischen
Ausbau, weshalb dieses Szenario im Rahmen der Studie nicht weiter betrachtet wird.

Das zweite Szenario wird als realistisch angesehen, da es aufgrund von Mdglichkeiten der
Gasspeicherung in  Kombination mit Gaskraftwerken zur Ruickverstromung das
Stromerzeugungssystem entlastet und die Stromversorgung zu Zeiten hoher Nachfrage oder
geringer Stromverflgbarkeit sicherstellt. Im Jahr 2050 belduft sich die Erzeugung auf mehr als
240 TWh erneuerbaren Gases, das zum Ausgleich der fluktuierenden Stromerzeugung
zwischengespeichert wird.

Das dritte Szenario erlaubt zuséatzlich zur Nutzung von Strom auch die Nutzung von Gas in
Endanwendungen. Das Gas wird ausschlieBlich in Form von grinem Wasserstoff oder
erneuerbarem Methan bereitgestellt. Das flhrt dazu, dass bis zum Jahr 2050 mehr als
250 GWq an installierter Leistung an PtG-Anlagen erforderlich ist, was fast das Doppelte der
installierten Leistung des zweiten Szenarios (130 GWe) entspricht. Die Erzeugungsmenge
liegt bei 646 TWh, welche sich fast vollstdndig auf den exogen vorgegebenen Gasbedarf
zurlickfihren lasst. Der Strombedarf steigt aufgrund der Umwandlungsverluste bei der
Gaserzeugung von 1.300 TWh auf rund 1.350 TWh im Jahr 2050.

Eine zusammenfassende und vergleichende Ubersicht der Kenndaten zu Bedarfsmengen
sowie die installierte Leistung an PtG-Anlagen flir das zweite und fiir das dritte Szenario sind
in Tabelle 3.2 gegeben.
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Tabelle 3.2: Ergebnisse der Modellierung — Strom- und Gasbedarfe sowie Leistung der PtG-Anlagen

Szenario 2 Szenario 3
Strom + Gasspeicher Strom + griines Gas

Gasbedarf in TWh 244 646

Gas fur Endanwendungen 0 645

Gas zur Rickverstromung 244 1
Strombedarf in TWh 1.296 1.347

direkte Stromnachfrage 965 468

Strombedarf PtG-Anlagen 331 879
::sée‘lll\;i?rte Leistung PtG-Anlagen 134 254

Die bendtigten Stromerzeugungskapazitaten und -mengen sind in Abbildung 3.1 dargestellt®.
Die an erneuerbaren Energien installierte Leistung zur Stromerzeugung (Wind, Solar, Sonstige
EE) liegt im zweiten Szenario bei ca. 580 GW und stellt eine Energiemenge von 1.310 TWh
bereit. Zusatzlich werden 32 GW an Energiespeichern und mehr als 100 GW an
Gaskraftwerken zur Ruckverstromung installiert. Das dritte Szenario beinhaltet eine etwas
héhere erneuerbare Leistung von rund 620 GW. Energiespeicher und Gaskraftwerke gibt es
in diesem Szenario dagegen kaum.
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Abbildung 3.1: Installierte Leistung und Stromerzeugungsmengen der Technologien in den Szenarien
2und 3 in GW bzw. TWh

In Summe ist die installierte Leistung zur Stromerzeugung bei mdglicher Nutzung des
Gastransports mit 645 GW geringer als im zweiten Szenario ohne Gastransport (721 GW). Die
gesamte Stromerzeugung liegt mit knapp 1.500 TWh etwas Uber 1.440 TWh im dritten
Szenario.

6 Die Kennzahlen sind tabellarisch in Anhang B.1 aufgefiihrt.

31



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

Der Transport im zweiten Szenario findet mittels des Energietragers Strom statt, was zu einem
Ausbau des Stromnetzes fihrt. Im dritten Szenario wird aufgrund des zulassigen
Gastransports die bisherige Gasinfrastruktur erhalten und teilweise umgewidmet, um neben
Methan auch Wasserstoff transportieren zu kdnnen. Dabei wird angenommen, dass die
vorhandenen Gasleitungskapazitaten fir den Transport ausreichen, wahrend das Stromnetz
auch in diesem Szenario ausgebaut wird. Die Netzlangen des Strom- und des Gasnetzes der
Szenarien zwei und drei sowie die tatsachlichen Langen im Jahr 2020 (BNetzA 2021) sind in
Tabelle 3.3 gegeben.

Tabelle 3.3: Ergebnisse der Modellierung — Netzldngen im Vergleich zum Jahr 2020

2020 Szenario 2_ Szena_r_io 3
Strom + Gasspeicher Strom + griines Gas
Stromnetzlange in Tsd. km 1.921 2.635 2.103
Ubertragungsnetz 38 80 62
Verteilnetz 1.883 2.555 2.041
Gasnetzldnge in Tsd. km 596 11 514
Ubertragungsnetz 42 11 33
Verteilnetz 554 0 481

Aufgrund des Erhalts des Gasnetzes fallt der Stromnetzausbau im dritten Szenario geringer
aus, was bei wirtschaftlicher Bewertung eine Kostenersparnis gegenuber dem zweiten
Szenario mit sich bringt. Im Rahmen der Ergebnisse werden Kosten aufgrund
unterschiedlicher Lebensdauer und Investitionszeitpunkten als jahrliche Annuitét fir das Jahr
2050 angegeben. Die Gesamtersparnis des dritten Szenarios gegentiber dem zweiten belauft
sich auf 12 Mrd. € pro Jahr (vgl. Abbildung 3.2). Sie setzt sich zusammen aus Einsparungen
bei den gasbasierten Endanwendungen insbesondere im Warmesektor und Einsparungen
aufgrund des geringeren Stromnetzausbaus. Dem stehen im dritten Szenario héhere Kosten
fir Erhalt und Umwidmung des Gasnetzes sowie Mehrkosten flr die hdhere Stromerzeugung
und den erhéhten Bedarf an PtG-Anlagen entgegen. Zur Ermittlung dieser Mehrkosten wurden
fir die Elektrolyse Kosten in H6he von 250 €/kWe,, flr die Methanisierung von 213 €/kWw2 und
far die CO2-Bereitstellung in H6he von 10 €/ MWhch, angenommen.
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Abbildung 3.2: Kostenersparnis des Szenarios 3 gegentiber dem Szenario 2 (Bothe et al. 2017)

32



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

Die Betrachtung der gesellschaftlichen Akzeptanz der Szenarien ergibt eine héhere Akzeptanz
des dritten Szenarios im Vergleich zu dem zweiten Szenario. Zum einen lasst sich dies auf
den geringeren Stromnetzausbau zurlickflhren, da ein Ausbau des Stromnetzes allgemein
auf Widerstand in der Gesellschaft st6Bt. Die Nutzung des Gasnetzes im dritten Szenario
reduziert den Stromnetzausbau im Vergleich zum zweiten Szenario auf Ubertragungs-
netzebene um bis zu 40 % und auf Verteilnetzebene um bis zu 60 %. Fir den Gastransport
existiert bereits eine umfangreiche Gasinfrastruktur mit hauptsachlich unterirdisch
verlaufenden Gasleitungen, sodass kein Ausbau notwendig ist. Zum anderen flhrt das dritte
Szenario zu weniger Veranderungen fir den Endkunden. Im Zuge der Elekitrifizierung des
zweiten Szenarios missten Endgerdte und gewohnte Technologien in weitreichendem
Umfang ausgetauscht werden. Sowohl auf Netzebene als auch auf Endanwendungsebene ist
die gesellschaftliche Akzeptanz demnach im dritten Szenario am héchsten.

Im Hinblick auf die Versorgungssicherheit scheinen sowohl das zweite als auch das dritte
Szenario aufgrund der Gasspeicherkapazitaten Sicherheit zu bieten. Das dritte Szenario bietet
den Vorteil, durch die Nutzung des Gasnetzes den Zugang zu internationalen Gasquellen und
-speichern zu erhalten, wodurch die Energieversorgung zusatzlich abgesichert werden kénnte.
Zudem kann die Médglichkeit des Imports von erneuerbaren Gasen einen Kostenvorteil
bringen, wenn die Erzeugung an Standorten erfolgt, die aufgrund vorteilhafter Bedingungen
erneuerbaren Strom besonders gunstig produzieren kénnen.

Bewertung und Limitationen

Die von Bothe et al. (2017) durchgefihrte Modellierung ergibt umfangreiche Kennzahlen zu
Erzeugungskapazitéaten, -mengen und Kosten fir das deutsche Energiesystem der jeweiligen
Szenarien im Jahr 2050. Es wird ein Uberblick Giber die Gesamtsituation gegeben und absolute
Zahlen fir verschiedene Technologien prasentiert. Dadurch I&sst sich ein Gesamteffekt, den
die Nutzung der Gasinfrastruktur auf das Energiesystem hat, ableiten. Die veréffentlichten
Ergebnisse lassen jedoch keinen Ruickschluss auf die regionale Verteilung der
Erzeugungstechnologien oder Speicher zu. Ferner wird keine Aufteilung des Leitungsnetzes
fur Wasserstoff und Methan fir die betrachteten Regionen visualisiert.

Im Jahr 2019 wurde die Studie Uberarbeitet und auf sieben weitere europédische Lander
ausgeweitet (Bothe und Janssen 2019). Es wurde zudem die Annahme der ausschlieBlich
inldndischen Gaserzeugung durch die Perspektive von erneuerbaren Gasimporten nach
Deutschland ersetzt. In den Grundztigen bleiben die Ergebnisse gleich. Es kann jedoch eine
weitere Kostenreduzierung im dritten Szenario erreicht werden. Wird ein Teil des Gases
importiert statt selbst produziert, sinkt der Bedarf an PtG-Anlagen. Somit verringern sich die
genannten Mehrkosten im dritten Szenario aufgrund von Kosteneinsparungen im Bereich der
Stromerzeugung sowie der Speicherung und der Erzeugung von erneuerbarem Gas. Je nach
Entwicklung der Erzeugungs- sowie Importkosten kdnnen diese von 4,2 Mrd. € auf bis zu
0,3 Mrd. € sinken. Insgesamt belauft sich der Kostenvorteil des dritten Szenarios gegentber
dem zweiten Szenario im Jahr 2050 auf 14,9 bis 20,1 Mrd. € pro Jahr (statt auf 12 Mrd. € pro
Jahr in der vorherigen Studie).
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Hiibner et al. 2021: ,,Techno-6konomische Modellierung der kiinftigen Rolle
leitungsgebundener Infrastruktur fiir Wasserstoff und CO;*

Eine Modellierung, die eine zuklinftige Nutzung der Gasinfrastruktur in Deutschland aufzeigt
sowie zugehdrige Technologiestandorte definiert, fihren HUbner et al. (2021) der
Forschungsgesellschaft flr Energiewirtschaft mbH durch. In der veréffentlichten Studie
Techno-6konomische Modellierung der kinftigen Rolle leitungsgebundener Infrastruktur fir
Wasserstoff und CO. wird fur den Gas- und Wasserstofftransport ein kostenoptimales
Leitungsnetz sowie mdégliche Standorte zur Elektrolyse und Methanisierung auf NUTS-3-
Ebene’ fir die Jahre 2030, 2040 und 2050 prasentiert. Zudem erfolgt die Modellierung einer
COz-Infrastruktur.

Inputdaten und Modellierung

Far die Berechnungen wird ausschlieBlich der Gastransport innerhalb Deutschlands mit
inlandisch produzierten Gasen berticksichtigt. Als Eingangsdaten in die Modellierung flieBen
Verbrauchsdaten von Wasserstoff und erneuerbarem Methan sowie Daten von aus der
Industrie verfligbarem CO.. Diese sind in Tabelle 3.4 aufgeflihrt. Weitere Inputdaten sind
Anhang B.2 zu entnehmen.

Tabelle 3.4: Inputdaten fiir die jeweiligen Jahre

2030 2040 2050
Wasserstoffbedarf in TWh 48 85,8 99,3
Methanbedarf in TWh 2.8 47,3 59,7
Industrielle CO,-Abscheidung in Mt 2,5 8,1 13

Die vorhandene Menge an Uberschussstrom, also Strom, der nicht direkt genutzt wird und
somit zur Produktion von erneuerbaren Gasen verflgbar ist, wird als ausreichend
angenommen, um den Gasbedarf zu decken. Die regionale Verteilung der Uberwiegenden
Verbrauchsdaten sowie regionale Begrenzungen zum Uberschussstrom entstammen — bis auf
eine Ausnahme - der Studie zur Regionalisierung von PtG-Leistungen fir den
Szenariorahmen NEP Gas 2020 — 2030 (Ffe 2019). Bei Festsetzung des Wasserstoffbedarfs
wurde die Wasserstoffnachfrage in der Stahlherstellung unabhangig ermittelt. Die
Verbrauchsdaten zu erneuerbarem Methan unterliegen keiner Regionalisierung, da von einer
unproblematischen Versorgung durch das bestehende Erdgasnetz ausgegangen wurde. Ein
Uberblick (iber die regionale Verteilung der Bedarfe fiir das Jahr 2050 gibt Abbildung 3.3.
Dabei gilt, je dunkler die jeweilige Farbe, desto héher der jeweilige Wert.

7 Der NUTS-Code (franz. Nomenclature des Unités Territoriales Statistiques) klassifiziert Gebiete
innerhalb der EU in verschiedenen Ebenen. Die GroBe der Gebiete (bemessen an der
Bevolkerungszahl) sinkt mit steigender Ebene. (Jansen und Simons 2022)
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Stromiberschuss Wasserstoffbedarf CO:2 aus Industrieabgasen
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Abbildung 3.3: Regionalisierte Inputdaten flir das Jahr 2050 (Hlbner et al. 2021)

Es werden das bestehende Erdgasnetz und Kostenannahmen fir Neubau bzw. Umwidmung
der Leitungen, Betriebskosten der Leitungen und Kosten der CO2-Abscheidungen hinterlegt.
Die Modellierung erlaubt sowohl die Umwidmung der Erdgasleitungen zur Nutzung von
Wasserstoff als auch den Neubau von Leitungen. Als Outputdaten werden Standorte flr
Elektrolyseure und Methanisierungsanlagen, das Leitungsnetz sowie Standorte und Art der
CO2-Gewinnung definiert.

Ergebnisse

Das Ergebnis der Optimierung zeigt, dass die Elektrolyse an Stromerzeugungsstandorten, an
denen viel Strom verfligbar ist, glinstiger ist als in der Nahe des Verbrauchers, wenn die
Verbrduche grof3 und die Distanzen klein sind. Bei geringen Verbrduchen und einer grof3en
Distanz wird dagegen aus Kostengrinden der Stromtransport gegenlber dem
Wasserstofftransport bevorzugt. Das Modell konstruiert fur das Jahr 2030 zun&chst
Wasserstoffleitungen zwischen Stromerzeugungs- und Verbrauchsschwerpunkten wie der
Nordsee und dem Ruhrgebiet sowie der Ostseekiste und dem mitteldeutschen
Chemiedreieck. Bis 2050 entsteht ein vernetztes Leitungssystem mit einer L&nge von
5.121 km. Abbildung 3.4 zeigt die regionale Verteilung der Produktionsanlagen fir Gas und
Wasserstoff sowie den Verlauf der Wasserstoffleitungen im Jahr 2050.

Es ist zu erkennen, dass die Elekirolyse hauptsachlich im Norden Deutschlands stattfindet.
Dies lasst sich auf hohe Stromiberschusskapazitaten der Windenergieanlagen zuriickfiihren
(vgl. Abbildung 3.3). Der Grofteil des produzierten Wasserstoffes wird in den Transport- und
Verteilleitungen in Richtung West- und Suddeutschland transportiert. Regionen mit geringen
Verbrauchen, die keine Anbindung an das Wasserstoffnetz haben, produzieren ihren
Wasserstoff selbst. Der dafiir notwendige Strom wird bei vorhandenen Kapazitaten selbst
produziert oder aus dem Netz bezogen. Methanisierungsanlagen sind ebenfalls zu groBen
Teilen im Norden vorzufinden, jedoch auch in Verbrauchsregionen, die keine Anbindung an
das Wasserstoffnetz vorweisen. Es gibt nur Methanisierungsanlagen, die sowohl die
Elektrolyse als auch die Methanisierung kombiniert durchfuhren. Das bedeutet, dass zu den
Anlagen nur ein Stromtransport, jedoch kein Wasserstofftransport notwendig ist.
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= Wasserstoff-Ubertragungsleitung == CO,-Ubertragungsleitung e Elektrolyse

— Wasserstoff-Verteilleitung — CO,-Verteilleitung Elektrolyse +
------ Wasserstoff-Ubertragungsleitung Methanisierung
umgewidmet

Abbildung 3.4: Simulationsergebnisse fiir das Jahr 2050 (Hlibner et al. 2021)

Bewertung und Limitationen

Die Modellierung von Hiibner et al. (2021) zeigt einen guten Uberblick (iber die Verteilung der
Standorte zur Wasserstoff- und Methanerzeugung. Die verwendeten Inputdaten sind der
Studie Ffe (2019) entnommen, die flr die Fernleitungsnetzbetreiber Gas zur Entwicklung ihrer
Netzplane durchgefihrt wurde. Daher kann ihnen ein hoher Wert unterstellt werden. Zur
Modellierung wird eine ausreichende Menge an verfiigbarem Uberschussstrom angenommen,
sodass auf die Anzahl der Stromerzeugungsanlagen nicht weiter eingegangen wird. Es lassen
sich bis auf die Visualisierung zudem keine genaueren Angaben zum Wasserstoffnetz (z.B.
Umwidmungsanteilen) entnehmen.

36



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

Wachsmuth et al. (2019): ,,Roadmap Gas fiir die Energiewende — Nachhaltiger
Klimabeitrag des Gassektors*

Die im Auftrag des Umweltbundesamtes und vom Fraunhofer-Institut fir System- und
Innovationsforschung sowie vom DVGW durchgefiihrte Studie Roadmap Gas fir die
Energiewende — Nachhaltiger Klimabeitrag des Gassektors (Wachsmuth et al. 2019) analysiert
den potentiellen Klimaschutzbeitrag des Gassektors, die damit verbundenen Gasbedarfe
sowie einhergehende Auswirkungen auf die Infrastruktur far unterschiedliche
Ambitionsniveaus. Es werden unter anderem zwei Szenarien betrachtet, in denen bis 2050
eine Reduktion der Treibhausgasemissionen um 95 % gegentber 1990 erreicht wird.

Szenarien

Das erste Szenario geht davon aus, dass als gasférmiger Energietrager im Jahr 2050
Uberwiegend erneuerbares Methan genutzt wird. Die Verwendung von Wasserstoff ist
marginal. Das zweite Szenario nimmt neben Strom auch Wasserstoff als zentralen
Energietrager an.

Ergebnisse

Die Gasbedarfe im Jahr 2050 werden im ersten Teil der Studie ermittelt und unterscheiden
sich in den Szenarien um ca. 100 TWh. Tabelle 3.5 zeigt eine Ubersicht der Bedarfsdaten.

Tabelle 3.5: Inputdaten der Szenarien

Szenario 1 Szenario 2
Fokus Methan Fokus Wasserstoff
Gasbedarf in TWh 750 660
davon Erdgas 23 30
davon Biomethan 4 4
davon Wasserstoff 33 541
davon erneuerbares Methan 690 85

Im ersten Szenario féllt Gber 90 % des Gasbedarfs auf erneuerbares Methan, das vorwiegend
importiert wird. Es wird angenommen, dass ca. 17 % der Gasnachfrage mittels Flissiggas
bereitgestellt wird, sodass rund 620 TWh mittels des Fernleitungsnetzes zum Verbraucher
bzw. zum Verteilnetz transportiert wird. Diese Menge ist um mehr als 30 % geringer als die
aktuell durch die Leitungen transportierte Erdgasmenge.

Im zweiten Szenario ergibt sich eine Gesamtgasnachfrage von 660 TWh. Der
Wasserstoffbedarf liegt bei rund 540 TWh. In der Studie wird pauschal davon ausgegangen,
dass Wasserstoff stets verbrauchernah erzeugt wird und daher lediglich regionale Verteilnetze
notwendig sind. Dafur wird angenommen, dass das aktuelle Verteilnetz umgewidmet wird, um
den Wasserstoff zu transportieren. Das aktuelle Fernleitungsnetz wird ausschlieBlich fir den
verbleibenden Bedarf von Erdgas, Biomethan und erneuerbaren Methan verwendet, welcher
mit etwas Uber 30 TWh bei nur 3,5 % der heutigen Erdgasmenge liegt. Somit werden
insgesamt 22.000 km Leitungen stillgelegt. Die Option der Umwidmung der Fernleitungen wird
zwar genannt, jedoch im Rahmen der Studie ausgeschlossen. Abbildung 3.5 zeigt die im Jahr
2050 zu transportierenden Gasmengen in den jeweiligen Szenarien im Vergleich.
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Abbildung 3.5: Transportiertes Gas im Fernleitungsnetz in den Szenarien in TWh
(in Anlehnung an Wachsmuth et al. (2019))

Die infrastrukturellen Gesamtkosten auf Fernleitungsnetzebene belaufen sich auf 1 Mrd. € im
ersten Szenario sowie auf 4,7 Mrd. € im zweiten Szenario. Die héheren Kosten sind zu groBen
Teilen auf den Rlckbau der Leitungen und Verdichterstationen zurtickzufihren (3,5 Mrd. €).
Die fixen Betriebskosten sinken im dritten Szenario auf 0 — 100 Mio. € fur die verbleibenden
Transitleitungen, wahrend bei weiterer Nutzung des Netzes im Szenario Methan ca. 310 Mio. €
Betriebskosten anfallen.

Bewertung und Limitationen

Im Rahmen der Studie von Wachsmuth et al. (2019) wird ein Vergleich zwischen zwei
Szenarien hergestellt, die einen unterschiedlichen gasférmigen Energietrdger nutzen. Es
werden Bedarfe, Nutzung der Infrastruktur sowie Kosten der infrastrukturellen
Anpassungsbedarfe analysiert. Der Bereich der Erzeugung der Gase wird dabei nicht
betrachtet. Im Hinblick auf eine vermehrte Wasserstoffnutzung im Jahr 2050 (Szenario 2) wird
die Ausarbeitung dahingehend eingeschrankt, dass ein Ferntransport von Wasserstoff
ausgeschlossen wird. Eine Erzeugung musste dementsprechend dezentral stattfinden. Zudem
muss die Annahme, das Gasnetz fiir den Transport des verbleibenden Bedarfs von Erdgas,
Biomethan und erneuerbarem Methan zu nutzen, kritisch hinterfragt werden. Ein
Fernleitungsnetz flr diese geringe Menge zu erhalten und zu betreiben, erscheint eher
unrealistisch. Ein Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur wird innerhalb der Studie im Rahmen
eines Exkurses zwar aufgezeigt, jedoch nicht weiter ausgearbeitet.

Weitere Studien

Neben den bereits analysierten Studien gibt es weitere bedeutende Forschungsprojekte, die
im Folgenden in geringerem Umfang vorgestellt werden, da entweder nur qualitative
Ergebnisse veroffentlicht wurden oder sich das Projekt noch in der Entwicklungsphase
befindet.

Die 2050 Roadmap for Gas Grids (ENTSOG 2019) wurde von dem europaischen Verband der
Fernleitungsnetzbetreiber fir Gas (engl. European Network of Transmission System
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Operators for Gas, ENTSOG) erarbeitet. Ziel war es, den europaischen
Fernleitungsnetzbetreibern Maoglichkeiten aufzuzeigen, wie Gasmarkt und
Gasversorgungssicherheit mit dem Ziel der Dekarbonisierung des Gasmarktes kombiniert
werden kdnnen. Dabei werden drei Szenarien betrachtet, die aus Sicht des Verbandes mdglich
sind, um bis zum Jahr 2050 alle Treibhausgasemissionen vollstdndig zu vermeiden.
Im ersten Szenario ,Nur Methan” werden ausschlieBlich Erdgas, Biogas und erneuerbares
Methan in Endanwendungen verwendet. Die Nutzung von Erdgas und zum Teil auch von
Biogas wird dabei mit CCUS® kombiniert. Die Modellierung ergibt eine Infrastruktur mit
dezentraler Gasproduktion. Es wird — soweit méglich — Biogas erzeugt und importiert. Der
Beitrag des Wasserstoffes istim Rahmen der Produktion von erneuerbarem Methan als gering
anzusehen. Daher wird dieses Szenario Regionen mit hohem Potenzial an Biomethan sowie
geringem Potenzial flir PtG-Anlagen zugeordnet.

Das zweite Szenario ,Methan und Wasserstoff* lasst die Verwendung von Wasserstoff zu,
wobei sowohl eine Beimischung zu Methan als auch die teilweise oder vollstdndige Umstellung
auf Wasserstoff berticksichtigt wird. Die Herstellung des Wasserstoffes ist mittels Elektrolyse
oder Pyrolyse aus Erdgas mit anschlieBender Speicherung des CO. mdglich. Das Ergebnis
zeigt zundchst ein konzentriertes Wasserstoffautkommen in Regionen, in denen
Produktionsanlagen errichtet werden. Wasserstoff wird in der Industrie mit einer Beimischung
von 50 % sowie in weiteren Endanwendungen mit einem Anteil von 20 % verwendet.
Zusatzlich existiert eine dezentrale Produktion von Biogas und erneuerbarem Methan, ggf. in
Kombination mit CCUS. Einige wenige Erdgasleitungen werden auf den Transport von reinem
Wasserstoff umgestellt, um die direkte Nachfrage nach Wasserstoff zu bedienen.

Das dritte Szenario ,Nur Wasserstoff* basiert — bis auf wenige Ausnahmen in der chemischen
Industrie — auf einer reinen Wasserstoffnutzung. Die Modellierung ergibt eine vollstandige
Umwidmung der Gasinfrastruktur auf die Nutzung von Wasserstoff. Das bedeutet, es werden
sowohl alle Leitungen als auch alle Speicher und Endanwendungen auf die Nutzung von
Wasserstoff angepasst. Fir die wenigen Technologien, bei denen eine Umstellung nicht
maoglich ist, wird Biomethan oder erneuerbares Methan verwendet. Es stellt sich heraus, dass
in diesem Szenario eine zentrale Wasserstofferzeugung geeignet ist.

Die Roadmap zeigt mit ihren drei Szenarien Optionen auf, was fir Méglichkeiten bestehen, die
Treibhausgasneutralitat des Gassektors zu erreichen. Es werden dabei jedoch keine
spezifischen Vorschldge zum Umfang des Ausbaus und den zu verwendenden Technologien
gegeben. Aufféllig ist, dass in jedem der Szenarien CCUS aufgefiihrt wird, was den Umfang
der Netzkonfigurationsoptionen erweitert und auch die Nutzung von Erdgas weiterhin in
groBem Umfang ermdglicht.

Die Boston Consulting Group untersucht im Rahmen ihrer Studie Klimapfade 2.0 (Burchardt
et al. 2021) im Auftrag des BDI neben den zuklnftigen Bedarfen fir erneuerbare Gase und
Wasserstoff auch Optionen zur Herstellung sowie zum Transport dieser. Sie kommen, ahnlich
wie Bothe et al. (2017) und Hibner et al. (2021), zu dem Ergebnis, dass aus heutiger Sicht
der Transport von Gasen (Erdgas, erneuerbarem Methan und auch Wasserstoff) strukturell
glnstiger ist als der Transport von Strom. Daflr sprechen insbesondere die hohen
vorhandenen Transportkapazitaten des Gasnetzes. Daher empfehlen sie in ihrer Studie die

8 CCUS steht fiir CO,-Abscheidung, Nutzung und -Speicherung (engl. Carbon Capture, Utilisation and
Storage).
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Produktion von Wasserstoff in der Nahe von Stromerzeugungsanlagen und den
anschlieBenden Transport zum Verbraucher, statt zunachst den Strom zu transportieren und
die Elektrolyse vor Ort beim Anwender durchzufiihren. Die Modellierung fir Deutschland ergibt
eine Wasserstoffproduktion vorwiegend an der NordseekUste, was sich auf die Offshore-Wind
Kapazitaten zurlckflhren lasst. Der Wasserstoff wird anschlieBend Uber Leitungen zu den
Verbraucherschwerpunkten im Ruhrgebiet und in Stiddeutschland transportiert. Die Studie
verweist auf Basis ihrer Ergebnisse insbesondere darauf, dass eine hohe Anzahl an
Elektrolyseuren in SiUddeutschland vermieden werden sollte, um die bereits stark
beanspruchte Nord-Sid-Stromverbindung nicht noch weiter auszulasten sowie Kosten und
CO»-Emissionen aufgrund von Redispatch anderer Kraftwerke zu vermeiden. Gleichzeitig
muss die Versorgung mit Wasserstoff sichergestellt werden, da viele Verbraucher zur
Erreichung der Treibhausgasneutralitat bereits in naher Zukunft auf griinen Wasserstoff
angewiesen sind. Dafir kdbnnen wiederum vereinzelt dezentrale Elektrolyseanlagen notwendig
sein. Bei Gestaltung der Infrastruktur orientiert sich die Studie an den Planen des European
Hydrogen Backbone (siehe Abschnitt 3.2).

Der DVGW hat bereits in vergangenen Studien den Nutzen der Gasversorgung flr eine sichere
und bezahlbare Energieversorgung herausgestellt. Im Rahmen des DVGW-Leitprojektes
Roadmap Gas 2050, welches bis Mitte des Jahres 2022 angesetzt ist, wird innerhalb eines
Teilprojektes die Gasinfrastruktur konkreter betrachtet. Neben der Entwicklung der regionalen
Gasnachfrage werden Transformationspfade fir die Infrastruktur unter Berlicksichtigung der
erneuerbaren Gase erstellt. Der DVGW setzt dabei die Vorstellung eines intelligenten
Gasnetzes (als sogenanntes Smart Gas Grid) um. Zwischenergebnisse dieses Projektes sind
zum Zeitpunkt des Entstehens dieser Arbeit nicht 6ffentlich zugénglich, weshalb diese Studie
hier nicht weiter analysiert werden kann.

3.2 Visionare Wasserstoffinfrastrukturen im Vergleich

Die technische Machbarkeit der Umwidmung des Erdgasnetzes zur Nutzung von Wasserstoff
ist bereits umfangreich analysiert und bestatigt worden. Der im Dezember 2021 veréffentlichte
Bericht des Projektes Ready4HZ2, in dem 90 europaische Gasnetzbetreiber involviert sind,
belegt die materialseitige Eignung von 96 % der deutschen Gasleitungen fir die
Wasserstoffnutzung (Ready4H2 2021). In den letzten Jahren wurden bereits erste konkrete
Netzplane veroffentlicht. Wie bereits in Abschnitt 2.2.1 erwahnt, haben die FNB Gas im Zuge
des NEP 2020 — 2030 ein zukinftiges Wasserstoffnetz fir Deutschland entworfen und passen
dieses kontinuierlich an neue Erkenntnisse und Entwicklungen an. Des Weiteren hat die
Initiative European Hydrogen Backbone (EHB) im Juli 2020 im ersten Entwurf ein
europaweites Wasserstoffnetz prasentiert und dieses im April 2021 im zweiten Entwurf
weiterentwickelt. Da fir eine gesicherte und flachendeckende Versorgung
landertbergreifende  Transporte notwendig werden, ist eine gesamteuropaische
geostrategische Betrachtung bei infrastrukturellen Entscheidungen wie der Umwidmung des
Erdgastransportnetzes wichtig (Golling et al. 2017). Auf Basis der bereits genannten
Veréffentlichungen flhrte die Wirtschaftspriifungsgesellschaft KPMG AG eigene Analysen
durch, bei denen die aktuellen Forderprojekte der EU (engl. “Important Projects of Common
European Interest®, ,IPCEI*) einbezogen wurden. Die Ergebnisse wurden in einem Entwurf
eines Wasserstoffnetzes festgehalten. Auch das Forschungszentrum Julich skizzierte ein
zukinftiges Wasserstoffnetz fir Deutschland. Im Folgenden werden die verschiedenen
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Wasserstoffnetze prasentiert, ihr Entwicklungsvorgehen vorgestellt und wesentlichen
Ergebnisse erfasst. Die Netzplane werden unter Berlcksichtigung der Parameter Netzlange,
Kosten, Neubau- bzw. Umwidmungsanteil und Importoptionen ausgewertet.

Fernleitungsnetzbetreiber Gas

Das visiondre Wasserstoffnetz der Fernleitungsnetzbetreiber Gas wurde erstmalig im Zuge
des NEP 2020 — 2030 entwickelt. Als Grundlage fir das Netz diente zum einen die Studie zur
Regionalisierung von PtG-Leistungen fir den Szenariorahmen NEP Gas 2020 — 2030 (Ffe
2019) sowie eine Marktabfrage fUr Projekte im Bereich erneuerbare Gase. Der Studie nach
sind Regionen mit guten Erzeugungsmdglichkeiten von Wasserstoff in Deutschland in
Mecklenburg-Vorpommern, Brandenburg, Schleswig-Holstein, Niedersachen und Nordrhein-
Westfalen zu finden. Der NEP sieht einen schrittweisen Aufbau des Netzes von Erzeugungs-
und Speicherstandorten im Norden hin zu groBen Verbrauchsschwerpunkten in West- und
Siddeutschland vor. Es wird zudem die Mdglichkeit einer Verbindung zu europaischen
Nachbarlandern aufgezeigt (FNB Gas 2021b). Mit dem NEP 2020 - 2030 wurde somit die
Grundlage fir die Planung eines Wasserstoffnetzes geschaffen, jedoch wurde keine
Netzsimulation durchgefuhrt. In den folgenden Jahren wurden daraufhin szenarienbasierte
Modellierungen durchgefiihrt sowie Zielvorgaben der Nationalen Wasserstoffstrategie
berlcksichtigt. Dadurch sind konkrete Aussagen zu GréBe und Kosten eines potenziellen
Netzes méglich. Die Ergebnisse der Modellierung fir ein zukinftiges Wasserstoffnetz wurden
far die Jahre 2030 (H2-Netz 2030) und 2050 (H2-Netz 2050) definiert und visualisiert. Die im
Folgenden vorgestellten Netze basieren auf den aktuellen Veréffentlichungen der Website der
FNB Gas (FNB Gas 2021d und FNB Gas 2021e).

