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Kurzfassung 

Das Voranschreiten der Dekarbonisierung der Stromversorgung in Deutschland ermöglicht es, 

brennstoffbasierte Anwendungen in der Wärmeversorgung oder dem Straßenverkehr direkt 

oder indirekt zu elektrifizieren, um so die gesamten Treibhausgas(THG)-Emissionen nachhal-

tig zu reduzieren. Die kurzfristig fluktuierende und langfristig sinkende Emissionsintensität der 

Stromerzeugung sowie die Effekte erneuerbarer Energien wie Überschussstrom können mit 

den etablierten wissenschaftlichen Methoden zur Berechnung von THG-Emissionsfaktoren der 

Stromversorgung nicht vollständig berücksichtigt werden. Daher werden in dieser Forschungs-

arbeit der Strommix-Emissionsfaktor (engl. average emission factor, AEF) und der marginale 

Emissionsfaktor (MEF) weiterentwickelt, sodass sie dynamisch und prospektiv sind. 

Dazu wird in einem Optimierungsmodell der wettbewerbliche Strommarkt für Deutschland 

kraftwerksscharf dargestellt. Mit dieser Datengrundlage wird ein modulares Emissionsmode ll 

in MATLAB entwickelt, welches aus zwei normativen Szenarien mit unterschiedlicher THG-

Obergrenze die stündlichen Emissionsfaktoren in 8 Stützjahren bis 2050 berechnet. Dabei wird 

der AEF um einen Speicherfaktor sowie einen Stromhandelsfaktor erweitert, sodass bilanzielle 

Emissionsverschiebungen zwischen den einzelnen Sektoren oder Ländern dem Verursacher 

zugeordnet werden können. Der MEF wird durch eine Analyse der Stromerzeugung im jewei-

ligen Zeitschritt mit einem bedingten Algorithmus so erweitert, dass plausible stündliche Werte 

auch bei Überschussstrom oder geringen Änderungsraten der steuerbaren Stromerzeugung be-

rechnet werden können. In den Szenarien werden dadurch beim MEF Werte zwischen 0 und 

1200 gCO2-Äq/kWhel berechnet. Eine Nachfrageerhöhung führt somit nicht zwangsläufig zu den 

Treibhausgasemissionen, die der Emissionsintensität eines fossil befeuerten Kraftwerks ent-

sprechen. Ohne eine Berücksichtigung von Überschussstrom werden um bis zu 40 % höhere 

Jahresdurchschnittswerte des MEF sowie eine deutlich geringere Streuung der Stundenwerte 

berechnet. Bei der exemplarischen Anwendung der entwickelten Emissionsfaktoren werden 

die THG-Emissionen der kompletten Nutzungsphase der elektrischen sowie einer hybriden 

Dampferzeugung berechnet. Zusätzlich wird mit einer Simulation der optimalen Nutzung 

emissionsarmer Stunden der Stromversorgung ein THG-Emissionsfaktor für elektrolytischen 

Wasserstoff in Abhängigkeit von den jährlichen Betriebsstunden des Elektrolyseurs berechnet.  

Die Ergebnisse zeigen deutlich, dass der Ausbau der erneuerbaren Energien in der Stromver-

sorgung auch zur Senkung des marginalen Emissionsfaktors beiträgt. In dieser Forschungsar-

beit wird die Methode der dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren zur Bewertung von 

Dekarbonisierungsmaßnahmen weiterentwickelt, sodass diese in einem zunehmend flexiblen 

Energieversorgungssystem als adäquate wissenschaftliche Berechnungsmethode von THG-

Emissionen angewandt werden kann.  
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Abstract 

The progress of decarbonisation of the power supply in Germany enables typical fossil-fuelled 

applications in heat supply or road transport to be directly or indirectly electrified in order to 

sustainably reduce total greenhouse gas (GHG) emissions. The short-term fluctuating and long-

term decreasing emission intensity of power generation as well as the impacts of renewable 

energies such as excess power cannot be taken into account with the established scientific 

methods for calculating GHG emission factors of power supply. Therefore, in this thesis, the 

average emission factor (AEF) and the marginal emission factor (MEF) are further developed 

to be dynamic and prospective. 

To achieve this, an optimisation model is used to simulate the competitive electricity market 

for Germany on a unit-by-unit basis. Based on this data, a modular emission model is devel-

oped in MATLAB, which calculates the hourly emission factors in 8 milestone-years up to 

2050 for two normative scenarios with different GHG caps. The AEF is extended by a storage 

factor and a power trade factor, so that emission shifts between the individual sectors or coun-

tries can be assigned to the polluter. The MEF is extended by an analysis of the power genera-

tion in the respective time step with a conditional algorithm in order to calculate plausible 

hourly values even in the case of excess power or minor changes in the dispatchable power 

generation. As a result, the MEF values calculated in the scenarios range between 0 and 

1200 gCO2-eq/kWhel. Thus, an increase in demand does not necessarily lead to greenhouse gas 

emissions that correspond to the emission intensity of a fossil-fuelled power plant. Without 

taking excess power into consideration, up to 40 % higher annual average values of the MEF 

are calculated, as well as a significantly lower standard deviation. In the exemplary application 

of the developed emission factors, the GHG emissions of the whole use phase of the electrical 

as well as a hybrid process steam generation are analysed. Additionally, a GHG emission factor 

for electrolytic hydrogen is calculated with a simulation of the optimal use of low-emission 

hours of power supply depending on the annual operating hours of the electrolyser. 

The results clearly show that the expansion of renewable energies in the power supply also 

contributes to the reduction of the marginal emission factor. In this thesis, the method of dy-

namic, prospective emission factors for the assessment of decarbonisation measures is further 

developed so that it can be applied as an adequate scientific calculation method of GHG emis-

sions in an increasingly flexible energy supply system. 
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1 Einleitung 

Der Einfluss des Menschen auf die globale Erwärmung seit der Industrialisierung1 wird vom 

Weltklimarat (engl. Intergovernmental Panel on Climate Change, IPCC) als extrem wahr-

scheinlich2 bezeichnet und mit großer Sicherheit auf einen Bereich von 0,8 bis 1,2 °C geschätzt 

(IPCC 2013; IPCC 2018). Steigt die mittlere globale Oberflächentemperatur mit der aktuellen 

Intensität weiter an, wird bereits zwischen den Jahren 2030 und 2052 mit einem globalen Tem-

peraturanstieg von 1,5 °C gerechnet. Dieser Temperaturanstieg wird mehrere Jahrhunderte an-

dauern und das Klimasystem der Erde kontinuierlich verändern (IPCC 2018). Die möglichen 

Folgen für den Menschen, wie ein Anstieg des Meeresspiegels oder der Anzahl extremer Wet-

terereignisse, können drastisch sein. Ohne Maßnahmen zur Minderung der Erderwärmung 

könnten bis in das Jahr 2100 Kipppunkte eintreten, wobei sich die durch den Klimawandel 

ausgelösten Veränderungsprozesse verselbstständigen und nicht mehr umkehrbar sein werden 

(BMU 2018, S. 14). Die Ursache der Erwärmung ist hauptsächlich dem anthropogen verur-

sachten Anstieg der Konzentration von Treibhausgasen3 in der Atmosphäre zuzuordnen, wel-

che die globale Strahlungsbilanz beeinflussen. Das Treibhausgas mit dem größten absoluten 

Einfluss auf den positiven Strahlungsantrieb ist Kohlendioxid – mit einer atmosphärischen 

Konzentration von 414 parts per million (ppm) im Jahr 2020 (IPCC 2013; Tans und Keeling 

2021). Etwa 88 % der gesamten Treibhausgasemissionen in Deutschland sind auf Kohlendioxid 

zurückzuführen (BMU 2018, S. 28). In den letzten 2,1 Millionen Jahren schwankte die atmo-

sphärische Kohlendioxidkonzentration annähernd zwischen 180 und 290 ppm, stieg jedoch nie 

über einen vorindustriellen Wert von 280–290 ppm (IPCC 2013, S.486 u. 493). 

Bei der Weltklimakonferenz im Jahr 2015 in Paris wurde das Übereinkommen beschlossen, 

dass die 1974 Mitgliedstaaten der Vereinten Nationen gemeinsam das Ziel verfolgen, die Erd-

erwärmung auf deutlich unter 2 °C gegenüber dem vorindustriellen Niveau zu begrenzen. Zu-

                                              

1  Das IPCC datiert den Beginn der Industrialisierung in Europa auf das Jahr 1750 (IPCC 2013). Die Periode 

zwischen 1850 und 1900 dient als Referenzzeitraum für die Einschätzung der mittleren globalen Oberflächen-
temperatur vor der Industrialisierung (IPCC 2018).   

2  In der physikalisch-wissenschaftlichen Grundlage des Fünften Sachstandsberichts des IPCC wird die Belast-
barkeit einer entscheidenden wissenschaftlichen Aussage in diskreten Stufen ausgedrückt. Äußerst wahr-
scheinlich oder „extremely likely“ soll eine Sicherheit von 95–100 % ausdrücken. Eine weiterführende Erklä-

rung der Systematik findet sich in IPCC 2013, S. 36. 
3  Zu den wichtigen anthropogenen Treibhausgasen mit einem signifikanten Einfluss auf den Strahlungsantrieb 

zählen Kohlendioxid (CO2), Methan (CH4), Distickstoffmonoxid (N2O) und Halogenkohlenwasserstoffe 

(R-X) (IPCC 2013, S. 14).  
4  Stand: Dezember 2015. 
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dem sollen Anstrengungen unternommen werden, den Temperaturanstieg auf 1,5 °C zu begren-

zen (BMUB 2016). Zum aktuellen Zeitpunkt5 haben 191 Teilnehmerländer das Abkommen 

ratifiziert (UN 2021). Die aktuell beschlossenen nationalen Klimaschutzziele hinterlassen al-

lerdings eine Ambitionslücke und reichen nicht aus, um das Ziel des Übereinkommens von 

Paris zu erreichen. Denn diese freiwilligen Reduktionsziele sind weitgehend konsistent mit den 

kosteneffizientesten Pfaden und würden zu einer globalen Erwärmung von 3 °C bis ins Jahr 

2100 führen (IPCC 2018, S. 18; BMU 2018, S. 19).  

Diesem völkerrechtlich verbindlichen Ziel des Klimaschutzes dienend, wurde mithilfe von 

wissenschaftlichen Studien und Szenarioanalysen der Klimaschutzplan der Bundesregierung 

Deutschlands mit quantifizierten Zielen zum Ausbau von erneuerbaren Energien und zur Stei-

gerung der Energieeffizienz erstellt (siehe Tabelle A-1 im Anhang). Bereits im Jahr 2010 

wurde das wesentliche Ziel der weitgehenden Treibhausgasneutralität Deutschlands bis 2050 

festgelegt (BMUB 2016), welches in Einklang mit den anspruchsvollen Klimaschutzzielen auf 

EU-Ebene steht (BMWi 2018). Das bedeutet, dass „die Treibhausgasemissionen bis 2050 im 

Vergleich zu 1990 um 80 bis 95 Prozent“ (BMUB 2016, S. 7) vermindert werden sollen. Im 

deutschen Klimaschutzgesetz müssen bis spätestens Ende 2022, neben dem festgelegten Re-

duktionsziel für 2030, auch Minderungsziele für die Jahre ab 2031 konkretisiert werden 

(BVerfG 2021).  

In Deutschland entstehen 84,5 % der anthropogenen Treibhausgasemissionen durch die Ver-

brennung fossiler Brennstoffe zur Energieumwandlung (energiebedingte Emissionen) (siehe 

Abbildung 1-1). Im Jahr 2018 wurden durch die Verbrennung fossiler Brennstoffe in thermi-

schen Kraftwerken zur Stromerzeugung, in Fahrzeugmotoren oder in Haushalten und Industrie  

zur Wärmeerzeugung 712 Millionen Tonnen CO2-Äqivalente6 (CO2-Äq.) ausgestoßen. Wei-

tere 138 Millionen Tonnen CO2-Äq. wurden durch industrielle Prozesse, die Landwirtschaft 

und die Abfallwirtschaft emittiert (UBA 2020a). Daher ist es naheliegend, konventionelle Ver-

brennungsprozesse durch emissionsarme Energieträger und Technologien zu ersetzen, um die 

gesteckten Treibhausgasreduktionsziele zu erfüllen. 

 

                                              

5  Stand: 31.05.2021. 
6  Ein CO2-Äquivalent ist ein üblicher Vergleichswert, welcher die Menge an CO2-Emissionen wiedergibt, die 

über einen gegebenen Zeithorizont den gleichen Strahlungsantrieb verursachen würde wie das emittierte 
Treibhausgas oder das Gemisch aus Treibhausgasen. Für die Berechnung des CO2-Äquivalents eines Treib-
hausgases wird die Emissionsmenge mit dem Treibhauspotenzial des Treibhausgases multipliziert. Das Treib-

hauspotenzial (GWP) ist der kumulierte Strahlungsantrieb, der aus der Emission einer Einheit Gas über einen 
definierten Zeitraum entsteht, ausgedrückt als resultierende CO2-Emissionen, die den gleichen Effekt hätten 
(IPCC 2013, S. 1453–1455). 
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Abbildung 1-1:  Emissionsquellen der von der UN-Klimarahmenkonvention abgedeckten Treib-

hausgase im Verlauf seit 1990 mit den aktuellen unverbindlichen Treibhausgasmin-

derungszielen des Klimaschutzplans der Bundesregierung gegenüber dem Basisjahr 

19907. Stand der Daten: 18.06.2021. 

Quelle: eigene Darstellung. Daten aus den Nationalen Trendtabellen für die deut-

sche Berichterstattung atmosphärischer Emissionen (UBA 2020a); Sechster Moni-

toring-Bericht zur Energiewende (BMWi 2018). 

Durch die Coronapandemie und die dadurch verringerte Energienachfrage wurde das Zwi-

schenziel für das Jahr 2020, die Treibhausgasemissionen um mindestens 40 % gegenüber 1990 

zu senken, wider Erwarten mit −42,3 % erreicht (Hein et al. 2021).8 Die Projektionen der Bun-

desregierung erwarten für das Jahr 2030 allerdings eine Treibhausgasminderung um 41,7 % 

und liegen damit weit unter dem Ziel einer Minderung um 55 % (Bundesregierung 2019, S. 

23). Durch die geplante Novellierung des Bundes-Klimaschutzgesetzes soll mit den Zwischen-

zielen im Jahr 2030 −65 % und im Jahr 2040 −88 % bereits im Jahr 2045 das Ziel der Treib-

hausgasneutralität in Deutschland erreicht werden (BMU 2021).  

                                              

7  Für die Treibhausgase der teilfluorierten Kohlenwasserstoffe (HFKW), perfluorierten Kohlenwasserstoffe 
(FKW), Schwefelhexafluorid (SF6) und Stickstofftrifluorid (NF3) gilt das Basisjahr 1995 (Bundesregierung 

2019, S. 24). 
8 Die Vorjahresschätzung der deutschen Treibhausgas-Emissionen für das Jahr 2020 beträgt −40,8 % (ohne 

LULUCF) (UBA 2021a).  
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1.1 Hintergrund 

Unter dem Begriff „Dekarbonisierung“9 versteht man die Reduktion von CO2-Emissionen aus 

dem Einsatz von fossilen Brenn- oder Kraftstoffen (Sun 2005), ein wenig allgemeiner formu-

liert die Emissionsreduktion von Kohlenstoff in die Atmosphäre verursacht durch den Ener-

gieverbrauch (Margolis und Kammen 1999) oder die „Umstellung aller Wirtschaftssektoren 

auf einen Betrieb, der frei von Kohlendioxid-Emissionen ist“ (BMUB 2016, S. 84). In dieser 

Forschungsarbeit werden hauptsächlich die energiebedingten Treibhausgas(THG)-Emissionen 

betrachtet. 