Die FNB Gas gehen Gberwiegend von einer Umstellung der aktuellen Erdgasleitungen auf
Wasserstoff aus und erganzen diese gegebenenfalls mit neuen Leitungsabschnitten. Eine
Beimischung von Wasserstoff in das Methantransportnetz wird als nicht zielfGhrend
angesehen, da ein konstanter Wasserstoffanteil nicht zu jeder Zeit an jedem Ort sichergestellt
werden kann. Das kann fir Abnehmer sowie an Grenziibergangspunkten zu Nachbarstaaten
ein Problem werden, wenn diese nur bestimmte Beimischungsanteile zulassen. Eine
Separierung von Methan und Wasserstoff an diesen ,Endpunkten® des Netzes zur
Sicherstellung eines konstanten Wasserstoffanteils wéare sehr aufwendig. Da bereits
deutschland- und europaweit Leitungen fir den Gastransport existieren, sehen die
Fernleitungsnetzbetreiber in der Umwidmung neben dem technischen Vorteil im Vergleich zu
einer Beimischung auch einen volkswirtschaftlichen Vorteil im Vergleich zu einem Neubau. Bei
der Planung kann auf die Erfahrung der L-H-Gas Umstellung der letzten Jahre zurtickgegriffen
werden. (FNB Gas 2021c)

Die Modellierung basiert zu groBen Teilen auf dem Technologiemixszenario der dena-
Leitstudie (dena 2021), die auch als Grundlage fiir den NEP 2022 — 2032 verwendet wird. Da
die FNB Gas Wasserstoff aufgrund seiner energieeffizienteren Herstellung zuklnftig eine
héhere Bedeutung als erneuerbarem Methan zuordnen, modifizieren sie das Szenario
hinsichtlich einer stéarkeren Wasserstoffnutzung. Der angenommene Wasserstoffbedarf fir die
Jahre 2030 und 2050 ist Tabelle 3.6 zu entnehmen. Die Nachfrage der verschiedenen
Sektoren wird fur die Modellierung auf NUTS 2-Ebene regionalisiert. Die Netzentwicklung
erfolgte unter Berlcksichtigung des Ziels der Klimaneutralitat bis 2050. Im Hinblick auf das
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neue deutsche Klimagesetz kann die Umsetzung laut FNB Gas auch bereits bis zum Jahr
2045 erfolgen.

Tabelle 3.6: Ubersicht der Kennzahlen des Wasserstoffbedarfs im Jahr 2030 und 2050 nach Sektoren

(FNB Gas 2021c)
2030 2050
Wasserstoffbedarf in TWh 71 504
davon Industrie k.A. 340
davon Verkehr k.A. 95
davon private Haushalte/ Gewerbe k.A. 22
davon Umwandlung k.A. 47

Im Jahr 2030 wird der Wasserstoffbedarf auf rund 70 TWh geschétzt, wovon der gréBte Teil
in der Industrie entsteht. Es handelt sich dabei sowohl um energetischen als auch stofflichen
Bedarf, der Bedarf zur Erzeugung von erneuerbarem Methan ist nicht bericksichtigt. Zudem
wird angenommen, dass die Nachfrage im Bereich Verkehr und Warme gering ist und daher
im Jahr 2030 Uberwiegend dezentral erzeugt wird (konkrete Werte fir die Sektoren fir das
Jahr 2030 sind nicht verdffentlicht). Bis zum Jahr 2050 steigt der prognostizierte
Wasserstoffbedarf auf rund 500 TWh, wovon neben der Industrie als Haupteinsatzgebiet auch
Wasserstoff fir den Verkehrs- und Warmesektor transportiert wird. Erneuerbarem Methan wird
eine vergleichbare Nachfragemenge unterstellt, sodass auch weiterhin Erdgasleitungen fir
den Methantransport zurlickgehalten werden.

Das erhaltene Wasserstoffnetz besteht im Jahr 2030 aus 3.700 km umgewidmeten
Erdgasleitungen sowie 1.400km neu gebauten Leitungen und ermdglicht eine
Spitzenabnahme von 10 GWh/h. Die notwendigen Investitionen bis zum Jahr 2030 werden mit
6 Mrd. € angenommen. Bis zum Jahr 2050 wird das Wasserstoffnetz auf eine Grof3e von
13.300 km ausgeweitet werden, wovon Uber 80 % der Leitungen umgewidmet werden. Es
kann eine Spitzenabnahme von 110 GWh/h Wasserstoff Uber das Netz transportiert werden.
Die Investitionskosten fir das Wasserstofftransportnetz (ohne Beriicksichtigung der Offshore-
Leitungen) liegen bis zum Jahr 2050 bei ca. 18 Mrd. €. Im Vergleich zu den Ausbauplanen fur
das Stromnetz, bei dem bereits bis 2035 bis zu 76,5 Mrd. € anfallen, ist dies weniger als ein
Viertel der Kosten. Die Ergebnisse der Modellierung sind in Tabelle 3.7 zusammenfassend
dargestellt.

Tabelle 3.7: Ubersicht Ergebnisse fiir das Jahr 2030 und 2050

2030 2050
Spitzenabnahme in GWh/h 10 110
Netzlange in km 5.100 13.300
davon umgewidmet 3.700 10.640
Investitionskosten in Mrd. € 6 18

Eine visuelle Darstellung der Wasserstoffnetze inklusive Kennzeichnung der ermittelten
Verbrauchsschwerpunkte und Speichermdglichkeiten fir die Jahre 2030 und 2050 ist
Abbildung 3.6 zu entnehmen.
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Abbildung 3.6. Visiondre Wasserstoffnetze der Jahre 2030 und 2050
(FNB Gas 2021d und FNB Gas 2021e)

Die in der Karte abgebildeten Leitungen stellen eine schematische Ubersicht da und kénnen
sowohl fur eine Leitung als auch fir mehrere parallele Leitungen stehen. Zu erkennen ist, dass
zunachst Verbrauchsschwerpunkte der Industrie mit Speichern oder Offshore-
Erzeugungsanlagen verbunden sowie Anbindungen an die Niederlande, Tschechien und
Frankreich geschaffen werden. Die Umwidmung startet vorwiegend in Niedersachsen und
Nordrhein-Westfalen. Bis 2050 werden die Verbindungen zu Nachbarldandern und das Netz
innerhalb Deutschlands in dstliche und sidliche Richtung ausgeweitet und starker vermascht.

Die Speicherleistung durch die Umwidmung von existierenden Erdgasspeichern in
Deutschland wird fiir das Jahr 2050 auf 69 GW festgesetzt und entfallt Gberwiegend auf den
norddeutschen Raum. Das gesamte Arbeitsgasvolumen belduft sich auf 10,6 Mrd. Nms3, was
einer Energiemenge von 32 TWh entspricht.

Die Nachfrage nach Wasserstoff wird in der Modellierung hauptsachlich tber Importe und in
geringen Mengen durch inlandische Erzeugung gedeckt. Die mdglichen Importleistungen aus
europaischen Nachbarlandern sind in Tabelle 3.8 dargestellt.
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Tabelle 3.8: Importleistungen des Wasserstoffnetzes im Jahr 2050 in GW

Mogliche Importleistung

Gesicherte Erzeugung

in GW in GW

Danemark/ Schweden 17,0 -
Nord

Norwegen 17,0 17,0

Russland 17,0 17,0
Ost Polen/ Finnland 11,0 -

Tschechische Republik 11,0 -

Schweiz 8,5 -
Siud Frankreich 15,5 4.2

Osterreich 10,0 -

Niederlande 19,7 4,2
West

Belgien 4,2 -
Gesamt 130,9 424

Die installierte Elektrolyseleistung wird im Jahr 2050 mit 63 GWe. angenommen. Die
produzierte Energiemenge liegt bei 164 TWh. Abbildung 3.7 zeigt die mdgliche Verteilung der
Wasserstofferzeugungsanlagen auf NUTS-2-Ebene und verdeutlicht, dass der Norden
Deutschlands als Erzeugungsschwerpunkt hervorgeht. Aufgrund der Néahe und Anbindung zu
Offshore-Anlagen weisen insbesondere Niedersachen und Mecklenburg-Vorpommern eine
hohe Einspeiseleistung auf. Die Lage der Erzeugungsanlagen orientiert sich demnach
vorwiegend an den Standorten der erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen.
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Abbildung 3.7: Verteilung der installierten Leistung an Erzeugungsanlagen im Jahr 2050

(FNB Gas 2021e)

European Hydrogen Backbone

An der Entwicklung des European Hydrogen Backbone (EHB) der European Hydrogen
Backbone Initiative (Wang et al. 2021b) sind 23 Gasnetzbetreiber aus 21 européischen
Landern beteiligt. Dazu gehdren unter anderem die Fernleitungsnetzbetreiber Open Grid
Europe GmbH, Gasunie Deutschland und Ontras Gastransport GmbH, die in Deutschland fur
den gréBten Teil des Fernleitungsnetzes zustandig sind.

Im Rahmen der Entwicklung des Wasserstoffnetzes wurde keine eigene Modellierung von
Wasserstoff- und Erdgasflissen durchgefiihrt. Es werden die Studie vom Gas for Climate
Konsortium Analysing future demand, supply, and transport of hydrogen (Wang et al. 2021a)
und, falls vorhanden, die jeweiligen Nationalen Wasserstoffstrategien bertcksichtigt, die
existierende Infrastruktur analysiert sowie die in Europa gemeldeten Wasserstoffprojekte
evaluiert. Ausgehend davon wurde ein Szenario entwickelt, wie unter Berlcksichtigung der
technischen Machbarkeit eine zukinftige Wasserstoffinfrastruktur entstehen kann. Dabei wird
hervorgehoben, dass kein finaler Planungsentwurf entwickelt wurde, sondern es sich um eine
Vision eines Wasserstoffnetzes handelt, die von den Angebot- und Nachfragedynamiken der
weiteren Entwicklung des Energiesystems abhangig ist. Zudem sind die Plane und Strategien
der europdischen Lander sowohl im zeitlichen Rahmen als auch im Umfang der Ausfihrung
sehr unterschiedlich.

Das EHB basiert — wie auch das Netz der FNB Gas — auf einer Umwidmung des bestehenden
Erdgasnetzes zur Nutzung von Wasserstoff. Die Umwidmung ist nach Angaben der EHB
Initiative zu 10 — 35 % der Kosten eines Neubaus mdglich. Die dem EHB zugrunde liegende
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Studie zur Entwicklung des zuklnftigen Gas- und Wasserstoffmarkts (Wang et al. 2021a) stellt
zunéchst die Bedeutung von Erdgas als wichtigem Bestandteil des Energiesystems bis in die
2030er heraus, um eine Versorgungssicherheit zu garantieren. Langfristig wird jedoch
Wasserstoff als bedeutender Energietrager fir alle Sektoren und als Ergadnzung zum Strom
gesehen, um groBe Mengen erneuerbare Energien in das Energiesystem zu integrieren.
Daher setzt das EHB ausgehend vom Status Quo den Beginn des Umwidmungsprozesses in
den kommenden Jahren voraus. Die genaue Entwicklung ist nicht vorherzusagen, da im Zuge
der Umsetzung Erdgas und Wasserstoff um die vorhandenen Leitungen konkurrieren und die
Schnelligkeit der Umwidmung von der Marktentwicklung und der politischen Unterstiitzung
abhéangig ist. Der Umfang des Ausbaus des EHBs wird vorerst fur die Jahre 2030, 2035 und
2040 definiert. Es wird jedoch eine weitere Entwicklung tber das Jahr 2040 hinaus erwartet,
die noch nicht Teil der Studie ist.

Der Wasserstoffbedarf fir Deutschland wird im Rahmen des EHB fur das Jahr 2040 mit
300 TWh angesetzt. Eine Ubersicht iiber die Verteilung nach Sektoren gibt Tabelle 3.9.

Tabelle 3.9: Ubersicht Kennzahlen Wasserstoffbedarf im Jahr 2030, 2035 und 2040 nach Sektoren

2030 2035 2040
Wasserstoffbedarf in TWh
davon Industrie 61 k.A. 183
davon Verkehr 3 9 20
davon Gebaude k.A. k.A. k.A.
davon Energie k.A. k.A. 78

Im Jahr 2030 besteht das EHB europaweit aus 11.600 km Wasserstoffleitungen, die
Uberwiegend aus vorhandenen Erdgasleitungen entstehen. Abbildung 3.8 zeigt die Leitungen
sowie potenzielle Speicherstandorte des EHB im Jahr 2030. Bereits in der Karte
aufgenommen ist die zuklnftige Anlage des Fernleitungsnetzbetreibers Gasuni Deutschland,
der bis zum Jahr 2030 eine Offshore Wasserstoffproduktion nahe Helgoland in der Nordsee
plant. Die Leitungen sind gréBtenteils in Nord- und Westdeutschland, der Niederlande sowie
Belgien zu finden. In anderen europaischen Landern entwickeln sich einzelne Netzabschnitte
wie beispielsweise in Italien eine Nord-Sid-Verbindung.
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Abbildung 3.8: European Hydrogen Backbone im Jahr 2030 (Wang et al. 2021b)

Bis zum Jahr 2035 erfolgt sowohl deutschland- als auch europaweit eine Ausweitung des
Wasserstoffnetzes, die in Abbildung 3.9 dargestellt ist. Es werden bereits deutlich mehr
Regionen abgedeckt und viele Verbindungen Uber Landesgrenzen hinaus geschaffen. Die
umfangreiche Erweiterung des Wasserstoffnetzes im Vergleich zum EHB 2030 spiegelt die
Notwendigkeit wieder, den Gassektor zligig zu dekarbonisieren.

Es werden zum Jahr 2035 Verbindungsleitungen aus Nord- und Sldeuropa, die nach Wang
et al. (2021b) Regionen mit reichhaltigen Ressourcen an erneuerbaren Energien (Norden
Offshore-Wind und Siden Photovoltaik) darstellen, zu Energienachfragezentren und
Regionen mit Speichermdglichkeiten geschaffen. Als bedeutende Importroute nach
Deutschland wird die Verbindung von der Ukraine Uber die Slowakei und die Tschechische
Republik gesehen. Da in der Ukraine sowohl gute Bedingungen fir Wind- als auch fir
Solaranlagen bestehen, ist dort eine Installation von Elektrolyseuren sinnvoll sowie ein Betrieb
mit hoher Auslastung moglich. Zudem existieren bereits Leitungen mit groBen Durchmessern
Richtung Zentraleuropa, die umgewidmet werden kénnen. Auch die existerende Verbindung
von ltalien Giber Osterreich, die Slowakei und die Tschechische Republik wird dem EHB nach
bereits 2035 umgewidmet. Voraussetzung daflr ist, dass die Erdgasflisse zurlckgehen,
sodass eine von zwei bereits bestehenden parallelen Leitungen dieser Verbindung zur
Wasserstoffnutzung frei wird.
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Abbildung 3.9: European Hydrogen Backbone im Jahr 2035 (Wang et al. 2021b)

Eine weitere Importroute ist aus stdwestlicher Richtung durch Spanien und Frankreich
abgebildet, die Afrika oder die Iberische Halbinsel als Quelle mit Deutschland verbindet. Die
Initiative 2x40 GW fordert eine alleinig flir den Export nach Europa bestimmte
Elektrolysekapazitat von 8 GW in der Ukraine sowie 24 GW in Nordafrika. Des Weiteren sind
die Offshore Potenziale in der Nord- und Ostsee wichtige Bestandteile der Wasserstoffplanung
des EHBs. Beispielsweise plant der danische Netzbetreiber Energinet bis 2035 10 GW
zusatzliche Offshore Windenergiekapazitét in der Nordsee, um eine Elektrolyseleistung von
5 — 8 GWe zu ermdglichen. In der Ostsee ist fir diesen Zeitraum die Entwicklung von 93 GW
Offshore Kapazitdt geplant, bei der Wasserstoff als Speicher- und Transportmittel der
erzeugten Energiemengen eine wichtige Rolle spielen soll.

Das fur 2040 entwickelte europaische Wasserstoffnetz der EHB Initiative ist Abbildung 3.10 zu
entnehmen. Es hat eine Gesamtlange von 39.700 km und besteht zu 69 % aus umgewidmeten
Erdgasleitungen mit einem maximalen Durchmesser von 610 — 914 mm.

48



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

_/' ey
/ Muriich Vienna

/[

— Umgewidmete Leitungen A Potenzielle Speicher (Salzkavernen) Offshore
Neugebaute Leitungen A Potenzielle Speicher (Aquifere) Produktionsstatte
------ Unterwasserleitungen Potenzielle Speicher (ausgefdrderte
(umgewidmet oder neu) Erdgasfelder)
------ Export-/Importleitungen
(umgewidmet)

Abbildung 3.10: European Hydrogen Backbone im Jahr 2040 (Wang et al. 2021b)

Die zusatzlichen Leitungen verbinden die einzelnen Abschnitte weiter zu einem vermaschten
Netz als Teil eines paneuropaischen integrativen Energiesystems. Innerhalb Deutschlands ist
der gréBte Teil des Um- bzw. Aufbaus bereits bis 2035 umgesetzt, bis 2040 werden weitere
Importverbindungen von Belgien, aus der Schweiz, aus Osterreich und aus Nord- und Ostsee
geschaffen. Die Gesamtinvestitionen werden auf 43 — 81 Mrd. € geschéatzt und sind im
Verhéltnis zur gesamten europaischen Energietransformation als gering anzusehen. Die
Kenndaten des Netzes der jeweiligen Jahre sind in Tabelle 3.10 zusammengefasst.

Tabelle 3.10: Ubersicht Kennzahlen des EHBs

2030 | 2035 | 2040
Netzlinge in km 11.600 KA. 39.700
davon umgewidmet k.A. ‘ K-A. ‘ 27.390
Investitionskosten in Mrd. € 43 — 81

Die EHB Initiative erwartet auch nach 2040 eine weitere Entwicklung des Wasserstoffnetzes.
Bis zum Jahr 2050 wird die Installation von 180 GW Offshore Windenergieanlagen als mdglich
angesehen. Um diese in das Energiesystem zu integrieren, mussen die Wasserstoff- und die
elektrische Infrastruktur kombiniert werden, sodass eine bestmdgliche Ausnutzung erreicht
werden kann. Dafiir planen die Netzbetreiber flir Strom und fir Gas aus Danemark, den
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Niederlanden und Deutschland ein Hub-and-Spoke-Netzwerk, ein umfangreiches Netzwerk
mit zentralen Netzknoten, die zusatzlich Verbindungen zu GroBbritannien und Norwegen
beinhalten sollen. In der Kiistenregion sollen daftir bis 2050 Elektrolyseure mit einer Leistung
von 80 — 90 GW4 installiert sein. (Wang et al. 2021b)

KPMG

Die KPMG AG Wirtschaftsprifungsgesellschaft ver6ffentlicht in ihrem Whitepaper
Wasserstoffnetze (Salcher et al. 2021) ein Wasserstoffnetz, was unter anderem auf den
Planen der FNB Gas als auch des EHBs basiert. Zusatzlich dazu werden die IPCEI
Standortkarte des BMW:i®, die Karte des ENTSOG' sowie eigene Analysen berticksichtigt. Als
Grundlage wird der Wasserstoffbedarf in Deutschland fur das Jahr 2050 mit 600 TWh
angenommen und liegt damit Gber dem geschéatzten Bedarf der FNB Gas und des EHBs.

Da die zukilinftige Produktion des Wasserstoffes laut KPMG an Standorten erfolgen soll, an
denen erneuerbare Energien zur Elektrolyse oder Erdgas zur Dampfreformierung zur
Verflgung stehen, entsteht ein hoher Transportbedarf. Die Standortwahl der
Erzeugungsanlagen wird damit begriindet, dass der Energietransport mittels Wasserstoff
kostenglnstiger ist als mittels Strom. (Breloer 2021)

Fur die Zeitschritte 2025, 2030 und 2040 wird ein europaweites Netz skizziert, welches zu
groBen Teilen aus umgewidmeten Erdgasleitungen besteht. Abbildung 3.11 zeigt die bereits
existierenden  Wasserstoffleitungen, Standorte von Raffinerien, der Stahl- und
Chemieindustrie sowie potenzielle Leitungen und Speicherstandorte fur Wasserstoff in
Deutschland.

9Das erste IPCEI umfasst 62 deutsche GroBvorhaben zur Wasserstofferzeugung, -infrastruktur,
Nutzung in der Industrie sowie im Bereich Mobilitét. Die zugehdrige Standortkarte ist abrufbar unter
https://www.bmwi.de/ (letzter Zugriff: 31.01.2022).

10 Die Karte ist abrufbar unter https://www.entsog.eu/ (letzter Zugriff: 31.01.2022).
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Abbildung 3.11: Visiondres Wasserstoffnetz fiir 2050 der KPMG AG (Salcher et al. 2021)

Die Karte zeigt, dass das Wasserstoffnetz - dhnlich zu den Netzentwicklungen der FNB Gas
und dem EHB - zunachst in Niedersachsen und Nordrhein-Westfalen aufgebaut wird. Das
bereits bestehende Netz im Westen wird an umgewidmete Leitungen aus Niedersachsen
angeschlossen und erhélt eine Verbindung zu den geplanten PtG-Anlagen und Speichern. Bis
2040 entstehen Transportleitungen durch ganz Deutschland sowie Verbindungen in alle
Nachbarlander und in die Nord- und Ostsee. (Salcher et al. 2021)
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Forschungszentrum Jiilich

Einen anderen Ansatz wéahlt das Forschungszentrum Jilich (FZ Jdlich) in ihrer Studie Wege
fur die Energiewende. Kosteneffiziente und klimagerechte Transformationsstrategien flr das
deutsche Energiesystem bis zum Jahr 2050 (Robinius et al. 2020). Robinius et al. (2020)
konzipieren eine Wasserstoffinfrastruktur fir Deutschland und gehen dabei — im Gegensatz
zu den FNB Gas und dem EHB — von einem Aufbau einer vollstandig neuen Infrastruktur fur
Wasserstoff aus. Im Rahmen der Studie werden flir zwei verschiedene Szenarien
Wasserstoffbedarfe ermittelt und darauf aufbauend die Infrastruktur entwickelt. Die Szenarien
unterscheiden sich in der Zielsetzung der Treibhausgasemissionsreduktion und orientieren
sich an den alten Klimaschutzzielen (80%ige — 95%igeTreibhausgasreduktion). Das Szenario
mit 80%iger Reduktion ist fernab der neuen Ziele und wird hier daher nicht weiter betrachtet.
Das entwickelte Netz des Szenarios einer 95%igen Treibhausgasreduktion ist in Abbildung
3.12 dargestellt.

Ubertragungsnetz —— 801-1.150 mm Verteilnetz
—— 90-500 mm — 1,151 — 1.500 mm o Hafen
— 501-800mm e 1.501 — 1.850 mm * Elektrolyseur

Abbildung 3.12: Wasserstoffinfrastruktur im Szenario 95 im Jahr 2050 (Robinius et al. 2020)
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Das Wasserstoffnetz hat auf Fernleitungsebene eine Lange von 12.200 km und ein Verteilnetz
von 41.900 km Lange, unter Annahme eines Wasserstoffbedarfs von 400 TWh. Dabei werden
bis auf die mdgliche Nutzung bei der Stahlerzeugung alle nicht energiebedingten Bedarfe
vernachlassigt und nur die energetische Wasserstoffnutzung beriicksichtigt (vgl. Tabelle 3.11).

Tabelle 3.11: Ubersicht der Kennzahlen des Wasserstoffbedarfs im Jahr 2050 (Markewitz 2020)

2050

Wasserstoffbedarf in TWh 396
davon Industrie (nur energetischer Bedarf) 133
davon Verkehr 145
davon Gebaude 27
davon Energie 91

Zusétzlich sind die Pipelinedurchmesser definiert, die zwischen 90 mm und 1.850 mm liegen.
Die Speicherkapazitat wird mit 67 TWh angegeben, wobei die Standorte der Speicher nicht in
der Karte hinterlegt sind. Es ist zu erkennen, dass die inlandische Produktion zentralisiert in
Norddeutschland in Kistennahe erfolgt. Dazu wird eine inldndische Elektrolyseleistung von
62 GW aufgebaut. Der Import von Wasserstoff, der Uber die Hélfte des Bedarfes (219 TWh)
deckt, erfolgt mittels Flissiggastankern Gber den Seeweg ebenfalls ausschlieBlich in
Norddeutschland. Der importierte Wasserstoff kommt dabei zur Halfte aus Irland, zu groBen
Teilen auch aus Norwegen und GroBbritannien sowie zu kleinen Teilen aus Island. Importe
Uber Pipelines finden nicht statt. Auffallig ist die Pipeline entlang der Nord-Sid-
Transportrichtung mit einer hohen Ubertragungskapazitit (1.850 mm Durchmesser) als
Verbindung von Erzeugungs- und Importstandorten in Niedersachen mit den
Industriestandorten in Nordrhein-Westfalen, Hessen, Baden-Wurttemberg und Bayern. In der
Studie wird zusétzlich der Transport per LKW betrachtet, welcher der Karte nicht zu
entnehmen ist. (Robinius et al. 2020)

Vergleich

Die Netzplane der Fernleitungsnetzbetreiber und das European Hydrogen Backbone sind in
den Grundzigen ahnlich. Da an der Erstellung des EHBs die gréBten deutschen
Fernleitungsnetzbetreiber beteiligt waren, sind groBe Schnittmengen bei den Ergebnissen
erwartbar. Das Netz der FNB Gas weist fir Deutschland bereits mehr Leitungen auf. Das von
KPMG entwickelte Netz ist vergleichbar mit dem EHB und liefert keine neuen Erkenntnisse.
Es wird daher im folgenden Vergleich nicht weiter betrachtet. Dagegen hat die vom FZ Jilich
entwickelte Wasserstoffinfrastruktur einen grundlegend anderen Verlauf, da sie nicht auf der
bestehenden Erdgasinfrastruktur basiert. Die Kenndaten zu den Netzen sind in Tabelle 3.12
gegenubergestellt.

Beim Vergleich muss berilcksichtigt werden, dass die FNB Gas und das FZ Jllich das Zieljahr
2050 angenommen haben, wobei die FNB Gas eine Verklrzung auf das Jahr 2045 im Zuge
des neuen Deutschen Klimaschutzgesetzes als realisierbar ansehen. Im EHB dagegen ist das
Netz bis zum Jahr 2040 entwickelt, jedoch wird fir die Folgejahre eine weitere Entwicklung
angenommen. Es ist also davon auszugehen, dass das EHB im Jahr 2045 weitere Leitungen
dazugewinnt. Zudem sind im Rahmen des EHB nicht immer exakte Daten fir Deutschland
angegeben. Beispielsweise ist die Lange des Leitungsnetzes nur flr ganz Europa festgesetzt.

53



3 Die zukunftige Rolle der Gasinfrastruktur

Die Lange der zu Deutschland zugehérigen Leitungen wurde daher lediglich anhand der Grafik
abgeschatzt. Da die Tendenz zuklnftig in einer Umwidmung des bestehenden Erdgasnetzes
liegt, wird der geografische Aufbau des entwickelten Netzes des FZ Julich im weiteren Verlauf
nicht weiter analysiert.

Tabelle 3.12: Kernelemente der visiondren Wasserstoffinfrastruktur der FNB Gas und der EHB-

Initiative

FNB GAS EHB FZ JULICH
Zieljahr 2050 (bzw. 2045) 2040 2050
Gesamtbedarf H2 in »
Deutschland in TWh 504 300 400
Leitungslingen in km 13.300 (D) (02947980(55)[)) 12.200 (D)
Anteil umgewidmeter
Leitungen in % 83 69 0
Inlandische Elektrolyse-
leistung in GWg, 63 KA. 62
Inlandisch erzeugte H2-
Menge in TWh 164 k.A. 181
Inlandische Insbesondere BB,
Elektrolysestandorte NI, MV, SH Offshore (Nordsee) NI, MV, SH
Importleistung in GW 131 k.A. k.A.
Importenergie in TWh 340 k.A. 219

N DK, NL, NO, RUS,

Importlinder (nach EU- FR, NL, NO, RUS Stideuropa, IE, IS, NO, UK
Léndercode) Nordafrika
Speicherkapazitit in GW 69 k.A. 67
Kosten in Mrd. € 18 (D) 43 - 81 (EU) k.A.

Der zukiinftige Wasserstoffbedarf wird von den FNB Gas mit Gber 500 TWh als am hdchsten
eingeschéatzt. Die Differenz zum Bedarf des EHB lasst sich Uberwiegend auf den
Industriesektor (340 TWh vs. 183 TWh) zurlckfihren. Auch im Vergleich zum Bedarf des FZ
Julich wird der Industrie ein hdéherer Wasserstoffbedarf unterstellt, wobei diese sich bei
Beriicksichtigung der stofflichen Nachfrage weiter dem Bedarf der FNB Gas annahern wirden.
Die Leitungslange sowie die installierte Elektrolyseleistung und die Speicherkapazitaten sind
von den FNB Gas und dem FZ Jilich in der gleichen GréBenordnung angesetzt. Fir das EHB
fehlen diese Angaben. Die Kosten der Wasserstoffinfrastrukturen sind far Deutschland nur von
den FNB Gas mit 18 Mrd. € angegeben.

Abbildung 3.13 zeigt die visiondren Wasserstoffnetze der FNB Gas sowie das EHB fir
Deutschland im Vergleich zum aktuellen Erdgasnetz. Es ist erkennbar, dass die visionéren
Wasserstoffnetze auf den aktuellen Leitungen basieren. Auch die Grenzlbergangspunkte

11 Keine Berlicksichtigung des stofflichen Wasserstoffbedarfs.
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lassen sich bereits im heutigen Gasnetz wiederfinden. Die meisten Leitungen, die im H2-Netz
2050 oder EHB als Neubau definiert sind, sind ebenfalls bereits im aktuellen Netzplan
Leitungen zu finden. Es ist daher davon auszugehen, dass die jeweiligen vorhandene
Leitungen entweder keine Umwidmung zulassen oder fir den Methantransport beibehalten
werden sollen. Es wird dementsprechend eine Wasserstoffleitung parallel zur bestehenden
Leitung neu errichtet. Fir Strecken, die im visiondren Wasserstoffnetz zu finden sind und bei
denen im aktuellen Netz mehrere Leitungen nebeneinander existieren, lasst sich nicht sagen,
ob alle oder nur eine bzw. ein Teil der Leitungen fir den Wasserstofftransport umgewidmet
werden. Herausstechende Leitungen im Wasserstoffnetz der FNB Gas sind die bisher nicht
vorhandenen Verbindungen zwischen Bayern und Sachsen sowie zwischen Niedersachsen
und Sachsen-Anhalt. Im EHB sind diese nicht wiederzufinden, ebenso wie die Verbindungen
von Niedersachsen in die Ostsee. Umgekehrt lassen sich jedoch fast alle Leitungen des EHB
auch im vom FNB Gas entwickelten Netz wiederfinden. Insbesondere in Nordrhein-Westfalen
und Niedersachsen weist das Netz der FNB Gas eine deutlich detailliertere Auflésung auf.
Auffallig ist auch die westliche Leitung in Baden-Wurttemberg, die zwar in beiden Karten zu
finden ist, im EHB jedoch als neue Leitung mit Verbindung nach Hessen und in der Karte der
FNB Gas als umgewidmete Leitung nach Rheinland-Pfalz aufgeflhrt ist.
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Abbildung 3.13: Aktuelles Gas Fernleitungsnetz (links), H2-Netz 2050 der FNB Gas (Mitte) und das EHB 2040 (rechts)
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4 Methodik der Modellierung

Die im Rahmen dieser Arbeit durchgefiihrten Modellierungen dienen dazu, den Einfluss der
Berlicksichtigung von Gasnetzen als Mdoglichkeit des Energietransportes auf das
Energiesystem zu untersuchen. Ziel ist es, die Auswirkungen der Modellierung des Gasnetzes
auf das Design und den Betrieb eines klimaneutralen Energiesystems zu beleuchten und
wesentliche Effekte abzuleiten. Dazu wird sowohl ein Betrieb des Gasnetzes mit
erneuerbarem Methan als auch mit Wasserstoff betrachtet. Die Modellierung erfolgt mit Hilfe
des am IfES-EES'? existierenden Energiesystemtransformationsmodells (ESTRAM), welches
in Abschnitt 4.1 vorgestellt wird. In Abschnitt 4.2 werden die verschiedenen Méglichkeiten des
leitungsgebundenen Energietransportes beleuchtet und aufgezeigt, wie der Energietransport
im ESTRAM abgebildet wird. Abschnitt 4.3 dient der Darstellung der leitungsgebundenen
Importoptionen der Energietrédger Strom, Erdgas bzw. erneuerbarem Methan und Wasserstoff.
Zur Erreichung der Zielsetzung werden im Rahmen dieser Arbeit verschiedene Szenarien
modelliert, die abschlieBend in Abschnitt 4.4 definiert werden.

4.1 Energiesystem-Transformationsmodell (ESTRAM)

Das ESTRAM wurde im Rahmen des MET-Projektes'® des Leibniz Forschungszentrums
Energie 2050 entwickelt. Es ist ein lineares Optimierungsmodell, mit Hilfe dessen
Transformationspfade des européischen Energiesystems abgebildet werden kénnen. Dies
geschieht auf Basis des im Jahr 2018 existierenden Energiesystems und unter Verwendung
von Prognosen zu Bedarfs- und Kostenentwicklungen. Darlber hinaus kdénnen auch
zukunftige Energiesysteme nach dem ,grine Wiese® Ansatz, indem vorhandene
Komponenten des Energiesystems nicht berticksichtigt werden, optimiert werden.

Der Modellaufbau lasst sich grundsatzlich in zwei Bereiche clustern. Auf der einen Seite stehen
die Energietrager (z.B. Strom), die aus einer Quelle (z.B. Wind) oder mittels Imports in das
Energiesystem gelangen. Die Energietrdger kénnen mit Hilfe von Wandlern (z.B.
Elektrolyseur) umgewandelt und in Speichern gespeichert werden. Auf der anderen Seite
stehen die Verbraucher (z.B. Brennstoffzellenfahrzeug), die die Energietrager zur Befriedigung
des Bedarfs einer Anwendung (z.B. Mobilitat/StraBe) nutzen. Alle zugehérigen Technologien
und Bedarfe unterliegen im Modell einer rdumlichen Verteilung. Je nach gewiinschtem
Auflésungsgrad werden Komponenten in einem Knoten aggregiert. Innerhalb des
Energiesystems kdénnen Energietrager mittels vorgegebener Infrastruktur zwischen Knoten
transportiert werden. Dazu sind im ESTRAM die existierenden Strom- und Gasnetze hinterlegt,
sodass ein Transport der Energietrager Strom, Erdgas bzw. Methan und Wasserstoff mdglich
ist. Weitere Transportoptionen beispielsweise Uber StraBen oder Schienen werden nicht
abgebildet.

Das (ibergeordnete Ziel des Modells ist die Minimierung der Gesamtkosten (Ct°%) des
Energiesystems, die im ESTRAM aus Kapital- (C¢?P¢¥), Betriebs- und Wartungs- (€°™) und

12 |nstitut fir Elektrische Energiesysteme — Fachgebiet Elektrische Energiespeichersysteme, Leibniz
Universitat Hannover.
13 MET: Modellieren der Energiesystem-Transformation.

57



4 Methodik der Modellierung

Energietrager- bzw. Brennstoffkosten (C€4""7) der einzelnen Systemkomponenten iiber alle
Knoten (k € K) und Jahre (y € Y) bestehen. Die Zielfunktion ist in Gleichung 4.1 definiert.

Ctotal — Zy Zk C;gg,pex + C,?g,l + C}gg}rrier (41)

Dieses Ziel soll unter Einhaltung mehrerer Nebenbedingungen erreicht werden. Dazu gehért
beispielsweise die Deckung der Bedarfe der unterschiedlichen Anwendungen oder die
Begrenzung der COz-Emissionen. Die meisten Bedingungen lassen sich je nach
Anwendungsziel aktivieren, deaktivieren oder anpassen. Als EingangsgrdéBen sind unter
anderem Potenziale zum Zubau von erneuerbaren Energien sowie Endenergieverbrauche der
jeweiligen Energietrager hinterlegt. Die regionale Unterteilung erfolgt nach NUTS-Regionen,
wobei die hdchstmdgliche Auflésung die NUTS-3-Ebene darstellt.

Der Begriff ,Gas* wird im ESTRAM — anders als in Kapitel 2 und 3 dieser Arbeit —
stellvertretend flr Erdgas und erneuerbares Methan verwendet. Wasserstoff féllt nicht unter
den Begriff ,Gas“ und wird als separater Energietrdger betrachtet. Biomethan findet im
ESTRAM derzeit noch keine Verwendung. Daher werden im Folgenden die Begriffe ,Gas" und
~Wasserstoff‘ in Anlehnung an das ESTRAM getrennt genutzt.

4.2 Leitungsgebundener Energietransport und dessen
Modellierung im ESTRAM

Die Mdglichkeiten Energie zu transportieren sind vielféltig. Die bekanntesten Optionen sind
der Transport in Form von Strom, der Gastransport sowie der Transport von Warme. Fir diese
drei Energietrager existieren in Deutschland flachendeckend ausgebaute Netzsysteme, die
den jeweiligen Energietransport ermdglichen. Bisher sind die Energienetze autarke
Infrastrukturen. Aufgrund des starken Ausbaus der erneuerbaren Energien zur Erreichung der
Klimaziele ist jedoch ein intelligentes System notwendig, das die Nutzung der Energietrager
und dessen Infrastrukturen maéglichst effizient kombiniert. (Schulz 2020)

In der im Rahmen dieser Arbeit durchgefiihrten Modellierungen wird das Stromtransport- und
das Gastransportnetz bericksichtigt. Das Fernwarmenetz besteht aus einzelnen, zum Teil
stark lokalen Netzen, sodass diese im Kontext des Uberregionalen Transports keine
Beachtung finden. Auf die Nutzung weitere, nicht leitungsgebundene Mdglichkeiten wie der
Transport von flissigen Kraftstoffen oder flissigem Gas per Schiff oder LKW wird im Rahmen
dieser Arbeit nicht weiter eingegangen. Um die Ergebnisse im Anschluss interpretieren zu
kdnnen, wird im Folgenden zunichst ein Uberblick (ber die unterschiedlichen
Energietransportmdglichkeiten gegeben und die Implementierung im ESTRAM vorgestellt.
Dabei werden Aufbau der Netze beschrieben, flir den Transport relevante Eigenschaften der
Energietrager verglichen sowie Kosten und Effizienz des jeweiligen Transports analysiert.
AbschlieBend wird ein Einblick in die unterschiedliche Akzeptanz des jeweiligen
Energietransportes gegeben.

Technischer Aufbau der Netze

Das Gasnetz dient zum Transport von Erdgas respektive Methan von der Férderstatte zum
Verbraucher (vgl. Abschnitt 2.2.1). Es besteht innerhalb Deutschland und Europa
hauptséchlich aus unter der Erdoberflache verlegten Leitungen. Im Fernleitungsnetz wird das
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Gas mit einem hohen Druckniveau von bis zu 100 bar in Leitungen mit bis zu 140 cm
Durchmesser transportiert. Zum Teil existieren fir den Transport groBer Mengen mehrere
parallele Leitungen. Um ein weitestgehend stabiles Druckniveau zu erhalten, ist alle
100 - 200 km eine Verdichterstation vorgesehen (FNB Gas 2021a). Diese kann neben einer
Hauptleitung auch mehrere abzweigende Leitungen bedienen, sodass aufgrund der
Vermaschung des Transportnetzes bilanziell eine Station pro 560 km Transportleitung
existiert. Die GréBe der Verdichterstationen sowie die Anzahl der Kompressoren sind
abhangig vom Rohrdurchmesser und dem zu transportierendem Gasvolumen (Wachsmuth et
al. 2019). An Gasubernahmestationen, die das Fernleitungsnetz mit dem Verteilnetz
verbinden, sind Gasdruckregel- und Messanlagen vorzufinden, die das Druckniveau flr den
Transport im Verteilnetz reduzieren und die Gasmenge messen. Zusatzlich sind
Prozessgaschromatographen, die das Gas analysieren und brenntechnische Eigenschaften
bestimmen, installiert.

Das Verteilnetz wird nach Druckstufen in Hoch-, Mittel- und Niederdruckleitungen gegliedert.
Es Gbernimmt an den Gastibernahmestationen das Gas vom vorgelagerten Fernnetz, wo es
auf 25 bar (Hochdruck) entspannt wird. Die Hochdruckleitungen versorgen entweder direkt
mittelgroBe Industriekunden oder transportieren das Gas zu den Mittel- und
Niederdruckleitungen. An den Ubernahmestellen wird das Gas in Gasdruckregelanlagen
erneut auf ein niedrigeres Druckniveau entspannt, auf 16 bar fir Mitteldruckleitungen oder auf
60 mbar fir Niederdruckleitungen. Aus der Mitteldruck- und Niederdruckstufe werden alle
weiteren Nachfrager wie kleinere Industriekunden, private Haushalte, Gewerbekunden oder
Tankstellen versorgt. (Schulz 2020)

Die maximale Last des gesamten Netzes tritt im Winter auf, wenn ein hoher Bedarf an Gas zu
der Erzeugung von Raumwarme existiert, wahrend die Auslastung im Sommer eher gering ist
(Wachsmuth et al. 2019). Die dem Gasnetz entnommene Energie lag nach der BNetzA (2021)
im Jahr 2020 bei insgesamt 940 TWh, davon sind 200 TWh unmittelbar aus dem
Fernleitungsnetz an Verbraucher und 740 TWh Uber das Verteilnetz ausgespeist worden.
Zuséatzlich wurden weitere 814 TWh Gas in Nachbarlédnder exportiert (vgl. Abschnitt 2.2.1). Da
im Rahmen dieser Arbeit der Uberregionale Transport innerhalb Deutschlands betrachtet wird,
wird sich im Folgenden stets auf den Transport im Fernleitungsnetz bezogen.

Das Stromnetz dient zum Transport und zur Verteilung von elektrischer Energie Uber
Freileitungen und Erdkabel vom Erzeuger hin zum Verbraucher. In der Regel erfolgt die
Ubertragung mittels Dreiphasenwechselstrom mit einer Netzfrequenz von 50 Hz. Fiir weite
Entfernungen oder bei Seekabeln erfolgt die Energielbertragung aufgrund geringerer
Ubertragungsverluste zum Teil auch mittels Gleichstroms. Vergleichbar zu den Druckstufen
im Gasnetz existieren unterschiedliche Spannungsstufen, die Uber Transformatoren in
Umspannwerken miteinander verbunden sind. Die Uberregionale Ubertragung des Stroms
erfolgt im Drehstromnetz im Ho6chstspannungsbereich von 220kV und 380 kV
(Ubertragungsnetz). AnschlieBend wird der Strom Uber das Verteilnetz auf Hoch- (110 kV),
Mittel- (bis 30 kV) und Niederspannungsebene (bis 1kV) zu den jeweiligen Verbrauchern
verteilt. (Schulz 2020)

Der Transport von Strom im Stromnetz ist aufgrund seiner besonderen Eigenschaften sehr
komplex. Es sind neben den zu berlcksichtigen GesetzmaBigkeiten auch zahlreiche
Anforderungen fur einen sicheren Netzbetrieb zu erfullen. Darunter fallen fir das
Ubertragungsnetz beispielsweise die Einhaltung der Kirchhoff'schen Regeln sowie des n-1-
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Kriteriums'. Eine umfangreiche Darstellung des Stromtransports in allen Netzebenen bietet
Schwab (2009).

Wie beim Gastransport wird im Folgenden ausschlieBlich die Ubertragungsnetzebene
betrachtet, auBer es wird sich explizit auch auf das Verteilnetz bezogen. Die Lange des
deutschen StromUbertragungsnetzes betragt im Jahr 2020 ca. 37.500 km, wovon Uber 90 %
auf Freileitungen fallen (BNetzA 2021). Die konventionellen Stromerzeugungsanlagen
konnten aufgrund der Standortunabhangigkeit stets verbrauchernah angeordnet werden,
sodass die Lange und die Transportkapazitat der Ubertragungsleitungen minimal gehalten
werden konnte. Mit zunehmender Anzahl an erneuerbaren Erzeugungsanlagen, die
vorzugsweise an wind- bzw. sonnenreichen Standorten installiert werden, wird ein hdherer
Transportbedarf erforderlich. AuBerdem sind erneuerbare Anlagen nicht wie konventionelle
Anlagen nur an der Hoch- und Héchstspannungsebene angeschlossen, sondern auch an
unteren Spannungsebenen. Dies erh6ht die Komplexitat des Netzbetriebes und erschwert die
Einhaltung der zulassigen Betriebsparameter wie beispielsweise Spannungsgrenzen. Durch
die hohe Volatilitdt der erneuerbaren Energien wird zudem die Netzauslastung weniger
planbar. Diesen sich verdndernden Anforderungen wollen Netzbetreiber unter anderem mit
vermehrter Bertcksichtigung der Gleichstromibertragung beim Netzausbau begegnen. (Mahr
et al. 2021)

Die dem Stromnetz entnommene Energie lag 2020 in Deutschland bei 460 TWh, wovon
27 TWh auf Industriekunden, die unmittelbar an das Ubertragungsnetz angeschlossen sind,
und 433 TWh auf Kunden des Verteilnetzes entfielen (BNetzA 2021).

Die in Deutschland installierten Transportkapazitaten von Gasleitungen Ubersteigen die der
Stromleitungen deutlich, da sich aufgrund der hohen Energiedichte von Gas einfacher gréBere
Energiemengen transportiert lassen. GroBe Gasleitungen wie beispielsweise die OPAL von
Mecklenburg-Vorpommern nach Sachsen oder die JAGAL von Brandenburg nach Thiringen
besitzen eine Kapazitat von tber 40 GW bzw. Uber 30 GW. Einzelne StromUbertragungs-
leitungen weisen dagegen eine Kapazitat von weniger als 5 GW auf (Burchardt et al. 2021).
Zukunftig wird aufgrund der steigenden Erzeugungskapazitaten an den windreichen Kisten
die Nord-Sud Transportrichtung von groBer Bedeutung sein. Das StromUbertragungsnetz
weist von Nord- nach Stddeutschland derzeit eine Transportleistung von 18 GW auf, wahrend
die fur diese Verbindung installierte Gastransportleistung von 75 GW mehr als das Vierfache
betragt. (Bothe et al. 2017)

Im ESTRAM ist der Transport von Strom, Gas oder Wasserstoff Uber die jeweiligen
Transportnetze mdglich. Die verwendeten Datensatze zur Abbildung des Strom- und des
Gasnetzes sind der Dokumentation des ESTRAMs zu entnehmen. Im Stromnetz werden
Leitungen der Spannungsebenen 110 kV, 220 kV und 380 kV zusammengefasst. Es werden
existierende und geplante Gleichstromleitungen berlcksichtigt, fur die eine Spannung von
380 kV angenommen wird. Das ESTRAM bietet im Rahmen der Modellparameter die Option,
den Stromfluss im Wechselstromnetz als linearen optimalen Leistungsfluss (engl. linear
optimal power flow, LOPF) darzustellen, um die Kirchhoff'schen Regeln zu berilcksichtigen.
Andernfalls erfolgt die Darstellung des Stromnetzes als sogenanntes Transportmodell, in dem

14 Das n-1-Kriterium ist ein Planungskriterium flr Ubertragungsnetze und dient der Netzsicherheit. Es
besagt, dass ein Ausfall einer Leitung im Ubertragungsnetz keine Unterbrechung der laufenden
StromUbertragung verursachen darf. (Winter et al. 2020)
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der freie Austausch von Strom zwischen Knoten erlaubt ist. Fir alle Transportnetze kann
zudem die Netzverflgbarkeit eingeschrankt werden. Dies wird vor allem beim Stromnetz
angewendet, um naherungsweise das n-1-Kriterium abzubilden (Winter et al. 2020). Die
verflgbare Kapazitat des Netzes wird daflir auf 70 % reduziert. Zusatzlich gehen mit einer
reduzierten Netzverflgbarkeit weitere positive Effekte wie die Vermeidung einer
unerwinschten hohen Last oder die Reservierung von Blindleistungskapazitat einher.

Technische Eigenschaften von Gas und Wasserstoff

Die Gasinfrastruktur wird nach aktuellen Studien sowie politischen Planen zuklnftig auch fur
den Wasserstofftransport genutzt (vgl. Abschnitt 3.2). Wasserstoff besitzt eine geringere
volumetrische Energiedichte als Erdgas bzw. Methan, sodass bei gleichem Druckniveau und
bei gleichem Volumenstrom weniger Energie transportiert wird. Die Energiedichte
unterscheidet sich je nach Druck unterschiedlich stark. Bei Normaldruck (1,01325 bar) besitzt
Methan eine Energiedichte von 9,97 kWh/m3. Die Energiedichte von Erdgas schwankt je nach
Herkunft zwischen 8,8 kWh/m3 und 10,4 kWh/m3. Wasserstoff dagegen hat lediglich eine
Energiedichte von 3 kWh/m3, was circa einem Drittel der Energiedichte von Methan entspricht.
Mit steigendem Druck erhdht sich die jeweilige Energiedichte. Bei Methan steigt diese jedoch
schneller als bei Wasserstoff und somit wird auch die Differenz der Energiedichten mit
steigendem Druck gréBer (Wachsmuth et al. 2019). Beim Transport von Wasserstoff wird
dementsprechend unter gleichen Bedingungen weniger Energie transportiert als beim
Transport von Erdgas bzw. erneuerbarem Methan. Um mit Wasserstoff die gleiche Leistung
wie mit Erdgas zu transportieren, kénnen unterschiedliche MaBnahmen ergriffen werden.
Beispielsweise kann der Druck erhéht werden, um eine hoéhere Energiedichte das
Wasserstoffes zu erhalten. Eine andere Médglichkeit ist die VergréBerung der
Leitungsdurchmesser, um den Volumenstrom des Wasserstoffes zu erhéhen. (Merten et al.
2020)

Muller-Syring et al. (2013) haben im Rahmen einer Studie den Einfluss der
Wasserstoffeinspeisung in das Erdgasnetz auf die Transportkapazitat und den Druckverlust
untersucht. In dieser Arbeit wird von einer vollstandigen Umstellung des Erdgasnetzes auf
Wasserstoff ausgegangen, weshalb lediglich die Randdaten von 0 % und 100 % Beimischung
von Wasserstoff relevant sind. In der Studie wird eine Erdgasleitung von 250 km Lange mit
einem Eingangsdruck von 80 bar betrachtet. Die Ergebnisse zeigen, dass je nhach Herkunft
des Erdgases'® der Volumenstrom beim Wasserstofftransport um das 3,1- bis 3,4-fache erhoht
werden misste, um die gleiche Transportkapazitdt zu erhalten wie das jeweilige Erdgas.
Wahrend bei Erdgas dabei der Druck um circa 14 % abfallt, findet beim Transport von
Wasserstoff ein Druckverlust von 23 - 27 % statt. Die Verdichterleistung ist daher beim
Wasserstofftransport um das 6,8- bis 8,6-fache hdher als die Verdichterleistung beim
Erdgastransport. Wird der Volumenstrom so angepasst, dass der Druckverlust beim
Wasserstofftransport dem Druckverlust beim Erdgastransport entspricht, wird dieser um das
2,5-fache erhéht. Die Transportkapazitat ist im Vergleich zu Erdgas dann 21 — 25 % geringer
(Maller-Syring et al. 2013). Diese Verringerung der Transportkapazitat bei Nutzung von

15 Es werden L-Gas aus den Niederlanden, H-Gas aus der Nordsee und aus Russland betrachtet.
Aufgrund der fortschreitenden L-Gas / H-Gas Umstellung werden die Ergebnisse des L-Gas
Transports an dieser Stelle vernachlassigt.
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Wasserstoff anstelle von Erdgas bzw. Methan im Gasnetz gilt als zentrale Herausforderung
bei der Umstellung der Infrastruktur (Wachsmuth et al. 2019).

Im ESTRAM kann das Gasnetz sowohl fiir den Methantransport als auch fir den Transport
von Wasserstoff genutzt werden. Ist der Wasserstofftransport erwinscht, wird ein
Umwidmungsanteil (p) Gber die Modellparameter vorgegeben. Die Umwidmung erfolgt linear
ausgehend vom Jahr 2025 bis zum Zieljahr. Dazu wird jede zwischen zwei Knoten existierende
Transportkapazitat (P™°™) anhand des zuvor festgelegten Umwidmungsanteils in eine Gas-
(PZoM™) und eine Wasserstoffleitungskapazitat (P79™) fur das Zieljahr aufgeteilt. Aufgrund der
unterschiedlichen Energiedichten von Methan und Wasserstoff wird zudem die verflugbare
Kapazitat der umgewidmeten Leitungen reduziert. Unter Annahme einer Energiedichte von
Wasserstoff (wy,) von 0,6 MWh/m?3 und einer Energiedichte von Methan (wg,s) von 2 MWh/m3
bei einem durchschnittlichen Druck von 20 bar, ergibt sich ein Verhaltnis von drei zu zehn. Die
Berechnung der verfligbaren Leitungskapazitat einer Wasserstoffleitung erfolgt demnach
durch die Multiplikation der Ursprungskapazitdt mit dem Faktor 0,3. Die Ermittlung der
jeweiligen Transportkapazitadten zwischen zwei Knoten wird in Gleichung 4.2 und 4.3
zusammengefasst.

Pias™ = P"™ + (1 —p) (4.2)
A A (4.3)

Unter Annahme eines beispielhaften Umwidmungsanteils von 75 % und einer existierende
Transportkapazitat von 10 GW wirden demnach 2,5 GW fir den Gastransport und 2,25 GW
fir den Wasserstofftransport zur Verfligung stehen.

Effizienz des Energietransports

Die in ein Transportnetz eingespeiste Energie entspricht grundsatzlich nicht der gleichen
Energiemenge, die bei Verbrauchern oder an Ubernahmestationen entnommen wird. Der
Transport von Energie verursacht Verluste, die je nach Energietrager und Transportoption
unterschiedlich ausfallen und von den Netzbetreibern so gering wie méglich gehalten werden.
Auch Wandler sowie die zwischenzeitliche Ein- und Ausspeicherung in Speichersysteme
verursachen Verluste. Im Folgenden werden die jeweiligen Verluste, die dem
Leitungstransport zugeordnet werden kdnnen, aufgezeigt. Verluste, die im Rahmen der
Speicherung oder an Ubernahmestationen bzw. Umspannwerken entstehen, werden nicht
explizit erlautert.

Beim Gastransport entstehen Verluste durch ungewollte bzw. unvermeidbare Gasemissionen
sowie durch den Energiebedarf der zum Transport notwendigen Verdichterstationen.
Gasemissionen sind auf unterschiedliche Ursachen zurlickzufihren. An den Leitungen kénnen
aufgrund hoher mechanischer Beanspruchung, Alterung oder Schaden an der Leitung
Leckagen entstehen, an denen Gas entweichen kann. Auch die Verbindungsstellen von
Leitungsabschnitten sowie Dichtungssysteme der Verdichter sind typische Punkte, an denen
Emissionen auftreten. Zuséatzlich dazu gibt es betriebsbedingte Emissionen, die bei Wartungs-
und Reparaturarbeiten entstehen (Miller-Syring et al. 2016). Aufgrund der starken
Treibhausgaswirkung des Methans liegt es nicht nur im Sinne der Netzbetreiber, die
Emissionen bestmdglich zu vermeiden. Zahlreiche Studien haben in den vergangenen Jahren
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versucht, die Erdgasemissionen bei Produktion, Speicherung, Transport und Verteilung zu
bestimmten (u.a. Muller-Syring et al. 2016, Goumas 2015, GroBe et al. 2020). Insgesamt wird
der Beitrag der Gasentweichungen zu den Treibhausgasemissionen als gering eingeschétzt.
Lelieveld et al. (2005) ermitteln anhand von Messungen und Hochrechnungen beim
Erdgastransport in Russland Verluste durch Leckagen von 0,7 % des transportierten
Gasvolumens bezogen auf das gesamte Transportnetz. GroB3e et al. (2020) gehen von einem
Transportverlust von 0,019 % pro 100 km aufgrund von ungewollten Emissionen aus.
Leckagen an Gasleitungen in Deutschland sind durch ModernisierungsmaBBnahmen der
Leitungen gegeniber dem Jahr 1990 bereits um 90 % zurtickgegangen (DVGW 2019). Daher
werden Verluste durch Leckagen insgesamt als vernachlassigbar angesehen (Urbansky
2017).

Im Zuge der Umwidmung der Erdgasleitungen zur Wasserstoffnutzung muss beachtet werden,
dass aufgrund von Wasserstoffversprédung die Rohre anfalliger fir Risse und
Beschadigungen werden. Um Verluste durch Emissionen weiterhin zu vermeiden, gibt es
umfassende Projekte, die die Wasserstofftauglichkeit der Erdgasleitungen priifen sowie
MaBnahmen zum Schutz der Leitungen ausarbeiten und umsetzen (u.a. Jankowsk 2021,
Fraunhofer 2020).

Der Transport von Erdgas im Fernnetz erfolgt bei hohem Druck, um mit einer hohen
Energiedichte groBe Energiemengen transportieren zu kénnen. Der Druck nimmt beim
Gastransport aufgrund der Reibung entlang der zu transportierenden Strecke ab, weshalb das
Gas immer wieder neu verdichtet werden muss. Der Betrieb der meisten Verdichterstationen
erfolgt durch Gasturbinen. Dafiir wird ein Teil des transportierten Gases aus den Leitungen
abgezweigt und kann im Hinblick auf die Effizienzbetrachtung des Transports somit als Verlust
gewertet werden (G6B 2017). Je nach Betriebszustand der Leitung und Art des Verdichters ist
der Energiebedarf fir den Antrieb unterschiedlich hoch. Von 54 Verdichterstationen im
deutschen Fernleitungsnetz werden 45 ausschlieBlich mit Gasturbinen betrieben. Die
restlichen Stationen verwenden Elektromotoren (sieben Stationen) oder eine Kombination aus
Gas und Strom (zwei Stationen). Der gesamte Verbrauch an Erdgas zum Betrieb der
Verdichterstationen lag in Deutschland im Jahr 2017 bei ca. 6,5 TWh (Bundestag 2017). G613
(2017) gibt an, dass bei einer Pipelinestrecke vom Férderort Russland zum Verbraucher in
Deutschland von 5.000 km circa 10 % des in die Pipeline eingespeisten Erdgases zum Betrieb
der Verdichterstationen verwendet wird. Das bedeutet, dass auf 100 km Transportverluste von
0,2 % anzunehmen sind. Eine &hnliche Annahme treffen Wachsmuth et al. (2019), die in ihrer
Studie pro Megawattstunde transportiertes Erdgas von einem Gasbedarf von 2,7 kWh zum
Betrieb der Verdichter ausgehen. Dies entspricht einem Verlust von 0,27 % pro
Verdichterstation. Miller-Syring et al. (2016) haben auf Basis von Daten der FNB Gas einen
Energiebedarf zum Gastransport von 0,1 % des transportierten Gases pro 100 km ermittelt.

FOr den Transport der gleichen Energiemenge Wasserstoff wie Erdgas wird aufgrund der
geringen Energiedichte eine gréBere Menge bendtigt. Hawkins (2006) nimmt an, dass auf
100 km 0,77 % des transportierten Wasserstoffs flir den Transport verbraucht wird. Merten et
al. (2020) beziehen sich in ihrer Studie ebenfalls auf Hawkins (2006) und nehmen fir den
Wasserstofftransport per Pipeline Verluste von 0,8 % pro 100 km an.

Die Verluste beim Stromtransport setzen sich aus ohm’schen Verlusten, Koronaentladungen
und Blindstromkompensation zusammen. Der grofte Anteil fallt dabei auf die Ohm’schen
Verluste. Da der elektrische Widerstand der Leitungen zu deren Erwarmung fihrt, ist eine
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Isolierung der Leitungen erforderlich. Bei Freileitungen ist dieses durch die umgebende Luft
gegeben. Die Verluste sind abhangig von dem durch die Leitung flieBenden Strom, welcher
mit der zu Ubertragenen Leistung bei konstanter Spannung ansteigt. Die Verlustleistung steigt
quadratisch zur Stromstarke und somit auch zur Ubertragenen Leistung. Durch hohe
Spannungen kann bei hoher Ubertragungsleistung der Strom und somit die Verlustleistung
klein gehalten werden. Eine weitere Moglichkeit zur Reduzierung der Verlustleistung ist die
Verringerung des Widerstands, was eine VergrdoBerung des Leiterquerschnitts bedeutet und
somit mehr Material und starkere Masten erfordert. Dieser Option sind daher technische und
wirtschaftliche Grenzen gesetzt. Freileitungen bestehen meist aus mehreren Leiterseilen, die
mit einer Stromstarke von bis zu 2 kA belastet werden kénnen (Paschotta 2022). Im Mittel
werden die Leitungen jedoch nur mit 30 — 50% des Grenzstroms belastet (Mller-Syring et al.
2013). Die maximale Belastung erfolgt aufgrund der Uberproportionalen Steigung der
Verlustleistung bei steigendem Strom in der Regel nur selten (Paschotta 2022).

Unabhangig von der Strombelastung kénnen an Freileitungen Verluste durch elekirische
Entladungen an die Luft, den Koronaentladungen, vorkommen. Diese bilden sich bei hohen
Feldstarken, weshalb Freileitungen als Blndelleiter ausgefiihrt werden und so die Feldstarke
gering gehalten wird. Zusatzlich fallen bei Drehstromleitungen Blindstréme an, die die
Leitungen belasten und weitere Verluste verursachen. Daher ist teilweise eine
Blindstromkompensation erforderlich. Bei der GleichstromUbertragung fallt kein Blindstrom an.
(Amprion 2021)

Die summierten Netzverluste im Jahr 2020 in Deutschland lagen laut BNetzA (2021) auf
Ubertragungsnetzebene bei 9,9 TWh. Fir das gesamte Stromnetz fielen Netzverluste von
27,2 TWh an. In der Literatur werden bei der Ermittlung der Transportverluste in der Regel nur
die ohmschen Verluste, Verluste durch Blindstréme sowie ggf. Umspannverluste betrachtet.
Verluste durch Koronaentladungen werden vernachléssigt, da diese vergleichsweise gering
sind (Oeding und Oswald 2016). Miller-Syring et al. (2013) geben die Verluste einer typischen
380 kV Freileitung mit einer mittleren Ubertragungsleistung von 600 MW (max.
Ubertragungsleistung 1.100 MW) mit 0,6 % pro 100 km Leistungslénge an. Da die Leitungen
innerhalb eines Jahres unterschiedlich stark ausgelastet sind, fallen bei héherer Auslastung
stérkere sowie bei niedrigerer Auslastung geringere Verluste an. Zwischen Verlusten und
Leitungslange kann nédherungsweise ein linearer Zusammenhang angenommen werden. Eine
Verdopplung der Leitungslange ruft demnach doppelt so hohe Verluste hervor (Miller-Syring
et al. 2013). Oeding und Oswald (2016) geben flr eine 380 kV Leitung bei vergleichbarer
Leistung Verluste von 1,3% pro 100 km an. Die héheren Verluste auf geringerer
Spannungsebene werden bei konkreter Betrachtung besonders deutlich. Fir eine 220 kV
Leitung liegen diese bereits bei 2,3 % pro 100 km, bei einer 110 kV Leitung bei 4,5 % pro
100 km (Oeding und Oswald 2016). Die Birgerdialog Stromnetz (2021) nennt
durchschnittliche Verluste einer 380 kV Leitung von 1,18 % pro 100 km. Die Energieverluste
fir die GleichstromUbertragung werden bei Freileitungen je nach Spannung mit 0,3 — 0,75 %
pro 100 km sowie bei Erd- bzw. Seekabeln mit 0,5 — 0,75 % pro 100 km angenommen
(Burgerdialog Stromnetz 2021).

Im ESTRAM werden die beim Energietransport entstehenden Verluste nadherungsweise in
prozentualen Verlusten pro Strecke angegeben. Fir das Gasnetz werden beim
Methantransport Verluste von 0,2% pro 100 km nach G668 (2017) und flr den
Wasserstofftransport von 0,8 % pro 100 km nach Merten et al. (2020) angenommen. Die
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Abbildung nichtlinearer Verluste im Stromnetz ist im Modell nicht méglich, weshalb identisch
zum Gasnetz ndherungsweise eine lineare Verlustkurve angenommen wird. In der Literatur
gehen die Annahmen von Durchschnittsverlusten zum Teil weit auseinander. Da im ESTRAM
geringere Spannungsebenen, die in Realitdt héhere Verluste aufweisen, mit der 380 KV-
Spannungsebene zusammengefasst werden, erfolgt eine konservative Annahme der Verluste
nach Oeding und Oswald (2016) mit 1,3 % pro 100 km flr alle Stromleitungen.

Je nach gewlinschtem Endprodukt kann der Transport des Energietragers vor oder nach bzw.
innerhalb zwei Erzeugungsschritten erfolgen. Um den Einfluss der Transportverluste im
Vergleich zu den Umwandlungsverlusten zu ermitteln, werden verschiedene Erzeugungs- und
Transportkombinationen erstellt und anhand ihrer Gesamtverluste miteinander verglichen. Alle
Varianten gehen von dem Ausgangsenergietrager Strom aus, der erneuerbar erzeugt wird. Es
besteht fur den Vergleich zudem die Annahme, dass eine ausreichende Netzkapazitat
verfugbar ist, um einen unabhéngigen Vergleich zu ermdglichen. Ist das gewinschte
Endprodukt Strom, kann dieser als Strom transportiert werden. Zur Entlastung der Stromnetze
ware es ebenso mdglich, den Strom zunachst in Wasserstoff umzuwandeln, den Wasserstoff
zu transportieren und anschlieBend wieder zu verstromen. Ist das gewinschte Endprodukt
Wasserstoff, kann dieser sowohl unmittelbar in Erzeugernahe hergestellt und anschlieBend
transportiert werden als auch in Verbraucherndhe hergestellt werden, wozu zuvor ein
Stromtransport stattfindet. Bei erneuerbarem Methan als Endprodukt ist sowohl ein Strom-, als
auch ein Wasserstoff- oder Methantransport denkbar, da sowohl der Elektrolyse-, als auch der
Methanisierungsstandort gewahlt werden kann. Jeder Transport und jede Umwandlung
erzeugt unterschiedliche Verluste. Die in ESTRAM genutzten Wirkungsgrade sind in
Tabelle 4.1 gegeben.

Tabelle 4.1: Wirkungsgrad Transport und Umwandlung

Transport \1I\(I)i(|;k|:1r:1msgrad in % pro Wandler Wirkungsgrad in %
Strom 98,7 Elektrolyse 66,7
Gas 99,8 Methanisierung 70,0
Wasserstoff 99,2 H2-Kraftwerk 40,0
Gas-Kraftwerk 40,0

Anhand der jeweiligen Wirkungsgrade wird fir die jeweiligen Kombinationen ein
Gesamtwirkungsgrad je Transportentfernung ermittelt, welcher in Abbildung 4.1 dargestellt
wird.
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Abbildung 4.1: Einfluss der Wahl des Transportmittels auf den Gesamtwirkungsgrad nach Entfernung

Die Abbildung zeigt, dass der Stromtransport dem Wasserstofftransport grundsétzlich
vorzuziehen ist, wenn das gewtinschte Endprodukt Strom ist. Dies lasst sich auf die Verluste
bei der Elekirolyse und insbesondere auf den geringen Wirkungsgrad bei der
Ruckverstromung zurickfihren. Beim gewdinschten Endprodukt Wasserstoff ist der
Wasserstofftransport effizienter als der Stromtransport, was sich bereits bei Betrachtung der
Transportverluste erkennen lasst. Verluste bei der Elekirolyse fallen in jedem Fall an und
haben daher keine Auswirkungen. Bei geringen Entfernungen ist der Einfluss der
Transportverluste minimal. Bei einer groBBen Entfernung von 1.000 km unterscheidet sich der
Gesamtwirkungsgrad jedoch um 3,3 %. Beim Endprodukt erneuerbares Methan ist aufgrund
der geringsten Verluste der Methantransport einem Strom- oder Wasserstofftransport
vorzuziehen. Bereits bei einer Entfernung von 500 km liegen die Gesamtwirkungsgrade um
mehr als 2,5 % auseinander. Sowohl bei Wasserstoff als auch bei Methan ist demnach eine
Umwandlung am Erzeugerstandort energetisch am sinnvollsten. Darlber hinaus entstehen
dadurch weitere positive Effekte wie eine Entlastung des Stromnetzes, das ohnehin die
geringsten Transportkapazitdten vorzuweisen hat. Eine mégliche Verflissigung und
anschlieBendem Seetransport wird im Rahmen dieser Arbeit nicht weiter betrachtet. Eine
Verflissigung geht zunachst mit héheren Umwandlungsverlusten einher, weist dagegen
jedoch deutlich geringerer Transportverluste auf. Daher ist ein Seetransport erst bei lange
Transportdistanzen vorteilhaft (Wang et al. 2021a).