Die Möglichkeiten zur Reduzierung der energetisch bedingten CO2-Emissionen lassen sich in 

vier Teilgebiete gliedern:  

Die erste Möglichkeit ist es, den spezifischen Energiebedarf durch die Vermeidung von un-

nötigem Nutzenergiebedarf zu reduzieren. Das gelingt beispielsweise durch bedarfsabhängige 

Beleuchtungen, verminderte Temperaturniveaus bei der Raumtemperierung oder verminderte 

Druckniveaus bei der Druckluftnutzung sowie durch das Vermeiden von Leerlaufzeiten von 

Maschinen und Anlagen. 

Bei der zweiten Möglichkeit wird einerseits die Effizienz der Umwandlungsprozesse bei der 

Strom- und Wärmeerzeugung gesteigert, beispielsweise durch den Einsatz von Gas-und-

Dampf(GuD)-Kombikraftwerken oder anderen Anlagen zur Kraft-Wärme-Kopplung (KWK-

Anlagen). Andererseits können durch eine gesteigerte Effizienz bei der Endenergienutzung, 

wie beispielsweise durch effizientere Antriebe oder eine mechanische statt thermische Trock-

nung, ebenfalls THG-Emissionen, aufgrund des verminderten Energieträgerverbrauchs in der 

vorgelagerten Umwandlungskette, reduziert werden (Beer et al. 2009, S. 5–8). Die Reduktion 

des Nutzenergiebedarfs und die Energieeffizienzpotenziale sind begrenzt. Energie kann nur so 

weit eingespart werden, bis der theoretisch niedrigstmögliche Energiebedarf erreicht ist. Dieser 

entspricht dem Energiebedarf der notwendigen physikalischen und chemischen Vorgänge ei-

nes Produktionsprozesses ohne Verluste. Durch technische Einschränkungen kann dieses the-

oretische Potenzial niemals vollständig erschlossen werden. Zusätzlich ist das technische Po-

tenzial nicht immer wirtschaftlich und selbst das wirtschaftlich darstellbare Energieeffizienz-

potenzial wird nicht vollständig ausgeschöpft (Brunke 2017, S. 9–10; Wohlfarth et al. 2018). 

Durch Energieeinsparungen allein können die Emissionsreduktionsziele somit nicht erreicht 

werden.  

                                              

9 Manchmal auch als Defossilisierung bezeichnet, weil auch bei der Dekarbonisierung weiterhin kohlenstoff-
haltige Brennstoffe eingesetzt werden – nur eben kein fossiler Kohlenstoff. In den Sprachgebrauch ist der 
Begriff Dekarbonisierung eingegangen.  
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Die dritte Möglichkeit ist es, die CO2-Emissionen, nachdem sie entstanden sind, direkt im 

Entstehungsprozess oder aus der Luft aufzufangen, zu speichern und zu binden, damit sie nicht 

in die Atmosphäre der Erde gelangen. Mit dieser Technologie der CO2-Abtrennung und -Spei-

cherung (engl. carbon capture and storage, CCS) kann die CO2-Konzentration in der Atmo-

sphäre sogar reduziert werden (Fischedick et al. 2015, S. 5–6). Trotz der technischen Mach-

barkeit und des großen Minderungspotenzials der CCS-Technologie ist neben dem zusätzli-

chen notwendigen Aufwand die fehlende gesellschaftliche Akzeptanz von einer Speicherung 

von CO2 im Untergrund die größte Hürde. Zudem ermöglicht es die deutsche Gesetzgebung 

den Einsatz von CCS-Technologien in bestimmten Gebieten zu verbieten (Fischedick et al.  

2015, S. 671–675; Vögele et al. 2018). 

Wird der gesamte Energiebedarf emissionsfrei bereitgestellt, können durch Energieeinsparun-

gen auch keine Emissionen mehr reduziert werden. Eine weitere Emissionsminderung kann 

also auch durch die Wahl des Energieträgers bzw. der Energieform10 erreicht werden. Die 

vierte Möglichkeit ist somit die Energieträgersubstitution. Dabei werden Energieträger mit 

hohen spezifischen Emissionen bei der Verbrennung, wie beispielsweise Braunkohle oder 

Steinkohle, durch emissionsärmere Energieträger, wie beispielsweise Erdgas, oder erneuerbare 

Energien, wie Windkraft, Photovoltaik oder Wasserkraft, ersetzt.11 Dadurch entstehen im Um-

wandlungsprozess von Primärenergie zu Sekundär-, End- oder Nutzenergie weniger oder im 

Falle der Verwendung von erneuerbaren Energien gar keine CO2-Emissionen (Beer et al. 2009, 

S. 5–8).12 Strom aus erneuerbaren Energien ist ein knappes Wirtschaftsgut, welches einen ho-

hen Flächen- und Ressourcenverbrauch verursacht. Daher ist es neben der Nutzung von erneu-

erbaren Energien unbedingt notwendig, den Endenergiebedarf weiterhin zu reduzieren (Deut-

scher Bundestag 2018, S. 15). Sinkt die Nachfrage nach Energie, führt der Ausbau von erneu-

erbaren Energien zu einer schnelleren Dekarbonisierung.  

Die größte Emissionsminderung im Jahr 2018 durch den Ausbau und Einsatz erneuerbarer 

Energien wurde mit 141 Megatonnen CO2-Äq. bei der Bruttostromerzeugung (BSE) erreicht. 

Im Bereich des Endenergiebedarfs von Wärme sowie Kälte waren es lediglich 35 Megatonnen 

und im Bereich des Verkehrs 8 Megatonnen (BMWi 2019a). Die deutlichen Ausbauerfolge im 

Bereich der Stromerzeugung sollen sektorübergreifend genutzt werden. Zum einen lässt sich 

                                              

10  Eine Strommenge oder elektrische Energie is t eine Energieform und wird in der Forschungsarbeit, zur besse-
ren Lesbarkeit, auch als Energieträger bezeichnet.  

11  Durch die Verbrennung von Braunkohle mit dem thermischen Energiegehalt von 1 kWhth (Heizwert) entste-
hen 401 gCO2

 (Steinkohle: 337 gCO2
/kWhth, Erdgas: 201 gCO2

/kWhth, siehe Tabelle 4-1). 
12 Neben erneuerbaren Energien gilt die Nutzung der Kernenergie auch als emissionsfreie Technologie zur 

Wärme- und Stromerzeugung, da keine Verbrennung des Energieträgers stattfindet. Nach der Nuklearkata-
strophe im japanischen Kernkraftwerk Fukushima im Jahr 2011 wurde der bereits geplante Kernenergieaus-

stieg beschleunigt und die Beendigung der Kernenergienutzung in Deutschland beschlossen. Die letzten deut-
schen Kernkraftwerke dürfen bis spätestens Ende 2022 in das Stromnetz einspeisen (Konstantin 2017, S. 156 
u. 162). 
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elektrische Energie aus technischer Sicht in fast allen energetischen Anwendungsgebieten als 

Substitut anwenden und zum anderen kann er die begrenzten Potenziale erneuerbarer Energien 

in den Sektoren Wärme und Verkehr kompensieren (Bechem et al. 2015, S. 32–72; Schwan et 

al. 2016).  

Der Prozess der Dekarbonisierung durch die Substitution fossiler Brennstoffe durch regenera-

tiv erzeugte elektrische Energie – in der Energiewirtschaft auch als elektrischer Strom oder 

Strom bezeichnet – in bestimmten Anwendungen soll durch neue und bekannte Anwendungen 

wie Power-to-X (PtX13) ermöglicht werden (vgl. Unterkapitel 2.3). Die Stromerzeugung in 

Deutschland ist allerdings noch nicht frei von Treibhausgasemissionen und kann deshalb auch 

noch nicht bedingungslos für eine Dekarbonisierung durch Substitution eingesetzt werden 

(Purr et al. 2019, S. 80–85; Drünert et al. 2019). Im Wesentlichen bestimmen die spezifischen 

CO2-Emissionen der eingesetzten Energieträger und die Effizienz der Umwandlungstechnolo-

gien die Reduktionswirkung einer Substitution. Beispielsweise kann zur Raumwärmebereit-

stellung mit sehr effizienten Wärmepumpen eine Emissionsreduktion gegenüber einer erdgas-

befeuerten Brennwertheizung erreicht werden – trotz der höheren spezifischen CO2-Emissio-

nen der Stromerzeugung (Ausfelder et al. 2017, S. 100).  

Wird das Ziel der Bundesregierung für das Jahr 2050 – ein Anteil von erneuerbaren Energien 

(EE) am Bruttostrombedarf von mindestens 80 % – erreicht, dann werden 20 % des Strombe-

darfs von fossilen Kraftwerken erzeugt. Somit schwanken die durchschnittlichen jährlichen 

THG-Emissionsfaktoren je nach Bereitstellung der Residuallast14 zwischen 80 und 

200 gCO2/kWhel (siehe Abbildung 1-2). Dadurch werden viele Power-to-Heat(PtH)- oder 

Power-to-X(PtX)-Anwendungen zur Erzeugung von Sekundärenergieträgern zu nachhaltigen 

Sektorkopplungstechnologien. Durch deren Nutzung kann dann der Ausstoß der gesamten 

Treibhausgasemissionen vermindert werden. Die aktuelle Struktur der Stromerzeugung und 

deren Entwicklung ist für das Dekarbonisierungspotenzial von Elektrifizierungsmaßnahmen 

entscheidend (Philipp et al. 2018; Kennedy 2015; Peng et al. 2018). Bei Nutzungsdauern und 

Reinvestitionszyklen von 20 bis 50 Jahren der Anlagen in der industriellen Energieversor-

gung15 werden fundierte Analysen zur Emissionsreduktion über die Anlagenlebenszeit benötigt  

(Schneider et al. 2017; Agora Energiewende und Wuppertal Institut 2019, S. 10–33; Fay et al.  

2015).  

                                              

13 Das Erzeugen von Chemikalien oder Brennstoffen durch elektrische Energie wird unter der Bezeichnung 
Power-to-X zusammengefasst (Kober et al. 2019, S. 10).   

14 Als Residuallast wird die aktuelle Last abzüglich der Einspeisung der volatilen erneuerbaren Energien Wind 

und Photovoltaik bezeichnet. Bei einer zukünftig erwarteten negativen Residuallast übersteigt die EE-Erzeu-
gung die momentane Nachfrage (Buttler et al. 2015, S. 70). 

15 Vom Prozessdampferzeuger bis zum Drehrohrofen in der Zementindustrie.  
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Abbildung 1-2:  Lösungsraum der Emissionsfaktoren16 des Stromverbrauchs als Funktion des An-
teils der erneuerbaren Energien an der Bruttostromerzeugung17 und der Bereitstel-

lung der Residuallast durch erdgasbefeuerte Gas-und-Dampf-Kombikraftwerke 

oder Braunkohlekraftwerke. 

Quelle: eigene Darstellung in Anlehnung an Ausfelder et al. (2018, S. 71), basierend 

auf UBA (2019a), BMWi (2018), BMWi (2020a) und UBA (2021b) 

Für die Fragestellung, ob der Energieträgerwechsel bei Elektrifizierungsmaßnahmen zu einer 

Reduktion der Treibhausgase führt, basiert entweder auf sehr komplexen und aufwendigen 

Energiesystemmodellen oder es wird eine unterkomplexe Annahme zur Emissionsintens ität 

einer Stromnutzung getroffen. Letzteres wird mit der Verwendung von Emissionsfaktoren der 

Stromerzeugung durchgeführt – eine einfache oder weniger aufwendigere Methode. Beide me-

thodischen Wege sind für eine Lebenszyklusanalyse (engl. life cycle assessment, LCA) in einer 

praktischen wissenschaftlichen Anwendung nicht unbedingt geeignet (Garcia und Freire 2016; 

Hitchin und Pout 2002; Vandepaer et al. 2019). 

  

                                              

16 Die Eigenschaften der Emissionsfaktoren des Stromverbrauchs für Deutschland aus den Veröffentlichungen 
des Umweltbundesamtes werden in Abschnitt 3.1.3 beschrieben. Hier werden keine Emissionen aus dem 
Stromhandel betrachtet, sondern nur der Kraftwerkseigenverbrauch sowie die Leitungs- und Pumpverluste 

abgezogen. 
17 Die Ziele der Bundesregierung sind für den Bruttostromverbrauch definiert und werden hier auch für den 

Anteil an der Bruttostromerzeugung verwendet.  
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1.2 Problemstellung und Zielsetzung 

In dieser Forschungsarbeit soll die einfachere Methode der Berechnung mit den THG-Emissi-

onsfaktoren18 der Stromversorgung19 verbessert und erweitert werden, um wissenschaftlich 

fundiertere Bewertungen der durch die Stromnutzung entstandenen THG-Emissionen zu er-

möglichen. Dafür werden grundsätzlich zwei Arten von Emissionsfaktoren der Stromerzeu-

gung unterschieden. Mit dem Strommix-Emissionsfaktor wird meist eine vergangene oder fest 

eingeplante Stromnutzung bewertet. Mit dem direkten marginalen Emissionsfaktor werden die 

THG-Emissionen berechnet, welche durch eine kurzfristige Nachfrageänderung im komplexen 

Stromerzeugungssystem auslöst werden (Yang 2013). Dynamische, prospektive Emissionsfak-

toren der Stromversorgung für die deutsche Energiewende wurden bisher nur von Böing und 

Regett (2019) berechnet. Ein bisher ungelöstes Problem sind die Auswirkungen der sehr hohen 

Einspeisemengen von erneuerbarem Strom auf den marginalen Emissionsfaktor. Die Unter-

komplexität bei den Berechnungsmethoden von Emissionsfaktoren kann in vier Bereiche ge-

gliedert werden, die im Folgenden erläutert werden. 

(1) Dynamik der Emissionsfaktoren 

Der deutsche Kraftwerkspark zur Stromerzeugung ist durch einen vielfältigen Erzeugungsmix 

aus fossilen und erneuerbaren Energien geprägt. In Kombination mit den regulatorischen und 

ökonomischen Marktmechanismen sowie den fluktuierend einspeisenden erneuerbaren Ener-

gien, schwankt die Emissionsintensität des Stroms aus dem Netz der allgemeinen Versorgung 

erheblich im abgebildeten Lösungsraum aus Abbildung 1-2 (Kono et al. 2017). Das heißt, der 

Jahresdurchschnittswert ist in einem flexiblen Energieversorgungssystem20 kein adäquater Be-

wertungsparameter für zukünftige Flexibilitätsoptionen wie hybride Energiesysteme21, De-

mand-Side-Management-Anwendungen oder andere zeitlich fluktuierende Verbraucher, weil 

dadurch saisonale, tägliche und stündliche Schwankungen unbeachtet bleiben (Kopsakangas-

Savolainen et al. 2017; Smith und Hittinger 2019; Gil und Joos 2007). Diese Notwendigkeit 

von dynamischen Emissionsfaktoren wird in Untersuchungen von Marmiroli et al. (2018), 

Vuarnoz und Jusselme (2018), Khan et al. (2018), Kono et al. (2017) sowie Regett und Heller 

(2015) deutlich aufgezeigt. Es wird auf einen maßgeblichen Fehler hingewiesen, wenn der üb-

liche durchschnittliche jährliche Emissionsfaktor zur Emissionsbewertung herangezogen wird, 

solange es sich nicht um eine kontinuierliche Stromnachfrage handelt (Milovanoff et al. 2018; 

Spork et al. 2015). Vor allem der marginale Emissionsfaktor wird meist methodisch bedingt 

                                              

18 In dieser Forschungsarbeit wird der THG-Emissionsfaktor auch vereinfacht als Emissionsfaktor bezeichnet. 
19 Oder Stromnutzung.  
20 Auf der Erzeuger- und auf der Verbraucherseite (Elsner et al. 2015).  
21 Hybride Energiesysteme kombinieren verschiedene Energiequellen, wie Strom und Erdgas, für eine Versor-

gungsaufgabe. Durch ein flexibles Wechseln zwischen den Energiequellen können dadurch Treibhaus-
gasemissionen vermieden und die Nutzung erneuerbarer Energien gefördert werden (Erdinc und Uzunoglu 
2012). 
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als Durchschnittswert oder als Ergebnis von einfachen Analysen nicht differenziert berechnet 

(siehe Abschnitt 3.1.5). 