Diese nachfolgenden Effekte, die mit der Wahl eines Transportmittels einhergehen, werden im
direkten Vergleich nicht abgebildet, sollten jedoch nicht vernachldssigt werden. Insbesondere
beim Stromnetz spielen mégliche Einschrankungen aufgrund von Netzengpassen oder eine
hohe Netzauslastung eine entscheidende Rolle. Wirde beispielsweise ausschlieBlich der
Stromtransport als Energietransportmittel gewahlt werden, fihrt dies zu einer hdéheren
Auslastung und damit zu héheren Verlusten.
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Kosten des Energietransports

Die Kosten eines Energietragers setzen sich aus der Summe der Beschaffungs- (Erzeugung
inkl. Aufbereitung/Import), Transport- und Verteilungskosten zusammen. Im Folgenden
werden ausschlieBlich Kosten, die dem leitungsgebundenen Transport zugeordnet werden
kénnen und ca. 30 — 40 % der Gesamtkosten ausmachen, analysiert (Robinius et al. 2020).
Unter die Transportkosten fallen Investitionen fir Ausbau bzw. Umwidmung der jeweiligen
Infrastruktur sowie Kosten flr den Betrieb der Leitungen.

Investitionskosten

Die Investitionskosten einer Strom- oder Gasleitung setzen sich aus den Materialkosten und
den Verlegekosten zusammen. Die Materialkosten hangen im Wesentlichen von Dicke bzw.
Durchmesser der Leitungen ab. Bei den Verlegekosten ist zwischen Neubau einer Strom- bzw.
Gasleitung und Anpassung (z.B. Umwidmung der Gasleitung fir Wasserstoff) zu
unterscheiden. Bei einem Neubau von Gasleitungen zeigt sich, dass bei kleineren
Durchmessern die Verlegekosten, bei groBen Durchmessern die Materialkosten dominieren
(ReuB 2019).

Der Netzentwicklungsplan Strom 2035 setzt die spezifischen Investitionskosten einer 380 kV
AC-Freileitung mit 2,5 — 2,8 Mio. € pro km und eines AC-Erdkabels mit 11,5 Mio. € pro km an
(Dolak 2021). Die Kosten der Gleichstromleitungen werden auf 2 Mio. € pro km fur
Freileitungen bzw. 6 Mio. € pro km fur Erdkabel geschatzt. Fir den geplanten Ausbau des
Stromnetzes bis zum Jahr 2035 sind insgesamt Kosten in Hdhe von 72 —76,5 Mrd. €
angesetzt (FNB Gas 2021e). Die spezifischen Investitionskosten fir den Neubau einer
Gasleitung sind mit denen einer Stromleitung vergleichbar, wenngleich die Leitungskapazitat
in den meisten Fallen deutlich héher liegt (Burchardt et al. 2021). Die Ausbaukosten liegen
nach dem Netzentwicklungsplan Gas bis zum Jahr 2030 bei 7,8 Mrd. € fir Erdgasleitungen
sowie 0,7 Mrd. € fur erneuerbare Gase (FNB Gas 2021b). Bezogen auf den geplanten
Netzausbau ergibt dies im Mittel Kosten von 2,9 Mio. € pro km. Im visionaren Wasserstoffnetz
der FNB Gas werden Investitionskosten von 18 Mrd. € bis zum Jahr 2050 angenommen. Eine
Umristung der Gasleitungen auf einen Wasserstoffbetrieb lasst sich nach aktuellen
Schéatzungen der FNB Gas zu 10 — 15 % der Kosten eines Neubaus durchfihren (FNB Gas
2021e). Es ergeben sich demnach spezifische Investitionskosten einer Umrlstung von
0,7 — 0,8 Mio. € pro km sowie eines Neubaus von 4,6 — 5,4 Mio. € pro km'6. Das EHB nennt
spezifische Investitionskosten von 0,4 — 2,8 Mio. € pro km (Wang et al. 2021b). Eine Ubersicht
Uber die spezifischen Investitionskosten von Strom- und Gasleitungen sowie die getroffenen
Annahmen fir Wasserstoffleitung in der Literatur stellt Tabelle 4.2 dar.

6 Das Wasserstoffnetz der FNB Gas sieht umgewidmete Leitungen von 11.039 km Lange sowie einen
Neubau an Leitungen von 2.261 km Lange vor (FNB Gas 2021e) .
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Tabelle 4.2: Ubersicht der spezifischen Investitionskosten von Transportleitungen

. . Mio. €/
Transportleitung Quelle Mio. € / km GW / km'?
AC NEP Strom, Neubau (Dolak 2021) 25-28 1,25-1,40
Strom, 380 kV NEP Strom, Umbeseilung (Dolak 2021) | 0,4—-0,6 | 0,20 0,30
Freileitung
DC | NEP Strom, Neubau (Dolak 2021) 2,0 1,00
Strom, 380 kV AC | NEP Strom, Neubau AC (Dolak 2021) 11,5 5,80
Erdkabel DC | NEP Strom, Neubau DC (Dolak 2021) 6,0 3,00
Erdgas/Methan NEP Gas (FNB Gas 2021b) 1,3-3,3'® | 0,09-0,11
FNB Gas (FNB Gas 2021¢) 46-54 -
EHB (Wang et al. 2021a) 1,5-2,8 0,22 -1,25
Wasserstoff, Neubau
Hibner et al. 2021 1,5 0,68
ReuB 2019 1,5 -
FNB Gas (FNB Gas 2021e) 0,7-0,8 -
. EHB (Wang et al. 2021a) 0,3-0,5 0,04 - 0,25
Wasserstoff, Umwidmung
Hibner et al. 2021 0,2 -
Wachsmuth et al. 2019 0,7-1,3 -

Die Annahmen zu den Investitionskosten von Wasserstoffleitungen zeigen, dass auch nach
6konomischen Gesichtspunkten die Umwidmung von Gasleitungen einem Neubau
vorgezogen werden sollte. Zuséatzlich wirden bei einem Neubau weitere Kosten fur die
Stilllegung des Erdgasnetzes anfallen, die hier noch nicht berlcksichtigt sind (Wachsmuth et
al. 2019). Zur Infrastruktur gehdren auch weitere Komponenten wie z.B. Verdichter oder
GDRM im Gasnetz oder Transformatoren im Stromnetz, deren Kosten hier nicht quantitativ
aufgefihrt werden.

Betriebskosten

Im Vergleich zu den Investitionskosten einer Strom- oder Gasleitung sind die Betriebskosten
vergleichsweise gering. Die Betriebskosten des Stromnetzes lassen sich auf die Bereitstellung
der Systemdienstleistungen wie der Frequenzhaltung, Spannungshaltung oder allgemeinen
Betriebsfihrung sowie auf Deckung der beim Stromtransport auftretenden Verluste
zurtckfihren (Tennet TSO 2021). Die Kosten werden im Rahmen der Netzentgeltermittlung
von den Netzbetreibern erhoben und nicht einzeln ausgewiesen. Betriebskosten von
Gasleitungen lassen sich unterteilen in fixe Betriebskosten, die durch Betrieb, Wartung und
Reparatur der Leitungen und Verdichter entstehen sowie variable Betriebskosten. Unter
letztere fallen Kosten der Energie, die zum Transport des Gases in den Verdichterstationen
bendbtigt wird (Wang et al. 2021a). Der Betrieb von Wasserstoffleitungen benétigt eine gréBere
Energiemenge wie der von Erdgas, was sich wiederum in den variablen Betriebskosten

7 Auf Basis eigener Berechnungen. Fiir eine typische 380 kV Stromleitung wurde nach Wang et al.
(2021a) eine Ubertragungsleistung von 2 GW angenommen, fiir ein 380 kV Erdkabel 2 GW nach
Dolak (2021). Fir einen Neubau der Gasleitung wurde anhand einzelner Leitungen des NEPs (FNB
Gas 2022) und in Anlehnung an Fluxys (2021) Leitungen vergleichbarer GrdBe ein Durchschnittswert
ermittelt. Wang et al. (2021) unterscheidet zwischen Wasserstoffleitungen verschiedener Kapazitaten
(1,2 —-13 GW), Hibner et al. (2021) nimmt eine Kapazitat von 2,2 GW an.

8 Neubau Leitungen > 500 mm nach NEP (FNB Gas 2022).
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widerspiegelt. Betriebskosten von Gasleitungen sind sowohl abhdngig von der Leitungslange
als auch von dem Durchsatz (Reuf3 2019). In der Literatur sind verschiedene Annahmen zu
den Betriebskosten von Gasleitungen zu finden. Fir die fixen Betriebskosten des Gasnetzes
geben Wachsmuth et al. (2019) einen Wert von jahrlich 9.080 €/km an. Reuf3 (2019) nimmt in
seiner Analyse einen Wert von 5.000 €/km an. Horlacher und Helbig (2018) nennen ebenso
5.000 €/km. Die variablen Betriebskosten sind abhangig vom Durchsatz und werden in der
Literatur selten separat aufgefihrt. Wachsmuth et al. (2019) ermitteln die variablen
Betriebskosten unter Berlicksichtigung eines Energiebedarfs von 2,7 kWh/MWh an Erdgas pro
Verdichterstation. Sie erhalten spezifische variable Kosten von 0,47 € MWh. Bei einem
durchschnittlichen Abstand der Verdichterstationen von circa 150 km ergeben sich variable
Kosten fur den Betrieb von 0,003 €/ MWhgas/km. Hawkins (2006) gehen bei der Ermittlung der
variablen Kosten des Wasserstofftransportes ahnlich vor. Der Verlust von 0,77 % pro 100 km
zum Betrieb der Verdichterstationen, entspricht Energiekosten von 0,77 % des
Wasserstoffwertes pro 100 km. Unter Annahme der Verwendung von Strom zum Betrieb lagen
die Kosten nach Hawkins (2006) bei ca. 0,0078 €/ MWhu2/km.

Gesamtkosten

Wang et al. (2021a) fuhren im Rahmen der Erstellung des EHBs einen Transportvergleich
zwischen Strom- und Wasserstofftransport Gber Leitungen hinsichtlich der nivellierten
Gesamttransportkosten™  durch. Dabei werden sowohl Wechsel- als auch
Gleichstromleitungen mit verschieden groBen Gasleitungen verglichen. Das Endprodukt ist
dabei in allen Féllen Wasserstoff. Abbildung 4.2 zeigt das Ergebnis der Analyse einer 380 kV
Freileitung im Vergleich zu neu gebauten sowie umgewidmeten Leitungen.
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Abbildung 4.2: Vergleich der Strom- und Gasinfrastrukturkosten flir das Endprodukt Wasserstoff
(Wang et al. 2021a)

19 Es werden Investitionskosten (Bau bzw. Umwidmung der Leitungen und der Verdichterstationen,
€/MW/km), fixe Betriebskosten (Betriebs- und Wartungskosten der Leitungen und der Verdichter-
stationen, % der Investitionskosten) und variable Betriebskosten (Stromkosten flir den Betrieb der
Verdichter, €/ MWh) bericksichtigt. Die Kostenannahmen sind in Anhang B.3 hinterlegt.

69



4 Methodik der Modellierung

Das Ergebnis zeigt, dass je nach verwendeter Leitung und Entfernung der direkte
Wasserstofftransport kostentechnisch zwei bis vier Mal glinstiger ist als der Stromtransport.
Insbesondere bei groBen umgewidmeten Leitungen existiert ein Kostenvorteil gegentber
Stromleitungen, der sich bei zunehmender Leitungslange weiter ausbaut.

Abbildung der Kosten im ESTRAM

Die Kostenannahmen im ESTRAM erfolgen technologiebasiert. Das bedeutet, dass flr jede
Technologie im Energiesystem (Quelle, Wandler, Speicher, Verbraucher) Investitions- und
Betriebskosten anfallen. Die Energietragerkosten fallen beim Import zu einem festgesetzten
Kostensatz an. Dem Transportnetz sind keine Kosten zugewiesen. Die Betriebskosten des
Netzes werden indirekt bereits durch die Annahme von Transportverlusten einbezogen.
Investitionskosten der Netze werden im ESTRAM bisher nicht bertcksichtigt.

Gesellschaftliche Akzeptanz

Neben der Wirtschaftlichkeit und dem Systemverhalten der verschiedenen Transportoptionen
spielt auch die gesellschaftliche Akzeptanz eine bedeutende Rolle bei der Wahl des
geeigneten Transportmittels fir bestimmte Strecken. Strom-Freileitungen besitzen im
Allgemeinen eine geringe Akzeptanz in der Bevdlkerung. Dafir werden Grinde wie
Beeintrachtigung des Landschaftsbilds sowie Anfélligkeit fir aggressive Umweltbedingungen
(z.B. Blitzschlaggefahr) genannt. Der Bau neuer Trassen ist daher gesellschaftspolitisch
schwierig durchzusetzen (Konstantin 2013). Dem Bau von Gasleitungen dagegen sind
geringere gesellschaftliche Hirden entgegengesetzt, da sie Uberwiegend unter der
Erdoberflache verlaufen. Fir den Wasserstoffiransport stellt im Hinblick auf die
gesellschaftliche Akzeptanz insbesondere eine Umwidmung der Leitungen eine
unproblematische Option dar. Es ist darauf hinzuweisen, dass durch eine gesellschaftliche
Akzeptanz oder Ablehnung einer Transportoption nicht automatisch die generelle Nutzung
eines Energietragers beflrwortet oder abgelehnt wird. Weitere Faktoren wie Herkunft,
Erzeugung oder die jeweiligen Endgerate zur Nutzung eines Energietragers haben zum Teil
eine weitaus gréBere Wirkung auf die gesellschaftliche Einstellung zu einem Energietrager als
der Transport. Die Abbildung der gesellschaftlichen Akzeptanz in einem Optimierungsmodell
ist nicht direkt mdéglich. Bei einer Optimierung des Netzausbaus kénnte dies beispielsweise
Uber Kapazitatsbeschrankungen ndherungsweise berlcksichtigt werden. Das Transportnetz
im ESTRAM basiert auf den bereits existierenden Netzkapazitdten. Zusatzlich kann der
Stromnetzausbau des NEP bis 2035 berlicksichtigt werden. Es erfolgt keine Optimierung des
Transportnetzes, wodurch eine mégliche Ablehnung bestimmter Leitungen ausgeschlossen
wird.

4.3 Importoptionen

Die in Deutschland genutzte Energie wird sowohl inlandisch erzeugt als auch importiert. Die
Stromerzeugung erfolgt Gberwiegend inlandisch und lag im Jahr 2020 bei rund 530 TWh. Im
gleichen Jahr lag die reale nach Deutschland importierte Strommenge bei 47,6 TWh, die
exportierte Strommenge bei 65,4 TWh (BNetzA 2021). Deutschland gilt damit als Netto-
Stromexporteur, da insgesamt mehr Strom exportiert als importiert wurde. Erdgas hingegen
wird aufgrund geringer eigener Vorkommen Uberwiegend importiert (1.674 TWh). Zu
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berlcksichtigen ist dabei, dass aufgrund der geographischen Lage nahezu die Halfte der in
Deutschland ankommenden Importe lediglich durchgeleitet werden (815 TWh). Abbildung 4.3
zeigt eine Ubersicht der im- und exportierten Energiemengen nach Landern.

Die geringen Strom- und die hohen Gasimporte spiegeln sich auch in den Importkapazitaten
der Leitungen wider. Die Kapazitdten der Gasleitungen nach Deutschland (360 GW)
Ubersteigen die der Stromleitungen (28 GW) circa um den Faktor 13 (Bothe und Janssen
2019). Ein zukinftiger Im- und Export von Wasserstoff wird den visionaren
Wasserstoffinfrastrukturen nach ebenfalls Gber umgewidmete Erdgasleitungen aus und zu
allen Nachbarlandern moglich sein.
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Abbildung 4.3: Importierte Strom- (links) und Gasmengen (rechts) im Jahr 2020 in TWh
(in Anlehnung an BNetzA 2021)

Im ESTRAM ist die Erzeugung von Strom ausschlieBlich inlandisch méglich. Eine Importoption
wird ausgeschlossen. Die Energietrager Gas und griner Wasserstoff kénnen im ESTRAM
dagegen sowohl inlandisch erzeugt als auch importiert werden. Ein Import von Gas bedeutet
in diesem Fall fossiles Erdgas und geht mit einer CO2-Emission einher, wahrend die
inlandische Erzeugung die Produktion von erneuerbarem Methan darstellt. Ein Import ist
grundsatzlich an jedem Knoten mdéglich. Es entstehen Kosten, die auf Basis aktueller Studien
fir Erdgas mit 35 €/ MWh und fur grinen Wasserstoff standardmagig mit 110 € MWh im Jahr
2050 angenommen werden. Eine genaue Herleitung der Kosten und die zugrundeliegenden
Studien sind der ESTRAM Dokumentation zu entnehmen.
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4.4 Definition der Szenarien

In dieser Arbeit werden mehrere Szenarien mit verschiedenen Energietransportmdglichkeiten
untersucht. Als Grundlage dient das Referenzszenario. Es stellt einen Bezugs- und
Vergleichspunkt fir die weiteren Szenarien dar. Darauf aufbauend werden zwei
Hauptszenarien betrachtet: das Gastransportszenario und das Wasserstofftransportszenario
(auch H2-Transportszenario). Als Erganzung wird im Anschluss ein Mix-Transportszenario
untersucht. Die Modellierung erfolgt in allen Szenarien fir das Jahr 2050. Es wird kein
Transformationspfad betrachtet, wodurch aktuell installierte Leistungen der Technologien in
den Berechnungen keine Betrachtung finden.

Referenzszenario

Das Referenzszenario entspricht in allen im Folgenden nicht genannten Punkten den
Standardeinstellungen des ESTRAMs. Die Modellierung erfolgt fir Deutschland auf NUTS-1-
Ebene, wobei die Stadtstaaten Berlin (DE3), Bremen (DE5) und Hamburg (DE6) sowie das
Saarland (DEC) mit den jeweilig angrenzenden bzw. umschlieBenden Bundeslandern zu
einem Knoten zusammengefasst werden. Hamburg wird in diesem Fall Schleswig-Holstein
(DEF) zugeordnet. Zum schnellen und UObersichtlichen Erkenntnisgewinn bei der
nachfolgenden Auswertung der Ergebnisse werden den zwdlf Knotenpunkten anstelle ihrer
NUTS-Codes die jeweiligen Landerkilrzel nach BMBF (2016) zugewiesen (vgl. Tabelle 4.3).

Tabelle 4.3: Abkirzung der Knotenpunkte nach Lénderkdrzel

Knotenpunkt NUTS-Code Kiirzel
Baden-Wirttemberg DE1 BW
Bayern DE2 BY
Brandenburg inkl. Berlin DES, DE4 BB-BE
Hessen DE7 HE
Mecklenburg-Vorpommern DE8 MV
Niedersachsen, inkl. Bremen DE9, DE5 NI-HB
Nordrhein-Westfalen DEA NW
Rheinland-Pfalz inkl. Saarland DEB, DEC RP-SL
Sachsen DED SN
Sachsen-Anhalt DEE ST
Schleswig-Holstein inkl. Hamburg DEF, DE6 SH-HH
Thiringen DEG TH

Das betrachtete Zieljahr 2050 wird in zwei Stunden Zeitschritten modelliert. Dabei wird das
neue Deutsche Klimaziel beriicksichtigt (vgl. Abschnitt 2.1.1), welches fir das Jahr 2050 eine
vollstandige CO2-Neutralitdt voraussetzt. Die berlcksichtigten Technologien entsprechen
grundsatzliche denen des Standardszenarios des ESTRAMs. Fossile Kraftwerke sind nicht
enthalten, da sie aufgrund des Kohle- und Atomausstiegs sowie des Ziels der CO»-Neutralitat
im Jahr 2050 keine Rolle im Energiesystem spielen. Zusatzlich bericksichtigt werden
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wasserstoffbetriebene Kraftwerke und Gas-und-Dampf-Kombikraftwerke (GuD-Kraftwerke)
zur Erzeugung von Strom und Fernwdrme sowie wasserstoffbetriebene Anlagen zur
Bereitstellung von Prozesswarme. Zur Energiespeicherung stehen neben Batterie- und
Pumpspeichern auch Gas- und Wasserstoffspeicher zur Verfligung. Das Verhaltnis von
Energiekapazitdt zu Leistung der Speicher wird dabei als flexibel angenommen. Eine
Ubersicht (ber alle Komponenten ist in Anhang C.1 gegeben. Die Technologien
Pumpspeicher, Gasspeicher und Wasserkraftwerk werden im Zuge der Modellierung nicht mit
optimiert. Diese sind bereits im aktuellen Energiesystem vorhanden und besitzen eine hohe
Lebensdauer, sodass ein neuer ,Aufbau“ nicht sinnvoll ware. Auch ist im Fall der
Pumpspeicher und Wasserkraftwerke das Ausbaupotenzial bereits voll ausgeschopft. Daher
wird die aktuell bereits installierte Kapazitat in den Berechnungen festgesetzt.

Der Transport von Energie zwischen Knoten ist im Referenzszenario ausschlieBlich fir den
Energietréager Strom zulassig. Der Gas- oder Wasserstofftransport ist nicht méglich. Dabei wird
beim Stromnetz der geplante Ausbau nach dem NEP bis 2035 beriicksichtigt. Eine Ubersicht
Uber die relevanten Einstellungen ist in Tabelle 4.4 gegeben.

Tabelle 4.4: Definition des Referenzszenarios

Kategorie Parameter Wert
R&umliche Auflésung Region Deutschland
NUTS-Level 1
Anzahl der Knoten 12
Zeitliche Auflésung Start-/Endjahr 2050
Lange Zeitschritt 2 Stunden
Szenario CO2-Szenario Ksg (Klimaschutzgesetz)
Plug-ins FixedCapacity pumped_storage
gas_storage
hydro_power_plant
ConstantimportExport h2
Netze Electricity20 Extension
Gas False
H2 False

Die Mdglichkeit des Imports von Gas und Wasserstoff bleibt im Allgemeinen bestehen. Fir
dieses Szenario kann jedoch ein Gasimport ausgeschlossen werden, da im ESTRAM bisher
nur der Import von Erdgas abgebildet wird und dieser mit einer CO2-Emission einhergeht. Das
gewahlte CO2-Szenario lasst im Jahr 2050 keine Emissionen zu. Fir Wasserstoff ist der Import
nur Uber Knoten mdéglich, die unmittelbar an Nachbarldénder angrenzen und wird daher fur
Sachsen-Anhalt, Hessen und Thiringen unterbunden.

20 Der LOPF wird nicht verwendet, sodass das Stromnetz als Transportmodell modelliert ist und ein
freier Austausch von Strom zwischen den Knoten mdglich ist.
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Gastransportszenario

Das Gastransportszenario ermdglicht neben der Nutzung des Stromnetzes auch die Nutzung
des Gasnetzes. Das Gasnetz wird dabei ausschlieBlich fir den Transport von erneuerbarem
Methan zwischen den Knoten genutzt. Ein Wasserstofftransport ist nicht méglich. Alle weiteren
Annahmen bleiben unverédndert zum Referenzszenario bestehen. Das Szenario dient dem
Zweck im Vergleich zum Referenzszenario herauszustellen, welche Anderungen im
Energiesystem durch eine zusétzliche Energietransportmdglichkeit hervorgerufen werden und
in welchem Umfang diese Anderungen erfolgen. Die Nutzung des Gasnetzes durch den
Energietrager Methan spiegelt damit die aktuellen Méglichkeiten der Nutzung wider, die ohne
Anpassung des Netzes mdglich ware.

H2-Transportszenario

Das H2-Transportszenario geht von einer Nutzung des gesamten Gasnetzes durch den
Energietrager Wasserstoff im Jahr 2050 aus. Der Umwidmungsprozess der Gasleitungen
beginnt im Jahr 2025 und erfolgt mittels einer linearen Interpolation bis zum Jahr 2050. Alle
weiteren Annahmen bleiben unverandert zum Referenzszenario bestehen. Dieses Szenario
dient dem gleichen Zweck wie das Gastransportszenario und soll die Auswirkungen eines
moglichen Wasserstofftransportes auf das Energiesystem aufzeigen. Wie in Kapitel 2
herausgestellt wurde, wird Wasserstoff nach aktuellen Studien eine elementare Rolle im
Energiesystem 2050 spielen. Die in Abschnitt 3.2 prasentierten visiondren
Wasserstoffinfrastrukturen unterstreichen die bereits existierenden Bemihungen um
Transportmdglichkeiten, die eine Umwidmung des Gasnetzes vorsehen. Daher scheint die
Modellierung eines H2-Transportnetzes im ESTRAM eine zukunftsfdhige Option des
Energietransportes abzubilden.

Mix-Transportszenarien

In den Mix-Transportszenarien ist sowohl der Transport von Gas als auch der Transport von
Wasserstoff zuldssig. Dabei wird zwischen den Umwidmungsanteilen von 50 % und
Umwidmung von 75 % der Gasleitungen fir den Wasserstofftransport variiert. Durch die
gewahlten Umwidmungsanteile soll erértert werden, ob Vorteile im Design oder Betrieb des
Energiesystems verhindert werden, wenn — wie in den in den vorherigen Szenarien - jeweils
nur der Transport von einem der beiden Energietrager Gas oder Wasserstoff mdglich und der
jeweils andere ausgeschlossen ist. Auch im EHB wird explizit darauf geachtet, dass bei einer
Umwidmung von Erdgasleitungen fir die Nutzung von Wasserstoff weiterhin ausreichend
Kapazitat fir einen notwendigen Gastransport zur Verfligung steht.
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5 Ergebnisse

Die mit Hilfe des ESTRAMSs durchgefihrten Optimierungen der Szenarien liefern umfassende
Ergebnisse zum Design und Betrieb des Energiesystems im Jahr 2050. Im folgenden Kapitel
werden ausgewahlte Ergebnisse prasentiert, grafisch veranschaulicht und Zusammenhange
erlautert. In Abschnitt 5.1 werden zunachst wesentliche Inputdaten der Modellierungen, die in
allen Szenarien identisch sind, vorgestellt. AnschlieBend stellt Abschnitt 5.2 die Ergebnisse
des Referenzszenarios, die als Vergleichsgrundlage fir die Transportszenarien gelten, dar. In
Abschnitt 5.3 werden die Ergebnisse des Gas- und des H2-Transportszenarios im Vergleich
zum Referenzszenario ausgewertet, um die Auswirkungen der Modellierung des Gasnetzes
zu ermitteln. Als Erganzung werden in Abschnitt 5.4 die Ergebnisse der Mix-
Transportszenarien vorgestellt und wesentliche Effekte dargelegt.

5.1 Inputdaten

Die Eingangsdaten fir die Optimierung sind zentral in einer Datenbank hinterlegt und werden
laufend aktualisiert und angepasst. Die Herkunft der Daten ist der Dokumentation des
ESTRAMs zu entnehmen. Inputdaten, die direkte Auswirkungen auf die Wahl der
Technologien oder des Transports haben, werden im Folgenden dargestellt. Dazu gehéren
neben Héhe und Verteilung der Endenergieverbrauche auch verfligbare Ausbaupotentiale
sowie verfliigbare Ubertragungskapazitaten des Strom- und Gasnetzes.

Energieverbrauche

Bei den im Rahmen dieser Arbeit durchgefihrten Modellierungen sind die
Endenergieverbrauche exogen vorgegeben und werden nicht optimiert. Sie sind in jedem
Szenario identisch und fir jeden Knoten und Energietrager definiert. Die angenommenen
Verbrauchsmengen der Energietrager in Deutschland im Jahr 2050 sind Tabelle 5.1 zu
entnehmen.

Tabelle 5.1: Endenergieverbrduche nach Energietrdgern im Jahr 2050 in TWh

Energietréager Verbrauch in TWh
Strom 653
Gas 28
Wasserstoff 215
Ol 301
Warme 64

Die Regionalisierung der Verbrduche erfolgt je nach Sektor mittels Indikatoren wie
beispielsweise Bevdlkerungsdaten fir private Haushalte oder Anzahl der Fahrzeuge des
StraBenverkehrs. Im Rahmen dieser Arbeit liegt der Fokus auf den Energietragern Strom, Gas
und Wasserstoff. Da Ol im ESTRAM im Jahr 2050 ausschlieBlich im Rahmen des PtL-
Verfahrens mittels Elektrolyse und Fischer-Tropsch-Synthese erzeugt wird, impliziert der
Endenergieverbrauch von Ol einen fixen Wasserstoffbedarf zur Olerzeugung. Bei einem
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Wirkungsgrad von 70 % der Fischer-Tropsch-Synthese werden insgesamt 430 TWh
Wasserstoff benétigt.

Die Verteilungen der jeweiligen Energieverbrauche auf die Knoten zeigen die folgenden
Abbildungen 5.1 — 5.3. Zur Ubersichtlichen Darstellung der Regionalisierung werden die
Knoten entsprechend der geografischen Lage sortiert. Dementsprechend sind auf der x-Achse
der Abbildungen die Knoten von Nord- nach Siddeutschland angeordnet (links SH-HH, rechts
BW). Diese Reihenfolge wird fir das ganze Kapitel 5 so beibehalten.
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Abbildung 5.1: Stromverbrauch im Jahr 2050 je Knoten in TWh
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Abbildung 5.2: Gasverbrauch im Jahr 2050 je Knoten in TWh
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Abbildung 5.3: Wasserstoffverbrauch im Jahr 2050 je Knoten in TWh

Bei Betrachtung der regionalen Verteilung der Verbrauche sticht besonders Nordrhein-
Westfalen heraus. Fast 25 % des Stromverbrauchs, 35 % des Wasserstoffverbrauchs und
Uber die Halfte des Gasverbrauchs entfallt auf das Bundesland. Weitere hohe Verbrauche aller
Energietrager haben Bayern und Rheinland-Pfalz (inkl. Saarland), wohingegen Baden-
Wirttemberg und Niedersachsen (inkl. Bremen) nur einen hohen Strom- und
Wasserstoffverbrauch vorweisen. Schleswig-Holstein (inkl. Hamburg), Thiringen und
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besonders Mecklenburg-Vorpommern weisen dagegen einen geringen Endenergieverbrauch
auf.

Ausbaupotenziale

Far alle Quellen, Wandler und Speicher des Energiesystems sind Ausbaupotenziale im Modell
hinterlegt, deren Kapazitat nicht Gberschritten werden darf. Die Ausbaupotenziale der Quellen
Wind Offshore und Wind Onshore, die aufgrund duBerer Rahmenbedingungen am starksten
begrenzt sind, liegen fir Deutschland bei 80 GW und 455 GW. Die Verteilung auf die Knoten
ist in Abbildung 5.4 gegeben.
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Abbildung 5.4: Ausbaupotenziale Wind Offshore und Wind Onshore in GW

Offshore-Windenergieanlagen sind geographisch bedingt nur in Niedersachsen, Schleswig-
Holstein und Mecklenburg-Vorpommern zugelassen. Diesen Knoten wird ein konkretes
Ausbaupotenzial zugewiesen. Das Potenzial der Ubrigen Knoten ist fir diese Komponente
dementsprechend 0 GW. Eine Ubersicht (iber die Potenziale weiterer Technologien ist
Anhang C.2 zu entnehmen.

Ubertragungskapazitiaten

Der Strom-, Gas und Wasserstofftransport erfolgt in den jeweiligen Szenarien mittels des im
ESTRAM hinterlegten Strom- und Gasnetzes. Dabei werden nur Leitungen berticksichtigt, die
von einem Knoten zu einem anderen Knoten flihren. Die einzelnen Kapazitaten aller
Leitungen, die zwischen zwei Knoten liegen, werden zusammengefasst, sodass dort eine
aggregierte Ubertragungskapazitat existiert. Tabelle 5.2 zeigt die im ESTRAM vorhandenen
Ubertragungskapazitaten im Jahr 2050 zwischen den Bundeslandern. Eine grafische
Darstellung ist in Anhang C.3 gegeben. Flr das Stromnetz existieren sowohl Wechselstrom-
(AC) als auch Gleichstromleitungen (DC). Die Kapazitdten des Gasnetzes sind fir den Fall
einer vollstandigen Nutzung des Gasnetzes durch Methan, als auch fir den Fall einer
vollstdndigen Nutzung des Gasnetzes durch Wasserstoff gegeben. Die Angabe beider
Kapazitdten dient dem Verstédndnis der Kapazitatsreduzierung bei einer reinen
Wasserstoffnutzung. Im Falle einer anteiligen Nutzung werden die in der Tabelle dargestellten
Kapazitaten jeweils anteilig verringert.

Die gesamte Ubertragungskapazitit des Gasnetzes (ibersteigt die des Stromnetzes um mehr
als das Dreifache. Eine Umwidmung von Gas- in Wasserstoffleitungen bringt eine Reduktion
der Transportkapazitdten mit sich (vgl. Abschnitt 4.2), sodass die gesamte
Wasserstofftransportkapazitdt circa der des Stromnetzes entspricht. Es ist darauf
hinzuweisen, dass die Summe zum Vergleich der vorhandenen Kapazitaten der Energietrager
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zwischen den gewéhlten Knoten dient und nicht die Summe aller Ubertragungskapazititen
des Energiesystems darstellt.

Tabelle 5.2: Aggregierte Ubertragungskapazitdten zwischen Knoten fiir Strom, Gas oder H2 in GW

L . . Stromnetz Gasnetz?'
Existierende Netzverbindungen zwischen Knoten
AC DC Gas H2
Mecklenburg-Vorpommern 21 69 21
Niedersachsen, inkl. Bremen - 31 9
Brandenburg
inkl. Berlin Sachsen 16 169 51
Sachsen-Anhalt 21 57 17
Thiringen - 25
Bayern 24 16
Hessen 12 11
Baden-Wirttemberg Nordrhein-Westfalen 2 - -
Rheinland-Pfalz inkl. Saarland 3 46 14
Schleswig-Holstein inkl. Hamburg 2 - -
Hessen 21 64 19
Sachsen - 4
Bayern Sachsen-Anhalt 2 - -
Schleswig-Holstein inkl. Hamburg 2 - -
Thiringen 9 - -
Niedersachsen inkl. Bremen 8 - -
Nordrhein-Westfalen 15 39 12
Hessen . .
Rheinland-Pfalz inkl. Saarland 27 89 27
Thiringen 13 11 3
Niedersachsen inkl. Bremen - 41 12
Mecklenburg-Vorpommern ) o
Schleswig-Holstein inkl. Hamburg 4 3 1
Nordrhein-Westfalen 83 2 133 40
N|edersachsen Sachsen-Anhalt 9 27 8
inkl. Bremen
Schleswig-Holstein inkl. Hamburg 18 22 7
Nordrhein-Westfalen Rheinland-Pfalz inkl. Saarland 47 47 14
Sachsen-Anhalt 3 89 27
Sachsen
Thiringen 19 34 10
Sachsen-Anhalt Thiiringen 9 5 2
Summe 329 1.034 310

Die Verbindungen zwischen Sachsen und Sachsen-Anhalt, Baden-Wirttemberg und
Rheinland-Pfalz (inkl. Saarland) sowie Brandenburg (inkl. Berlin) und Sachsen weisen eine
mehr als zehnfache Gas- als Stromubertragungskapazitat auf. Die Verbindung zwischen
Niedersachsen  (inkl.  Bremen) und  Nordrhein-Westfalen hat die  gréBte

21 Die hier angegebenen Ubertragungskapazitaten beziehen sich entweder auf eine Nutzung des
Gasnetzes durch Gas respektive Methan oder auf eine Nutzung des Gasnetzes mit Wasserstoff.
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StromUbertragungskapazitat vorzuweisen, die circa um ein Drittel geringer ist als die
GasUlbertragungskapazitat. Wird das Gasnetz zum Wasserstofftransport genutzt, ist die
gesamte Ubertragungskapazitat nahezu identisch zu der des Stromnetzes. Es gibt jedoch
regionale Unterschiede. Beispielsweise Ubersteigt die vorhandene Kapazitédt des H2-Netzes
zwischen Brandenburg und Sachsen sowie zwischen Baden-Wiurttemberg und Rheinland-
Pfalz die des Stromnetzes. Andersherum existiert eine hdhere Strom- als
Wasserstofflbertragungskapazitat beispielsweise zwischen Baden-Wurttemberg und Bayern
oder Hessen, aber auch zwischen Niedersachsen (inkl. Bremen) und Nordrhein-Westfalen, wo
vorher die Gastbertragungskapazitat deutlich gréBer war.

5.2 Ergebnisse des Referenzszenarios

Im folgenden Abschnitt werden die Ergebnisse der Modellierung des Referenzszenarios
dargelegt. Dazu wird im ersten Abschnitt ein Uberblick (iber Primarenergieverbrauch,
Technologien zur Energieerzeugung und -speicherung sowie Kosten des Energiesystems
2050 gegeben. AnschlieBend wird die Verteilung der Technologien auf die Bundeslander bzw.
auf die Knoten des Systems betrachtet. Die Ergebnisse werden neben den Inputdaten auch
durch Abhé&ngigkeiten der verschiedenen Technologien untereinander beeinflusst. Dabei
nehmen die betrachteten Technologien hinsichtlich der Energietrager entweder eine Erzeuger-
oder eine Verbraucherrolle ein. Um bei der Interpretation der Ergebnisse mdgliche Einflisse
und Auswirkungen der Technologien aufeinander berticksichtigen zu kénnen, werden diese in
Abbildung 5.5 zusammengefasst. Energiespeicher nehmen sowohl eine Erzeuger- als auch
eine Verbraucherrolle ein. Da diese jeweils einem einzelnen Energietrager zugeordnet werden
kénnen, werden sie an dieser Stelle nicht mit aufgefihrt.
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Abbildung 5.5: Ubersicht iiber die Rolle der Technologien im Hinblick auf die Energietrdger

Bei Betrachtung von Wasserstoff gilt der Elektrolyseur als Erzeuger. Neben dem
Endenergieverbrauch und dem Bedarf der FT-Synthese entsteht auch durch Betrieb der H2
(GuD-) Kraftwerke und Methanisierung ein Wasserstoffbedarf. Gleichzeitig gilt die
Methanisierung aus Sicht des Energietragers Gas wiederum als Erzeuger. Aus Sicht der
Energietrager steht auf gleicher Ebene der Erzeugung auch ein Import. Ein Import ist in den
Szenarien modelltechnisch nur fir Wasserstoff zuldssig, tritt jedoch in keinem der Szenarien
auf und wird daher nicht weiter aufgefthrt.

5.2.1 Gesamtiiberblick

Der folgende Abschnitt dient zur Veranschaulichung des Primarenergieverbrauchs, der
Kapazitaten der gewahlten Technologien und der Kosten des Energiesystems 2050 im
Referenzszenario.

Priméarenergieverbrauch

Der Primarenergieverbrauch stellt die erforderliche Energiemenge dar, die flr die Versorgung
des gesamten Systems inklusive Wandler erforderlich ist. In einem CO.-neutralen System ist
diese Energie ausschlieBlich mit den erneuerbaren Energien Wind, Solar, Biomasse und
Wasser realisierbar. Die Optimierungsergebnisse zu der erforderlichen Primarenergie im Jahr
2050 des Referenzszenarios sind in Abbildung 5.6 dargestellt.
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Abbildung 5.6: Primé&renergieverbrauch nach Quellen in TWh

Die Windenergie tragt mit Abstand den gréBten Anteil an der Versorgung des Energiesystems.
Fast 50% des gesamten Primarenergieverbrauchs von 1.913 TWh falit auf
Windenergieerzeugung an Land zurtck. Weitere 30 % stammen aus der Solarenergie.
Biomasse und Wasser tragen einen vergleichsweise geringen Teil zur Energieerzeugung im
Energiesystem 2050 bei.

Technologien zur Energieerzeugung und -speicherung

Die Technologien werden hinsichtlich ihrer Rolle als Erzeuger betreffend der Energietréager
Strom, Gas und Wasserstoff gegliedert. Bei Darstellung der Stromerzeugungsanlagen wird
zusatzlich zwischen fluktuierenden erneuerbaren Anlagen (Wind Offshore, Wind Onshore,
Solar, Wasserkraft) und flexibel einsetzbaren Anlagen (Biomasse, H2, H2 GuD, Gas, Gas
GuD) unterschieden. Es werden im Folgenden die Ergebnisse zu installierten Kapazitaten
dargestellt. Die zugehdrigen erzeugten Energiemengen sind Anhang D.1 zu entnehmen.

Stromerzeugung

Die Ergebnisse zeigen, dass die erneuerbare Stromerzeugung im Jahr 2050 Uberwiegend
durch die fluktuierenden Windenergie- und Solaranlagen erfolgt. Die installierten Kapazitaten
sind in Abbildung 5.7 dargestellt.
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Abbildung 5.7: Installierte Kapazitét der fluktuierenden Quellen im Referenzszenario (RS) in GW

Zu erkennen ist, dass die installierte Kapazitat der Solaranlagen die der Windenergieanlagen
Ubersteigt, was auf geringere Volllaststunden der Solaranlagen zurlckzufiihren ist. Der
Ausbau der Wind-Offshore-Anlagen liegt mit 72 GW bereits nah am Ausbaupotenzial von
80 GW (vgl. Abschnitt 5.1).

Zusétzlich zu den fluktuierenden Quellen werden flexible Anlagen installiert, die auf Abruf
jederzeit in Betrieb genommen werden kénnen und in Zeiten geringer Wind- und
Sonnenverfligbarkeit die Stromversorgung des Energiesystems gewéhrleisten. Dazu gehdéren
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neben Biomassekraftwerken auch gas- und wasserstoffbetriebene (GuD-) Kraftwerke, deren
Kapazitaten in Abbildung 5.8 dargestellt sind.
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Abbildung 5.8: Installierte Kapazitét der flexiblen Anlagen im RS in GW

Die gréBten Anteile an der installierten Leistung der flexiblen Anlagen haben die
Gaskraftwerke. Diese werden in den betrachteten Szenarien ausschlieBlich mit erneuerbarem
Methan betrieben, da Erdgas aufgrund der CO2-Emissionen kein Bestandteil des
Energiesystems mehr sein wird. Gas GuD-Kraftwerke sind kein Bestandteil des
Energiesystems. Gas und Wasserstoff werden in Zeiten mit Uberschussstrom erzeugt und bis
zur Nutzung gespeichert. Der starke Ausbau der Gaskraftwerke lasst sich auf die bereits
existierenden groBen Gasspeichermdglichkeiten zurickfihren. Insgesamt werden im
Referenzszenario 39 TWh Strom Uber flexible Anlagen erzeugt, was rund 2 % der gesamten
Stromerzeugung entspricht.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Wie bereits in Abschnitt 4.4 erwahnt, wird Gas im Jahr 2050 als erneuerbares Methan
ausschlieBlich inlandisch erzeugt. Die installierte Kapazitat der Methanisierungsanlagen
belduft sich auf rund 14 GW. Es werden 48,5 TWh erzeugt, die Uberwiegend als Rohstoff in
der Industrie verbraucht werden. Der restliche Anteil dient zur Stromerzeugung mittels
Gaskraftwerken.

Das Referenzszenario ergibt zudem eine reine inlandische Erzeugung von Wasserstoff. Ein
Import wird nicht in Anspruch genommen. Die inldndische Erzeugung scheint demnach
kostenglinstiger als ein Import. Die Erzeugung von Wasserstoff erfolgt im ESTRAM
ausschlieBlich Gber Elektrolyse, fir die im Referenzszenario Anlagen mit einer Gesamtleistung
von 188 GW installiert sind. Die produzierte Energiemenge liegt im Jahr 2050 bei Uber
755 TWh, wovon knapp 30 % als Endenergie im Bereich Verkehr und als Prozesswarme
verbraucht werden. Uber die Halfte des produzierten Wasserstoffes wird im Rahmen von
Power-to-Liquid-Prozessen sowie weitere 10 % zur Methanisierung weiterverwendet.

Speicher

Die im Referenzszenario Uber alle Regionen aggregierte installierte Speicherenergiekapazitat
belduft sich auf insgesamt 300 TWh. Ein GrofBteil davon (260 TWh) fallt auf die vorhandenen
Gasspeicher zurlick, die im Rahmen der Modellierung nicht optimiert werden und ihre aktuelle
Kapazitat erhalten. Ebenso werden die Pumpspeicher nicht optimiert, die nur einen geringen
Anteil der Speicherenergiekapazitat (0,03 TWh) ausmachen. Die Dimensionen und verflgbare
Leistungen der weiteren Speicher Batterie, Wasserstoff und Fernwarme sind in Abbildung 5.9
dargestellt.
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Abbildung 5.9: Installierte Kapazitét der Speicher RS in GW bzw. TWh (links) und Durchsatz der
Speicher im RS in TWh (rechts)

Die Dimension der Wasserstoffspeicher ist im Vergleich zum Batterie- und Fernwéarmespeicher
deutlich gréBer. Der Fernwarmespeicher hat zudem einen sehr niedrigen Speicherdurchsatz,
wahrend der Batteriespeicher mit Gber 200 TWh am meisten Energie ein- und ausspeichert.
Dies lasst sich darauf zurlckfihren, dass der Batteriespeicher einen Kurzzeitspeicher darstellt
und daher sehr viele Ein- und Ausspeichervorgdnge geringer Menge vorweist.
Wasserstoffspeicher fungieren dahingegen als Langzeitspeicher und haben aufgrund ihrer
GréBe dennoch einen ahnlichen Energiedurchsatz wie Batteriespeicher.

Kosten

Ziel des Optimierungsmodells ist es, die Gesamtkosten des Energiesystems im Jahr 2050 zu
minimieren. Im Referenzszenario belaufen sich die Gesamtkosten auf insgesamt 244 Mrd. €.
Abbildung 5.10 (S.79) verdeutlicht, wie sich die Kosten auf die Komponenten des
Energiesystems verteilen.

Import

1% Quellen (Wind, Solar)
25%

Endverbraucher
Wandler

57% ‘
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Speicher

11%
Abbildung 5.10: Verteilung der Kosten nach Komponenten im RS

Die meisten Kosten werden von Endverbrauchern verursacht. Quellen und Wandler sind fr
ein Drittel der Kosten verantwortlich, wahrend der Import von Energietradgern weniger als 1 %
ausmacht. Da die Endverbraucher nicht optimiert werden, werden die Kosten in den
nachfolgenden Abschnitten nicht weiter betrachtet. Die verbleibenden Kosten liegen bei
106 Mrd. € und setzen sich aus 69 Mrd. € Kapitalkosten, 35 Mrd. € Betriebs- und
Wartungskosten und 2 Mrd. € Energietragerkosten, die durch den Import von Biomasse
entstehen, zusammen.
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5.2.2 Verteilung der Technologien

Fir die Darstellung der Verteilung der Technologien des Energiesystems werden die Knoten
wie in Abschnitt 5.1 von Nord- nach Siiddeutschland angeordnet. Zur besseren Lesbarkeit wird
im FlieBtext bei Knoten, die aus zwei Bundeslandern bestehen, nur das gréBere der beiden
Bundeslander genannt. In diesen Fallen ist jedoch stets der gesamte Knoten gemeint.

Stromerzeugung

Abbildung 5.11 zeigt zunachst eine Ubersicht der fluktuierenden Quellen Wind und Solar je
Knoten im Referenzszenario im Jahr 2050.
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Abbildung 5.11: Installierte Kapazitét der fluktuierenden Quellen nach Knoten im RS in GW

In den drei nérdlichsten Bundeslandern sind ausschlieBlich Windenergieanlagen vorzufinden.
Dabei wird in Schleswig-Holstein das Wind-Onshore- und in Mecklenburg-Vorpommern das
Wind-Offshore-Ausbaupotenzial ausgeschopft. Eine besonders hohe installierte Leistung hat
Niedersachsen mit rund 130 GW vorzuweisen. Dort wird sowohl das Wind-Offshore- als auch
das Wind-Onshore-Ausbaupotenzial vollstdndig ausgebaut. Auch in Tharingen, Hessen,
Rheinland-Pfalz und Sachsen werden die Ausbaupotenziale an Wind-Onshore-Kapazitaten
ausgeschopft. Der Ausbau der Solaranlagen findet insbesondere in Rheinland-Pfalz und
Bayern statt, die zusammen auf mehr als 50 % der installierten Solar-Gesamtleistung
kommen. Auch Nordrhein-Westfalen und Baden-Wirttemberg besitzen mit jeweils knapp
70 GW einen groBen Anteil an der installierten Solar-Kapazitat. Die Ergebnisse zeigen
dementsprechend eine Nord-Sid-Verteilung der fluktuierenden Quellen. Wahrend
Windenergieanlagen vorzugsweise in den nérdlichen Bundeslandern vorzufinden sind und
dort ihre méglichen Kapazitaten fast vollends ausnutzen, sind Solaranlagen Uberwiegend im
Sdden und Westen Deutschlands verteilt. Dies lasst sich mit den vorteilhaften geographischen
Gegebenheiten fir Wind im Norden und Solar im Stden Deutschlands begriinden.
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Ein anderes Ergebnis zeigt die Betrachtung der flexiblen Anlagen, deren Verteilung in
Abbildung 5.12 dargestellt ist.
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Abbildung 5.12: Installierte Kapazitat der flexiblen Anlagen nach Knoten im RS in GW

Die installierten Gaskraftwerke entfallen Uberwiegend auf die benachbarten Knoten von
Niedersachsen bis Nordrhein-Westfalen. H2 und H2 GuD-Kraftwerke sind bis auf wenige
Ausnahmen auf die nérdlichsten Knoten verteilt. Gas und Wasserstoff werden im
Referenzszenario zu Zeiten mit Uberschussstrom aus den fluktuierenden Quellen lokal
erzeugt und bis zum Einsatz in der flexiblen Anlage zu Zeiten geringer Stromerzeugung der
Wind- und Solaranlagen gespeichert. Dafir muss eine ausreichende Speicherkapazitat an den
jeweiligen Knoten vorhanden sein. Aufféllig ist eine hohe Ausprdgung der installierten
Kapazitat von Gaskraftwerken in Sachsen-Anhalt. Da aufgrund unvorteilhafter Bedingungen
in Sachsen-Anhalt selbst wenige Quellen installiert sind, ist davon auszugehen, dass der
notwendige Strom zur Gaserzeugung von anderen Knoten erhalten wird.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Die Erzeugung von Gas und Wasserstoff muss im Referenzszenario dezentral erfolgen, da ein
Transport dieser Energietrdger ausgeschlossen wird. Die installierte Kapazitat der
Methanisierungsanlagen je Knoten wird in Abbildung 5.13 dargestellt.
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Abbildung 5.13: Installierte Kapazitdt zur Methanisierung nach Knoten im RS in GW

Die hochste Kapazitat ist in Nordrhein-Westfalen installiert, da dort der hdchste
Gasendenergieverbrauch existiert. Eine ahnlich hohe installierte Leistung hat Sachsen-Anhalt
vorzuweisen, was auf den starken Ausbau der Gaskraftwerke zuriickzufiihren ist.
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Abbildung 5.14 zeigt die Verteilung der installierten Kapazitéat der Elektrolyseure.

60

50
;40
& 30
20 I
10 I I
0 [] m N l
SH-HH MV NI-HB BB-BE ST NW TH SN RP-SL BY

Abbildung 5.14: Installierte Kapazitét der Elektrolyseure nach Knoten im RS in GW

Die gréBte installierte Leistung zur Wasserstofferzeugung besitzt auch hier Nordrhein-
Westfalen. Dies lasst sich mit dem dort existierenden hohen Wasserstoff- und Gasverbrauch
erklaren. Die deutlich geringeren, aber im Gesamtvergleich trotzdem noch hohen
Endenergieverbrduche an Wasserstoff in Niedersachsen und Bayern fihren ebenso zu einer
hohen Elektrolyseleistung. Die installierte Kapazitat der Elekirolyseure in Hessen ist dagegen
mit dem Verbrauch an flissigen Kraftstoffen zu begriinden.

Speicher

Voraussetzung fur die Installation von Methanisierungsanlagen, Elektrolyseuren und Gas- und
Wasserstoffkraftwerken an einem Knoten ist eine gegebene Speichermdglichkeit des
jeweiligen Energietragers an diesem Knoten. Nur fir Energie, die unmittelbar wieder
verbraucht wird, ist kein Speicher notwendig. Die installierte Kapazitat der verschiedenen
Speichermdglichkeiten je Knoten ist in den folgenden Abbildungen 5.15 — 5.17 dargestellt.
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Abbildung 5.15: Dimension der Gasspeicher je Knoten im RS in TWh
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Abbildung 5.16: Dimension der H2-Speicher je Knoten im RS in TWh
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Abbildung 5.17: Dimension der Batterie- und Fernwédrmespeicher je Knoten im RS in TWh

Gasspeicher besitzen, wie bereits in Abschnitt 5.2.1 aufgezeigt, mit Abstand die hdchste
Speicherkapazitat. Madglichkeiten der Gasspeicherung existieren Uberwiegend in
Niedersachsen und in geringerer Dimension in Sachsen-Anhalt, Nordrhein-Westfalen und
Bayern. In Niedersachsen und Bayern werden diese zur Aufnahme von Stromiberschissen
genutzt, wahrend in Nordrhein-Westfalen zu Netzengpasszeiten der Verbrauch gesichert
werden kann. Sachsen-Anhalt besitzt dagegen weder hohe Stromerzeugungskapazitaten
noch einen hohen -verbrauch, weshalb der Gasspeicher in Kombination mit der hohen
Gaskraftwerksleistung die dortige Stromversorgung sichern. Wasserstoffspeicher, die im
Gegensatz zu den Gasspeichern optimiert werden, werden aufgrund des hohen Verbrauchs
besonders in Nordrhein-Westfalen, Hessen und Bayern positioniert. Die Kapazitat liegt
dennoch weit unterhalb der Gasspeicherkapazitét. Batteriespeicher existieren vorwiegend im
Stden Deutschlands, was sich in dem dortigen Vorkommen der Solaranlagen begrindet.

Zusammenfassung

Gas und Wasserstoff missen im Referenzszenario stets verbrauchernah erzeugt werden, da
ein Transport dieser Energietrager nicht mdglich ist. Dementsprechend verteilen sich
Erzeugungsanlagen so, dass der jeweilige lokale Verbrauch bedient werden kann. Ein
Stromtransport dagegen ist mdglich, sodass die Standorte der Technologien zur
Stromerzeugung bis zu einem gewissen Grad frei verteilt werden kénnen. Eine Begrenzung
ist dabei zum einen durch festgesetzte Ausbaupotenziale zum anderen durch beschrankte
Netzkapazitdten gegeben. In Abbildung 5.18 werden die Stromerzeuger, die aus
fluktuierenden Quellen und Flexibilitaten (flexible Anlagen inkl. Wasserkraft) bestehen, den
Stromverbrauchern  Elektrolyseur,  GroBwarmepumpe und  Endenergieverbrauch
gegenlbergestellt. Die Erzeuger werden dabei oberhalb, die Verbraucher unterhalb der x-
Achse abgebildet.
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Abbildung 5.18: Gegentiberstellung Stromerzeugung und -verbrauch je Knoten im RS in TWhe?2

Es ist zu erkennen, dass in den nérdlichen Bundeslandern Schleswig-Holstein, Mecklenburg-
Vorpommern und Niedersachen zwei- bis viermal so viel Strom erzeugt wie verbraucht wird.
Auch in Tharingen Ubersteigt die Stromerzeugung den Stromverbrauch um fast das Dreifache.
Demgegeniber stehen Sachsen-Anhalt und Nordrhein-Westfalen mit einem um den Faktor
3,8 bzw. 3,6 héheren Verbrauch sowie Hessen mit einem doppelt so hohen Stromverbrauch
als -erzeugung. Dementsprechend muss der im Norden produzierte Strom zu den
Verbrauchsknoten transportiert werden, um den dortigen Bedarf zu bedienen. Der héchste
Transport findet von den starksten Stromerzeugern Schleswig-Holstein und Niedersachsen
zum stérksten Stromverbraucher Nordrhein-Westfalen statt. Insgesamt hat Nordrhein-
Westfalen einen Stromverbrauchsiberschuss von fast 400 TWh, wéhrend Schleswig-Holstein
und Niedersachsen einen Erzeugungstberschuss von 100 TWh und 310 TWh vorweisen.
Brandenburg ist das einzige Bundesland, das hinsichtlich des Verhéltnisses von
Stromerzeugung und -verbrauch bilanziell ausgeglichen ist. Demnach muisste kein
Stromtransport von oder nach Brandenburg erfolgen. Es dient jedoch als Transitland fiir Strom,
da rund 60 TWh aus Mecklenburg-Vorpommern weiter nach Sachsen-Anhalt und Sachsen
transportiet werden. Die vier sddlichsten Knoten haben einen  geringen
.Erzeugungsuberschuss®, sodass sie ihren eigenen Verbrauch insgesamt decken kénnen und
den Ubrigen Strom jeweils zu den Nettoverbrauchern Hessen und Nordrhein-Westfalen
transportieren.

22 Unter die flexiblen Anlagen fallen Biomassekraftwerke, Wasserkraftwerke, H2 und H2 GuD-
Kraftwerke sowie Gaskraftwerke.
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5.3 Auswirkungen der Modellierung des Gasnetzes auf das
Energiesystem

Der folgende Abschnitt zeigt die Ergebnisse der beiden modellierten Hauptszenarien im
Vergleich zu dem Referenzszenario. Der Aufbau gleicht in Reihenfolge und Darstellung dem
Abschnitt 5.2. Im Gesamtliberblick werden zunachst die absoluten Ergebnisse zu
Primarenergieverbrauch, Energieerzeugung und -speicher prasentiert sowie die jeweiligen
Kosten der Szenarien dargestellt. Im Anschluss wird die Verteilung der Technologien der
jeweiligen Szenarien untersucht und Erzeugungs- sowie Verbrauchsschwerpunkte
herausgearbeitet.

5.3.1 Gesamtliberblick

Far den Gesamtiiberblick werden analog zu Abschnitt 5.2 Saulendiagramme verwendet, um
die Ergebnisse grafisch zu veranschaulichen. Die Ergebnisse der jeweiligen Szenarien werden
unmittelbar nebeneinander dargestellt, um einen direkten Vergleich zu ermdglichen. Dabei
steht an erster Stelle (links) stets das Referenzszenario. Daneben werden zum Vergleich an
zweiter Stelle das Gastransportszenario und an dritter Stelle (rechts) das H2-
Transportszenario prasentiert.

Primarenergieverbrauch

Der nach Quellen geordnete Primarenergieverbrauch ist in Abbildung 5.19 dargestellt.
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Abbildung 5.19: Primdrenergieverbrauch nach Quellen je Szenario in TWh

Im H2-Transportszenario ist die zur Versorgung des Energiesystems notwendige
Primarenergie am geringsten. Die Differenz der Szenarien liegt jedoch nur bei maximal
17 TWh und ist mit einer Reduzierung im H2-Transportszenario um weniger als 1 % insgesamt
als gering einzustufen.

Technologien zur Energieerzeugung und -speicherung

Zu jedem Energietrager werden die jeweils optimierten Kapazitdten der Erzeugungs- und
Speichertechnologien fir die Transportszenarien im Vergleich zum Referenzszenario
dargestellt. Dabei gilt es insbesondere herauszustellen, welche Technologie von welchem
Szenario profitiert. Es werden in diesem Abschnitt ebenfalls in den meisten Fallen die
Ergebnisse zu installierten Kapazitdten dargestellt. Ergebnisse zu Energiemengen sind
Anhang D.2 zu entnehmen.
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5 Ergebnisse

Stromerzeugung

Abbildung 5.20 zeigt zunachst die installierten Kapazitaten der fluktuierenden Quellen Wind
und Solar der jeweiligen Szenarien. Da die installierte Kapazitat der Wasserkraftwerke
innerhalb der Modellierung festgesetzt wurde und sich in den Szenarien nicht verandert, wird
diese nicht weiter betrachtet.
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Abbildung 5.20: Installierte Kapazitét der fluktuierenden Quellen je Szenario in GW

Bei Betrachtung der Wind-On- und Offshore-Kapazitaten sind zwischen den Szenarien nur
geringe Unterschiede zu erkennen. Bei den Wind-Offshore-Kapazitaten erfolgt in dem Gas-
und H2-Transportszenario der vollstdndige Ausbau des verfligbaren Potenzials von 80 GW.
Ein starkerer Unterschied ist bei der installierten Solarleistung festzustellen, die bei der
Méglichkeit des Gastransports um knapp 30 GW und bei mdglichem Wasserstofftransport um
knapp 100 GW weniger ausgebaut wird als im Referenzszenario. Mdglicherweise ist in
Regionen mit hoher Solarleistung (Stden) der gesamte Stromverbrauch im H2-
Transportszenario geringer, sodass geringere Kapazitdten bendtigt werden. Erganzend
existieren dafiir héhere Stromverbrduche in Regionen, in denen Wind-Offshore-Leistung
vorteilhaft ist, sodass diese dort starker ausgebaut ist. Da als relevanter variabler
Stromverbraucher nur der Elektrolyseur existiert, wirde das eine Verschiebung der
Elektrolysestandorte von Standorten hoher Solarleistung zu Standorten hoher Offshore-
Leistung bedeuten. Diese These wird in Abschnitt 5.3.2 Uberprift. Da die Windenergieanlagen
héhere Volllaststunden aufweisen, kann ein Rickgang der Solarkapazitaten mit
vergleichsweise weniger Wind-Offshore-Kapazitdt kompensiert werden.

Die Darstellung der gesicherten Leistung zur Stromerzeugung erfolgt in Abbildung 5.21.
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Abbildung 5.21: Installierte Kapazitét der flexiblen Anlagen zur Stromerzeugung je Szenario in GW

Im H2-Transportszenario sind mit insgesamt 53 GW am wenigsten flexible
Stromerzeugungskapazitaten installiert, im Gegensatz zu jeweils knapp 61 GW im Referenz-
und Gastransportszenario. Es ist aufféllig, dass bei einer Nutzung des Gasnetzes flir den
Wasserstofftransport weniger Wasserstoffkraftwerke und keine H2 GuD-Kraftwerke zur
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5 Ergebnisse

Stromerzeugung genutzt werden. Dies lasst sich damit begriinden, dass im Referenzszenario
Uberschussstrom, der in dem Moment der Erzeugung aufgrund begrenzter Netzkapazitaten
nicht transportiert werden kann, in Wasserstoff umgewandelt und gespeichert wird. Existiert
nun an einem anderen Standort ein Strom- oder Wasserstoffbedarf, muss dieser zunéchst in
einem H2-Kraftwerk zu Strom umgewandelt, anschlieBend transportiert und je nach
Energiebedarf wieder zu Wasserstoff umgewandelt werden. Im H2-Transportszenario féllt die
Ruckverstromung weg, da der Wasserstoff selbst transportiert werden kann. Es sind demnach
weniger bzw. keine wasserstoffbetriebenen (GuD-) Kraftwerke mehr nétig. Im Falle der H2
GuD-Anlagen bedeutet dies, dass diese generell nicht zur Stromerzeugung aufgrund eines
Stromverbrauchs, sondern zur Stromerzeugung aufgrund eines Energietransportbedarfs
dienen.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Bei den installierten Leistungen zur Methanisierung und zur Elektrolyse sind in der absoluten
Technologienutzung nur geringe Unterschiede zu erkennen (siehe Abbildung 5.22).
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Abbildung 5.22: Installierte Kapazitat zur Methanisierung (links) und zur Elektrolyse (rechts) je
Szenario in GW

Da der Endenergieverbrauch an Gas und Wasserstoff in allen Szenarien identisch ist, variiert
lediglich der Verbrauch der Gas- und Wasserstoffkraftwerke, der die absolute Kapazitat der
Methanisierungsanlagen und Elektrolyseure beeinflusst. Die Methanisierung bedingt zudem
eine vorangegangene Elekirolyse. Die in den Szenarien erzeugte Energiemenge zeigt

Abbildung 5.23.
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Abbildung 5.23: Durch Methanisierung (links) und Elektrolyse (rechts) erzeugte Energiemenge je
Szenario in TWh

Es wird deutlich, dass eine Verringerung der Kapazitdt nicht mit einer geringeren
Energiemenge einhergeht. Somit liegt die Vermutung nahe, dass beispielsweise im
Gastransportszenario die Methanisierung zentraler an vorteilhafteren Standorten erfolgt und
somit weniger Kapazitaten bei héherer Energiemenge benétigt werden. Bei der Elekirolyse
wird im H2-Transportszenario trotz héherer installierter Kapazitat als im Referenzszenario die
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5 Ergebnisse

gleiche Energiemenge produziert. Méglicherweise ist die Kapazitéat der Elektrolyse fiir Zeiten
hoher Uberschussstréme héher angesetzt als in den anderen beiden Szenarien, da durch den
Wasserstofftransport und lokaler Elektrolyse Uberschussstrom bestméglich genutzt werden
kann.

Speicher

Findet kein Austausch eines Energietragers zwischen Knoten statt, muss jeder Knoten eine
eigene Versorgung dieses Energietragers aufbauen. Im Falle eines mdglichen Transportes
mussen Erzeugungsanlagen und Speichermdglichkeiten dagegen nicht zwingend am Ort des
Verbrauchs existieren, sondern es kann der ,beste” Standort ausgesucht werden. Somit lasst
sich vermuten, dass bei einer h6heren Anzahl an Transportmdglichkeiten, weniger Speicher
bendtigt werden. Dies lasst sich jedoch nicht allgemein fUr alle Transportoptionen bestatigen.
Wahrend im H2-Transportszenario Speicher fur eine Gesamtenergiemenge von 292 TWh im
Vergleich zu 301 TWh im Referenzszenario zur Verflgung stehen, wird die
Speicherenergiekapazitat im Gastransportszenario auf 307 TWh erhéht. Da die Pump- und
Gasspeicherkapazitaten in der Modellierung nicht optimiert werden und somit in den Szenarien
identisch sind, werden sie im Folgenden nicht weiter analysiert. Abbildung 5.24 zeigt die
Veranderung der Batterie-, Warme- und Wasserstoffspeicher je Szenario.
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Abbildung 5.24: Dimension der verschiedenen Speicherméglichkeiten je Szenario in TWh

Wahrend Warmespeicher sich in den Szenarien nicht merklich verandern, ist bei den
Batteriespeichern besonders beim H2-Transportszenario eine geringere Dimension im
Vergleich zum Referenzszenario zu erkennen. Im Referenzszenario muss lokaler
Uberschussstrom, der zur Nutzung durch Elektrolyse gedacht ist, gespeichert werden, wenn
der Strom zu Zeiten hoher Netzauslastung nicht unmittelbar zum Elektrolysestandort
transportiert werden kann. Ist ein Wasserstofftransport hingegen mdéglich, kann der Standort
der Elektrolyse flexibel gewahlt und diese an Standorten mit Stromiberschissen eingesetzt
werden. So kann zu Zeiten hoher Netzauslastung im Stromnetz die Energie Uber das
Wasserstoffnetz zum Verbrauchsstandort transportiert werden. Demnach muss weniger Strom
als im Referenzszenario zwischengespeichert werden. Es scheint, als wirde ein
Wasserstofftransport und die damit einhergehende Flexibilitat der Elektrolyse Batteriespeicher
einsparen. Im Gastransportszenario ist dieser Effekt weniger stark ausgepragt, da der
Gasverbrauch insgesamt geringer ist. Zudem existiert an dieser Stelle auch eine mdgliche
Korrelation mit dem Rlickgang der Solaranlagen (siehe Abbildung 5.20), da Batteriespeicher
unter anderem als Kurzzeitspeicher zum Ausgleich der fluktuierenden Solarstromerzeugung
eingesetzt werden. Mdglicherweise lasst sich die geringere Batterieenergiekapazitat daher
zusatzlich auf geringere Solarkapazititen im H2-Transportszenario zurlckflhren. Im
Gegensatz dazu kann ein Rickgang der Solaranlagen auch durch verringerte Batterie-
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speicherkapazitaten entstehen, da die Solaranlagen so schlechter ins Energiesystem integriert
werden kénnen.

Auch die Dimension der Wasserstoffspeicher ist dann am geringsten, wenn die Mdéglichkeit
des Wasserstofftransportes besteht. Als Begrindung ist anzufihren, dass aufgrund des
méglichen Transportes keine lokale Uberkapazitat geschaffen werden muss, um den Bedarf
zu bedienen.