(2) Transformationsprozess der Stromversorgung 

Durch den wachsenden Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien, wie Photovoltaik und 

Windkraftanlagen, in der Stromerzeugung und den deutschen Kohleausstieg bis 2038 wird der 

Emissionsfaktor der Stromerzeugung in den kommenden Jahren kontinuierlich absinken 

(BMWi 2019b). Das bedeutet, dass heutige Elektrifizierungsmaßnahmen möglicherweise erst 

in den kommenden Jahren zu einer THG-Reduzierung beitragen können. Durch lange Rein-

vestitionszyklen und Nutzungsdauern von Technologien entscheiden jedoch die heutigen In-

vestitionen über die zukünftigen THG-Emissionen (Fay et al. 2015; Reichel 1998, S. 198). Für 

die Entwicklung von dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren zur Berechnung der über 

die Lebensdauer entstehenden THG-Emissionen zweier Investitionsentscheidungen (Techno-

logien) werden fundierte Szenarien und Strommarktmodelle benötigt – vor allem für sich im 

Wandel befindende Energieversorgungssysteme (Ryan et al. 2016; IWES und IBP 2017, S. 

35). Mit der Szenarioplanung werden mit unterschiedlichen Annahmen und Methoden mögli-

che Entwicklungspfade aufgezeigt. Je nach Aufgabenstellung, Zielsetzung sowie den aktuells-

ten politischen Entscheidungen und wirtschaftlichen Entwicklungen variieren die Ergebnisse  

und somit auch die entwickelten Emissionsfaktoren (Schmidt-Scheele 2020). Zur Bildung 

stündlicher, prospektiver Emissionsfaktoren für Deutschland wurden bisher noch keine norma-

tiven Szenarien eingesetzt.  

(3) Methodische Schwächen bei der Berechnung de r stündlichen Emissionsfaktoren 

Oftmals werden Effekte aus dem Stromhandel stark vereinfacht oder nicht beachtet, obwohl 

der grenzüberschreitende Stromhandel den Emissionsfaktor beeinflusst (Moro und Lonza 

2017; Tranberg et al. 2019; Soimakallio und Saikku 2012). Der Strommix-Emissionsfaktor 

sollte daher für die genutzte elektrische Energie, unter Berücksichtigung des Stromhandels und 

der Stromspeicherung, berechnet werden (Soimakallio und Saikku 2012). Durch die höhere 

zeitliche Auflösung kommt es zudem zu einer zeitlichen Verzerrung des Emissionsfaktors 

durch Stromspeicher (Böing und Regett 2019). Bei der stündlichen Berechnung von histori-

schen und prospektiven marginalen Emissionsfaktoren kann es sein, dass der Emissionsfaktor 

– kontraintuitiv – negative Werte annimmt. Der Vergleich unterschiedlicher Energiesysteme, 

An- und Abfahrprozesse von Kraftwerken sowie die nicht ausreichend genaue Abbildung von 

Wärmeauskopplungen sind mögliche Ursachen davon (Braeuer et al. 2020; Böing und Regett 

2019).  
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(4) Fehlende Berücksichtigung von Effekten durch hohe Anteile erneuerbarer Ener-

gien in der Stromerzeugung 

Der kontinuierliche Ausbau der erneuerbaren Energien hat Auswirkungen, die mit den aktuel-

len Methoden zur Berechnung des Strommix- und des marginalen Emissionsfaktors nicht ab-

zubilden sind (Vandepaer et al. 2019). Die folgende Problematik zeigt sich bei prospektiven 

Emissionsfaktoren: Zum einen ist es bei aktuellen Methoden nicht möglich, spezifische Arten 

erneuerbarer Energien als marginale Erzeugungseinheit zu definieren, was sich zumindest bei 

der Bioenergie zukünftig ändern kann; zum anderen werden künftig auftretende Mengen von 

erneuerbarem Überschussstrom, welche durch ein Einspeisemanagement abgeregelt22 werden 

müssen, nicht in der Bildung eines MEF berücksichtigt. Durch eine Nachfrageerhöhung würde 

allerdings das Einspeisemanagement (Curtailment23) vermieden und somit durch eine zusätz-

liche Stromnutzung keine THG-Emissionen ausgestoßen werden (Regett et al. 2018). Edwards 

et al. (2020), Röder et al. (2020), Regett et al. (2018), Carson und Novan (2013) sowie Li et al.  

(2017) sprechen diese Problematik an, integrieren die Effekte jedoch nicht in einen dynami-

schen, prospektiven marginalen Emissionsfaktor. 

Die differenzierte Problembeschreibung kann in der folgenden Forschungsfrage zusammen-

gefasst werden: 

Wie kann die Methode zur Berechnung der THG-Emissionsfaktoren der Stromer-

zeugung verbessert und weiterentwickelt werden, um die kurzfristige und langfris-

tige Dynamik des Stromerzeugungssystems abbilden zu können sowie die Effekte 

der fluktuierenden erneuerbaren Energien zu berücksichtigen? 

 

Aus den vier Problemkategorien werden drei Ziele der Forschungsarbeit abgeleitet. Es soll die 

Hypothese belegt werden, dass mit einer methodischen Erweiterung dynamische, prospektive 

Emissionsfaktoren aus normativen Szenarien entwickelt werden können, die eine detaillierte 

Analyse der Lebenszeitemissionen von direkten und indirekten Elektrifizierungsmaßnahmen 

erlauben. Dadurch können mit genaueren Lebenszyklusanalysen Entscheidungen zum Umset-

zungszeitpunkt, der Betriebsweise und der Wirtschaftlichkeit emissionsmindernder Maßnah-

men wissenschaftlich fundierter getroffen werden. 

 

 

                                              

22 Gezwungene Reduktion der Einspeisung oder ein Abschalten der Erzeugungsanlage (BNetzA und BKartA 

2020, S. 155).  
23 Die erzwungene Minderung der Einspeiseleistung von Stromerzeugungsanlagen – meist EE-Anlagen – wird 

auch Curtailment genannt. Im Unterkapitel 2.2 findet sich eine ausführliche Erläuterung. 
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Ziel 1: methodische Verbesserungen 

In einer ausführlichen Literaturanalyse soll eine Übersicht über die Berechnung von THG-

Emissionen mit der Methode der Emissionsfaktoren erstellt und die bestehenden Anforderun-

gen und Limitierungen ermittelt werden. Daraus soll eine Verbesserung der Methode zur Er-

stellung von stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren der Stromnutzung abgeleitet und an-

schließend ein Emissionsmodell erstellt werden. Diese Verbesserungen der Methodik bezüg-

lich des Stromhandels und der Speicherwirtschaft sind aus der Literatur abgeleitet und werden 

für die deutsche Stromversorgung angewandt. 

Anhand eines stündlichen Strommarktmodells sollen das normative Verhalten des Kraftwerks- 

parks und die Entwicklungen mit den aktuellen Ausbauzielen und bereits beschlossenen Maß-

nahmen simuliert werden. Dafür werden zwei normative Szenarien mit individuellen THG-

Obergrenzen entwickelt. 

Ziel 2: methodische Weiterentwicklung 

Anhand der Strommarktdaten soll die Methode zur Berechnung von stündlichen, prospektiven 

marginalen Emissionsfaktoren weiterentwickelt werden. Diese marginalen Emissionsfaktoren 

sollen künftig auftretenden Überschussstrom und das Problem der geringen Änderungsraten 

der steuerbaren Stromerzeugung als Effekte hoher Anteile erneuerbarer Energien an der Strom-

versorgung berücksichtigen sowie das Problem der negativen stündlichen Werte lösen. 

Ziel 3: Analyse von Sektorkopplungstechnologien  

Die erzeugten Emissionsfaktoren sollen zur Berechnung der THG-Emissionen bei typischen 

Sektorkopplungstechnologien angewandt werden. Hier sollen die elektrische Wasserstoffer-

zeugung mittels Elektrolyseur – als Bereitstellung von Sekundärenergieträgern – und die elekt-

rische Dampferzeugung im industriellen Maßstab – als Power-to-Heat-Maßnahme – analysiert 

werden. Ziel ist es, geeignete Umsetzungszeitpunkte für die Technologien zu ermitteln, ab de-

nen THG-Emissionen vermieden werden können.  

1.3 Aufbau der Forschungsarbeit 

Im einleitenden Kapitel 1 folgte nach dem Einbetten der Problemstellung der Forschungsarbeit 

in den übergeordneten globalen Kontext des Klimawandels die Festlegung der Ziele (siehe 

Abbildung 1-3). In Kapitel 2 werden die energiewirtschaftlichen Grundlagen zum weiteren 

Verständnis der Problemstellung und Zielsetzung dargestellt. Zudem werden zentrale Begriffe 

wie „Sektorkopplung“ und „Überschussstrom“ definiert. Der Stand der Forschung ist in drei 
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Teile gegliedert und beginnt mit einer umfassenden Literaturrecherche zu den unterschiedli-

chen Berechnungsmethoden für Emissionsfaktoren der Stromversorgung, gefolgt von deren 

Interpretation und Anwendung. Abschließend zeigt eine ausgewählte Gegenüberstellung der 

relevanten Literatur die Limitierungen der etablierten Methoden auf. In Kapitel 4 wird mit der 

Bildung der Szenarien die Datengrundlage für die Erstellung von stündlichen, prospektiven 

Emissionsfaktoren gelegt. Daraus werden dann die Strommix-Emissionsfaktoren gebildet. Mit 

einer ausführlichen Beschreibung des Berechnungsmodells und der integrierten methodischen 

Weiterentwicklungen werden die marginalen Emissionsfaktoren berechnet. Die Ergebnisse der 

beiden Arten der Emissionsfaktoren werden hier analysiert und diskutiert. Darauf folgt die 

exemplarische Anwendung der gebildeten Emissionsfaktoren in der Analyse der typischen 

Sektorkopplungstechnologien der Wasserstoffelektrolyse und der elektrischen Dampferzeu-

gung. Es werden jeweils technologiespezifische Fragestellungen, die mit der Verwendung der 

entwickelten dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren beantwortet werden können, be-

handelt. In der Schlussbetrachtung werden die zentralen Ergebnisse bezüglich der Zielsetzung 

der Forschungsarbeit zusammengefasst, der weitere Forschungsbedarf diskutiert und ein Fazit 

der wissenschaftlichen Arbeit gezogen. 

 

Abbildung 1-3: Aufbau der Forschungsarbeit.  

  

Ziel 2

Ziel 1

Ziel 3

Einleitung – Kapitel 1 Grundlagen – Kapitel 2

Schlussbetrachtung – Kapitel 6

Stand der Forschung – Kapitel 3

Entwicklung der Emissionsfaktoren – Kapitel 4

Analyse von Sektorkopplungstechnologien – Kapitel 5

Strommix-Emissionsfaktor

• Berechnungsmodell

• Analyse und Diskussion

Methodische Weiterentwicklung der marginalen Emissionsfaktoren

• Berechnungsmodell

• Analyse und Diskussion

Wasserstoffelektrolyse

• Wasserstoffemissionsfaktor

Elektrische Dampferzeugung

• Monovalenter und hybrider Betrieb

Datengrundlage

• Strommarkmodell

• Szenarien

• Überblick der Methoden zur Bildung von Emissionsfaktoren und Limitierung
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2 Energiewirtschaftliche Grundlagen 

Das Kapitel 2 stellt den Status quo des Energiebedarfs in Deutschland und die in Szenarien und 

Studien skizzierte mögliche Entwicklung dar. Es werden die wichtigsten Energieträger und 

Anwendungsgebiete quantitativ dargestellt, um die Bereiche für gezielte Maßnahmen zur 

THG-Reduktion aufzuzeigen (Unterkapitel 2.1). In Unterkapitel 2.2 liegt der Fokus auf der 

Stromerzeugung sowie der Definition von Überschussstrom. Anschließend werden die Not-

wendigkeit, die Ziele und das Prinzip der Sektorkopplung beschrieben (Unterkapitel 2.3). Die 

wichtigsten Technologien der Sektorkopplung werden in Unterkapitel 2.4 erörtert. Zudem wer-

den hier die Auswirkungen des technologischen Transformationsprozesses und der Prozess 

selbst erklärt. 

2.1 Struktur des Energiebedarfs Deutschlands 

Aus den eingesetzten 3641 Terawattstunden (TWh) Primärenergie in Deutschland im Jahr 

2018 wird durch Energieverluste und Energieaufwendungen bei der Förderung, der Umwand-

lung, dem Transport und der Verteilung zunächst Sekundärenergie, welche dann durch die 

Verwendung der Energieträger zu 2499 TWh Endenergie wird. Fast 40 % der Endenergie wird 

für mechanische Energie, hauptsächlich für Antriebe im Transportsektor, benötigt (siehe Ab-

bildung 2-1). Etwa 53 % werden zur Warmwasser-, Prozesswärme- und Raumwärmeerzeugung 

aufgewendet. Nur knappe 8 % der Endenergie fallen auf typische nur strombasierte Anwen-

dungen wie die Beleuchtung, die Informations- und Kommunikationstechnik (IKT) sowie die 

Prozess- und Klimakälte24 (AGEB und BDEW 2019). Der Anteil der erneuerbaren Energien 

am Primärenergieeinsatz beträgt 13,7 %, beim gesamten Endenergieeinsatz sind es 15,1 %, bei 

der Bruttostromerzeugung 37,8 %, für den Endenergieeinsatz bei der Wärme- und Kälteerzeu-

gung 14,4 % und für den Endenergieeinsatz im Sektor Verkehr 5,6 %. Die deutsche Energie-

versorgung ist von den Energieträgern Mineralöl, Gas und Kohle dominiert und bezüglich der 

THG-Reduktion hauptsächlich durch einen erfolgreichen Ausbau der erneuerbaren Energien 

im Stromsektor geprägt (BMWi 2019c).  

                                              

24 Prozesskälte wird für industrielle Kühlprozesse wie beispielsweise in der Nahrungs- und Genussmittelindust-
rie oder zur Kühlung von Serverräumen verwendet. Als Klimakälte werden die Raumklimatisierung und die 
Anwendung in der Raumlufttechnik bezeichnet.  
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Abbildung 2-1: Bilanz des gesamten Primär- (3641 TWh) und Endenergiebedarfs (2499 TWh = 

100 %) in Deutschland im Jahr 2018. Die eingesetzten Energieträger werden als En-

denergie aufgeteilt in die jeweiligen Anwendungsgebiete dargestellt. Anmerkung: 

Der Exportüberschuss im Stromsektor ist bereits abgezogen und somit der Net-

tostromverbrauch inklusive Handelssaldo angegeben.  

Quelle: eigene Darstellung, Daten aus AGEB und BDEW (2019) 

Die Entwicklung der Energieversorgung in Deutschland wird von zahlreichen Studien durch 

die Bildung von Referenz- und Zielszenarien25 untersucht. Aus der „dena-Leitstudie Integrierte 

Energiewende“ (ewi 2018), der Studie „Klimapfade für Deutschland“ (BCG und Prognos 

2018) und dem „Klimaschutzszenario 2050“ (Repenning et al. 2015) lassen sich folgende 

Trends für das Jahr 2050 ableiten und zusammenfassen: In den Referenzszenarien wird bis in 

das Jahr 2050 eine maximale Emissionsminderung von 62 % erreicht und der Primärenergie-

einsatz um 30 bis 33 % verringert. Der Nettostromverbrauch steigt um 11 bis 17 %. In den 

Zielszenarien, in welchen die THG-Reduktionsziele von –80 bis −95 % erreicht werden, sinkt 

der Primärenergiebedarf um 44 bis 55 %. Der Nettostromverbrauch steigt um 2 bis 118 % an. 

                                              

25 Als Zielszenarien sind hier die Treibhausgasreduktionsziele der Bundesregierung von −80 bis −95 % bis in 
das Jahr 2050 festgelegt. Eine detailliertere Beschreibung der Szenarien, der Methodik und der Ergebnisse ist 
in Repenning et al. (2015), BCG und Prognos (2018) und ewi (2018) zu finden.  
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Es zeigt sich, dass in den Zielszenarien nur noch geringe Mengen Erdgas und Mineralöl als 

fossile Energieträger zur Deckung des Energiebedarfs beitragen. Die Potenzialgrenzen für die 

Nutzung von biogenen Energieträgern und Wasserkraft sind bis auf wenige Ausbaumöglich-

keiten bereits erreicht. Den überwiegenden Anteil der Endenergiebereitstellung decken die er-

neuerbaren Energien mit einem gesteigerten Ausbau von Onshore- und Offshore-Windkraft-

anlagen sowie Photovoltaikanlagen. Bei der Nettostromerzeugung (NSE) beträgt der Anteil der 

EE in den Zielszenarien 88 bis 100 % (Repenning et al. 2015; BCG und Prognos 2018; ewi 

2018). 

Die Nutzung synthetischer Energieträger (aus nicht fossilem Ursprung) steigt in zahlreichen 

Szenarien bis in das Jahr 2050 deutlich an. Dabei sollen Produktionsvorteile in anderen Län-

dern genutzt werden, weshalb zukünftig auch der Import von synthetischen Energieträgern eine 

große Rolle spielen wird (Leopoldina et al. 2019; Ausfelder et al. 2018, S. 24). 

Ein Wechsel der fossilen Energieträger von Kohle und Öl auf Erdgas mit einem geringeren 

spezifischen Emissionsfaktor ermöglicht eine Reduktion der THG-Emissionen durch Energie-

trägersubstitution. Dem wirkt entgegen, dass der Kernenergieausstieg zunächst auch durch fos-

sile Energieträger kompensiert werden muss. Für eine notwendige weitere THG-Reduktion ist 

der Wechsel hin zu erneuerbaren Energien jedoch unausweichlich. Besonders in den Anwen-

dungsgebieten des Transportsektors und der Wärmeerzeugung erscheint der Einsatz geeigneter 

emissionsarmer Energieträger bis auf ein begrenztes Potenzial an biogenen Brennstoffen 

schwierig. Weitere erneuerbare Energien wie die Solarthermie oder Geothermie sind aufgrund 

des begrenzten Potenzials, des erreichbaren Temperaturniveaus, zu hoher Erzeugungskosten 

und einer aufwendigen technischen Systemintegration meist nicht praktikabel. Die technischen 

Substitutionslösungen hierfür sind die direkte Elektrifizierung der Prozesse, wie bei elektrisch 

betriebenen Fahrzeugen, Wärmepumpen oder elektrischen Widerstandsheizungen, sowie die 

Umwandlung von Strom in Sekundärenergieträger wie Wasserstoff und andere synthetische 

Kraftstoffe, welche in herkömmlichen Verbrennungsprozessen eingesetzt werden können 

(Görner und Lindenberger 2018, S. 16–21). Damit diese direkte und indirekte Elektrifizierung 

emissionsmindernd wirken, muss die eingesetzte elektrische Energie möglichst emissionsarm 

erzeugt werden. 

2.2 Dekarbonisierung der Stromerzeugung  

Strom als Endenergieträger ist ein Umwandlungsprodukt aus der Energiewirtschaft, hauptsäch-

lich aus der Verbrennung von Kohle und Erdgas, der Nutzung von Kernenergie und den erneu-

erbaren Energien wie Windkrafträdern und Photovoltaikanlagen (AGEB und BDEW 2019). 

Die Emissionen der Stromerzeugung sind direkt von den eingesetzten Energieträgern abhän-

gig. Der Emissionsfaktor sinkt mit dem erfolgreichen Ausbau der erneuerbaren Energien seit 
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1990 konstant (siehe Abbildung 1-2). Der typischerweise vom Umweltbundesamt (UBA) an-

gegebene durchschnittliche jährliche Emissionsfaktor des Stromverbrauchs in Deutschland ist 

der Quotient aus den direkten CO2-Emissionen der Bruttostromerzeugung und dem Stromver-

brauch ohne die Berücksichtigung des Stromhandelssaldos. Eine detailliertere Beschreibung 

der eingesetzten Energieträger und Bilanzierungsmöglichkeiten der Stromerzeugung wird in 

Abschnitt 3.1.3 gezeigt. Der Emissionsfaktor des Stromverbrauchs im Jahr 2020 betrug nach 

Schätzungen aus vorläufigen Daten des UBA 366 gCO2/kWhel (UBA 2021b). 

Überschussstrom 

Ein Effekt des Ausbaus der EE ist das Einspeisemanagement.26 Durch unzureichende Maßnah-

men zur Optimierung, Verstärkung und zum Ausbau der Netze müssen zur Netzstabilität im-

mer häufiger Anlagen mit Einspeisevorrang27 abgeregelt werden. Von 5,4 TWh Ausfallarbeit, 

verursacht durch Einspeisemanagementmaßnahmen, entstehen aktuell mehr als 97 % bei 

Windkraftanlagen, vornehmlich in Norddeutschland auf dem Festland. Diese Menge hat sich 

seit dem Jahr 2013 verzehnfacht (BNetzA und BKartA 2020, S. 155–159). Laut Modellierun-

gen des Netzentwicklungsplans 2030 steigt die Menge der Dumped Energy28 mit dem Ausbau 

der EE an, wobei ab 2030 signifikante Mengen (bis zu 4,5 TWh) nicht mehr in den Strommarkt 

integriert werden können – trotz eines ausreichend gut ausgebauten Stromnetzes. Diese nicht 

genutzte Strommenge kann durch flexible Erzeuger oder Abnehmer reduziert werden (50Hertz 

et al. 2019, S. 102). Dumped Energy wird von Drünert et al. (2019) auch marktbasierter Stro-

müberschuss genannt. Beim Auftreten dieser Stromüberschüsse ist allerdings nicht garantiert, 

dass zeitgleich die gesamte Stromerzeugung emissionsfrei durch EE erbracht wird – obwohl 

                                              

26 EE- und KWK-Strom werden vorrangig in das Netz eingespeist. Sollten Abregelungsmaßnahmen von nicht 
durch das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) bzw. das Kraft-Wärme-Kopplungsgesetz geförderten Erzeu-
gungsanlagen nicht mehr möglich sein, dann können die verantwortlichen Netzbetreiber diese bevorrechtigte 

Einspeisung vorübergehend abregeln, wenn die Netzkapazität nicht ausreicht, um den erzeugten Strom abzu-
transportieren. Die daraus entstehenden Entschädigungszahlungen beliefen sich im Jahr 2018 auf 719 Millio-
nen Euro (BNetzA und BKartA 2020, S. 155–161).  

27 Der Einspeisevorrang bezeichnet die durch das EEG vorgeschriebene bevorrechtigte Einspeisung erneuerbarer 
Energien ins Netz der allgemeinen Versorgung unter festgelegten Vergütungssätzen (Schwintowski 2014, S. 

148). 
28 Die nicht verwertbare Leistung (Dumped Power) tritt infolge eines Überangebots an Leistung im Strommarkt 

auf und ergibt aufsummiert über ein Jahr die Dumped Energy (dt. nicht verwertbare Energie). Der Überschuss 

ergibt sich aus der Summe der Einspeisungen, die trotz geringster Strompreise am Markt nicht zurückgefahren 
werden können, abzüglich der aktuellen Last. Falls dieser Überschuss nicht gespeichert oder exportiert werden 
kann, muss die Einspeisung im Modell abgeregelt werden (50Hertz et al. 2019, S. 190). 
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eine Nachfrageerhöhung emissionsfrei gedeckt werden könnte. Der Grund dafür sind konven-

tionelle, fossile Kraftwerke, welche meist die Must-run-Einspeisung29 und Systemdienstleis-

tungen wie Regelenergie bereitstellen. 

Stromüberschüsse sollen in einem zukünftigen Energiesystem mit flexiblen Verbrauchern 

möglichst vermieden werden. Denn auch die realisierbaren Potenziale der EE sind begrenzt 

und somit wird Überschussstrom zu einem wertvollen Gut (Ausfelder et al. 2017, S. 64). In 

dieser Forschungsarbeit wird Überschussstrom als marktbasierter, theoretisch in das Stromnetz 

integrierbarer Stromüberschuss definiert. Weitere Definitionsansätze werden in Görner und 

Lindenberger (2018) diskutiert, jedoch sind diese für die Zielsetzung der Forschungsarbeit 

nicht relevant.  

2.3 Sektorkopplung 

Der Begriff Sektorkopplung, Sektorenkopplung oder Sektorintegration ist eine relativ neue Be-

grifflichkeit und spielt in der aktuellen energiepolitischen Diskussion eine bedeutende Rolle. 

Die Sektorkopplung soll durch den verstärkten Einsatz von erneuerbaren Energien und die  

Substitution von fossilen Energieträgern in den Sektoren Wärme, Verkehr und Industrie dabei 

helfen, die ambitionierten Klimaziele der Bundesregierung zu erreichen. Wie eine Kopplung 

dieser unterschiedlichen Sektoren aus ökologischer, ökonomischer, technischer, regulatori-

scher und sozialwissenschaftlicher Sicht ausgestaltet werden könnte, ist Bestandteil der aktu-

ellen Wissenschaft und Forschung (Wietschel et al. 2018, S. 1–5). Aus mehreren aktuellen 

Veröffentlichungen werden in Wietschel et al. (2018) aus vielen lückenhaften Definitionen von 

Sektorkopplung die widersprüchlichen und unvollständigen Definitionsansätze aufgearbeitet 

und diese definitorische Lücke der Begriffsdefinition geschlossen:  

 Primäres Ziel der Sektorkopplung ist die Reduktion der THG-Emissionen durch die 

Substitution fossiler Energieträger. 

 Sekundäre Ziele können die Nutzung von Freiheitsgraden der Optimierung im zukünf-

tigen Energiesystem sowie eine Flexibilisierung und Energieeffizienzsteigerung sein. 

 Das soll durch neue und bekannte sektorübergreifende Anwendungen (beispielsweise  

Power-to-Gas (PtG) und Kraft-Wärme-Kopplung) sowie durch die Kopplung der Ener-

gieträger in den Verbrauchssektoren geschehen. Das bedeutet, dass beispielsweise Ab-

wärmepotenziale aus industriellen Prozessen durch Wärmenetze zur Beheizung von 

privaten Haushalten genutzt werden oder batterieelektrische Fahrzeuge (engl. battery 

                                              

29 Erzeugungsanlagen, die nicht nur zur Deckung der Stromnachfrage bestimmt sind und laufen müssen. Neben 

der elektrischen Energie erzeugen KWK-Anlagen auch Nutzwärme. Die Wärme wird beispielsweise zur Wär-
meversorgung privater Haushalte benötigt. Weitere Restriktionen können sich durch die Versorgung industri-
eller Prozesse oder die Eigenversorgung von Kraftwerksstandorten ergeben (50Hertz et al. 2019, S. 196). 
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electric vehicles, BEV) während des Parkvorgangs Energie für einen stromintensiven 

Prozess in der Industrie bereitstellen.  

 Wird Strom als Substitut genutzt, kann in eine direkte Elektrifizierung (PtH-Technolo-

gien wie eine elektrische Widerstandsheizung) und in die indirekte Elektrifizierung 

(Power-to-Liquid (PtL) und PtG zur Herstellung synthetischer Kraftstoffe) unterschie-

den werden. 

Zusammengefasst wird dies mit folgender Definition:  

„Sektorkopplung bezeichnet den fortschreitenden Prozess der Substitution fossiler 

Energieträger durch weit überwiegend erneuerbar erzeugten Strom oder durch andere 

erneuerbare Energieträger und nachhaltige Energienutzungsformen in neuen sektoren-

übergreifenden Anwendungen oder durch verstärkte Nutzung bekannter sektorenüber-

greifender Anwendungen.“ (Wietschel et al. 2018, S. 48) 

 

Obwohl es nicht den Zielen entspricht, kann es mitunter sein, dass unter dem Vorwand der 

Sektorkopplung lediglich Emissionen von Sektor zu Sektor verschoben und nicht notwendi-

gerweise verringert werden. Beispielsweise werden durch die Elektrifizierung des Verkehrs 

durch BEVs die Emissionen auf den Strom- oder Umwandlungssektor verschoben und nicht 

unbedingt die Gesamtemissionen reduziert (Fattler et al. 2019, S. 23). Das liegt daran, dass 

nach aktuellem Kenntnisstand die Notwendigkeit besteht, auch Sektorkopplungsmöglichke iten 

zu erschließen, welche über die reine Verwendung von überschüssigem oder rein erneuerbarem 

Strom hinausgehen, um eine umfangreiche Dekarbonisierung des Energie- und Wirtschafts-

systems zu erreichen (Wietschel et al. 2018, S. 44). Das Problem bei der Nutzung von Strom 

aus dem Netz der allgemeinen Versorgung ist, dass der überwiegende Anteil der Stromerzeu-

gung noch auf konventionellen, fossilen Erzeugern beruht.  

Besonders im Bereich der Wärmeversorgung besteht eine Unklarheit, welche Rolle erneuer-

bare Energien zukünftig einnehmen können, welche Versorgungskonzepte gewählt und wie die 

Rückkopplungen durch eine Elektrifizierung des Wärmesektors aussehen könnten (IWES und 

IBP 2017, S. 22). Ein Hindernis von neuen, sektorübergreifenden Anwendungen sind die größ-

tenteils sektorspezifisch getrennten Bereiche und regulatorischen Rahmenbedingungen der 

Energiewirtschaft (Thomas 2017, S. 55). Beispielsweise ist Strom durch Abgaben, Umlagen 

und Steuern wesentlich höher belastet als Benzin, Diesel, Erdgas und Heizöl und zudem noch 

stark vom spezifischen Abnehmerfall abhängig (acatech et al. 2017, S. 58). In einer „Studie 

zur Verbesserung der kostenseitigen Wettbewerbsbedingungen für einen effizienten Einsatz 

von EE-Strom“ zeigen Golling et al. (2017) auf, dass aus ausgewählten Sektorkopplungsmaß-

nahmen und speziellen Abnehmerfällen aktuell nur wenige Optionen nahe an der Wirtschaft-

lichkeit sind. Dazu gehören Wärmepumpen für Haushalte und Elektrofahrzeuge, welche durch 



 Energiewirtschaftliche Grundlagen 19 

 

 

ihren Effizienzvorteil gegenüber einer konventionellen Referenztechnologie die höheren spe-

zifischen Stromkosten ausgleichen sowie trotz des aktuell hohen CO2-Emissionsfaktors der 

Stromerzeugung zu einer Reduktion der Gesamtemissionen beitragen. Die Mehrkosten für Ab-

nehmerfälle in den Sektoren Gewerbe, Handel, Dienstleistungen (GHD) und Industrie betragen 

50 bis 90 %.  

Integration von erneuerbaren Energien 

Zur Integration von EE in das Energiesystem mittels Sektorkopplung argumentiert Bettzüge 

(2017), dass verschiedene Ebenen der Energiebilanz – die der Sekundärenergieträger und die 

der Endenergie – miteinander vermischt würden und dass sich hinter dem Prinzip der Sektor-

kopplung lediglich eine Elektrifizierung von Wärme und Verkehr verberge. Zudem bemängelt 

er eine fehlende Technologieoffenheit, welche den Lösungsraum möglicher emissionsmin-

dernder Technologien vergrößere. Zur Nutzung von Strom aus erneuerbaren Energien lässt sich 

Folgendes feststellen: 

 Solange die Stromerzeugung nicht zu 100 % aus EE besteht, wird eine marginale Erhö-

hung der Nachfrage – gleichbedeutend mit einer Elektrifizierung bestimmter Prozesse 

– von einem konventionellen thermischen Kraftwerk erzeugt und der Deckung eines 

bereits bestehenden Strombedarfs dienen. Dies ist dem Einspeisevorrang und der fluk-

tuierenden Einspeisecharakteristik von Windkraft- und Photovoltaikanlagen zuzu-

schreiben. Hierbei muss analysiert werden, ob die Umwandlungskette „Gas zu Strom 

zu Wärme“ geringere Emissionen verursacht als eine direkte Umwandlung von Gas zu 

Wärme vor Ort.  