Der Energiedurchsatz der Speicher ist in Abbildung 5.25 dargestellt.
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Abbildung 5.25: Durchsatz der Speicher je Szenario in TWh

Der Durchsatz der Batteriespeicher verringert sich in den Szenarien im ahnlichen Verhaltnis
zu der Dimension. Bei den Wasserstoffspeichern dagegen ist der Durchsatz im
Gastransportszenario, das die hdchste Speicherenergiekapazitat aufweist, am geringsten.

Kosten

Eine Ubersicht (iber die Gesamtkosten® in den Szenarien, aufgeteilt in Kapital- (CAPEX),
Betriebs- und Wartungs- (O&M) und Energietragerkosten, spiegelt Abbildung 5.26 wider.

-6 Mrd. €

-1,3 Mrd. €
120 105,8 104,5 99.8
100 N I —_—
80
60
40
20

m Energietrager

Mrd. €

0O&M

m CAPEX

Referenzsz. Gastransportsz. H2-Transportsz.

Abbildung 5.26: Gesamtkosten je Szenario in Mrd. €

Die Gesamtkosten unterscheiden sich in den Szenarien nur geringfigig. Das H2-
Transportszenario hat die geringsten Kosten vorzuweisen, welche mit knapp 100 Mrd. €
insgesamt 6 Mrd. € unter dem Referenzszenario liegen. Die unterschiedlichen Kosten lassen
sich auf verschiedene Komponenten zurlckfihren, die in Abbildung 5.27 aufgezeigt werden.
Es werden dabei nur Komponenten aufgefiihrt, die eine Anderung von mehr als 0,1 Mrd. €
zwischen den Szenarien erfahren.

23 Kosten der Verbraucher werden an dieser Stelle nicht mit aufgeflhrt.
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Abbildung 5.27: Kosten der Komponenten, die in den Szenarien eine Anderung erfahren, in Mrd. €

Ein Rickgang bzw. Anstieg der Kosten ist mit einem geringeren bzw. verstéarkten Ausbau der
jeweiligen Technologien zu begriinden. Die Komponenten mit den héchsten Anderungen von
mehr als 1 Mrd. € sind Solar-, Wind-Onshore-, Wind-Offshore-Anlagen sowie Batteriespeicher.
Dies lasst sich mit den jeweils geringeren bzw. hdheren installierten Leistungen in den
Szenarien begrinden.

Zusammenfassung

Die Ergebnisse zu den absolut installierten Kapazitaten der Erzeugungsanlagen befinden sich
in den Szenarien in einer dhnlichen GréBenordnung. Veranderungen sind vor allem bei den
Solaranlagen zu erkennen, die im direkten Zusammenhang mit den Batteriespeichern stehen,
sowie den H2 Kraftwerken und Speichern. Die geringen Anderungen der absoluten Leistungen
der Erzeugungsanlagen lassen sich mit den exogen vorgegebenen Energieverbrauchen
begrinden.

5.3.2 Verteilung der Technologien

Im folgenden Abschnitt wird die Verteilung der Technologien auf die einzelnen Knoten in den
jeweiligen Szenarien miteinander verglichen. Dazu werden analog zu Abschnitt 5.2
Saulendiagramme genutzt, die auf der x-Achse alle Knoten nach geographischer Lage sortiert
abbilden. An jedem Knoten sind drei Saulen dargestellt, welche die Ergebnisse der drei
Szenarien wiedergeben. Die linke Saule steht weiterhin fir das Referenzszenario, die mittlere
Saule fur das Gastransportszenario und die rechte S&ule fir das H2-Transportszenario.

Stromerzeugung

Zur Analyse der Stromerzeugung werden die Technologien erneut in fluktuierende Quellen
und flexible Anlagen aufgeteilt. Die Verteilungen der Kapazitaten je Szenario sind in Abbildung
5.28 und Abbildung 5.29 dargestellt.
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Abbildung 5.28: Installierte Kapazitét der fluktuierenden Quellen nach Knoten je Szenario in GW

Der Ausbau der Wind-Onshore-Anlagen bis zur Potenzialgrenze erfolgt in den Bundeslandern
SH-HH, NI-HB, HE, TH, SN und RP-SL in allen Szenarien. Die im Referenzszenario noch
freien Wind-Offshore-Kapazitdten in Schleswig-Holstein werden in den anderen beiden
Szenarien ebenfalls ausgeschopft. Die Wind-Onshore-Kapazitdten in Mecklenburg-
Vorpommern sowie in Brandenburg werden nur im H2-Transportszenario voll genutzt, da dann
dort womd@glich ein héherer Gesamtstrombedarf besteht. Dieser wird lberwiegend von der
Verteilung der Elektrolyse bestimmt und wird an spaterer Stelle Uberprift (vgl. Abbildung 5.31).
Eine Wasserstofftransportmdglichkeit fihrt in Sachsen-Anhalt zu Wind-Onshore-Kapazitaten,
die in den anderen Szenarien dort nicht existieren. In den sudlichen Bundeslandern Bayern
und Baden-Wirttemberg werden im Gas- und H2-Transportszenario keine bzw. weniger Wind-
Onshore-Anlagen installiert. Es lasst sich demnach festhalten, dass die Méglichkeit des
Gastransports den Windausbau im Norden férdert und im Stden abschwécht. Die Méglichkeit
des H2-Transports fuhrt zu demselben Effekt und verstarkt diesen sogar deutlich. Bei der
Verteilung der Solaranlagen fallt auf, dass in Nordrhein-Westfalen keine Leistung mehr
installiert wird, wenn ein Wasserstofftransport méglich ist. In Sachsen-Anhalt sowie dem
Stdwesten Deutschlands (HE, RP-SL, BW) nimmt die installierte Leistung an Solaranlagen
bei Gas- oder H2-Transportmdglichkeiten ab. Diese Auffalligkeit ist bereits im Gesamtiberblick
sichtbar gewesen, weshalb an dieser Stelle auf eine erneute Begriindung verzichtet wird.
Dagegen ist in den 6stlichen Bundeslandern (MV, BB-BE, SN, BY) geringe Zunahmen zu
erkennen sind. In Bayern wird damit vermutlich ein Teil der fehlenden Windenergieanlagen
kompensiert, wahrend an den verbleibenden Knoten eine Zunahme des
Gesamtstromverbrauchs durch Elektrolyse zu vermuten ist, die im weiteren Verlauf Gberprift
wird (Abbildung 5.31).

Es lasst sich festhalten, dass zwischen den Szenarien keine grundlegenden Unterschiede der
Verteilung der Quellen sichtbar sind. Die grundsatzlich bevorzugten Standorte fir Wind im
Norden und Solar im Stden flihren bereits im Referenzszenario zu einer starken Nord-Sid-
Polarisierung, die in den Hauptszenarien an einzelnen Knoten verstarkt wird. Es ist dadurch
eine leichte Tendenz erkennbar, dass sich ,gute Standorte® durch mehr Flexibilitat im
Energietransport weiter polarisieren. Da jedoch bereits an vielen Knoten die Ausbaupotenziale
erreicht sind, ist das Veranderungspotenzial nur begrenzt.
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Eine Ubersicht Giber die Verteilung der flexiblen Kapazitaten gibt Abbildung 5.29.
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Abbildung 5.29: Installierte Kapazitét der flexiblen Anlagen zur Stromerzeugung nach Knoten je
Szenario in GW

Grundsatzlich bleibt der Fokus der flexiblen Stromerzeuger auf den Bundesléandern
Niedersachsen, Brandenburg, Sachsen-Anhalt und Nordrhein-Westfalen, wahrend im Stden
in allen Szenarien nur sehr wenige Anlagen existieren. Im Vergleich zu den fluktuierenden
Quellen sind in den genannten Bundeslandern wesentliche Unterschiede zwischen den
Szenarien erkennbar. Gas- und Wasserstoffkraftwerke werden mit Gas und Wasserstoff
betrieben, die durch Uberschussstrom erzeugt werden und bis zur Nutzung in den jeweiligen
Speichern verbleiben. Gasspeicher sind vor allem in Niedersachsen, Sachsen-Anhalt,
Nordrhein-Westfalen und Bayern vorzufinden (siehe Abschnitt 5.2). Im Referenz- und H2-
Transportszenario sind Gaskraftwerke Uberwiegend an den genannten Knoten vorzufinden,
da das Gas nicht transportiert werden kann. Das Gastransportszenario dagegen fuhrt zu
einem starken Ausbau der Gaskraftwerke in Brandenburg und zu einem gleichzeitigen
Ruckgang in Sachsen-Anhalt im Vergleich zum Referenz- und H2-Transportszenario. Auch in
Niedersachsen und Bayern werden im Gastransportszenario keine bzw. geringe
Gaskraftwerkskapazitaten installiert, da diese nicht mehr an die Speicherstandorte gebunden
sind. Ein &hnlicher Effekt ist bei H2-Kraftwerken zu erkennen. Wenn keine
Wasserstoffinfrastruktur vorhanden ist, sind in Schleswig-Holstein, Niedersachsen und
Brandenburg flexible Kraftwerke vorhanden, die bei einem méglichen Wasserstofftransport
nicht existieren. Dies lasst sich damit begriinden, dass bei Stromulberschiissen im Referenz-
und Gastransportszenario, die aufgrund begrenzter Kapazitaten nicht wegtransportiert oder
gespeichert werden kénnen, lokal Wasserstoff produziert wird. Durch das fehlende
Transportnetz kann der Wasserstoff jedoch nicht transportiert werden und muss an diesen
Knoten wieder rickverstromt werden. Somit ist zu vermuten, dass in einem Mix-
Transportszenario kaum bzw. keine flexiblen Kraftwerke mehr an diesen Knoten installiert
werden. Diese These wird in Abschnitt 5.4 Gberpruft.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Im Referenzszenario finden Elektrolyse und Methanisierung stets am Ort des Verbrauchs statt.
Im Gastransportszenario gilt dies auch fir die Elektrolyse, fir die Methanisierung dagegen
nicht. Ein Teil des H2-Verbrauchs, der zur Gaserzeugung notwendig ist, ist jedoch nicht mehr
fest an einen Knoten gebunden und abhdngig von der Standortwahl der
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Methanisierungsanlagen. Im H2-Transportszenario kdnnen dagegen die Elektrolysestandorte
frei gewahlt wahlen, die Methanisierung muss jedoch wie im Referenzszenario
verbrauchernah erfolgen.

Die Verteilung der Methanisierungsanlagen und Elektrolyseure je Szenario ist in Abbildung
5.30 und Abbildung 5.31 dargestellt.
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Abbildung 5.30: Verteilung der Methanisierung je Szenario in GW

Es ist zu erkennen, dass bei Nutzung des Gasnetzes die Gaserzeugung Uberwiegend zentral
in Norddeutschland erfolgt. In den Bundeslandern, in denen im Referenzszenario aufgrund
des existierenden Gasverbrauchs notwendigerweise auch die Methanisierung erfolgt, wird bei
vorhandener Infrastruktur keine Methanisierung mehr installiert. Die Kapazitaten zur
Methanisierung werden im Gastransportszenario bei freier Standortwahl fast ausschlie3lich in
Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen installiert. Die Ergebnisse
des Gastransportszenarios lassen den Rickschluss zu, dass eine Methanisierung an
nérdlichen Standorten mit anschlieBendem Gastransport zum Verbraucher kostenglinstiger ist
als der Stromtransport zum Verbraucher und einer Methanisierung vor Ort.
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Abbildung 5.31: Verteilung der Elektrolyseure je Szenario in GW

Die Verteilung der Elektrolyse zeigt einen ahnlichen Effekt. Bei Nutzung des H2-Transports
werden installierte Kapazitaten aus Sachsen-Anhalt, Nordrhein-Westfalen, Hessen, Bayern
und Baden-Wirttemberg in die nérdlichen vier Bundesléander verschoben. Aber auch Sachsen
und Rheinland-Pfalz  entwickeln sich im H2-Transportszenario zu Wasserstoff-
erzeugungsstandorten. Es ist demnach davon auszugehen, dass eine zentrale H2-Erzeugung
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einer dezentralen Erzeugung vorgezogen wird. Mdgliche Griinde kdnnen neben einem
effizienterem Wasserstoff- als Stromtransport auch Kapazitdtsengpasse im Stromnetz sein.
Am Knoten Schleswig-Holstein ist die hohe installierte Leistung der Methanisierung im
Gastransportszenario und die damit einhergehende notwendige Elektrolyseleistung zu
erkennen. In Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen dagegen bleibt die
Elektrolyseleistung im Gastransportszenario noch auf einem &ahnlichen Niveau wie im
Referenzszenario und steigt erst im H2-Transportszenario stark an. In Mecklenburg-
Vorpommern wird das verfligbare Potenzial vollstandig ausgeschdépft.

Speicher

In Bezug auf die Speicherkapazitaten wird die Verteilung der Batteriespeicher (Abbildung 5.32)
und der Wasserstoffspeicher (Abbildung 5.33) genauer analysiert. Die Verteilung der Gas- und
Fernwarmespeicher andert sich in den Szenarien nicht bzw. nur unwesentlich und wird daher
nicht weiter betrachtet.
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Abbildung 5.32: Verteilung der Dimension der Batteriespeicher je Szenario in TWh

Bereits der Gesamtiberblick (Abschnitt 5.3.1) zeigt, dass sich die absolute Dimension der
Batteriespeicher beim Gas- und insbesondere beim H2-Transportszenario verringert, was sich
besonders in Schleswig-Holstein, Niedersachsen, Sachsen, Rheinland-Pfalz und Baden-
Wirttemberg widerspiegelt. In  Niedersachsen ist im H2-Transportszenario kein
Batteriespeicher mehr installiert, nachdem sich die Energiekapazitat im Gastransportszenario
im Vergleich zum Referenzszenario zunéchst erhéht hat. Als Grund lasst sich anflhren, dass
im H2-Transportszenario mehr Elekirolyseure in Niedersachsen installiert sind, die
Uberschussstrom verwerten kénnen und somit Batteriespeicher ersetzen. Gegensétzlich dazu
befinden sich in Nordrhein-Westfalen nur Batteriespeicher, wenn ein H2-Transport méglich ist.
Dies erscheint zunachst widersprichlich, da in Nordrhein-Westfalen im H2-Transport die
Solaranlagen wegfallen, die tendenziell im Zusammenhang mit Batteriespeichern stehen.
Durch die reduzierten Stromerzeugungsmdglichkeiten muss jedoch die Stromversorgung
sichergestellt werden, was neben den H2 Kraftwerken (vgl. Abbildung 5.29) auch mit
Batteriespeichern erfolgt.
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Abbildung 5.33: Verteilung der Dimension der H2-Speicher je Szenario in TWh

Eine sichtbare Anderung an Wasserstoffspeichern haben insbesondere Niedersachsen,
Nordrhein-Westfalen und  Hessen  vorzuweisen. In den Szenarien ohne
Wasserstofftransportméglichkeiten ist in Nordrhein-Westfalen eine hohe
Speicherenergiekapazitat vorhanden, da dort viel Wasserstoff verbraucht wird. Im H2-
Transportszenario sind dort dagegen kaum Speichermdglichkeiten, wohingegen in
Niedersachsen ein umgekehrter Effekt auftritt. Sobald der Wasserstofftransport méglich ist,
kénnen Wasserstoffspeicher theoretisch Uberall errichtet werden. Um Transportwege zu
minimieren, sind jedoch Speicher dort vorteilhaft, wo Elektrolyse stattfindet oder Wasserstoff
verbraucht wird. Die Ergebnisse der Verteilung lassen darauf schlieBen, dass die H2 Speicher
sich eher am Erzeugerstandort orientieren. In Niedersachsen werden H2-Speicher
mdglicherweise auch genutzt, um Uberschussstrom bestmdglich zu verwenden und den damit
erzeugten Wasserstoff zu Verbrauchszeiten an andere Knoten zu transportieren.

Zusammenfassung

Wie Dbereits in der Analyse des Referenzszenarios werden Erzeugungs- und
Verbrauchsschwerpunkte erértert. Aufgrund der jeweiligen Flexibilitdten im Transportnetz
kann der Vergleich neben Strom auch fir Gas und Wasserstoff erfolgen. Im
Gastransportszenario kdnnen Standorte fir die Methanisierung frei gewahlt werden, was
wiederum Auswirkungen auf Elektrolysestandorte und Quellen hat. Die Auswirkungen auf die
Elektrolysestandorte sind jedoch gering, weshalb der Vergleich von Verbrauch und Erzeugung
von Wasserstoff im Gastransportszenario nicht erfolgt. Im H2-Transportszenario kénnen die
Elektrolyseure frei verteilt werden. Dem folgt auch eine andere Verteilung der Quellen. Daher
wird fir dieses Szenario eine Standortanalyse fir Strom und fir Wasserstoff durchgefihrt.

Strom

Die Verteilung der Stromerzeuger und der Stromverbraucher fir das Gas- und das H2-
Transportszenario ist in Abbildung 5.34 und in Abbildung 5.35 dargestellt.
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Abbildung 5.34: Gegenliberstellung Stromerzeugung und -verbrauch je Knoten im
Gastransportszenario in TWhe,

Die Verteilung der Stromerzeuger und -verbraucher im Gastransportszenario unterscheidet
sich nur unwesentlich von der Verteilung im Referenzszenario (Abbildung 5.18, S.83), weshalb
an dieser Stelle auf eine erneute Erlauterung verzichtet wird.
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Abbildung 5.35: Gegentiberstellung Stromerzeugung und -verbrauch je Knoten im H2-
Transportszenario in TWhg

Im H2-Transportszenario lassen sich deutliche Anderungen feststellen, da die Elektrolyseure,
die einen groBen Anteil an den Stromverbrauchern ausmachen, frei verteilt werden. Die
Verschiebung der Elektrolysestandorte von der Mitte Deutschlands in den Norden fihrt dazu,
dass Stromerzeugung und Stromverbrauch wieder vermehrt an einem Knoten stattfindet. In
der Mitte Deutschlands ist ein leichter Uberschuss des Stromverbrauchs zu erkennen
(insbesondere in Nordrhein-Westfalen aufgrund des hohen Endenergieverbrauchs), wahrend
im Norden und Siiden jeweils ein leichter Erzeugungsiberhang existiert. Dennoch sind sowohl
die Verbrauchs- als auch die Erzeugungstuberhange nur leicht ausgepragt. Dies fuhrt zu einem
geringen Stromtransportbedarf im Vergleich zum Referenzszenario.
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Gas

Fir den Energietrager Gas ist die Erzeugungsmaglichkeit auf die Methanisierung beschrankt.
Auf der Verbraucherseite stehen Gaskraftwerke und der Endverbrauch. Die installierte
Leistung der Methanisierung und Gaskraftwerke kann in den Szenarien variieren, wohingegen
der Endenergieverbrauch fest definiert ist. Wahrend im Referenzszenario und im H2-
Transportszenario an jedem Knoten die Gaserzeugung dem -verbrauch gleicht, kann im
Gastransportszenario die Erzeugung zentral erfolgen. Letzteres zeigt die Gegenuberstellung
von Gaserzeugung und Gasverbrauch in Abbildung 5.36.
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Abbildung 5.36: Gegentiberstellung Gaserzeugung und -verbrauch je Knoten im Gastransportszenario
in Tth/—/4

Im Gastransportszenario bilden sich fir den Energietrager Gas klar erkennbare Erzeugungs-
und Verbrauchsschwerpunkte. Neben dem festgesetzten Endenergieverbrauch, der
hauptséchlich auf Nordrhein-Westfalen und den Siiden Deutschlands entfallt, existiert ein
Gasbedarf der Gaskraftwerke Uberwiegend in Brandenburg. Diese beiden Knoten stechen als
Verbrauchsknoten hervor. Besonders stark ausgepragt ist die geographische Konzentration
der Erzeugung. Die Methanisierung findet fast ausschlieBlich in Schleswig-Holstein,
Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen statt. Als Begriindung dafir kann der im
Vergleich zum Stromtransport verlustdrmere Gastransport aufgefiihrt werden. Dieser fUhrt
dazu, dass die Methanisierung (und aufgrund fehlendem Wasserstoffiransports auch die
zugehorige Elektrolyse) vorwiegend direkt an Stromerzeugungsstandorten durchgefihrt wird.

Wasserstoff

Analog zu dem Gasverbrauch ist bei dem Verbrauch von Wasserstoff der gré3te Anteil durch
die vorgegebene Endenergie und dem PtL-Bedarf festgesetzt. Ein im Vergleich kleiner Teil,
der fur Methanisierung und wasserstoffbetriebene Kraftwerke benétigt wird, ist von anderen
Technologien abhéngig. Die Elektrolysestandorte, die sich im Referenz- und
Gastransportszenario an den Verbrduchen orientieren, werden bei moglichem
Wasserstofftransport anders verteilt (Abbildung 5.37).
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Abbildung 5.37: Gegenliberstellung Wasserstofferzeugung und -verbrauch je Knoten im H2-
Transportszenario in TWhuz

Die Gegentberstellung zeigt, dass sowohl Erzeuger und Verbraucherknoten als auch Netto-
Selbstversorgerknoten entstehen. Der Norden wird von einer Wasserstofferzeugung gepragt,
die den eigenen Bedarf sowie den Bedarf der angrenzenden Bundeslander, insbesondere
Nordrhein-Westfalen, abdeckt. Im Stden ist Erzeugung und Verbrauch an den Knoten jeweils
nahezu ausgeglichen. Auch hier lasst sich die Verschiebung der Elektrolyseure von den
Verbraucherknoten Nordrhein-Westfalen und Hessen in den Norden Deutschlands durch
einen im Vergleich zum Stromtransport verlustarmeren Wasserstofftransport begriinden. Die
Flexibilitdt des  Transports zeigt also, dass die Elekirolyse nahe an
Stromerzeugungsstandorten der am Verbraucherknoten vorgezogen wird.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass die Gas- und Wasserstofferzeugung zentral in
Norddeutschland stattfindet, wenn die jeweilige Transportmdglichkeit gegeben ist. Die
Stromerzeugung findet bereits im Referenzszenario verstérkt in den nérdlichsten (Wind) und
stdlichsten Knoten (Solar) statt, was sich jedoch in den Transportszenarien noch starker
auspragt. Die Flexibilitét im Transportnetz fihrt zu dem positiven Effekt, dass Elektrolyseure
als Stromverbraucher sich so verteilen, dass konkrete Nettostromerzeuger- und
Nettostromverbraucherknoten weniger stark ausgepréagt sind.

5.3.3 Auswirkungen auf die Transportnetze

Im vorherigen Abschnitt 5.3.2 konnten bei dem Vergleich der Erzeugungs- und
Verbrauchsschwerpunkte Rickschlisse auf mégliche Energietransporte gezogen werden. Um
diese zu Uberprifen, wird im folgenden Abschnitt die in den Szenarien im Strom- und Gasnetz
transportierte Energiemenge dargestellt. Zunachst erfolgt eine Betrachtung des Stromnetzes,
das in allen drei Szenarien zum Transport genutzt wird. In dem Gas- und H2-Transportszenario
wird insgesamt weniger Strom transportiert als im Referenzszenario. Dabei reduziert sich die
zwischen den Knoten transportierte Strommenge im Gastransportszenario um ca. 7 %
gegenuber dem Referenzszenario, wahrend im H2-Transportszenario nur etwa 50% der
Strommenge aus dem Referenzszenario transportiert wird®*. Tabelle 5.3 zeigt den saldierten
Stromfluss zwischen Knoten in den jeweiligen Szenarien einschlieBlich der durchschnittlichen

24 Gesamttransportierte Strommenge im Referenzszenario 1.024 TWh, im Gastransportszenario
952 TWh und im H2-Transportszenario 539 TWh.
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jahrlichen Auslastung der verfligbaren Netzkapazitat. Fir das Stromnetz wurde in der
Modellierung die Verflgbarkeit des Netzes in allen Szenarien auf 70 % reduziert (vgl.
Abschnitt 4.2). Die Auslastung bezieht sich daher auf das reduzierte Netz.

Tabelle 5.3: Jahrlicher saldierter Energiefluss zwischen Knoten im Stromnetz in TWh und

durchschnittliche jéhrliche Auslastung in %

Referenzsz. Gastransportsz. H2-Transportsz.
Von Nach AC DC Auslastung] AC DC Auslastung] AC DC Auslastung
MV -59 N 52 A 18 y
BB-BE SN 2 ' 5 ’ 3 ’
ST 55 ) 47 A 12 ’
BY 11 4 11 / 5 '
HE 21 P |2 B | '
BW NW 5 A 4 > -1 4
RP-SL 10 N 8 R 2 4
SH-HH 6 N -5 A -4 >
HE 53 A 38 > 2 ’
SA 1 r 1 ' 4 b
o SH-HH 5 N 4 A 4 [N
TH 11 4 9 |20 P
NI-HB 19 A |9 A | )
e NW 28 > 13 4 -12 4
RP-SL -0,4 -4 ' 9 ’
TH 41 L T Y, N |3 R
MV SH-HH 9 A 5 > ]2 ’
NW 351 5 @ [335 4 & |138 01 ]
NI-HB ST 8 4 7 4 2 !
SH-HH 76 D |63 b |54 N
NW RP-SL -25 4 21 ' 8 '
o ST 6 R 6 > 1 i
TH 18 r ] 14 ' 12 '
ST TH 9 |10 g 7 '
0 % Auslastung . 100 % Auslastung

Zwischen dem Referenz- und dem Gastransportszenario sind nur geringe Anderungen zu
erkennen. Sichtbare Unterschiede existieren bei der Verbindung zwischen Hessen und
Nordrhein-Westfalen sowie zwischen Mecklenburg-Vorpommern und Schleswig-Holstein, an
denen sich der Stromfluss circa halbiert, wahrend zwischen Hessen und Rheinland-Pfalz im
Gastransportszenario mehr Strom transportiert wird. Im H2-Transportszenario sind dagegen —
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bis auf wenige Ausnahmen — starke Veranderungen im Vergleich zum Referenzszenario zu
erkennen. Besonders aufféllig sind die Verbindungen Bayern und Hessen, Mecklenburg-
Vorpommern und Brandenburg bzw. Schleswig-Holstein sowie Niedersachsen und Nordrhein-
Westfalen, in denen sich der saldierte Stromfluss stark reduziert bzw. umkehrt. Die im
Referenzszenario am starksten ausgelasteten Netzkapazitaten zwischen Niedersachsen und
Nordrhein-Westfalen (77 %) sowie zwischen Niedersachsen und Schleswig-Holstein (49 %)
werden aufgrund der Transportflexibilitdt im H2-Transportszenario deutlich entlastet und
weisen nur eine durchschnittliche Auslastung von 20 % bzw. 35 % auf. Dies entspricht einer
in Realitat gewlnschten Netzauslastung im Stromnetz.

Das Gasnetz wird im Referenzszenario nicht genutzt, wahrend im Gastransportszenario Gas
und im H2-Transportszenario Wasserstoff mittels des Gasnetzes transportiert werden. Die
jahrlich als Gas transportierte Energiemenge im Gastransportszenario belauft sich auf
insgesamt 95 TWh, wéhrend im H2-Transportszenario im gleichen Netz insgesamt 677 TWh
Wasserstoff transportiert werden. In den Transportszenarien wird demnach insgesamt mehr
Energie transportiert als im Referenzszenario. Im Gastransportszenario belduft sich die
gesamte transportierte Energiemenge auf 1.047 TWh im Vergleich zu 1.024 TWhe im
Referenzszenario, wahrend im H2-Transportszenario mit 677 TWhx2 und 539 TWheg
insgesamt fast 200 TWh mehr transportiert werden.

Der saldierte Energiefluss zwischen den Knoten sowie die durchschnittliche Auslastung des
Gasnetzes werden Tabelle 5.4 dargestellt. Dabei wird im Gastransportszenario der Gasfluss
und im H2-Transportszenario die transportierte Wasserstoffenergiemenge betrachtet. Die
Auslastung ist dabei auf die je nach genutztem Energietrager verfigbare Kapazitat bezogen.

Der geringe Gastransport fuhrt zu einer geringen Auslastung des Netzes. Am meisten Gas
wird — ahnlich wie beim Stromnetz — von und nach Niedersachsen transportiert. Bei der
Nutzung von Wasserstoff ist die durchschnittliche Netzauslastung deutlich héher. Das liegt
zum einen an der geringeren verflgbaren Kapazitat des Netzes beim Wasserstofftransport
und zum anderen an einem héheren Energieverbrauch. Eine durchschnittliche Netzauslastung
von Uber 80 % haben die Verbindungen Bayern und Sachsen, Hessen und Thiringen,
Niedersachsen und Nordrhein-Westfalen sowie Niedersachsen und Schleswig-Holstein
vorzuweisen. Da in Tharingen selbst im H2-Transportszenario kaum Elektrolyseure existieren,
muss der meiste Wasserstoff aus einem angrenzenden Bundesland kommen, was in diesem
Fall nur Sachsen sein kann. Die hohe Auslastung und transportierte Energiemenge der
Verbindungen von und nach Niedersachsen lieB3 sich bereits im vorherigen Abschnitt durch die
Ermittlung des ,Verbraucherknotens® Nordrhein-Westfalen und der ,Erzeugerknotens®
Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen herleiten.
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Tabelle 5.4: Jahrlicher saldierter Energiefluss zwischen Knoten im Gasnetz in TWh und
durchschnittliche jéhrliche Auslastung in %

Gastransportszenario H2-Transportszenario
Von Nach Gas Auslastung H2 Auslastung
MV -10 ’ 17 4
NI-HB -6 ! 22 )
BB-BE SN 4 16 !
ST -2 18 4
T 4 ’
BY -1 ’
BW HE -1 4 4
RP-SL -13 4
ay HE 9 f
SN 3 ' 10 (< )
NW -1 -28 )
HE RP-SL 0,2 3 |
TH 0,4 27 ()
- NI-HB 1 : 68 ).
SH-HH 3 2
NW 22 | 286 (N )
NI-HB ST 7 ' 6 4
SH-HH 29 > 55 ()
NW RP-SL 4 | 23 >
N ST 23 :
TH 0,5 15
ST TH -0,2 ’

Zu bedenken ist, dass es sich bei den Auslastungen um durchschnittliche jahrliche
Auslastungen handelt. Insbesondere beim Stromnetz kann es sein, dass in einem CO:-
neutralen Energiesystem aufgrund einer hohen installierten Leistung von fluktuierenden
Quellen oft eine sehr hohe (bis 100%ige) Auslastung erreicht wird, die durchschnittliche
Auslastung jedoch durch sehr schwankende Wetterbedingungen deutlich niedriger ausfallt.
Eine Aussage, wie oft das Netz aus- bzw. Uberlastet ist, lasst sich daher nicht daraus
schlie3en.
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5.4 Auswirkungen verschiedener Umwidmungsanteile

Nachdem bei den Optimierungen bisher stets ein ausschlieBlicher Gas- oder
Wasserstofftransport angenommen wurde, wird in den Mix-Transportszenarien eine anteilige
Umwidmung des Gasnetzes zur Wasserstoffnutzung untersucht. Dabei wird zwischen einer
Umwidmung zu 50 % (50-H2-Transportszenario) und einer Umwidmung zu 75 % (75-H2-
Transportszenario) unterschieden. Es werden Ergebnisse im Vergleich zu den Szenarien mit
ausschlieBlichem Gas- und Wasserstofftransport dargestellt und dabei besonders die
Bereiche beriicksichtigt, in denen wesentliche Anderungen sichtbar sind. Alle weiteren
Ergebnisse sind der Vollstandigkeit halber in Anhang D.2 aufgeflihrt. Die Art der Darstellung
erfolgt in Anlehnung an Abschnitt 5.3. Es wird jeweils an erster Stelle (links) das
Gastransportszenario (G), an zweiter und dritter Stelle das 50-H2- (50H) und das 75-H2-
Transportszenario (75H) sowie an letzter Stelle (rechts) das H2-Transportszenario (H)
aufgefihrt.

5.4.1 Gesamtiiberblick

Zunéachst werden neben einem Uberblick (iber den Primarenergieverbrauch je Szenario die
Ergebnisse ausgewahlter Technologien beleuchtet. AnschlieBend erfolgt ein Vergleich der
Gesamtkosten der Szenarien.

Priméarenergieverbrauch

Den absoluten Primé&renergieverbrauch in den jeweiligen Szenarien stellt Abbildung 5.38 dar.
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Abbildung 5.38: Primédrenergieverbrauch nach Quellen je Szenario in TWh

Der geringste Verbrauch ist bei einer Umwidmung der Gasleitungen zu 75 % auf Wasserstoff
zu verzeichnen, wobei dieser sich nur marginal von einer 50%igen Umwidmung unterscheidet.
Der Unterschied zum H2-Transportszenario ist mit 4 TWh eher gering, wéhrend im Vergleich
zum Gastransportszenario rund 14 TWh weniger verbraucht werden.
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Technologien zur Energieerzeugung und -speicherung

Die Technologien zur Stromerzeugung weisen zwischen den Szenarien zum Teil keine, zum
Teil deutliche Unterschiede auf. Der Vollstdndigkeit halber werden alle
Erzeugungsmdglichkeiten und Speicher aufgefiihrt, jedoch nur wesentliche Unterschiede
grafisch dargestellt.

Stromerzeugung

Bei Betrachtung der installierten Leistungen zur Stromerzeugung werden von den
fluktuierenden Anlagen die Wind-Onshore- und die Solar-Kapazitédten betrachtet (Abbildung
5.39). Die installierte Leistung an Wind-Offshore-Anlagen ist in allen Szenarien voll ausgebaut.
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Abbildung 5.39: Installierte Kapazitét der fluktuierenden Quellen je Szenario in GW

Ein Mix der Transportmdglichkeiten reduziert den Ausbau der Solaranlagen weiter als ein
reiner Wasserstofftransport. Es spielt dabei keine Rolle, ob eine Umwidmung zur Halfte oder
zu 75 % erfolgt. Die Wind-Onshore-Kapazitaten erhéhen sich in den Mix-Transportszenarien
dagegen leicht. Eine h6éhere Flexibilitdt im Transportnetz fihrt demnach zu einer Verringerung
des Ausbaus der Solaranlagen und einem stérkeren Ausbau der Wind-Onshore-Kapazitéaten.