 Eine Nutzung von EE-Strom vor Ort, ohne diesen in das Netz der allgemeinen Versor-

gung einzuspeisen, verschiebt lediglich die Emissionsminderung innerhalb der Sekto-

ren, falls der Strommix noch nicht zu 100 % aus EE gespeist wird. 

 Falls durch die erhöhte Nachfrage mögliche Abschaltungen (Curtailment) von erneuer-

baren Stromerzeugern durch Einspeisemanagement oder ein gehemmter Ausbau von 

EE vermieden werden, können durch die Elektrifizierung jedoch fossile Brennstoffe 

verdrängt werden (Bettzüge 2017, S. 28–35; Edwards et al. 2020, S. 29). 

Die Frage, wie eine Sektorkopplungsmaßnahme zu einer THG-Minderung beiträgt, muss unter 

Berücksichtigung der komplexen Zusammenhänge des Umwandlungssektors und der unter-

schiedlichen Effizienzen und Nutzungsgrade der eingesetzten technologischen Lösungen ge-

stellt werden. Dabei darf nicht außer Acht gelassen werden, dass der technologische Transfor-

mationsprozess möglicherweise den Aufbau einer parallelen Infrastruktur zur Energieversor-
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gung, neue Anlagen und Investitionen zur Bereitstellung von Nutzenergie erfordert und indust-

rielle Prozesse30 direkt beeinflusst. Eine Sektorkopplung nach den oben genannten Zielen muss 

Bestandteil der Energiewende sein und ist maßgeblich von der Dekarbonisierung der Stromer-

zeugung abhängig (Purr et al. 2019, S. 80–85). In der Stellungnahme zur Sektorkopplung von 

acatech et al. (2017) wird die Energiewende in vier sich jeweils überlagernde Phasen mit stei-

gendem Grad der Sektorkopplung eingeteilt. In der ersten Phase bis etwa 2015 wurden die 

Basistechnologien zum Ausbau erneuerbarer Energien und zur Steigerung der Energieeffizienz 

entwickelt sowie umgesetzt. In der zweiten Phase bis 2040 steht die Systemintegration durch 

Flexibilisierung, Digitalisierung, direkte Stromnutzung sowie die Entwicklung eines neuen 

Strommarktes im Mittelpunkt. Bis in das Jahr 2050 sollen durch die Ausnutzung sehr hoher 

negativer Residuallasten großskalige Elektrolyseverfahren dafür sorgen, dass genügend syn-

thetische Kraftstoffe zur Verwendung im Verkehrssektor und der Industrie zur Verfügung ste-

hen. Ab dem Jahr 2050 werden eine vollständige Abkehr von fossilen Energieträgern und der 

Abschluss des Umbaus der Energieversorgung mit einem integrierten Energiesystem – einer 

vollendeten Sektorkopplung – angestrebt (acatech et al. 2017, S. 57). 

2.4 Technologischer Transformationsprozess 

Die kontinuierliche Transformation zu einem integrierten und emissionsarmen Energiesystem 

bewirkt auch einen Anpassungsbedarf bei den eingesetzten Technologien zur Bereitstellung 

der Nutzenergie. Ausgehend von der Definition der Sektorkopplung werden die möglichen 

Sektorkopplungstechnologien auf verschiedene Anwendungsgebiete und in die Kategorien „di-

rekte Elektrifizierung“, „indirekte Elektrifizierung“ und „keine Elektrifizierung“ eingeteilt 

(siehe Tabelle 2-1). Eine Beschreibung der Sektorkopplungstechnologien ist detailliert in An-

hang A („Berechnungen und Annahmen“) dargestellt. Die eingesetzte elektrische Energie bei 

originären Stromanwendungen wie die Beleuchtung, bestehende elektrische Antriebssysteme  

oder IKT wird voraussichtlich nicht mit anderen Energieträgern substituiert werden können, 

welche zu einer Emissionsminderung führen würden. Deshalb werden diese originären 

Stromanwendungen nicht weiter betrachtet. Hierbei wird angenommen, dass diese Anwendun-

gen durch die fortschreitende Dekarbonisierung der Stromerzeugung, die Senkung des spezifi-

schen Nutzenergiebedarfs und weitere Effizienzmaßnahmen ihre Emissionen reduzieren kön-

nen. Die notwendige Steigerung und Potenzialhebung der Energieeffizienz bei Querschnitts-

technologien sowie in Prozessen der gesamten Industrie werden in Brunke (2017), Blesl und 

Kessler (2017) und Kuder (2013) dargestellt. 

                                              

30 Das Forschungsprojekt „Energiewende in der Industrie: Potenziale, Kosten und Wechselwirkungen mit dem 

Energiesektor“, gefördert durch das Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi), beschäftigt sich 
ausführlich mit den Möglichkeiten und Auswirkungen der Dekarbonisierung der Industrie in acht ausgewähl-
ten Branchen (BMWi 2020b).  
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Tabelle 2-1: Sektorkopplungsmatrix mit Umwandlungsart, energetischem Anwendungsgebiet und 
exemplarischen Technologien. 

 
 Anwendungsgebiet  

  Wärme 

Verkehr Stromversorgung 
Umwandlung 

Niedertemperatur-

wärme < 100 °C 

Mitteltemperatur-

wärme 100–500 °C 

Energieintensive 

Industrie > 500 °C 
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 Power-to-Liquid Konv. Konv. Konv. 

Konv., 
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Power-to-Gas Konv. Konv. 
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BSZ 
Konv. 
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Power-to-      

Mobility 
   Konv. Speicher 

Power-to-Heat 
Widerstand, 

Strahlung 

Widerstand, 

Strahlung 

Widerstand, 

Strahlung 
  

Dezentrale       

erneuerbare 

Energien 

    PV, Wasser, Wind 

N
ic

h
t 

el
ek

tr
is

ch
 

Erneuerbare 

Energien 

Wärmepumpe HT-Wärmepumpe  

Biogener 

Kraftstoff 

Biogener     

Brennstoff 

Solarthermie Konz.Solarthermie Biogener Brennstoff 

Geothermie T iefe Geothermie  

Biogener Brennstoff  

Effizienz-     

technologie 
Abwärme Abwärme   Abwärme (ORC) 

Abkürzungen: 
Konv. = Konventionelle Technik; BSZ = Brennstoffzelle; DRI = Direktreduktion von Eisenoxid; HT = Hoch-
temperatur (hier 100 – 160 °C); PV = Photovoltaik; ORC = Organic Rankine Cycle; Konz. = Konzentrierende; 

Tiefe Geothermie = tiefer als 400 Meter. 
Quellen: (Wietschel et al. 2015, S. 6; Viebahn et al. 2018b; Bechem et al. 2015; IWES et al. 2015; Agora Ver-

kehrswende 2020; Ausfelder et al. 2018, S. 23) 

 

Bei den in Tabelle 2-1 gezeigten Sektorkopplungstechnologien ist zu erkennen, dass große 

Anwendungsbereiche sich durch eine indirekte und eine direkte Elektrifizierung abdecken las-

sen. Daher wird in Kapitel 5 („Analyse von Sektorkopplungstechnologien“) der Fokus auf die 

elektrische Wasserstofferzeugung für Wasserstoff als Grundstoff der synthetischen Brenn-

stoffe und auf die PtH-Technologien im Bereich der Mitteltemperaturwärme mit der Analyse 

der industriellen Dampferzeugung gelegt.  

Investitionszyklen und stranded assets 

„Investitions- und Innovationszyklen dauern in der Industrie bis zu 30 Jahre – 15 Jahre für die 

Entwicklung, 15 Jahre für die Markterschließung. Deshalb müssen die richtigen Impulse be-

reits jetzt gesetzt und langfristig sichergestellt werden“ (Leopoldina et al. 2019, S. 14). In ei-

nem sich wandelnden Energiesystem spielt die Transformationsgeschwindigkeit der Techno-

logien für die Endenergienutzung eine entscheidende Rolle. Beispielsweise schreiben Fische-

dick und Grunwald (2017), dass Transformationsprozesse sehr lange dauern können und der 
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Austausch von Technologien bzw. der Reinvestitionszyklus der Nutzungs- bzw. Wirkungs-

dauer dieser Technologien entspricht (Reichel 1998, S. 189). Die durchschnittliche Nutzungs-

dauer liegt bei Automobilen bei ca. 9,6 Jahren und kann bei Infrastrukturen, Kraftwerken oder 

Gebäuden 20 bis 50 Jahre betragen. Auch in der Industrie werden Technologien mit hohen 

Investitionen und Fixkosten oft lange genutzt, damit sie nicht abgeschrieben werden müssen, 

bevor sich die Investition amortisiert hat (Fischedick und Grunwald 2017, S. 13–17; KBA 

2020). In der chemischen Industrie betragen die Investitionszyklen typischerweise 30 Jahre 

und in der Stahl- oder Zementindustrie sogar 40 Jahre oder noch mehr (IEA 2020b, S. 377). 

Letztendlich bedeutet eine lange technisch-ökonomische Lebensdauer von industriellen Pro-

duktionsanlagen und Anlagen zur Bereitstellung von mechanischer Energie sowie Wärme und 

Kälte, dass neue Investitionen vorausschauend, im Sinne der Dekarbonisierungsziele, getätigt 

werden müssen. Falls im Reinvestitionszyklus erneut in konventionelle Technologien inves-

tiert wird, drohen stranded assets31 mit entsprechenden unternehmerischen und volkswirt-

schaftlichen Verlusten, wenn die Dekarbonisierungsziele erreicht werden müssen (Agora Ener-

giewende und Wuppertal Institut 2019, S. 10–33). Fay et al. (2015) beschreiben diesen Um-

stand simpel mit den Worten: “Today’s investment decisions add to committed carbon emis-

sions.” (Fay et al. 2015, S. 42). 

  

                                              

31 Die Kosten für den deutschen Kohleausstieg sind ein Beispiel für eine Kompensationszahlung, bevor zwangs-

weise entstehende stranded assets auftreten. Die Kompensationszahlung für die Betreiber der deutschen Kern-
kraftwerke, welche vorzeitig vom Netz gehen müssen, ist ein Beispiel für einen Ausgleich nachdem stranded 
assets entstanden sind (Bos und Gupta 2019).  
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3 Stand der Forschung  

Das Kapitel ist in drei Unterkapitel gegliedert und beginnt mit der grundlegenden Definition 

von Emissionsfaktoren und deren Eigenschaften sowie einer umfassenden Literaturrecherche 

zu den unterschiedlichen Berechnungsmethoden für Emissionsfaktoren der Stromversorgung, 

gefolgt von deren Interpretation und Anwendung in Unterkapitel 3.2. Abschließend zeigt eine 

ausgewählte Gegenüberstellung der relevanten Literatur die Limitierungen der etablierten Me-

thoden auf und erläutert die methodischen Erweiterungen und Weiterentwicklungen die in die-

ser Forschungsarbeit durchgeführt werden (Unterkapitel 3.3). 

3.1 Methoden zur Berechnung von Emissionsfaktoren 

Zur Bewertung von Umweltauswirkungen eines Produktes wird die Methode der Ökobilanzie-

rung, auch Lebenszyklusanalyse genannt, angewandt. In mehreren miteinander verbundenen 

Prozessmodulen (beispielsweise der Rohstoff- und Energieträgergewinnung) wird der gesamte 

Lebensweg eines Produktes, Prozesses oder einer Dienstleistung in einem System32 dargestellt 

und analysiert. Der Nutzen dieses Systems ist der Vergleichsmaßstab und bildet die funktio-

nelle Einheit der Analyse (Klöpffer und Grahl 2009, S. 1–3). Bei der Bereitstellung von Ener-

gie wird als funktionelle Einheit meist eine Kilo- oder eine Megawattstunde gewählt. Aufgrund 

des dominierenden Einflusses der Nutzungsphase von manchen Produkten und deren Energie-

bedarfs werden Teile der gesamten Prozesskette auch isoliert und nicht immer vollständig 

(engl. from cradle to grave, von der Wiege bis zur Bahre) betrachtet und sind somit auch keine 

vollständige Ökobilanz, sondern ein Teil der Sachbilanz (engl. life cycle inventory, LCI) (Soi-

makallio et al. 2011; Marmiroli et al. 2018). Beispielsweise ist die Stromerzeugung der Teil-

prozess mit den größten Auswirkungen auf die THG-Emissionen bei der Ökobilanzierung von 

Elektromobilität.33 Nach Weber et al. (2010) ist die Art der Stromerzeugung eine der wichtigs-

ten Einflusskomponenten bei klimarelevanten Untersuchungen in der Ökobilanzierung. Wie 

bei der Wahl von Systemgrenzen, der Nutzungsdauer und der Untersuchungstiefe gibt es deut-

liche Diskrepanzen bei der Bestimmung der „richtigen“ Zusammensetzung der Stromerzeu-

gung (Marmiroli et al. 2018). Auch die Normen aus dem Umweltmanagement ISO 14040 und 

                                              

32 Die Ökobilanz ist eine vereinfachte Systemanalyse. Bei der Modellierung von realen Prozessen wird meist 

eine Linearisierung der Wirkungszusammenhänge als Vereinfachung angenommen. Eine Ökobilanz nach DIN 
EN ISO 14040 besteht aus der Festlegung von Ziel und Untersuchungsrahmen, der Sachbilanz, der Wirkungs-
abschätzung und einer Auswertung (DIN EN ISO 14040:2009-11; Klöpffer und Grahl 2009, S. 4). Bei einem 

ausschließlichen Fokus auf die Auswirkungen auf den Klimawandel wird die Analyse auch „carbon footprint“, 
also CO2-Fußabdruck, genannt (Hauschild et al. 2018, S. 196).  

33 Es sei denn, der eingesetzte Strom wird treibhausgasarm bereitgestellt.  
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ISO 14044 beantworten die Frage nach der „richtigen“ Bestimmung der Emissionen der Strom-

erzeugung nicht (Soimakallio et al. 2011). Das aktuelle Paradebeispiel zur Veranschaulichung 

der methodischen Unterschiede bei der Berechnung und Anwendung von Emissionsfaktoren 

ist die Berechnung der THG-Emissionen von BEVs mit stark abweichenden Ergebnissen (Mar-

miroli et al. 2018; Ryan et al. 2016).  

Formel 3-1 beschreibt die grundlegende Berechnung eines simplen Emissionsfaktors. Durch 

die Bereitstellung einer Energiemenge in Form von Wärme oder Strom aus der Verbrennung 

oder Umwandlung einer definierten Menge eines Energieträgers entstehen verschiedene Emis-

sionen. Der Quotient aus den entstandenen Emissionen und der Energiemenge, die Energie-

menge ist die funktionelle Einheit, ergibt den Emissionsfaktor eines festgelegten Zeitintervalls  

(DIN EN ISO 11771:2010; Hauschild et al. 2018, S. 651–652): 

 
𝐸𝐹𝐵,𝑖 =

𝐸𝑚𝑖

𝐸𝐵
, ∀ 𝑖 ∈ 𝐼 

3-1 

𝐸𝑚𝑖 Emissionen eines Schadstoffs 𝑖 [g] 

𝐸𝐵 Energie aus Brennstoff 𝐵 [kWhth] 

𝐸𝐹𝐵,𝑖 Emissionsfaktor eines Brennstoffs 𝐵 für den Stoff 𝑖 [gi/kWhth] 

 

Für den Emissionsfaktor der Stromerzeugung werden zuerst die bei der Verbrennung der ein-

gesetzten Energieträger entstehenden Emissionen berechnet. Die brennstoffspezifischen Emis-

sionen lassen sich wiederum auch mit Emissionsfaktoren des jeweiligen Brennstoffs berechnen 

(IPCC 2006a). 

Die verschiedenen Eigenschaften sowie Allokations- und Bilanzierungsmethoden, die den 

Emissionsfaktor zu einer sehr heterogenen Kennzahl machen, werden in Abbildung 3-1 darge-

stellt. Bei der Berechnung der Emissionen (Dividend) sind die Herleitung der Stoffwerte der 

eingesetzten Energieträger und die Allokationsmethode der Anlagen der Kraft-Wärme-Kopp-

lung entscheidend. Der Divisor stellt die funktionelle Einheit der Energiemenge dar. Bei der 

Analyse der Emissionen der Stromerzeugung kann hier zwischen verschiedenen Bilanzie-

rungs- und Erzeugungsebenen gewählt werden. Eigenschaften, die den Emissionsfaktor in sei-

ner Ausprägung verändern, sind weiterhin die Systemgrenzen, das zugrunde liegende Emissi-

onsmodell, die zeitliche Auflösung und der zeitliche Horizont sowie die Unterscheidung in 

einen Strommix- und einen marginalen Emissionsfaktor. Je nach Datengrundlage und -qualität, 

Anwendungszweck und Aussageabsicht können verschiedene Ausprägungen zur Berechnung 

des Emissionsfaktors gewählt werden. Diese verschiedenen Ausprägungen werden auch zu un-

terschiedlichen Ergebnissen führen – sei es im Wert des Faktors selbst oder in der anwendungs-

spezifischen ökologischen Bewertung des Energiebedarfs (Yang 2013; Marmiroli et al. 2018; 
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Ryan et al. 2016). Im Folgenden werden die unterschiedlichen Möglichkeiten und Ausprägun-

gen zur Bestimmung des Emissionsfaktors der Stromerzeugung analysiert. Diese Tatsache er-

schwert einen Vergleich von Ergebnissen mit unterschiedlich hergeleiteten Emissionsfaktoren.   

 

Abbildung 3-1: Darstellung der verschiedenen Eigenschaften welche den Emissionsfaktor der 
Stromerzeugung beeinflussen. 

Quelle: eigene Darstellung zusammengefasst nach Ryan et al. (2016), Marmiroli et 
al. (2018) und Yang (2013), mit eigenen Erweiterungen 

3.1.1 Brennstoffspezifische Emissionsfaktoren 

Die Emissionen der Stromerzeugung entstehen überwiegend in thermischen Kraftwerken, in 

denen fossile Energieträger verbrannt werden. Durch die bei der Verbrennung entstehende 
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Wärme wird das Arbeitsmedium Wasser verdampft, anschließend überhitzt und in einer Tur-

bine, welche einen Generator antreibt, bis zum Erreichen der Umgebungstemperatur34 ent-

spannt. Dieser traditionelle Kreisprozess wird als Clausius-Rankine-Dampfkraftprozess be-

zeichnet. Weiterhin gibt es Gasturbinenkraftwerke, welche den Joule-Prozess mit gasförmigem 

Arbeitsmedium nutzen, Gas-und-Dampf-Kombikraftwerke, welche beide Prozesse kombinie-

ren, sowie Kraftwerke mit Verbrennungsmotoren (Otto- und Diesel-Kreisprozess). In Kern-

kraftwerken sowie solarthermischen und nicht thermischen Kraftwerken findet keine Verbren-

nung statt und es entstehen somit keine direkten CO2-Emissionen (Konstantin 2017, 122 ff.).35 

Deshalb müssen die für die Verbrennung vorgesehenen Energieträger jeweils mit brenn-

stoffspezifischen Emissionen analysiert werden. 

Herleitung der brennstoffspezifischen Emissionsfaktoren in Deutschland 

Der brennstoffspezifische Emissionsfaktor wird in Gramm CO2 pro Kilowattstunde thermische 

Energie (Wärme) (gCO2/kWhth)36 angegeben und ist hauptsächlich vom Kohlenstoffgehalt 

(C-Gehalt) und vom Heizwert37 des Brennstoffs abhängig (UBA 2016, S. 10). Für die Erfas-

sung der brennstoffspezifischen Emissionen kann angenommen werden, dass in modernen 

Feuerungen eine vollständige Verbrennung stattfindet und somit auch der enthaltene Kohlen-

stoff vollständig oxidiert und emittiert wird. Durch eine Elementaranalyse des Brennstoffs 

kann der Emissionsfaktor, welcher proportional zur eingesetzten Brennstoffenergie ist, berech-

net werden (VDI 4608 Blatt 2; UBA 2018, S. 153)38. Brennstoffe wie Erdgas, Erdöl und Kohle 

bestehen im Wesentlichen aus Kohlenstoff und Wasserstoff in unterschiedlichen Anteilen. 

Weitere Bestandteile sind Sauerstoff, Stickstoff, Schwefel und Spurenstoffe (Fischedick et al.  

2015, S. 157–159). In der Natur sind diese Brennstoffe jedoch in unterschiedlicher Zusammen-

setzung mit vielen verschiedenen Spurengasen zu finden. Beispielsweise hat Erdgas je nach 

Herkunftsgebiet einen unterschiedlichen Heizwert und CO2-Emissionsfaktor, vorrangig verur-

sacht durch einen unterschiedlichen Gehalt an Methan (CH4). Aus diesem Grund kann der 

Emissionsfaktor eines Brennstoffs nicht immer allgemeingültig für alle in Deutschland ver-

brannten Energieträger stöchiometrisch berechnet werden (UBA 2016, 10 u. 41-42).39 

                                              

34 Diese Temperatur wird mit verschiedenen trockenen Rückkühlwerken, nassen Rückkühlwerken oder einer 
Flusskühlung erreicht. Zusätzlich muss für den Prozess das mindestens benötigte ∆𝑇 des Wärmeübertragers 

berücksichtigt werden.  
35 Notstromdiesel in Kernkraftwerken werden hierbei vernachlässigt.  
36 Oftmals auch angegeben in tCO2/MWh oder tCO2/TJ. 
37 Gilt für thermische Kraftwerke. Siehe Fußnote 80. 
38 In VDI 4660 Blatt 1 werden die Berechnungsvorschriften zur Ermittlung der Emissionen einer spezifischen 

Brennstoffzusammensetzung ausführlich erklärt (VDI 4660 Blatt 1). Die europäische Norm EN ISO 11771 
beschreibt ebenfalls die „Ermittlung von zeitlich gemittelten Massenemissionen und Emissionsfaktoren“ (DIN 

EN ISO 11771:2010).  
39 Bei vollständiger Kenntnis (Elementaranalyse) über die eingesetzten Brennstoffe in den einzelnen Feuerungs-

anlagen wäre dies theoretisch jedoch möglich.  
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Bestimmung der Emissionsfaktoren am Beispiel der Steinkohle 

Der Kohlenstoffgehalt von Steinkohlen variiert von Ballaststeinkohle mit einem C-Gehalt von 

etwa 56 % und einem Heizwert von maximal 22 MJ/kg (6,1 kWhth/kg) bis zu Anthrazit mit 

einem C-Gehalt von über 90 % und einem Heizwert von etwa 33 MJ/kg (9,2 kWhth/kg) (UBA 

2016, S. 15; Langeheinecke et al. 2017, S. 487). Die in Deutschland eingesetzte Steinkohle 

wird seit dem Jahr 2019 ausschließlich importiert, und das aus verschiedenen Ländern. Deshalb 

wird zur Bestimmung des Emissionsfaktors von Steinkohlen der gewichtete Mittelwert aus den 

im gesamten Emissionshandel gemeldeten und geprüften Emissionsfaktoren gebildet. Der ge-

mittelte Emissionsfaktor von Steinkohle im Jahr 2017 betrug 337,0 gCO2/kWhth und lag damit 

nur geringfügig unter dem Standardwert des IPCC von 340,6 gCO2/kWhth (UBA 2018; UBA 

2016, S. 16). 

Vor- und nachgelagerte Treibhausgasemissionen (Vorkette) 

Als Vorkette wird der gesamte Lebensweg eines Stoffes oder einer Emission bezeichnet. Das 

bedeutet, dass die direkten Umwelteffekte und die vorgelagerten Prozessketten betrachtet wer-

den. Allerdings sind die jeweils definierten Systemgrenzen zu beachten, welche je nach Daten-

quelle durchaus unterschiedlich sein können (UBA 2020c). Bei der Nutzung von Energieträ-

gern wird in direkte Emissionen (1. Ordnung), indirekte Effekte der Energievorkette (2. Ord-

nung) und in indirekte Effekte der Stoffherstellung (3. Ordnung) unterschieden. Klimarele-

vante Emissionen der Energiewirtschaft werden in CO2-Äquivalenten40 angegeben. Die direk-

ten Effekte sind der Verbrennung der Energieträger zuzuordnen, zu der Vorkette eines Ener-

gieträgers zählen die Exploration, Förderung, Aufbereitung sowie der Transport und zu der 3. 

Ordnung zählt die Herstellung von Baumaterialien und Anlagen zur Bereitstellung der Ener-

gieträger (Fritsche und Wiegmann 2008, S. 8). Ein Unterschied bei der Betrachtung der Vor-

ketten von fossilen Energieträgern zur Stromerzeugung gegenüber den EE ist, dass bei Wind-, 

PV-, Wasser- oder Solarkraftwerken die Vorkette nicht dem „Energieträger“ zugeordnet wer-

den kann, sondern nur der erzeugten Elektrizität. Zahlreiche Studien nutzen Prozesskettenana-

lysen, Input-Output-Modelle oder einen hybriden Ansatz, in welchen differierende Rahmenbe-

dingungen, wie Betrachtungszeitraum, Standort oder der zur Produktion eingesetzte Energie-

mix, zu unterschiedlichen Ergebnissen der technologiespezifischen Emissionen der Stromer-

zeugung führen (Wagner et al. 2007). Ein Problem bei der Bilanzierung der Emissionen auf 

die erzeugte Strommenge ist die Festlegung auf einen bestimmten Wirkungsgrad des Umwand-

lungsprozesses. Soll ein variierender Wirkungsgrad durch Teillastverhalten, Anlagenspezifika 

oder Standort- und Umgebungsparameter berücksichtigt werden, kann keine eindeutig defi-

nierte Emission der Vorkette festgelegt werden. Dies wird vor allem dann zum Problem, wenn 

                                              

40 Siehe Fußnote 6, Seite 4. 
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zeitlich hoch aufgelöste Emissionsfaktoren und die zugrunde liegenden Schwankungen der Er-

zeugerstruktur im Stromsystem abgebildet werden sollen. In Tabelle 3-1 stehen die indirekten 

THG-Emissionsfaktoren der in Deutschland verwendeten fossilen Brennstoffe und in der fol-

genden Abbildung 3-2 sind die indirekten THG-Emissionsfaktoren der erneuerbaren Energien 

und der Kernenergie in einem Boxplot, mit Daten aus zahlreichen veröffentlichten Studien, 

dargestellt.  

Tabelle 3-1: THG-Emissionen der Vorkette zur Bereitstellung von fossilen Brennstoffen zur Strom-
erzeugung aus dem Globalen Emissions-Modell integrierter Systeme (GEMIS). 

 Energieträger (Brennstoffe) 

 Erdgas Steinkohle Braunkohle Öl 
Sonstige 

Brennstoffe 

Indirekte THG-Emissionsfakto-
ren1 

in gCO2-Äq/kWhth (Heizwert) 

33,1 50,5 9,3 20,2 37,02 

1  Gesamter Lebenszyklus inklusive Transporten und Materialvorleistung bis zur Bereitstellung der Energie-

träger, ohne Entsorgung und Verbrennung. 
2  Mittelwert aus Vorkettenfaktor Erdgas (stellvertretend für Deponie- und Klärgas) und Vorkettenfaktor Bio-

energie (stellvertretend für die biogenen Anteile in den sonstigen Brennstoffen). 

Quelle: (IINAS 2017; FfE 2010) 

 

 

Abbildung 3-2: Boxplot der harmonisierten LCA-Emissionsfaktoren von erneuerbaren Energien 

und Kernkraftwerken aus zahlreichen veröffentlichten Studien, bilanziert auf die er-

zeugte Kilowattstunde Strom (funktionelle Einheit). Die Daten beruhen auf einer 
Metaanalyse des National Renewable Energy Laboratory (NREL) aus dem Jahr 

2013. 

Quelle: eigene Darstellung nach NREL (2013) und Krey et al. (2014, S. 26) 



 Stand der Forschung 29 

 

 

Die regelmäßig vom Umweltbundesamt veröffentlichten CO2-Emissionsfaktoren des deut-

schen Strommix sind ohne Vorketten und nur als direkte CO2-Emissionen berechnet. Durch 

die Stromerzeugung aus Kernkraft und erneuerbaren Energien werden gemäß den Bilanzie-

rungsregeln der Klimarahmenkonvention (engl. United Nations Framework Convention on 

Climate Change, UNFCCC) keine CO2-Emissionen ausgestoßen (UBA 2019a). In Ländern, in 

denen ein großer Anteil der Stromerzeugung durch die Verbrennung von fossilen Energieträ-

gern erbracht wird, spielen die vorgelagerten Emissionen typischerweise eine geringere Rolle, 

wenn sie zu den gesamten Emissionen der Stromerzeugung in Relation gesetzt werden (Soi-

makallio et al. 2011). 

Biogas und biogene Brennstoffe 

Die chemisch gebundene Energie in Biomasse41 kann mit thermochemischen Prozessen zur 

Wärme- und Stromerzeugung genutzt werden. Ohne Berücksichtigung der Vorketten entstehen 

bei der Biomasseverbrennung zwar auch THG-Emissionen, jedoch werden diese als CO2-neut-

ral bezeichnet, da das freigesetzte CO2 beim vorangegangenen Wachstum der Pflanzen durch 

diese aufgenommen wurde (Konstantin 2017, S. 240–241).42 Die Internationale Energieagen-

tur (IEA) schreibt in der Dokumentation der Datenbank für Emissionsfaktoren, dass laut den 

IPCC-Richtlinien die Emissionen von Biokraftstoffen nicht dem Sektor Energie zugerechnet 

werden (IEA 2019b). Auch im europäischen Emissionshandel werden den CO2-Äquivalenten 

der Zertifikate keine Emissionen aus der Bioenergie angerechnet (EU 2003; EU 2018). Die 

Vorkette von biogenen Brennstoffen kann, wie bei den fossilen Energieträgern, bis zur Bereit-

stellung vor der Verbrennung in einem thermischen Kraftwerk bestimmt werden.  

3.1.2 Allokationsmethoden der Kraft-Wärme-Kopplung 

Die Wahl der Allokationsmethode spielt nicht nur bei der Bestimmung der Emissionsmenge 

der Stromerzeugung eine Rolle, sondern auch im Vergleich von spezifischen Emissionen ver-

schiedener Sektorkopplungstechnologien (Soimakallio et al. 2011). Bei KWK-Anlagen wer-

den aus einer zugeführten Energie gleichzeitig mehrere Zielenergien mit unterschiedlichem 

Nutzen, wie mechanische oder elektrische Energie und Wärme oder Kälte, erzeugt. Bei der 

Energieumwandlung in ein und derselben technischen Anlage stellt sich grundsätzlich das 

Problem der Aufteilung (Allokation) der Emissionen, Kosten oder des Primärenergiebedarfs 

                                              

41 Nach der Erneuerbare-Energien-Richtlinie der Europäischen Union gilt als Biomasse „der biologisch abbau-

bare Teil von Erzeugnissen, Abfällen und Res tstoffen der Landwirtschaft mit biologischem Ursprung (ein-
schließlich tierischer und pflanzlicher Stoffe), der Forstwirtschaft und damit verbundener Wirtschaftszweige 
einschließlich der Fischerei und der Aquakultur sowie der biologisch abbaubare Teil von Abfällen aus Indust-

rie und Haushalten“ (Konstantin 2017, S. 240). 
42 Beim (Wieder-)Anfahren von Biogasanlagen werden auch geringe Mengen fossiler Brennstoffe eingesetzt. In 

dieser Forschungsarbeit wird dieser geringe Einsatz vernachlässigt (Kliche et al. 2015, S. 3–4).  
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auf die Koppelprodukte (Zielenergien) (VDI 4660 Blatt 2). Nach VDI 4661 gibt es „keine 

Methode, die insgesamt, das heißt nach thermodynamischen, wirtschaftlichen und ökologi-

schen Kriterien gleichermaßen zwingend anzuwenden wäre“ (VDI 4661). Weiterhin ist die 

Wahl der Allokationsmethode je nach Untersuchungsgegenstand und den resultierenden Aus-

sagen besser oder schlechter geeignet (VDI 4661; Mauch et al. 2010). 