Die Mix-Transportszenarien haben zudem einen Einfluss auf die wasserstoffbetriebenen
Kraftwerke zur Stromerzeugung (Abbildung 5.40). Der Ausbau der weiteren flexiblen Anlagen
bleibt nahezu identisch zum Gas- und H2-Transportszenario.
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Abbildung 5.40: Installierte Kapazitét der flexiblen Anlagen zur Stromerzeugung je Szenario in GW

Es ist zu erkennen, dass das Ermdglichen des Wasserstofftransportes die installierte Leistung
der H2 Kraftwerke im 50-H2-Transportszenario zunachst um 1 GW im Vergleich zum
Gastransportszenario ansteigen lasst, wahrend in den anderen beiden Szenarien eine
geringere Kapazitat vorzufinden ist. Eine Begrindung fir die Reduzierung der Kapazitaten
wurde in Abschnitt 3.2.1 aufgefiihrt, weswegen an dieser Stelle auf eine erneute Ausfiihrung
verzichtet wird. H2 GuD-Kraftwerke sind kein Bestandteil des Energiesystems mehr, sobald
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ein Wasserstofftransport méglich ist. Diese dienen demnach nur dazu, Wasserstoff aus
StromUberschusszeiten zu verstromen, um die Energie zu transportieren, die in den H2-
Transportszenarien bereits als Wasserstoff transportiert und genutzt wurde. Sie werden jedoch
nicht als gesicherte Leistung zur Stromerzeugung benétigt.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Die absolute installierte Leistung zur Methanisierung andert sich in den Mix-
Transportszenarien nur geringfligig und wird daher an dieser Stelle nicht weiter analysiert.
Dies lasst sich auf den festgesetzten Endenergieverbrauch und den sich nicht andernden
Bedarf der Gaskraftwerke zurickflhren. Eine grafische Darstellung der Ergebnisse ist Anhang
D.3 zu entnehmen. Die installierte Kapazitat der Elektrolyseure zeigt Abbildung 5.41.
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Abbildung 5.41: Installierte Kapazitét der Elektrolyseure je Szenario in GW

Bei der Leistung der Elektrolyseanlagen lasst sich ein geringer Anstieg vom Gastransport- zu
dem Mix-Transportszenario feststellen, wahrend die Elektrolyseleistung im H2-
Transportszenario im Vergleich zu den Mix-Transportszenarien marginal geringer ist.

Speicher

Einen Vergleich der Dimension der Batterie- und Wasserstoffspeicher ist in Abbildung 5.42
gegeben. Bei den Warmespeichern ist keine Veranderung zwischen den Transportszenarien
sichtbar, sodass diese an dieser Stelle nicht aufgefhrt sind.
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Abbildung 5.42: Dimension der Batterie- (links) und Wasserstoffspeicher (rechts) je Szenario in TWh

Die Ergebnisse zeigen, dass ein mdglicher Wasserstofftransport die notwendige Dimension
der Speicher deutlich verringert. Die Veranderungen zwischen den drei Szenarien, in denen
ein Wasserstofftransport méglich ist, ist auch hier sehr gering. Mégliche Grinde fur die
geringere Dimension wurden bereits in Abschnitt 5.3.1 aufgefihrt, die sich auch auf die Mix-
Transportszenarien Ubertragen lassen.
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Kosten

Bei den Kosten ist ein &hnlicher Effekt wie bei den Speichern zu erkennen. Die
Gesamtkosten® der jeweiligen Szenarien werden in Abbildung 5.43 dargestellt.
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Abbildung 5.43: Gesamtkosten der Szenarien in Mrd. €

Bei der Ermdglichung eines Wasserstofftransportes reduzieren sich die Gesamtkosten. Die
Reduzierung lasst sich gréBtenteils auf Kostenersparnisse durch weniger Batteriespeicher und
geringe Solarleistung zurlckfihren. Dabei ist es nahezu gleichgtiltig, ob nur ein Teil des
Netzes oder das gesamte Netz umgewidmet wird. Die Kosten zeigen damit denselben Effekt,
der bereits bei den Technologien festgestellt wurde.

Zusammenfassung

Bei Betrachtung der Kosten und des Priméarenergieverbrauchs erreicht das 75-H2-
Transportszenario die geringsten Werte. Jedoch ist der Unterschied zum 50-H2- und H2-
Transportszenario jeweils gering. Der Gesamtiberblick Uber die installierten Technologien
zeigt, dass in den meisten Fallen die Ergebnisse der Mix-Transportszenarien auf demselben
Niveau wie der des H2-Transportszenarios liegen. Es lasst sich demnach ein ,Wenn H2-
Transport®-Effekt beobachten, der identische Ergebnisse der Mix- und H2-Transportszenarien
beschreibt.

5.4.2 Verteilung der Technologien

Die Darstellung der Verteilung der Technologien erfolgt analog zu Abschnitt 5.3.2. Zu jedem
Knotenpunkt werden die Ergebnisse der vier Szenarien nebeneinander dargestellt. Es werden
dabei ausschlieBlich die Knotenpunkte analysiert, die eine sichtbare Veranderung aufweisen.

Stromerzeugung

In Abbildung 5.44 werden zunachst die fluktuierenden Stromerzeuger an ausgewahlten
Knoten betrachtet.

25 Kosten der Verbraucher werden an dieser Stelle nicht mit aufgeflhrt.
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Abbildung 5.44: Installierte Leistung der fluktuierenden Quellen an ausgewéhlten Knoten je Szenario
in GW

Wie bereits in dem Gesamtiberblick beobachtet, Iasst sich auch hier an bestimmten
Knotenpunkten ein ,Wenn H2-Transport“-Effekt erkennen. In Mecklenburg-Vorpommern und
Brandenburg wird dann das Wind-Onshore-Potenzial voll ausgeschdpft sowie die installierte
Leistung der Solaranlagen geringfugig erhéht. In Sachsen-Anhalt werden statt Solaranlagen
Windenergieanlagen installiert. In Nordrhein-Westfalen fallt dagegen der Ausbau der
Solaranlagen vollstandig weg, sobald ein Wasserstofftransport mdéglich ist. Der beobachtete
Effekt lasst darauf schlieBen, dass bereits in den Mix-Transportszenarien ausreichend
Wasserstofftransportkapazitat zur Verfligung steht, um die betrachteten Technologien so zu
verteilen, wie es auch im H2-Transportszenario der Fall ware.

Bei Betrachtung der flexiblen Stromerzeuger sind wesentliche Verédnderungen an den Knoten
Niedersachsen, Brandenburg und Sachsen-Anhalt zu erkennen, die in Abbildung 5.45
dargestellt sind.
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Abbildung 5.45: Installierte Leistung der flexiblen Anlagen zur Stromerzeugung an ausgewéhlten
Knoten je Szenario in GW

Im Gegensatz zu den fluktuierenden Quellen ist ein umgekehrter Effekt zu beobachten, da
sich die Szenarien mit Gastransportmdglichkeiten von dem ohne Gastransportméglichkeit
unterscheiden. Beispielsweise werden in Niedersachsen nur Gaskraftwerke nennenswert
aufgebaut, wenn kein Gastransport mdglich ist. In allen anderen Fallen werden vorwiegend
wasserstoffbetriebene Kraftwerke genutzt. In Brandenburg existieren in den Szenarien mit
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mdglichem Gastransport Gaskraftwerke mit einer Leistung von 25 -30 GW und im H2-
Transportszenario dagegen nur ca. ein Zehntel der Leistung. Gegensatzliches ist in Sachsen-
Anhalt zu beobachten, wo die Kapazitat der Gaskraftwerke im H2-Transportszenario héher ist
als in den anderen Szenarien. Dies lasst sich dadurch erklaren, dass in Brandenburg im
Gegensatz zu Sachsen-Anhalt keine Gasspeicher existieren. Solange ein Gastransport
mdglich ist, kdnnen in Brandenburg Gaskraftwerke mit Gas aus Gasspeichern von Sachsen-
Anhalt betrieben werden. Ist kein Gastransport mdglich, muss der Strom in Speichernahe
erzeugt und anschlieBend nach Brandenburg transportiert werden. Aufgrund des
verlustarmeren Transportes wird jedoch, wenn mdglich, der Gastransport dem Stromtransport
vorgezogen.

Gas- und Wasserstofferzeugung

Die Verteilung der Gaserzeugungsstandorte lasst auf den ersten Blick weniger eindeutige
Effekte an den ausgewahlten Knoten erkennen (Abbildung 5.46).
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Abbildung 5.46: Verteilung der Methanisierung ausgewéhlter Knoten je Szenario in GW

In Sachsen-Anhalt, Nordrhein-Westfalen, Rheinland-Pfalz und Bayern findet in den Szenarien,
in denen die Flexibilitdt des Gastransports gegeben ist, keine Methanisierung statt. Nur im
Falle fehlender Gastransportmdglichkeiten werden, angepasst an den lokalen Verbrauch,
Kapazitaten zur Methanisierung benétigt. Es lasst sich demnach an diesen Knoten analog zu
den Gaskraftwerken ein ,Wenn kein Gastransport‘-Effekt erkennen. Ausgleichend dazu findet
in Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern die Methanisierung statt, wenn
Gastransportkapazitaten existieren, um das Gas zu Verbrauchsstandorten zu transportieren.
Diese Knoten gelten daher als bevorzugte Standorte fiir die Methanisierung, besitzen jedoch
selbst keinen Gasverbrauch. Daher sind auch dort die Ergebnisse des H2-Transportszenarios
abweichend zu den anderen Szenarien. Ein anderer Effekt ist in Sachsen zu beobachten, wo
mit steigender Wasserstofftransportkapazitat die installierte Kapazitat der Methanisierung
steigt, jedoch bei fehlendem Gastransport dort nicht mehr vorzufinden ist. Sachsen selbst hat
nur einen geringen eigenen Gasendverbrauch und wird demnach als Methanisierungsstandort
attraktiver, wenn die Mdglichkeit besteht, den notwendigen Wasserstoff nach Sachsen zu
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transportieren  oder, wenn aufgrund von  Standortvorteilen und  steigenden
Transportkapazitaten dort mehr Elektrolyse stattfindet.

Die Standorte der Elektrolyseure ausgewahlter Knoten mit sichtbaren Veranderungen in den
betrachteten Szenarien sind in Abbildung 5.47 dargestellt.
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Abbildung 5.47: Installierte Leistung an Elektrolyseuren ausgewé&hlter Knoten in den jeweiligen
Szenarien in GW

An einigen der hier aufgefihrten Knoten ist ein Trend zu erkennen, dass sich die installierte
Leistung vom Gastransport- zum H2-Transportszenario Uber die Mix-Transportszenarien
stufenweise verringert oder erhdht. Beispiele daflir sind Niedersachsen und Nordrhein-
Westfalen. Womdéglich ist der Ausbau der Elekirolyseure auf das Niveau des H2-
Transportszenarios in den Mix-Transportszenarien noch nicht mdglich, da die H2-
Transportkapazitat noch nicht ausreicht, um den Wasserstoff wie im H2-Transportszenario
Uberwiegend zentral zu erzeugen. Ein héherer Umwidmungsanteil fihrt zu einer héheren
verflgbaren H2-Transportkapazitat, die die weitere Ausnutzung von Standortvorteilen méglich
macht. In Mecklenburg-Vorpommern und Brandenburg ist erneut ein ,Wenn H2-Transport*-
Effekt sichtbar, da die Elektrolyseleistung in den Mix-Transportiszenarien der des H2-
Transportszenarios entspricht. Es ist davon auszugehen, dass an diesen Knoten ausreichend
Transportkapazitat zur Verfligung steht und daher nicht begrenzend wirkt. In Sachsen ist der
Effekt nicht klar ausgepragt, wenngleich die Elektrolyseleistung der Mix-Transportszenarien
der Leistung des H2-Transportszenarios bereits stark dhneln.

Speicher

Die Dimension der Batteriespeicher in den Szenarien an ausgewahlten Knoten ist in Abbildung
5.48 dargestellt.

In Schleswig-Holstein und Rheinland-Pfalz fiihrt bereits ein anteiliger Wasserstofftransport von
50 % zu einer geringeren Dimension der Batteriespeicher, die auch im H2-Transportszenario
erreicht wird. Im Gegenzug dazu werden in Brandenburg erst Batteriespeicher verwendet,
wenn kein Gastransport erlaubt ist. Da im H2-Transportszenario auch keine Gaskraftwerke in
Brandenburg existieren, die ein gesicherte Leistung darstellen, stellen die Batteriespeicher
eine kurzzeitige Versorgung in Fallen von Netzengpé&ssen sicher. In Niedersachsen werden
Batteriespeicher in den Mix-Transportszenarien noch in geringerem Umfang benétigt, um auch
hier in Zeiten hoher Stromerzeugung den Strom kurzzeitig zu speichern und zu transportieren,
sobald das Netz dieses zuldsst. Da jedoch bereits mehr Elektrolyseure als im
Gastransportszenario vorhanden sind, die Uberschussstrom nutzen, kénnen Batteriespeicher
kleiner dimensioniert werden. In Baden-Wuirttemberg kann die mit steigenden H2-
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Transportkapazitdten  einhergehende  Reduzierung der  Energiekapazitdten von
Batteriespeichern mit dem analogen Riickgang der Solaranlagen begriindet werden.
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Abbildung 5.48: Dimension der Batteriespeicher ausgewéhlter Knoten in den jeweiligen Szenarien in
TWh

Verteilung der H2-Speicher an ausgewahlten Knoten in den jeweiligen Szenarien zeigt
Abbildung 5.49.
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Abbildung 5.49: Dimension der H2-Speicher ausgewéahlter Knoten je Szenario in TWh

Wahrend in den nérdlichsten Bundeslandern die Dimensionen der H2-Speicher mit steigender
H2-Transportkapazitdt zunehmen, ist in Nordrhein-Westfalen und Hessen ein starker
Rickgang zu beobachten. Die Unterschiede der Szenarien in der Verteilung an diesen Knoten
ahneln denen der Verteilung der Elekirolyse. Bei hoherer Elektrolyseleistung an einem
Standort ist demnach auch eine h6here Wasserstoffspeicherenergiekapazitat gegeben. Eine
niedrigere Elektrolyseleistung bedingt geringere Speicherenergiekapazitaten.
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Zusammenfassung

In den Mix-Transportszenarien existiert eine hohe Transportflexibilitéat, da der Transport der
Energietrager Strom, Gas und Wasserstoff gleichzeitig méglich ist. Grundsatzlich kann davon
ausgegangen werden, dass in diesen Féllen fir jede Technologie der bestmdgliche Standort
gewahlt wird. Bei den fluktuierenden Quellen sind dies fir Wind tendenziell der Norden
Deutschlands, fur Solar Uberwiegend der Sitiden. Fur Elekirolyse wird vorzugsweise ein
Standort nahe der Stromerzeugungsanlagen gewahlt, um den am stérksten verlustbehafteten
Energietransport mittels Strom zu umgehen. Die Methanisierung erfolgt analog dazu bevorzugt
nahe der Elektrolysestandorte, da der Gastransport effizienter ist als der Wasserstofftransport.
Dieser Effekt wurde in den jeweiligen Transportszenarien bereits bestatigt (vgl. Abschnitt
5.3.2). Die herausgestellten ,Wenn H2-Transport‘-Effekte zeigen, dass in der
Gesamtbetrachtung bei den meisten Technologien keine oder sehr geringe Unterschiede
zwischen einer 50%igen und einer 100%igen Umwidmung bestehen. Dagegen existiert an
einigen Knoten ein Trendverlauf vom Gas- zum H2-Transportszenrio, der erkennen lasst, dass
bestimmte Effekte mit steigender H2-Transportkapazitat zunehmen. Ein ,Wenn kein
Gastransport‘-Effekt lasst darauf schlieBen, dass das Erhalten einer geringen
Gastransportkapazitat glinstig sein kann, um Vorteile aus dem Gastransport zu erhalten.

Im Folgenden werden die Auswirkungen der Flexibilitdt der Nutzung aller Netze auf die
Standortwahl der Technologien untersucht, indem analog zu Abschnitt 5.3 fir die
Energietrager Strom, Gas und Wasserstoff die Erzeugung dem Verbrauch gegenibergestellt
wird. Daflr wird das 75-H2-Transportszenario gewahlt, da das Gasnetz fir den Gastransport
tendenziell die hdéchsten Kapazitaten bei gleichzeitig niedrigstem Verbrauch aufweist und so
bei gleichzeitiger Zulassung aller Transportmdglichkeiten mdgliche Netzengpasse im
Wasserstoffnetz bestmdglich vermieden werden.

Strom
Die Stromerzeugung und der Stromverbrauch im Falle einer 75%igen Umwidmung des

Gasnetzes zu Wasserstoff werden in Abbildung 5.50 gegenlbergestellt.

75-H2-Transportszenario

600 .
= 5
400 ]
N
200 o S — i
cﬂ) O — JR—
= H B l ] = H = .
200 <
(@)
=}
400 g
2
600 2
SH-HH MV NI-HBBB-BE ST NW HE TH SN RP-SL BY BW
Wind Offshore Wind Onshore Solar m Flexibilitaten
m Elektrolyseur m GroBwarmepumpe  Endenergie

Abbildung 5.50: Gegenliberstellung Stromerzeugung und -verbrauch je Knoten im 75-H2-
Transportszenario in TWhe
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Im 75-H2-Transportszenario sind Erzeugungs- und Verbrauchsschwerpunkte nur schwach
ausgepragt. Die Verteilung ahnelt stark der des H2-Transportszenarios. Unterschiede sind vor
allem bei den Flexibilitaten erkennbar, die nur einen geringen Teil der Erzeugung ausmachen
und deren Unterschiede daher an dieser Stelle nicht sichtbar sind. Die restliche
Stromerzeugung ist nahezu identisch zum H2-Transportszenario verteilt. Einen leichten
Erzeugungslberschuss haben Niedersachsen und Schleswig-Holstein, wahrend Nordrhein-
Westfalen und Hessen einen Verbrauchsiberschuss vorweisen. Letzterer wird im H2-
Transportszenario durch Verschiebung von Elektrolyseleistung nach Niedersachsen weiter
reduziert.

Gas
Abbildung 5.51 stellt Schwerpunkte der Gaserzeugung und des -verbrauchs im 75-H2-

Transportszenario heraus.
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Abbildung 5.51: Gegenliberstellung Gaserzeugung und -verbrauch je Knoten im 75-H2-
Transportszenario in TWhcha

Im  75-H2-Transportszenario werden die Gasnetzkapazitdten auf 25% der
Ursprungskapazitaten reduziert. Neben Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern
sind Methanisierungsanlagen in Brandenburg und Sachsen vorzufinden, die im
Gastransportszenario zu den Knoten Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern und
Niedersachsen verschoben sind. Die Reduzierung der Gastransportkapazitaten auf 25 % fihrt
dazu, dass zu Spitzenzeiten im Winterhalbjahr Leitungen von Mecklenburg-Vorpommern und
Niedersachsen nach Brandenburg ausgelastet sind. Daher existieren im 75-H2-
Transportszenario in Brandenburg und Sachsen Methanisierungsanlagen, um den Osten und
Siden Deutschlands zu diesen Zeiten zu versorgen. Der gesamte Gasverbrauch ist im
Vergleich zu den Strom- und Wasserstoffverbrauchsmengen sehr gering ist. Die
unterschiedlichen Verteilungen der Erzeugung und des Verbrauchs in den Szenarien haben
daher mit Blick auf das Gesamtenergiesystem keine bzw. nur marginale Auswirkungen.

115



5 Ergebnisse

Wasserstoff

Eine Gegentberstellung der H2-Erzeugung und des -verbrauchs erfolgt in Abbildung 5.52.
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Abbildung 5.52: Gegenliberstellung Wasserstofferzeugung und -verbrauch je Knoten im 75-H2-
Transportszenario in TWhuz

Die Verteilung der Wasserstofferzeugung und des Wasserstoffverbrauchs ist im 75-H2-
Transportszenario nahezu identisch zu der im H2-Transportszenario. Lediglich die
Verteilungen der Methanisierungsanlagen weisen bei alleiniger Betrachtung wesentliche
Veranderungen vor, die jedoch an dieser Stelle aufgrund des geringen Anteils am Verbrauch
kaum auffallen. Analog zum H2-Transportszenario findet die Wasserstofferzeugung
Uberwiegend im Norden und im Siden statt. Wahrend im Siiden damit der eigene Verbrauch
bedient wird, wird der im Norden erzeugte Wasserstoff dort nicht bendtigt und kann die
restlichen Verbrauchsknoten versorgen.

5.4.3 Auswirkungen auf die Transportnetze

Die unterschiedlichen Verteilungen der Technologien in den verschiedenen Szenarien fihren
dazu, dass die Transportnetze jeweils unterschiedlich genutzt werden. Tabelle 5.5 zeigt die
insgesamt zwischen den Knoten transportierte Strom-, Gas- und Wasserstoffmenge aller
modellierten Szenarien.

Tabelle 5.5: Gesamttransportierte Energiemenge in den jeweiligen Netzen in den Szenarien in TWh

Stromnetz Gasnetz Gesamt
AC DC Gas H2
Referenzsz. 993 30 - - 1.023
Gastransportsz. 924 27 95 - 1.046
50-H2-Transportsz. 638 20 89 438 1.185
75-H2-Transportsz. 550 19 85 537 1.191
H2-Transportsz. 520 18 - 677 1.215

Da im Referenzszenario die einzige Mdglichkeit des Energietransports Gber das Stromnetz
gegeben ist, ist die transportierte Strommenge dort am héchsten. Bei Hinzunahme des
Gasnetzes fur den Gastransport verringert sich die transportierte Strommenge nur leicht,
wahrend ein Wasserstofftransport je nach Umwidmungsanteil die transportierte Strommenge
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um 35 % - 50 % senkt. Gleichzeitig steigt mit steigendem Umwidmungsanteil die transportierte
Wasserstoffmenge, sodass im H2-Transportszenario mehr Energie mittels Wasserstoff als
mittels Strom transportiert wird. Die insgesamt in den Netzen transportierte Energiemenge
steigt vom Referenz- zum H2-Transportszenario stetig an. Eine Umwidmung der
Gasnetzkapazitdten fuhrt dazu, dass die Wasserstofferzeugung stark zentralisiert werden
kann und somit hohe Transportbedarfe entstehen. Bereits bei einer 50%igen Umwidmung
entsteht ein hoher H2-Transportbedarf, der mit steigendem Umwidmungsanteil aufgrund
starkerer Zentralisierung weiter ansteigt. Die Unterschiede im Gastransport sind dagegen sehr
gering, da in allen Szenarien mit mdglichem Gastransport zu den meisten Zeiten eine
ausreichende Kapazitat verfugbar ist.
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6 Diskussion und Limitationen

Die Modellierungsergebnisse der Szenarien bilden eine Optimierung des Energiesystems
2050 ab und zeigen Auswirkungen unterschiedlicher Transportoptionen auf. Zur Einordnung
der Ergebnisse in den Gesamtkontext der Energiesystemanalyse werden die im Rahmen
dieser Arbeit durchgefihrten Modellierungen in Abschnitt 6.1 zusammengefasst und mit
bestehenden Energiesystemanalysen in der Literatur verglichen. Zudem werden in
Abschnitt 6.2 mdgliche Grenzen der Modellierungen, die aufgrund von Modellrestriktionen
oder durch die gewahlten Einstellungen entstehen, aufgezeigt.

6.1 Vergleich der Ergebnisse mit Energiesystemanalysen in der
Literatur

Der Gesamtiberblick der Modellierungsergebnisse dieser Arbeit zeigt, dass mit steigenden
Wasserstofftransportmdglichkeiten ausgewéhlte Technologien im Energiesystem weniger
stark benétigt werden. Dazu gehdren Solaranlagen, H2 (GuD-) Kraftwerke sowie Batterie- und
Wasserstoffspeicher. Die weiteren Technologien unterscheiden sich in den verschiedenen
Szenarien nur geringflgig. Die Verteilung der Technologien veranschaulicht, dass im
Referenzszenario eine Polarisierung der fluktuierenden Quellen (Wind im Norden, Solar im
Sliden) besteht, die sich bei mdglichem Gastransport und insbesondere bei mdglichem
Wasserstofftransport weiter auspragt. Sobald der Energietransport flexibler gestaltet wird und
ein Transport von Gas oder Wasserstoff erganzend zum Stromtransport betrachtet wird,
werden die jeweiligen Erzeugungsanlagen zentral in der Nahe von Stromerzeugungsanlagen
positioniert. Somit kénnen zum einen die Stromerzeugungsanlagen bestmdglich ausgelastet
werden, zum anderen wird der verlustreichere Stromtransport vermieden. Es wird deutlich,
dass in den meisten Fallen eine Umwidmung des Gasnetzes zu 50 % auf Wasserstoff im
Gesamtuberblick dieselben Ergebnisse erzielt wie eine vollstdndige Umwidmung. Die
Verteilung der Technologien zeigt dagegen, dass insbesondere die optimierte Verschiebung
von Elektrolyseuren hin zu Stromerzeugungsstandorten im Norden mit wachsendem
Umwidmungsanteil trendférmig ansteigt. In einigen Féllen fihrt eine Nichtzulassung des
Gastransports zu Abweichungen, die durch den Erhalt einer geringen Transportkapazitat far
Gas vermieden werden kénnen.

Die in Kapitel 3 vorgestellte Studie von Bothe et al. (2017) beinhaltet zwei Szenarien, die dem
in dieser Arbeit modellierten Referenz- und dem 50-H2-Transportszenario &hneln. Ein
wesentlicher Unterschied besteht in der Annahme der Endenergieverbrauche, die fir die
verschiedenen Szenarien der Studie jeweils angepasst wurden, wahrend in dieser Arbeit in
allen Szenarien identische Endenergieverbrduche angenommen werden. Bothe et al. (2017)
verwenden in ihrem Szenario 2, in dem nur ein Stromtransport méglich ist, keinen Gas- oder
Wasserstoffendverbrauch. Daflir werden héhere Stromendverbrduche als in dem in dieser
Arbeit modellierten Referenzszenario angenommen. In ihrem Szenario 3, in dem analog zum
50-H2-Transportszenario Gas- und Wasserstofftransport méglich ist, wird ein geringerer
Strom- und Wasserstoffendverbrauch sowie ein héherer Gasendverbrauch angenommen. Die
angepassten Verbraduche flhren insbesondere bei PtG-Anlagen und Gaskraftwerken zu
starkeren Unterschieden zwischen den Szenarien und kénnen daher nicht in den direkten
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Vergleich zu den in dieser Arbeit erarbeiteten Ergebnissen gestellt werden. Bei &hnlichen
Anpassungen der Endenergieverbrduche in den jeweiligen Szenarien dieser Arbeit
(beispielsweise ein hoherer Wasserstoffverbrauch im H2-Transportszenario als im
Referenzszenario) sind auch bei den mit dem ESTRAM durchgefiihrten Modellierungen
starkere Veranderungen zwischen den Szenarien erwartbar. Im Bereich der erneuerbaren
Anlagen Wind Offshore und Wind Onshore haben in dieser Arbeit zudem die
Ausbaupotenziale einen Einfluss auf die Wahl der Technologien. Diese werden in den
Transportszenarien zum Teil voll ausgeschépft, wahrend Bothe et al. (2017) keine
Einschrankung des Ausbaus durch Festsetzung von Potenzialen vornehmen. Dadurch
erhalten sie zum Teil eine sehr hohe installierte Leistung der erneuerbaren Energien, deren
Realisierbarkeit zunéchst Uberprift werden misste. Die ganzheitliche Betrachtung zeigt, dass
die abweichenden Annahmen der Inputdaten zu Energieverbrauchen und Potenzialen fr
erneuerbare Anlagen sowie die Anpassung der Inputdaten fir die jeweiligen Szenarien zu
starken Abweichungen der Ergebnisse von den in dieser Arbeit erreichten Modellergebnissen
fihren.

Auch Hubner et al. (2021) verwenden in ihrer Studie, die die meisten Schnittstellen zu den
Mix-Transportszenarien besitzt, abweichende Inputdaten zu den Endenergieverbrauchen.
Zudem fihren sie eine Optimierung des Wasserstoffnetzes durch, sodass die Ergebnisse auf
einem abweichenden Transportnetz basieren. Dennoch fuhrt die qualitative Betrachtung ihrer
Ergebnisse zu dem gleichen Resultat wie die Mix-Transportszenarien. Ergebnisse beider
Analysen zeigen, dass die Elektrolyse bevorzugt an nérdlichen Stromerzeugungsstandorten
stattfindet, da an diesen viel Strom verfigbar ist. Bei Hibner et al. (2021) wird beztglich des
Transports zusatzlich zwischen kleinen und groBen Distanzen und Verbrauchen
unterschieden und die genannte Schlussfolgerung auf kleine Distanzen und groBBe Verbrauche
beschrankt. Bei groBen Distanzen und kleinen Verbrduchen wird gemal der Studie der
Stromtransport und eine verbrauchernahe Elektrolyse bevorzugt. Letzteres unterscheidet sich
von den Ergebnissen der Modellierungen im ESTRAM, da diese aufgrund geringerer Verluste
stets den Gas- bzw. Wasserstofftransport bevorzugen, wenn das gewilinschte Endprodukt Gas
bzw. Wasserstoff ist.

Die FNB Gas (2021e) stellen im Zuge ihres visionaren H2-Netzes 2050, das Gberwiegend auf
dem existierenden Gasnetz beruht, ebenfalls den Norden Deutschlands als
Wasserstofferzeugungsschwerpunkt heraus, wenngleich die der FNB Gas angenommene
Elektrolyseleistung mit 63 GWe deutlich unter der im H2-Transportszenario erhaltenen
Leistung von 192 GWy. (288 GWe) liegt. Die prognostizierten Verbrauchsmengen der FNB
Gas (504 TWh, inkl. PiL) liegen nur leicht unter dem im ESTRAM angenommenen
Wasserstoffverbrauch (645 TWh, inkl. PtL). Die Unterschiede bei der installierten Leistung der
Elektrolyse lassen sich daher damit begriinden, dass die FNB Gas in ihrer Modellierung den
Uberwiegenden Wasserstoffbedarf Gber Importe decken und von einer geringen inlandischen
Erzeugung ausgehen. Die Ergebnisse zu den Energiekapazitaten von Wasserstoffspeichern
sind mit 32 TWh nahezu identisch zu den in dieser Arbeit berechneten des H2-
Transportszenarios (31 TWh).

Schlussendlich lasst sich festhalten, dass die in den vorgestellten Studien verwendeten und
zu dieser Arbeit abweichenden Annahmen der Inputdaten zu anderen Ergebnissen der
installierten Gesamtleistungen fihren. Dabei spielen sowohl die Annahmen der
Endenergieverbrauche als auch die Ausbaupotenziale eine Rolle. Die gewahlten
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Ausbaupotenziale im ESTRAM begrenzen auf der einen Seite den Ausbau der
Windenergieanlagen, sodass ein tberdurchschnittlicher Ausbau wie in der Studie von Bothe
et al. (2017) vermieden wird. Zum anderen sind die Ausbaupotenziale so hoch angesetzt, dass
auch keine Wasserstoffimporte benétigt werden, die wiederum in den Analysen der FNB Gas
(2021e) angenommen werden.

Die Zentralisierung der Elektrolysestandorte bei Ermdglichung des Wasserstofftransportes
sowie auch die der Methanisierungsstandorte bei méglichem Gastransport waren im Hinblick
auf den in Abschnitt 4.2 durchgeflihrten Vergleich der Transportoptionen erwartbar. Diese
ergeben sich aus den Modellannahmen, die fir den Stromtransport hdhere relative Verluste
als fir den Gas- und Wasserstofftransport annehmen und daher bei einem gewiinschten
Endprodukt Gas oder Wasserstoff stets die jeweilige Transportoption dem Stromtransport
vorgezogen wird. Dagegen war vorab nicht abschéatzbar, inwieweit sich eine Teillumwidmung
auf die Verteilung auswirkt. Die Ergebnisse zeigen, dass durch die Reduzierung der
Transportkapazitédten bei einer Umwidmung zwischen einzelnen Knoten Netzengpésse im
Wasserstoffnetz entstehen, sodass erst mit héherem Umwidmungsanteil die optimierte
Verteilung erreicht wird. Die Modellierungsergebnisse zu der regionalen Verteilung decken
sich qualitativ mit denen in der Literatur vorzufindenden Studien. Die Gruppierung der
Elektrolyseure bzw. Methanisierungsanlagen an den nérdlichen Stromerzeugungsstandorten
erfolgt sowohl bei Hibner et al. (2021) als auch bei allen visionaren Wasserstoffinfrastrukturen.

Eine Analyse des Stromtransportes erfolgt in keiner der berlcksichtigten Studien, da der
Fokus groBtenteils auf der Wasserstoffinfrastruktur liegt. Jedoch lassen sich aus den
Modellierungsergebnissen bedeutende Zusammenhange zwischen Wasserstoff- und
Stromtransport identifizieren. Die Auswirkungen des Wasserstofftransportes auf den
Stromtransport lassen sich im Wesentlichen an zwei Stellen beobachten. Zum einen flhrt bei
der Betrachtung der einzelnen Knoten die Anordnung der Elektrolyseure als Stromverbraucher
in den Szenarien mit méglichem Wasserstofftransport dazu, dass sich auf der Stromebene
Erzeugungs- und Verbrauchsmengen lokal wieder besser ausgleichen. Zum anderen zeigt die
Betrachtung des Energieflusses zwischen zwei Knoten, dass weniger Strom transportiert wird.
Die Stromtransportmenge verringert sich im Vergleich zum Referenzszenario enorm (vgl.
Abschnitt 5.4.3), da der Energietransport Gber das verlustarmere Wasserstoffnetz stattfindet.
Das Stromnetz dient daher vorwiegend zum kurzfristigen Ausgleich.