Im Wesentlichen kann zwischen drei Arten von Allokationsmethoden43 unterschieden werden. 

Die erste Art (1) alloziert die Emissionen der eingesetzten Brennstoffanteile anhand der Ener-

gie, der Exergie oder des zugrunde gelegten Teilwirkungsgrads der Zielenergien und kann un-

abhängig von der Umwandlungstechnik angewandt werden. Die zweite Art (2) vergleicht den 

KWK-Prozess mit der jeweiligen Erzeugung in einem ungekoppelten Referenzkraftwerk, wel-

ches die gleiche Zielenergie bereitstellt, und der dabei eingesparten Primärenergie (Pehnt 2010, 

S. 139). Die dritte Methodengruppe (3) alloziert die Emissionen anhand eines Vergleichssys-

tems, in dem durch die KWK-Nutzung theoretisch vermiedene Emissionen berechnet werden 

(VDI 4660 Blatt 2; Mauch et al. 2010; Pehnt 2010, S. 135).  

(1) Die Energetische Methode  oder IEA-Methode  alloziert die Emissionen anhand der 

Energieinhalte der Zielenergien und wird beispielsweise von Eurostat44 verwendet (Es-

ser et al. 2016, S. 43). Die Arbeitswertmethode oder Brennstoffmehraufwandme -

thode  kann nur bei größeren Dampfkraftwerken mit Wärme- und Prozessdampfaus-

kopplung angewandt werden (Pehnt 2010, S. 136–137; VDI 4660 Blatt 2). Anhand der 

Stromverlustkennzahl45 kann die eingebüßte elektrische Leistung durch die Wärmeaus-

kopplung ermittelt werden. Das Prinzip der Wirkungsgradmethode (nach Mauch et 

al. (2010)) ist quasi das Umgekehrte der Energetischen Methode. Für die Zuordnung 

der Emissionen wird der Quotient aus dem Teilwirkungsgrad des jeweils anderen Pro-

zesses und dem Gesamtwirkungsgrad mit dem Brennstoffanteil multipliziert. Zusam-

men mit der IEA-Methode wird die Wirkungsgradmethode allerdings für die KWK als 

ungeeignet angesehen (Wuppertal Institut 2015, S. 49). Die Exergetische Methode 

oder Carnot-Methode  berücksichtigt – physikalisch korrekt – neben der Quantität 

auch die Qualität der Energie.46 Dafür sind Kenntnisse über Temperaturen und die Re-

ferenzumgebung notwendig, weshalb die Methode sich auch als Referenzmethode be-

greifen lässt (ifeu et al. 2014, S. 122–123). 

                                              

43 Pehnt (2010) differenziert in zwei: Systemerweiterungen (3) und Allokationsmethoden (1 + 2). 
44 Statistisches Amt der Europäischen Union. 
45 Die Stromverlustkennzahl 𝜗 gibt das Verhältnis von elektrischer Leistung 𝑃𝑒𝑙,𝐻 zur ausgekoppelten Wärme-

leistung �̇�𝐻 wieder. Die elektrische Leistung 𝑃𝑒𝑙,𝐻  kann durch den ausgekoppelten Heizdampf in der gleichen 

Anlage gewonnen werden (VDI 3986). 
46 “Note that allocation based on energy quality will associate most of the burden to electricity, while allocation 

based on energy content will shift most of the burden to heat production.” (Hauschild et al. 2018, S. 657). 
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(2) Die Finnische Methode setzt die Teilwirkungsgrade der KWK-Anlage in Relation zu 

auf dem Markt befindlichen Einzelsystemen und berücksichtigt zudem die durch den 

hohen Brennstoffausnutzungsgrad der KWK-Anlage eingesparte Primärenergie. Ob-

wohl die Methode, zum Teil in etwas abgeänderter Form, für die Landesstatistiken in 

Deutschland verwendet wird, ist sie nur dazu gedacht, ein konkretes KWK-System mit 

der getrennten Erzeugung zu vergleichen. Auch aufgrund der hohen Sensibilität gegen-

über dem gewählten Referenzsystem ist zweifelhaft, ob die Methode für einen Ver-

gleich von KWK-Anlagen prinzipiell geeignet ist (ifeu et al. 2014, S. 127–128; Pehnt 

2010, S. 139). 

(3) Die Wärmegutschrift- und Stromgutschriftmethode  gelten als Substitutionsverfah-

ren und sind nach VDI 4660 auch als Restwertmethode bekannt. Hierbei wird ein 

Hauptprodukt definiert und davon ausgegangen, dass die erzeugten Koppelprodukte 

gleichartige Produkte in einem hypothetischen Referenzprozess substituieren. Die 

durch das Koppelprodukt reduzierten Emissionen werden dem Hauptprodukt gutge-

schrieben (Pehnt 2010, S. 135; ifeu et al. 2014, S. 128; VDI 4660 Blatt 2). Die Substi-

tutionsmethode47 berechnet anhand eines Brennstoffmehrbedarfs der Referenzerzeu-

gung einen elektrischen oder thermischen Substitutionswirkungsgrad, der auf eines der 

beiden Koppelprodukte angewandt werden kann (VDI 4660 Blatt 2). 

Exergetische Methode  

Die Allokation anhand der vermiedenen Exergieverluste der Kuppelprodukte ist thermodyna-

misch korrekt. Die Anwendung dieser Methode ist allerdings nur bei vollständiger Prozessde-

finition möglich. Deshalb wird oft die normale Exergetische Methode mit einer geringeren 

Anzahl benötigter Prozessparameter48 verwendet und ist in den Formeln 3-2 bis 3-7 exempla-

risch beschrieben (VDI 4661; AGFW 2016). Die Exergetische Methode ist auch im weiteren 

Prozess der Wärmenutzung (Kaskadennutzung) anwendbar. Dadurch lassen sich auch Abwär-

memengen aus der Industrie oder der Wärmeentnahme aus Fernwärmesystemen THG-Emissi-

onen zuordnen (ifeu et al. 2014, S. 123–124).  

Strom besteht aus reiner Exergie, weshalb der Exergiestrom �̇�𝑥,𝑒𝑙  der elektrischen Leistung 

auch der elektrischen Leistung der KWK-Anlage entspricht.  

                                              

47 Die Methode mit dem elektrischen Substitutionswirkungsgrad nutzt die gleiche Berechnungsformel wie die 

der Wärmegutschrift. 
48 Beispielsweise wird der Exergieverlust bei der Wärmeübergabe mit Wärmetauschern an das Wärmeversor-

gungssystem nicht beachtet (Tereshchenko und Nord 2015; Dittmann et al. o. J.). 
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�̇�𝑥,𝑒𝑙 = 𝑃 

3-2 

�̇�𝑥,𝑒𝑙 Exergiestrom der elektrischen Leistung [MW] 

𝑃 Elektrische Leistung der KWK-Anlage [MW] 

Der an das Wärmenutzungssystem übertragene Exergiestrom �̇�𝑥,𝑡ℎ wird mit dem Carnot-Fak-

tor 𝜂𝐶 bezogen auf die Umgebungstemperatur gebildet. Durch die Annahme einer konstanten 

spezifischen Wärmekapazität des Heizmittels und unter Vernachlässigung der Druckverluste 

ergibt sich die thermodynamische Mitteltemperatur 𝑇𝑚 zwischen Vor- und Rücklauf eines 

Wärmeversorgungssystems.  

 
�̇�𝑥,𝑡ℎ =  𝜂𝐶 ⋅ �̇� 3-3 

�̇�𝑥,𝑡ℎ Exergiestrom der thermischen Leistung [MW] 

�̇� Thermische Leistung der KWK-Anlage [MW] 

𝜂𝐶  Carnot-Faktor [–]. 

mit 

 
𝜂𝐶 = 1−

𝑇𝑢
𝑇𝑚

 
3-4 

𝑇𝑢  Umgebungstemperatur [K] 

𝑇𝑚 Thermodynamische Mitteltemperatur [K] 

mit 

 

𝑇𝑚 =
𝑇2 − 𝑇1

𝑙𝑛
𝑇2
𝑇1

 

3-5 

𝑇1  Rücklauftemperatur [K] 

𝑇2  Vorlauftemperatur [K] 

Aus den Exergieströmen lassen sich nun die Emissionsfaktoren für das Koppelprodukt Strom 

𝐸𝐹𝑒𝑙49 und Wärme 𝐸𝐹𝑡ℎ  berechnen.  

                                              

49 In den Formeln 13 und 16 der Beschreibung zur Exergetischen Methode in der VDI Richtlinie 4660 Blatt 2 
(2017), welche dieser Berechnung zugrunde liegt, sind die beiden Exergieströme der Koppelprodukte ver-
tauscht.  
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𝐸𝐹𝑒𝑙 =
𝐸�̇�𝑔𝑒𝑠

𝑃 + �̇�𝑥,𝑡ℎ
 

3-6 

𝐸𝐹𝑒𝑙 Emissionsfaktor der elektrischen Energie [t/MWh] 

𝐸�̇�𝑔𝑒𝑠 Emissionsstrom aus dem Abgas des KWK-Prozesses durch die Verbrennung des 

eingesetzten Energieträgers [t/s] 

und 

 

𝐸𝐹𝑡ℎ =
𝐸�̇�𝑔𝑒𝑠

𝑃
𝜂𝐶
+ �̇�

= 𝜂𝐶 ⋅ 𝐸𝐹𝑒𝑙  

3-7 

𝐸𝐹𝑡ℎ Emissionsfaktor der thermischen Energie [t/MWh] 
 

In der Beispielrechnung aus Abbildung 3-3 werden die Allokationsmethoden dargestellt.  

Durch die Exergetische Methode können den beiden ausgekoppelten Wärmeströmen auf un-

terschiedlichem Temperaturniveau auch unterschiedliche Emissionsmengen zugeordnet wer-

den – unabhängig von Referenztechnologien. Die Methode eignet sich besonders zum wissen-

schaftlichen Vergleich verschiedener Sektorkopplungstechnologien der Wärmeerzeugung un-

terschiedlicher Einsatzgebiete, in welcher KWK-Systeme eine große Rolle spielen (siehe Un-

terkapitel 2.3) (ifeu et al. 2014, S. 134). In Böing und Regett (2019), Vuarnoz und Jusselme 

(2018) und Spork et al. (2015) wird explizit die Exergetische Methode zur Berechnung der 

Emissionsfaktoren verwendet.  
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Abbildung 3-3: Verschiedene Allokationsmethoden für die Wärmeerzeugung in KWK-Systemen in 

Abhängigkeit vom elektrischen Wirkungsgrad im Vergleich. Ein elektrischer Net-

towirkungsgrad bis ηel = 0,58 bei einem Brennstoffausnutzungsgrad von 𝜔 = 0,9 
wird nur von modernen, hocheffizienten GuD-Kraftwerken erreicht. Eine zusätzli-

che Übersicht über die Stromerzeugung, weitere Methoden sowie alle berechneten 

Datenpunkte ist im Anhang in Tabelle A-2 zu finden. 

Quelle: eigene Darstellung und Berechnung nach VDI 4660 Blatt 2, Mauch et al. 

(2010), ifeu et al. (2014, S. 144), Konstantin (2017, S. 144) und BDEW (2018) 

Die Stromgutschriftmethode hat den offensichtlichen Effekt, dass bei hohen Emissionen der 

elektrischen Referenzerzeugung, meist wird hier der Bezug aus dem Netz der allgemeinen Ver-

sorgung verwendet, sehr hohe negative Emissionen entstehen können. Das bedeutet: Je emis-

sionsärmer die elektrische Referenzerzeugung wird, desto mehr Emissionen verursacht das 

Koppelprodukt Wärme der KWK-Anlage. Bei einem elektrischen Wirkungsgrad von etwa 

42 % der mit Erdgas betriebenen KWK-Anlage würden anhand dieser Methode (Stromgut-

schrift: 474 gCO2/kWhel) durch die Wärmeerzeugung keine Emissionen verursacht bzw. die 

Emissionen durch den hohen Brennstoffausnutzungsgrad verglichen mit einem Referenzpro-

zess kompensiert. Diese Betrachtungsweise basiert auf einer Systemerweiterung und reagiert 

je nach Definition dieser Erweiterung sehr sensibel. Wenn die Emissionen eines definierten 

Bilanzraums untersucht werden sollen, kann es jedoch sinnvoll sein, einen sorgfältig definier-

ten Äquivalenzprozess festzulegen und diese Methode anzuwenden (Pehnt 2010, S. 135). Der 

für die KWK als emissionsarme und effiziente Technologie problematischen Tatsache des sin-

kenden elektrischen Referenzwertes wird mit der Methode des Verdrängungsmix entgegenge-
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�̇� = 10 MW; Wirkungsgrad der getrennten Stromerzeugung: ηel = 0,42; Wirkungsgrad der getrennten 

Wärmeerzeugung: ηth = 0,85; Tm,1= 395,6 K; Tm,2 372,3 K; Tu = 288,15 K; Emissionsfaktor Erdgas = 202 gCO2/kWhth; 

Emissionsfaktor der Stromerzeugung 2018 = 474 (50% = 237, 25% = 119) gCO2/kWhel; Verdrängungsmix = 810 

gCO2/kWhel.
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wirkt. Der Verdrängungsmix stellt, vereinfacht ausgedrückt, den durch das Grenzkraftwerk er-

zeugten Strombedarf sowie den damit einhergehenden Primärenergiebedarf und die verursach-

ten spezifischen Emissionen dar. Damit wird vermieden, dass die KWK durch die Vorgaben 

der Bewertung nach Primärenergie laut Energieeinsparverordnung an Konkurrenzfähigke it 

einbüßt (FfE 2009). 

Der Einfluss der Allokationsmethode auf den durchschnittlichen Emissionsfaktor der Stromer-

zeugung wird auch in Harmsen und Graus (2013) und Soimakallio et al. (2011) analysiert. 

3.1.3 Emissionsfaktoren der Strombereitstellung 

Im Folgenden werden die grundlegenden Eigenschaften von Emissionsfaktoren der Strombe-

reitstellung erläutert. Diese Eigenschaften sind die zu bestimmende Systemgrenze und Bilan-

zierungsebene, die zeitliche Auflösung und die Dynamik der Emissionsfaktoren sowie die 

Möglichkeiten zur Emissionsmodellierung und der zeitliche Horizont der Analyse. 

Bilanzierungsmethode, Systemgrenze und Erzeugungsebene 

Die THG-Bilanzierung in Deutschland basiert auf dem Territorialprinzip. Das wird durch An-

lage A des Kyoto-Protokolls für alle Vertragsparteien festgelegt und für die Bestimmung der 

Emissionen werden die Richtlinien des IPCC angewandt. Das Deutsche Treibhausgasinventar 

wird demnach jährlich erneuert und erfasst die relevanten Emissionen, die physisch in Deutsch-

land entstehen (UBA 2018, S. 65; Bode 2011, S. 5). Für eine detailliertere Zuordnung von 

energiebedingten Emissionen werden in Deutschland typischerweise zwei Bilanzierungsme-

thoden angewandt. Erstere, die Quellenbilanz, ist dem Territorialprinzip ähnlich und erfasst 

alle Emissionen, welche durch den Verbrauch von Primärenergieträgern, wie Kohle oder Erd-

gas, in einem geographischen Bilanzraum entstehen. Diese Emissionen werden auf den Um-

wandlungsbereich mit Kraftwerken der allgemeinen Versorgung, Industriekraftwerke und Fa-

ckelverluste sowie den Endenergiebereich mit mit den Sektoren Verkehr, Haushalte, GHD und 

verarbeitendes Gewerbe aufgeteilt. Die Stromerzeugung als Sekundärenergie wird nicht be-

trachtet. Die Verursacherbilanz hingegen stellt dar, wie viele Emissionen dem Endenergiever-

brauch zuzurechnen sind. Für die Berechnung der Emissionen, die durch die Stromnutzung der 

Endverbrauchersektoren verursacht werden, wird ein Generalfaktor oder Emissionsfaktor der 

Stromerzeugung verwendet. Dieser berechnet sich aus der Summe der Emissionen aller für den 

inländischen Verbrauch bereitgestellten deutschen Stromerzeugungsanlagen und der Summe 

des inländischen Stromendverbrauchs (Bode 2011). 
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Der Emissionsfaktor kann beispielsweise auf die Bruttostromerzeugung, die Nettostromerzeu-

gung50, den Nettostromverbrauch ohne Handelssaldo oder den Nettostromverbrauch mit Han-

delssaldo bilanziert werden. Soimakallio und Saikku (2012) kommen zu dem Schluss, bei der 

Berechnung des Emissionsfaktors immer auf den Nettostromverbrauch und nicht auf die 

Stromerzeugung zu bilanzieren, da es sonst zu Missdeutungen der Ergebnisse bei der Anwen-

dung der Faktoren kommen kann (siehe Abbildung 3-4).  