6.2 Grenzen der Modellierungen im ESTRAM

Die in dieser Arbeit durchgeflhrten Optimierungen unterliegen den im ESTRAM getroffenen
Annahmen und Modellrestriktionen. Die Modellierungsergebnisse stellen mogliche Lésungen
innerhalb des betrachteten Lésungsraumes dar, die bei anderen Einstellungen sowie bei
Veranderungen von Modellparametern oder Inputdaten von den in dieser Arbeit erzielten
Ergebnissen abweichen kénnen. Im Folgenden werden Grenzen und Limitationen der
durchgefiihrten Modellierungen aufgezeigt, um einen Ausgangspunkt fur zuklnftige
Untersuchungen zu schaffen. Daflir werden die maBgeblichen GréBen und deren Einfluss auf
die Ergebnisse in funf (bergeordnete Bereiche gegliedert: Energietransport,
Endenergieverbrauch, Potenziale und Importe, Kosten sowie gesellschaftliche und politische
Faktoren.
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Energietransport

Wie bereits in Kapitel 4 deutlich wird, werden fir die Modellierung des Energietransportes
diverse Annahmen getroffen, die Einfluss auf die Ergebnisse haben. Eine Modellrestriktion des
ESTRAMs stellt die Abbildung des Energietransports dar, der ausschlieBlich tber Leitungen
fur die Energietrager Strom, Gas und Wasserstoff mdglich ist. Unter Gas fallen dabei Erdgas
sowie erneuerbares Methan, wahrend Biomethan keine Berlicksichtigung findet. Alternative
Transportmdglichkeiten fir Wasserstoff mittels LKW, Zug oder Schiff werden nicht betrachtet.
Zahlreiche Studien (u.a. IEA 2019, Merten et al. 2020, ReuB 2019) zeigen, dass ein
Seetransport frihstens ab Distanzen von 1.500 km dem Leitungstransport vorzuziehen ist.
Dagegen werden LKWs vorwiegend als Option fir die lokale Verteilung gesehen. Der
Nationale Wasserstoffrat sieht flr den nationalen Transport ebenfalls Pipelines als zentrale
Transportoption (BMWi 2021c). Demnach besitzen die alternativen Transportmdglichkeiten fir
die in dieser Arbeit durchgefihrten Modellierungen eine untergeordnete Relevanz.

Far die Abbildung des Transports sind im ESTRAM Daten zu den jeweiligen Transportnetzen
hinterlegt. Es wird fur die Transportkapazitaten ein Ausbau des Stromnetzes nach aktuellem
Netzentwicklungsplan angenommen, wahrend das Gasnetz auf den Daten zum existierenden
Netz beruht. Der Netzentwicklungsplan fir das Stromnetz deckt jedoch lediglich einen Ausbau
des Netzes bis zum Jahr 2035 ab. Bestehende Netzentwicklungspldne des Gasnetzes (vgl.
Abschnitt 2.2.1) werden im ESTRAM bisher nicht berlcksichtigt. Die Ergebnisse zu den
Auslastungen der Netze verdeutlichen, dass im Falle eines reinen Gastransports die
Netzkapazitaten ausreichend gro3 sind. Bei Teil-Umwidmungen entstehen dagegen zu
bestimmten Zeiten Netzengpasse, die sich auf die Verteilung der Technologien auswirken. Die
Nutzung von Wasserstoff zeigt, dass der héhere Transportbedarf sowie die Netzreduzierung,
die aufgrund der geringeren Energiedichte von Wasserstoff vorgenommen wird, zeitweise zu
hohen Netzauslastungen fuhrt.

Dartber hinaus werden mdgliche Durchleitungen von Strom oder Gas durch Deutschland nicht
weiter bertcksichtigt. Aus aktueller Sicht sind diese im Gasnetz von hoher Bedeutung, da circa
die Halfte des in Deutschland importierten Gas nur zur Durchleitung bestimmt ist (vgl. Abschnitt
2.2.1). Das fihrt dazu, dass die Gasnetzkapazitaten tendenziell Gberschéatzt sind. Fir die
Zukunft sollte diese Annahme jedoch kritisch hinterfragt werden. Die visiondren
Wasserstoffinfrastrukturen fir Europa fir das Jahr 2050 zeigen einen Wasserstofffluss von
nordlichen, dstlichen und stdlichen Erzeugungsstandorten in Europas Mitte auf, sodass sich
Deutschlands Transitfunktion voraussichtlich abschwacht.

Ferner grenzen gewahlte Einstellungen innerhalb der Modellierungen den Lésungsraum ein.
Die gewahlte raumliche Auflésung in den Szenarien flihrt dazu, dass Energietransporte nur
zwischen den 12 Knoten berlcksichtigt werden. Leitungen innerhalb von Knoten werden dabei
nicht beachtet. Das flihrt dazu, dass mdégliche lokale Netzengpasse nicht identifiziert und damit
vernachlassigt werden. Im ESTRAM werden Transportleitungen zwischen Knoten zu einer
Ubertragungskapazitat aggregiert. Somit werden keine einzelnen Leitungen betrachtet und
das Wasserstoffnetz entsteht bei den Modellierungen durch gleichmaBig verteilte, anteilige
Netzkapazitaten. Eine Umwidmung zu Wasserstoff erfolgt in Realitdt dagegen immer
vollstandig fur eine Leitung. Die méglichen Umwidmungsanteile sind daher abhangig von der
bestehenden Ausfiihrung der Gesamtleitung. Je nach Anzahl der parallelen Einzelleitungen
kann dies teilweise zu einer etwas anderen Netzstruktur fihren. DarGber hinaus erfolgt die
Modellierung des Stromnetzes in den Szenarien ohne die Verwendung des linearen optimalen

121



6 Diskussion und Limitationen

Leistungsflusses (LOPF) und wird als Transportmodell abgebildet. Dies ermdglicht einen
einfacheren Stromtransport als es in der Realitat mdglich ware. Die Transportverluste werden
allgemein als lineare Verlustkurve abgebildet. Die realen Stromtransportverluste sind jedoch
abhangig von der Auslastung des Netzes. Zwar wird die Netzverfligbarkeit des Stromnetzes
auf 70 % gesenkt (vgl. Abschnitt 4.2), jedoch wird das Netz in der linearen Optimierung bei
Bedarf voll ausgelastet, wahrend real zur Vermeidung hoher Verluste eine Auslastung von nur
30 % angestrebt wird.

Endenergieverbrauch

Die Optimierungen des ESTRAMs basieren auf den vorgegebenen Inputdaten, die das
existierende Energiesystem widerspiegeln und fir das Jahr 2050 approximierte Werte auf
Basis heutiger Erkenntnisse und Prognosen beinhalten. Eine maBgebliche GréBe sind die
Endverbrauchsdaten, die in allen Szenarien identisch und exogen vorgegeben sind. Wie der
vorangegangene Vergleich zu bestehenden Studien zeigt, gehen Veranderungen dieser
Daten mit Abweichungen in den Ergebnissen einher, da sich die Gestaltung des
Energiesystems an diesen Daten ausrichtet. Als eine Haupteinflussgro3e schréankt diese
Annahme demnach den Freiheitsgrad der Modellierung dahingehend ein, dass keine
Konkurrenz von verschiedenen Technologien fir den Endverbrauch existiert.

Potenziale und Importe

Die Modellierungen der definierten Szenarien beschranken sich ausschlieBlich auf das
deutsche Energiesystem. Wasserstoffimporte sind theoretisch méglich, werden jedoch in den
Szenarien nicht in Anspruch genommen. Ein Grund dafur sind vergleichsweise optimistische
Annahmen fir die inlandischen Potenziale erneuerbarer Energien, sodass Importe nicht
notwendig ist. Die visionaren Wasserstoffinfrastrukturen der FNB Gas sowie das EHB (vgl.
Abschnitt 3.2) beinhalten dagegen zahlreiche Importverbindungen nach Deutschland. Auch
die Nationale Wasserstoffstrategie weist fir das Jahr 2050 dem Import von Wasserstoff eine
bedeutende Rolle zu. Ein Stromimport wird im ESTRAM ebenso wie ein Import von
erneuerbarem Methan vollstdndig ausgeschlossen.

Kosten

Das Ubergeordnete Ziel der Optimierung stellt die Minimierung der Gesamtkosten des
Energiesystems dar. Daher gelten als weitere, wichtige Einflussfaktoren die getroffenen
Kostenannahmen fir das Jahr 2050. Die zuklnftigen Kosten der Technologien unterliegen
ungewissen Unsicherheiten und kénnen lediglich auf Basis des aktuellen Stands der Technik
prognostiziert werden. Insbesondere innovative Technologien wie die Elektrolyse und die
Methanisierung, die im aktuellen Energiesystem noch keine flachendeckende Anwendung
finden, basieren hinsichtlich ihrer Kosten und Effizienz auf aktuellen Schatzungen und sind
von der zuklnftigen technologischen Entwicklung abhéngig. Auch Kosten fir
Wasserstoffimporte im Jahr 2050 unterliegen einer enormen Unsicherheit, sodass
abweichende Kostenannahmen mdglicherweise andere Ergebnisse hervorrufen. Im Zuge der
Abbildung der Kosten im ESTRAM sollte hinsichtlich der Transportinfrastruktur bedacht
werden, ob zukinftig sowohl etwaige Investitionskosten aller Transportnetze als auch
mogliche Kosten einer Umwidmung des Gasnetzes zu Wasserstoff bei der Modellierung
bericksichtigt werden.
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Gesellschaftliche und politische Faktoren

Fir das Design des Energiesystems spielen neben technologischer Umsetzung und Kosten
auch gesellschaftliche, soziale und politische Faktoren eine Rolle, die sowohl die Wahl der
Technologien und deren Verteilung als auch die Netzinfrastrukturen beeinflussen. Zu diesen
zahlen unter anderem Akzeptanz der Bevélkerung, gesellschaftliche Wertschépfung sowie
Versorgungssicherheit und -unabhangigkeit. Ferner ist die Entwicklung des Energiesystems
stark von nationalen und internationalen politischen Entwicklungen und Entscheidungen
abhéangig. Diese Einflussfaktoren lassen sich schwieriger objektiv quantifizieren und werden
daher im ESTRAM und in den Modellierungen dieser Arbeit nicht beriicksichtigt.
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7 Schlussfolgerung und Ausblick

Die vorliegende Arbeit basiert auf Literaturrecherchen sowie eigenen Modellierungen zur
zukUnftigen Rolle des Energietragers Gas sowie zur Rolle der Gasinfrastruktur innerhalb des
Energiesystems. Ziel war es, Auswirkungen der Modellierung von Gas- und Wasserstoffnetzen
auf das zukinftige Energiesystem zu ermitteln. Die durchgefihrten Modellierungen
verschiedener Szenarien zu der Abbildung unterschiedlicher Transportoptionen bilden mit
einer vorhergehenden Analyse der Energietransportmdglichkeiten den Schwerpunkt dieser
Arbeit. Auf Basis der Darstellung und Auswertung der Modellierungsergebnisse wurde der
Einfluss des Gas- bzw. Wasserstofftransportes auf die Gestaltung und auf den Betrieb des
deutschen Energiesystems im Jahr 2050 herausgestellt.

Der Vergleich der Energietransportmdglichkeiten zeigt, dass ein Gastransport gegentiber dem
Stromtransport viele Vorteile bietet. Neben einer héheren verfigbaren Netzkapazitat sowohl
innerhalb Deutschlands als auch fir den Im- und Export weist der Transport von Gas geringere
durchschnittliche Verluste auf als ein Stromtransport. Auch die gesellschaftliche Akzeptanz
von Gasleitungen Ubersteigt die der Stromleitungen. Bei Nutzung des Gasnetzes mit
Wasserstoff sind die genannten Vorteile insbesondere im Hinblick auf die Transportkapazitat
weniger stark ausgepragt, da Wasserstoff eine geringere Energiedichte besitzt als Methan.

Eine Nutzung der jeweiligen Infrastrukturen beeinflusst die Ausgestaltung des
Energiesystems. Die Modellierung des Energiesystems 2050, welches die deutschen
Klimaziele berlcksichtigt, erfolgt unter der Annahme von Strom-, Wasserstoff- und in
geringerem Umfang auch Gasendenergieverbrauchen. In einem Energiesystem, in dem
ausschlieBlich ein Energietransport Uber das Stromnetz zuldssig ist, ist neben dem fixen
Endenergieverbrauch auch die Wasserstoff- und Gaserzeugung an Verbrauchsstandorte
gebunden. Dem Stromverbrauch durch Wasserstofferzeugung und Endanwendungen stehen
die Stromerzeugungsanlagen gegenlber, die in einem erneuerbarem Energiesystem
Uberwiegend aus Wind- und Solaranlagen bestehen. Die Verteilung dieser erfolgt, solange
ausreichende Transportkapazitaten zur Verfigung stehen, nach Auswahl der bestmdglichen
Standorte auf Basis auBerer Rahmenbedingungen und wird lediglich durch Ausbaupotenziale
begrenzt. Die Ergebnisse dieser Arbeit zeigen, dass eine starke Polarisierung der
Windanlagen im Norden und der Solaranlagen im Siiden entsteht. Alle weiteren Komponenten
orientieren sich an den jeweiligen Verbrauchsstandorten. Die Ermdglichung eines
Gastransportes andert nur geringfligig etwas an der Gestaltung des Energiesystems. Zwar
verschiebt sich die Gaserzeugung und die dafir notwendige Wasserstofferzeugung in die
nérdlichen Bundeslander Deutschlands, in denen aufgrund des hohen Windaufkommens viel
erneuerbarer Strom zur Verflgung steht, jedoch kommt dieser Effekt durch den geringen
Gasendverbrauch im Gesamtsystem kaum zur Geltung. Die Nutzung des Gastransportes als
Ersatz fir den Stromtransport wird nicht in Anspruch genommen, da die Umwandlungsverluste
starker zum Tragen kommen als die Transportverluste.

Die Analyse der Auswirkungen einer Umwidmung des Gasnetzes zur Nutzung von
Wasserstoff auf das Energiesystem zeigt, dass einige Technologien im Gesamtsystem
weniger stark bendtigt werden. Neben Wasserstoffkraftwerken und Solaranlagen zahlen dazu
insbesondere  Batterie- und Wasserstoffspeicher. Durch die Erméglichung des
Wasserstofftransportes kdbnnen Elektrolyseure unabhangig vom Endverbrauchsort positioniert
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werden und befinden sich daher in unmittelbarer Nahe zu den Stromerzeugungsanlagen. Zum
einen besteht dadurch die Méglichkeit, Strom aus Uberschusszeiten sinnvoll zu verwerten,
sodass weniger Batteriespeicher benétigt werden. Zum anderen wird der verlustreichere
Stromtransport vermieden, wenn Wasserstoff direkt an Stromerzeugungsstandorten
hergestellt und anschlieBend transportiert wird. Durch die Entlastung des Stromnetzes,
welches vorher die freie Verteilung der erneuerbaren Energien eingeschrankt hat, ist zudem
eine starkere Polarisierung der Wind- und Solaranlagen zu beobachten.

Weitere in dieser Arbeit durchgeflhrten Modellierungen haben bestatigt, dass die Nutzung des
Gasnetzes zum Wasserstofftransport weitaus gréBere Effekte mit sich bringt als die Nutzung
zum Gastransport. Dabei bewirkt bei den Technologien bereits ein geringerer
Umwidmungsanteil die gleiche allgemeine Veranderung wie eine vollstandige Umwidmung.
Die Verteilung der Technologien im Energiesystem zeigt wiederum, dass die Verschiebung
der meisten Technologien von verbrauchernahen Standorten hin zu vorteilhafteren Standorten
mit steigender Wasserstofftransportkapazitat zunehmen. Eine Ausnahme bilden die flexibel
abrufbaren Stromerzeugungskapazitaten, bei denen erst eine Veranderung in der Verteilung
auftritt, wenn ein Gastransport nicht zuldssig ist. Diese Beobachtung zeigt, dass ein
Gastransport stets in geringem MaBe mdglich sein sollte, um keine Optimierungen
auszuschlieBen.

Ferner sind Auswirkungen der Nutzung eines Wasserstoffnetzes auf den Stromtransport
erkennbar. Die Ausrichtung der Elekirolyseure, die neben dem Endenergieverbrauch den
gréBten  Abnehmer  fir  Strom  darstellen, an den  Standorten hoher
Stromerzeugungsmdglichkeiten fihrt zu einem starkeren, lokalen Ausgleich der
Stromerzeugungs- und verbrauchsmengen. Das Stromnetz dient daher vorwiegend zum
kurzfristigen, bilanziellen Ausgleich.

Grundsatzlich lasst sich schlussfolgern, dass die Verwendung eines Wasserstoffnetzes
wesentliche Veranderungen im Energiesystem hervorruft, sodass dieses bei zuklnftigen
Analysen und Modellierungen bericksichtigt werden sollte. Die Flexibilitdt im Transport
ermdglicht in erster Linie eine Zentralisierung der Technologien. Hervorzuheben ist auch die
Auswirkung auf die jeweiligen Transportnetze. Eine Hinzunahme des Wasserstofftransports
fihrt zwar zu einem héheren Energietransport insgesamt, jedoch wird die im Stromnetz
transportierte Energiemenge je nach Umwidmungsanteil bis auf die Halfte reduziert. Der
Mehrwert der Wasserstoffinfrastruktur lasst sich demnach an mehreren Punkten festmachen.
Die zentrale Anordnung der Technologien verursacht einen Rickgang der installierten
Gesamtkapazitaten insbesondere bei den Energiespeichern. Des Weiteren fihrt die Nahe der
Elektrolyseure zu den Stromerzeugungsanlagen zu einer optimierten Ausnutzung der
erneuerbaren Energien, da diese nicht an fehlenden Netzkapazitdten scheitert. Damit einher
geht zudem eine deutliche Entlastung der Stromnetze. Zuletzt verdeutlicht die Betrachtung der
Gesamtkosten, dass eine Modellierung eines Wasserstoffnetzes das Design und den Betrieb
des Energiesystems positiv beeinflusst. Die Kosten bestédtigen auch die gewonnenen
Erkenntnisse zum Erhalt einer geringen Gastransportkapazitat, da diese bei einer
Uberwiegenden, aber nicht vollstdndigen Umwidmung am geringsten sind. Dennoch ist der
Mehrwert der Gasinfrastruktur marginal, weshalb stets eine Abwagung zwischen Detailtiefe
und Ressourcennutzung (z.B. Rechenzeit) erfolgen sollte.

FUr zukinftige Untersuchungen gilt es, die einflussreichen Annahmen und Einstellungen der
durchgeflihrten Optimierungen zu bewerten und deren Auswirkungen differenziert
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herauszustellen. Dazu kann in Betracht gezogen werden, den Endenergieverbrauch variabel
abzubilden. Dies kénnte zum einen durch Definition verschiedener Verbrauchsszenarien
umgesetzt werden. Zum anderen besteht im ESTRAM die Mdglichkeit, auch einen Teil der
Verbraucher zu optimieren, sodass die jeweiligen Endenergieverbrauche modellendogen
ermittelt wirden. Es ist davon auszugehen, dass eine Abweichung der Verbrduche einen
Einfluss auf das Design des Energiesystems haben wird, der sich je nach Umfang der
optimierten Verbrauche in den Szenarien unterschiedlich stark auswirken kann. Dies sollte im
Rahmen weiterer Untersuchungen beleuchtet werden.

Als weiterer Punkt kénnte eine Reduzierung der Ausbaupotenziale der erneuerbaren Quellen
bedacht werden, da diese tendenziell am oberen Rand angesetzt sind und unter
Beriicksichtigung sozio6konomischer Kriterien vermutlich deutlich geringer ausfallen.
Woméglich wirden dann Importe eine bedeutendere Rolle im Energiesystem spielen, deren
Auswirkungen auf die Technologien ebenso Untersuchungspotenzial bieten. Auch die
Mdoglichkeit eines Imports von erneuerbarem Methan sollte bedacht werden.

Daruber hinaus sind Anpassungen an der Modellstruktur des ESTRAMs denkbar. Es kdnnte
beispielsweise eine Optimierung des Transportnetzes in Betracht gezogen werden, sodass
Transportkapazitaten innerhalb der Modellierung angepasst werden kénnen. Auch die
modellendogene  Ermittlung  eines  optimalen  Umwidmungsanteils  bietet ein
Erweiterungspotenzial und stellt eine mdgliche Zielsetzung fir zuklnftige Arbeiten dar.

AbschlieBend ist aufzuflhren, dass die durchgefihrten Optimierungen und damit
einhergehenden Erkenntnisse rein 6konomischen Ursprungs sind. Die Realitat und besonders
die aktuelle gesellschaftspolitische Lage =zeigt, dass unabhdngig der ©ékonomischen
Optimierung gesellschaftliche, soziale und politische Faktoren auch in der Entwicklung des
Energiesektors entscheidende Fakioren darstellen und bei der Auswertung von
Modellierungsergebnisse stets bedacht werden sollten.
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Anhang

Anhang A: Erganzende Grundlagen zu Gasflussen

Tabelle A.1: Gasimporte und -exporte (physikalische Lastflisse) im Jahr 2020 in TWh (BNetzA 2021)

Importe Exporte
Russland (Nord Stream) 621,4
Polen 263,4 8,2
Norwegen 349,1
Niederlande 194,3 131,3
Tschechien 228.6 464,0
Osterreich 7,8 68,4
Belgien 9,6 7,1
Danemark 27,6
Schweiz 61,4
Frankreich 44 3
Luxemburg 1,8
Gesamt 1.674,2 814,2
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Anhang B: Hintergrunddaten der betrachteten Studien

B.1 Ergebnisse aus Bothe et al. 2017

Tabelle B.2: Detaillierte Ergebnisse der Szenarien der Studie von Bothe et al. 2017

Strom und Gasspeicher

Strom und griine Gase

Gasbedarf in TWh 244 646
Gas fur Endanwendungen 0 645
Gas zur Rickverstromung 244 1

Strombedarf?¢ in TWh 1..296 1.347

Stromerzeugungskapazitat in GW 721 645

davon erneuerbare Energien 581 624
Wind Onshore 196 191
Wind Offshore 170 193
Solar 193 218
Sonstige 22 22

davon Energiespeicher 32 11

de_l_von Gaskraftwerke zur 108 10

Rickverstromung

Stromerzeugungsmengen gesamt in TWh 1499 1440

Erneuerbare Energien 1310 1416
Wind Onshore 373 363
Wind Offshore 643 731
Solar 171 193
Sonstige 123 129

Energiespeicher 48 14

Gf_askraftwerke zur 141 10

Rickverstromung

Installierte Leistung PtG-Anlagen in GWe, 134 254

Stromnetzkosten in Mrd. € pro Jahr?’ 12,79 6,51
Ubertragungsnetz 4,97 3,1
Verteilnetz 7,82 3,41

Gasnetzkosten in Mrd. € pro Jahr® 2,64 2,75
Ausbau + Erneuerung 0,163 1,182
Wartung + Instandhaltung 0,303 1,568
Rickbau 2,173 0

Gesamtinvestitionen bis 2050 in Mrd. € 478,3 475,8

26 Gesamter Strombedarf (Stromnachfrage und -bedarf der Power-to-Gas Anlagen)

27 \Jon dem Jahr 2035 bis zum Jahr 2050
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B.2 Inputdaten von Hiibner et al. 2021

Es wird zwischen Transportleitungen mit einem durchschnittlichen Durchmesser von 500 mm

und Verteilungen mit einem Durch

messer von 300 mm unterschieden.

Tabelle B.3: Inputdaten der durchgefiihrten Modellierungen von Hiibner et al. 2021

Annahme fiir 2050
neue Wasserstoffleitung Transport 19,4
Kapazitat in TWh/Jahr neue Wasserstoffleitung Verteilung 45
umgewidmeter Wasserstoffleitung Variabel
neuer Wasserstoffleitung Transport 1.500
apgﬁri:‘ische Investitionskosten neuer Wasserstoffleitung Verteilung 750
umgewidmeter Wasserstoffleitung 211

B.3 Annahmen zum Transportvergleich nach Wang et al. 2021a

Wirkungsgrad Elektrolyseur: 70 %

Tabelle B.4: Annahmen Wasserstofftransport des durchgeftihrten Transportvergleichs von Wang et al.

2021a
Parameter 100 % Kapazitat | 75 % Kapazitat | 50 % Kapazitat
120 cm Pipeline Durchsatz
[GW (TWh/Jahr)] 16,9 (148) 12,7 (111) 4,2 (37)
90 cm Pipeline Durchsatz
[GW (TWh/Jahr)] 4,7 (42) 3,6 (32) 1,2(10)
Neue 120 cm Pipeline CAPEX (€/m) 2.750
Neue 90 cm Pipeline CAPEX (€/m) 2.220
Umgewidmete 120 cm Pipeline CAPEX 500
(€/m)
Umgewidmete 90 cm Pipeline CAPEX 400
(€/m)
Entfernung zw. Kompressoren (km) 100 — 200
Eingangsdruck (bar) 30-40
Ausgangsdruck (bar) 30
Verdichter CAPEX (€/MWel) 3.400.000
120 cm Pipeline Verdichterkapazitat
(MWey1.000 km) 434 183 6
90 cm Pipeline Verdichterkapazitat
(MWer/1.000 km) 93 40 2
Stromkosten (€/MWh) 50
Angenommener Lastfaktor fir den 5.000
Stromverbrauch des Kompressors '
Kompressor Typ Elektrischer Hubkolbenkompressor
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Tabelle B.5: Annahmen Stromtransport des durchgefiihrten Transportvergleichs von Wang et al.

2021a
Parameter 380 kV Freileitung (AC)
Leistung (MW/MVA) 2800
Verluste (%/100km) 1,1
CAPEX (€/km/GW) 190.000
Fixer OPEX (% von CAPEX) 0,2
Stromkosten (€/MWh) 50
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Anhang C: Modellierung

C.1 Komponenten

Tabelle C.6: Verwendete Komponenten der Modellierung im ESTRAM

(%]
2 0| o
g 0 5 2 3
5] = 8 > L
E 5 2 2 g | 2 |22
g 2 = £ 3 B 2 |5|S
Battery Electric |pattery electric [consumer lelectricity {street} fixed |projected |no
Vehicle vehicle
Bio Combustion io combustion consumer frenewables  [{street} fixed |projected |no
Engine Car engine car
Biomass Power |piomass converter frenewables  (electricity, flexible no,
Plant district_heating} ext
Combined Cycle combined cycle converter gas {electricity, flexible no,
Power Plant district_heating} bkp,
ext
Combustion combustion consumer [oil {mechanical_energylffixed |projected |no
Engine engine
Combustion combustion consumer [oil {street} fixed |projected |no
Engine Car engine car
Combustion {"combustion |consumer |oil {rail} fixed |projected jno
Engine Train engine train
Combustion combustion consumer [oil {aviation} fixed |projected |no
Turbine Plane turbine plane
Cooling cooling consumer (electricity {cooling} fixed |projected |no
District Heating (district heating [consumer district_heating{space_heating, fixed [|projected |no
Adapter adapter hot_water}
Electric Cooker |electric cooker [consumer [electricity {process_heat} fixed |projected |no
Electric Motor  |electric motor [consumer |electricity {mechanical_energylffixed |projected |no
Electric Train  |electric train  [consumer |electricity {rail} fixed |projected |no
Electrolysis electrolysis converter |electricity {h2} flexible no
Feedstock Gas |[feedstock gas [consumer |gas {feedstock} fixed |projected |no
Feedstock Hard feedstock hard iconsumer |hard coal {feedstock} fixed |projected |no
Coal coal
Feedstock feedstock consumer [lignite {feedstock} fixed |projected jno
Lignite lignite
Feedstock Oil  feedstock oil  |consumer [oil {feedstock} fixed |projected jno
Fischer Tropsch fischer tropsch [converter |h2 {oil} flexible no
PtL
Fuel Cell Car  fuel cell car consumer h2 {street} fixed |projected jno
Fuel Cell Plane [fuel cell plane consumer |h2 {aviation} fixed |projected |no
Fuel Cell Train fuel cell train  |consumer |h2 {rail} fixed |projected |no
Gas Cooker gas cooker consumer gas {process_heat} fixed |projected |no
Gas Engine gas engine consumer (gas {mechanical_energylfixed |projected |no
Gas Heating gas heating consumer gas {space_heating, fixed |projected |no
hot water}

132



Anhang

ke ol o
g " 5 2/
o - o > |
2 £ 5 2 s | ¢ |35
£ £ g 2 £ 8 2 |23
g e = £ 3 5 2 |68
Gas Power Plantgas converter |gas {electricity, flexible no,
district_heating} bkp,
ext
Gas Storage gas storage storage  |gas {gas} flexible [preservedno (5
H2 Combined |h2 combined |converter |h2 {electricity, flexible no,
Cycle Power cycle district_heating} bkp,
Plant ext
H2 Cooker h2 cooker consumer h2 {process_heat} fixed |projected |no
H2 Power Plant |h2 converter |2 {electricity} flexible no
H2 Storage h2 storage storage  |h2 {h2} flexible no 5
Hard Coal hard coal consumer fhard coal {process_heat} fixed |projected |no
Combustor combustor
Hard Coal hard coal consumer fhard coal {space_heating, fixed |projected |no
Heating heating hot water}
Heat Pump heat pump consumer [electricity {space_heating, fixed |projected |no
hot water}
ICT ict consumer [electricity {ict} fixed |projected |no
Large-Scale large-scale converter |electricity {district_heating} flexible no
Heat Pump heat pump
Lighting lighting consumer electricity {lighting} fixed |projected |no
Lignite lignite consumer [lignite {process_heat} fixed |projected |no
Combustor combustor
Lignite Heating |lignite heating |consumer |lignite {space_heating, fixed |projected |no
hot_water}
Methanization |methanization [converter |h2 {gas} flexible no
Plant
Oil Combustor |oil combustor [consumer [oil {process_heat} fixed |projected |no
Oil Heating oil heating consumer |oil {space_heating, fixed |projected |no
hot_water}
Pumped Storagepumped storage  |electricity {electricity} flexible [preservedino 5
storage
Hydro Power  [reservoir,run- |source {electricity} variablejpreservedno
Plant of-river
Battery Storage |home battery |[storage |electricity {electricity} flexible no 5
storage,large
battery storage
Thermal Storagethermal storagejstorage  (district_heating|{district_heating} flexible no 5
Wind Offshore wind offshore |source {electricity} variable no
Power Plant
Wind Onshore wind onshore |source {electricity} variable no
Power Plant
Wood Cooker wood cooker [consumer renewables  {process_heat} fixed |projected |no
Wood Stove biomass consumer renewables  [{space_heating, fixed |projected |no
heating hot water}
Solar Power solar large- source {electricity} variable no
Plant scale,solar
rooftop
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C.2 Ausbaupotenziale

Solaranlagen
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G 1288 524 652 631 532 389 431 497 398

0
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Abbildung C.1: Ausbaupotenzial der Solaranlagen im ESTRAM

Wasserkraftwerke
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Abbildung C.2: Ausbaupotenzial der Wasserkraftwerke im ESTRAM

Biomassekraftwerke
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Abbildung C.3: Ausbaupotenzial der Biomassekraftwerke im ESTRAM
GuD-Kraftwerke

300

GW

200 159 435
108 7 64

100 58 I 59 og 52 I I

SH-HH MV NI-HBBB-BE ST NW HE TH SN RP-SL BY BW

Abbildung C.4: Ausbaupotenzial der GuD-Kraftwerke im ESTRAM
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Abbildung C.5: Ausbaupotenzial der Gaskraftwerke im ESTRAM
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Abbildung C.6: Ausbaupotenzial der H2 GuD-Kraftwerke im ESTRAM

97

SH-HH

58
|
SH-HH

34

MV

181
I 123
NI-HB BB-BE

H2 Kraftwerke
376

128
49 47
O i .

ST NwW HE TH

266
87 107

SN RP-SL BY

Abbildung C.7: Ausbaupotenzial der H2 Kraftwerke im ESTRAM
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Abbildung C.8: Ausbaupotenzial der Elektrolyseure im ESTRAM
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Methanisierungsanlage
300 225
159 P
= 200 108 199
O] 100 58 74 77 52 64 I
21 I 29 28 l:
SH-HH MV NI-HBBB-BE ST NW HE TH SN RP-SL BY BW

Abbildung C.9: Ausbaupotenzial der Methanisierungsanlagen im ESTRAM

C.3 Ubertragungskapazitiaten zwischen Knoten

< — —» DC-Leitung 2 GW

Abbildung C.10: Aggregierten Strom- (links) und Gasibertragungskapazitéten (rechts) zwischen den

Knoten
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Anhang D: Weitere Modellierungsergebnisse

D.1 Ergebnisse des Referenzszenarios

Erzeugte Energiemenge
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0
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Abbildung D.11: Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Quellen in TWh
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Abbildung D.12: Stromerzeugungsmengen der flexiblen Anlagen in TWh

Verteilung der erzeugten Energiemengen
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Abbildung D.13: Verteilung der Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Quellen in TWh
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Abbildung D.14: Verteilung der Stromerzeugungsmengen der flexiblen Anlagen in TWh
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Abbildung D.15: Verteilung der Gaserzeugungsmengen in TWh
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Abbildung D.16: Verteilung der Wasserstofferzeugungsmengen in TWh
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D.2 Vergleich der Ergebnisse der Hauptszenarien mit denen des
Referenzszenarios

Erzeugte Energiemengen

B Referenzsz. Gastransportsz. BH2-Transportsz.

1000 918 ggs 91
542 1
< 500 352 394 393 °16 459
i - Y
0
Wind Onshore Wind Offshore Solar

Abbildung D.17: Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Quellen in den Szenarien in TWh

B Referenzsz. @Gastransportsz.  BH2-Transportsz.
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Abbildung D.18: Stromerzeugungsmengen der flexiblen Anlagen in den Szenarien in TWh

Verteilung der erzeugten Energiemengen
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Abbildung D.19: Verteilung der Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Quellen in den Szenarien
in TWh
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Abbildung D.20: Verteilung der Stromerzeugungsmengen der flexiblen Anlagen in den Szenarien in
TWh
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Abbildung D.21: Verteilung der Gaserzeugungsmengen in den Szenarien in TWh
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Abbildung D.22: Verteilung der Wasserstofferzeugungsmengen in den Szenarien in TWh
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D.3 Vergleich der Ergebnisse der Mix-Transportszenarien

Installierte Kapazitaten
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Abbildung D.23: Installierte Kapazitdten der Stromerzeugungstechnologien in den Szenarien in GW
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Abbildung D.24: Installierte Kapazitdten der Gaserzeugungsanlagen in den Szenarien in GW

TWh
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Abbildung D.25: Installierte Kapazitédten der Warmespeicher in den Szenarien in GW
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Erzeugte Energiemengen

1,500
000 896 956 956 951
-
= 500 394 393 393 393 516 452 453 459
0 G 50H 75H H .... G 50H 75H H

Wind Onshore Wind Offshore Solar

Abbildung D.26: Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Quellen in den Mix-Szenarien in TWh
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Abbildung D.27: Stromerzeugungsmengen der fluktuierenden Anlagen in den Mix-Szenarien in TWh
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Abbildung D.28: Gaserzeugungsmengen in den Mix-Szenarien in TWh
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Abbildung D.29: Wasserstofferzeugungsmengen in den Mix-Szenarien in TWh
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Abbildung D.30: Kosten der Komponenten in den Mix-Szenarien in Mrd. €, deren Kosten Anderungen
aufweisen
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