 

Abbildung 3-4: Bilanzierung der deutschen Stromversorgung vom Primärenergieeinsatz bis zur En-

denergienutzung im Jahr 2018. Es wird angenommen, dass die Anteile der unter-

schiedlichen Erzeugungsarten (Gase, Braunkohle usw.) am Gesamtverbrauch hin 

zum Nettostromverbrauch inklusive Handelssaldo gleich bleiben.51 

Quelle: eigene Darstellung. Aufteilung nach Schwab (2017, S. 56) und Buttermann 

et al. (2020); Energiebilanz nach AGEB (2019c), AGEB (2019b), BDEW (2019) 

und UBA (2019a) 

Die von der IEA ermittelten Emissionsfaktoren sind auf die Stromerzeugung bilanziert, da hier 

die historische Datenlage vollständiger ist (Soimakallio und Saikku 2012). Der typischerweise 

verwendete deutsche Emissionsfaktor 𝐸𝐹 wird nach den veröffentlichten Methoden aus dem 

                                              

50 Nettostromerzeugung = Bruttostromerzeugung − Kraftwerkseigenverbrauch. 
51 Im Jahr 2018 wurden 39,1 TWh erzeugter Elektrizität nicht in das Netz der öffentlichen Versorgung einge-

speist (BNetzA und BKartA 2020, S. 35). 

0

200

400

600

800

1000

1200

1400

P
ri

m
är

en
er

g
ie

ei
n

sa
tz

B
ru

tt
o

st
ro

m
er

ze
u
g

u
n

g

H
an

d
el

ss
al

d
o

B
ru

tt
o
st

ro
m

v
er

b
ra

u
ch

K
ra

ft
w

er
k

se
ig

en
-

v
er

b
ra

u
ch

N
et

to
st

ro
m

v
er

b
ra

u
ch

in
k

l.
 V

er
lu

st
e

P
u

m
p

v
er

lu
st

e

N
et

zv
er

lu
st

e

N
et

to
st

ro
m

v
er

b
ra

u
ch

(N
S

V
)

E
n

er
g
ie

 [
T

W
h

]

Braunkohle Erneuerbare Energien
Kernenergie Steinkohle
Gase Sonstige Energieträger
Mineralöle Gesamtverbrauch
Stromdifferenz

593 TWh 563 TWh
528 TWh-51 TWh -30 TWh

-8 TWh -27 TWh

1289 TWh

644 TWh



 Stand der Forschung 37 

 

 

Bericht „Entwicklung der spezifischen Kohlendioxid-Emissionen des deutschen Strommix“ 

des UBA (2019a) nach Gleichung 3-8 ohne Berücksichtigung des Stromhandelssaldos52 für 

den Zeitraum eines Jahres berechnet. Als Nettostromverbrauch ohne Handelssaldo wird die 

Bruttostromerzeugung abzüglich des Kraftwerkseigenverbrauchs sowie der Netz- und 

Pumpverluste bezeichnet. 

 

𝐸𝐹𝑗 =
𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑗

𝐸𝑗
𝑁𝑆𝑉  

3-8 

𝐸𝐹𝑗 Emissionsfaktor der elektrischen Energie im Jahr 𝑗 [tCO2/MWhel] 

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑗 Gesamte direkte CO2-Emissionen der deutschen Stromerzeugung im Jahr 𝑗 [tCO2] 

𝐸𝑗
𝑁𝑆𝑉 Nettostromverbrauch (NSV) ohne Handelssaldo (vgl. Abbildung 3-4 ganz rechts) 

im Jahr 𝑗 [MWhel] 

 

Der Bilanzraum lässt sich auch in andere geographische Teilräume wie die Europäische Union 

für den Emissionshandel, das elektrische Großraumverbundsystem in Europa oder einzelne 

Bundesländer abgrenzen (EU 2015, S. 20; Marriott und Matthews 2005). Problematisch sind 

hierbei die verfügbaren Daten über Stromerzeugung, erzeugte Emissionen und Handelsmengen 

sowie die zeitliche Auflösung dieser Daten. Moro und Lonza (2017) berücksichtigen auch die 

importierten Emissionen, jeweils mit Jahresdurchschnittswerten, für die Berechnung des Emis-

sionsfaktors der Stromerzeugung für die Mitgliedstaaten der EU. Für Deutschland wird 

dadurch ein um 2 % erhöhter Emissionsfaktor für das Jahr 2013 errechnet (Moro und Lonza 

2017). Tranberg et al. (2019) bestätigen diese Erkenntnis für das Jahr 2017. Allerdings wurden 

diese Ergebnisse nicht mit dynamischen, zeitlich hoch aufgelösten Emissions- und Stromhan-

delsdaten berechnet. Wie bei Moro und Lonza (2017) und Tranberg et al. (2019) stellen Soi-

makallio und Saikku (2012) fest, dass der Einfluss von importierten Emissionen angerechnet 

auf die elektrische Energie für manche Länder sehr stark ist. Beispielhaft seien hier Pareschi et 

al. (2017) genannt, welche Emissionsfaktoren für die Schweiz53 berechnen, oder Milovanoff et 

al. (2018), die den Einfluss des Stromhandels auf die Emissionen Frankreichs analysieren. Die 

Modellierung von Handelseffekten ist nicht einfach lösbar und wird durch physikalische Ge-

gebenheiten wie die Nichtverfolgbarkeit eines Ladungsträgers oder einen fehlenden allumfas-

senden Netzzugang von zwei Bilanzräumen erschwert (Milovanoff et al. 2018; Marmiroli et 

al. 2018). Mit dem Emissionsfaktor 𝐸𝐹 aus Gleichung 3-8, den Stromhandelsdaten und den 

                                              

52 Stromimport abzüglich Stromexport. 
53 Im Jahr 2016 waren 87 % der Emissionen der Stromnutzung in der Schweiz dem importierten Strom, haupt-

sächlich aus Deutschland, zuzuschreiben (Vuarnoz und Jusselme 2018). 
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Emissionsfaktoren der Herkunftsländer kann der Emissionsfaktor unter Berücksichtigung des 

Handelssaldos nach Moro und Lonza (2017) als Jahresdurchschnittswert berechnet werden. 

Die Wahl des Bilanzraums wird auch bei einem Vergleich von Sektorkopplungstechnologien 

relevant. Beispielsweise können die Emissionen für den eingesetzten Strom eines BEV nach 

der Verursacherbilanz54 bewertet werden. Andernfalls würden die THG-Emissionen dem Pri-

märenergieeinsatz des Umwandlungssektors zugeordnet und man könnte den Verkehrssektor 

mit BEVs dekarbonisieren – ohne die dafür erforderliche Dekarbonisierung der Stromerzeu-

gung. Die Nutzung von importiertem synthetischen Wasserstoff in Brennstoffzellenfahrzeugen 

muss ebenfalls mit dem Verursacherprinzip bewertet werden. Nach dem Territorialprinzip oder 

der Quellenbilanz könnten die durch die Bereitstellung von Wasserstoff entstehenden Emissi-

onen in einem anderen Land jedoch nicht der Nutzung im Fahrzeug angerechnet werden. Ähn-

liche Überlegungen müssen auch bei der Bepreisung von THG-Emissionen, dem Vermeiden 

von Doppelzählungen, der Wahl der Bilanzgrenzen sowie den damit verbundenen unterschied-

lichen Anreizen bei CCS und der weiteren Nutzung von abgeschiedenem Kohlenstoff (engl. 

carbon capture and utilisation, CCU) gemacht werden (Ausfelder et al. 2019, S. 48–49).  

Zeitliche Auflösung und Dynamik 

Durch die Struktur der Stromerzeugung mit einem heterogenen Kraftwerkspark in Deutschland 

schwankt der Emissionsfaktor der Stromerzeugung kontinuierlich. Das liegt am wachsenden 

Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien, wie Photovoltaik- und Windkraftanlagen, in der 

Stromerzeugung und dem deutschen Kohleausstieg bis 2038 (Bundesregierung 2020). Das zu-

künftige Energieversorgungssystem muss ein flexibles sein, sowohl auf der Erzeugerseite als 

auch auf der Verbraucherseite (Elsner et al. 2015). Diese Entwicklung wird die saisonalen und 

untertägigen Fluktuationen erhöhen sowie ein generelles Absinken der Emissionsfaktoren be-

wirken (Regett und Heller 2015). Zur Bewertung der THG-Emissionen von zeitlich schwan-

kenden Verbrauchern aufgrund von Nachfrageänderungen oder dem Einsatz als Flexibilitäts-

option müssen auch zeitlich variable Emissionsfaktoren eingesetzt werden. Die Effekte von 

Demand-Side-Management, Effizienzmaßnahmen oder dem Ausbau erneuerbarer Energien 

auf die Emissionen lassen sich erst mit dynamischen Emissionsfaktoren in detaillierter Weise 

untersuchen (Kopsakangas-Savolainen et al. 2017; Smith und Hittinger 2019; Gil und Joos 

2007). Diese Notwendigkeit von variierenden Emissionsfaktoren wird in Untersuchungen von 

Marmiroli et al. (2018), Vuarnoz und Jusselme (2018), Khan et al. (2018), Kono et al. (2017) 

sowie Regett und Heller (2015) deutlich aufgezeigt. Es wird auf einen maßgeblichen Fehler 

hingewiesen, wenn der übliche durchschnittliche jährliche Emissionsfaktor zur Bewertung der 

                                              

54 Auch Verursacherprinzip genannt. 
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THG-Emissionen herangezogen wird, solange es sich nicht um eine kontinuierliche Strom-

nachfrage handelt (Milovanoff et al. 2018; Spork et al. 2015). Dabei werden typischerweise 

saisonale, lastabhängige oder stündliche Emissionsfaktoren statt der jährlichen Faktoren ver-

wendet (Marmiroli et al. 2018; Gordon und Fung 2009; Khan et al. 2018). Röder et al. (2020) 

zeigen, dass es auch für die Entwicklung von emissionsarmen lokalen Energiesystemen essen-

ziell ist, dynamische (hier stündliche) statt konstanter Emissionsfaktoren der Stromerzeugung 

zu verwenden. Nur so kann die durch die Sektorkopplung gewollte Emissionsreduktion erreicht 

werden, indem der Einsatz von flexiblen und hybriden Technologien korrekt geplant werden 

kann. 

Obwohl die kleinste gängige energiewirtschaftliche Zeiteinheit beim Stromhandel oder der re-

gistrierenden Leistungsmessung die Viertelstunde ist, wird als kürzestes Zeitintervall eine 

Stunde gewählt. Das liegt an der geringeren Datenverfügbarkeit aus Modellen oder Statistiken 

für Viertelstundenwerte und an der Tatsache, dass in den meisten liberalisierten Energiemärk-

ten die Stunde oder halbe Stunde als kleinste Abrechnungsperiode etabliert ist (Schwintowski 

2014, S. 32). Stündliche Emissionsfaktoren wurden unter anderem für Deutschland, Belgien, 

Spanien, die Schweiz, Neuseeland oder Portugal berechnet (Böing und Regett 2019; Messagie 

et al. 2014; Spork et al. 2015; Vuarnoz und Jusselme 2018; Khan et al. 2018; Garcia und Freire 

2016).  

Emissionsmodellierung und zeitlicher Horizont 

Nach Ryan et al. (2016) lässt sich die Emissionsmodellierung methodisch in zwei Hauptgebiete 

aufteilen.55 Diese Methoden sind auch maßgeblich für den zeitlichen Horizont, also für Zu-

kunftsszenarien, der berechneten Emissionsfaktoren entscheidend: 

(1) Historische Daten und statistische Beziehungsmodelle 

Einfache Emissionsfaktoren nach Gleichung 3-8 werden sehr oft mit historischen Daten er-

stellt. Mit Erzeugungsdaten56 der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen für Deutschland und 

der Stromstatistik für 36 europäische Länder des Verbands Europäischer Übertragungsnetzbe-

treiber (engl. European Network of Transmission System Operators for Electricity, ENTSO-

E), aufgeteilt in Kraftwerkstypen wie Kohlekraft oder Windenergie, lassen sich mit spezifi-

schen Emissionsfaktoren des Erzeugungstyps oder Emissionsstatistiken aus LCA-Modellen 

sowie den Nationalen Inventarberichten der Vertragsstaaten der UNFCCC Emissionsfaktoren 

                                              

55 Tamayao et al. (2015) differenzieren bei der Bestimmung von marginalen Emissionsfaktoren in Top-down- und 
Bbottom-up-Ansätze äquivalent zu der hier beschriebenen Aufteilung.  

56 Die angegebenen Datenquellen sind zusammengetragene Statistiken aus vielen Primärdatenerhebungen. Die 

Datenquellen sind beispielsweise die amtliche Statistik des Statistischen Bundesamtes (StBA), die halbamtli-
che Statistik der Kohlenwirtschaft e. V., Daten des Bundesamt für Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle (BAFA), 
Verbandsdaten der Industrie sowie die Statistischen Landesämter (AGEB 2019a).  
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der Stromerzeugung bilden (AGEB 2019c; ENTSO-E 2020; UBA 2018; IINAS 2017). Die 

Aggregationsebene der Emissionsfaktoren wird von den IPCC-Richtlinien in drei Ebenen ein-

geteilt: von technologieunabhängigen Emissionsfaktoren für Regionen über länderspezifische 

Faktoren bis zu anlagenspezifischen Emissionsfaktoren. Je nach geforderter Aggregationse-

bene muss die Datengrundlage anhand der Datenverfügbarkeit gewählt werden, wobei Letztere 

meist den limitierenden Faktor bei der Wahl der Ebene darstellt (IPCC 2006a, S. 6; Ryan et al.  

2016). 

Mit historischen Daten können auch statistische Korrelationen zwischen Stromnachfrage, 

Kraftwerkseinsatzplanung und Emissionen in einem statistischen Beziehungsmodell (engl. sta-

tistical relationship model) aufgezeigt werden (Ryan et al. 2016). So entwickelten Howard et 

al. (2017) dynamische Emissionsfaktoren, die von der aktuellen Nachfragelast abhängig sind. 

Kono et al. (2017) normalisieren den jährlichen Durchschnittsfaktor und gewichten nach Wo-

chentag je Monat. Noussan et al. (2018) stellen einen Zusammenhang zwischen dem Anteil 

erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung und dem Emissionsfaktor her. In Siler-Evans et 

al. (2012) werden mit der Methode der linearen Regression zwischen der kontinuierlichen 

Emissionsüberwachung und der konventionellen Stromerzeugung diskrete Nachfrageklassen 

gebildet. Archsmith et al. (2015) bilden aus historischen Daten Wahrscheinlichkeiten für den 

Betriebszustand von Stromerzeugungsanlagen und leiten daraus einen Emissionsfaktor ab. Sta-

tistische Beziehungsmodelle berücksichtigen die Netzrestriktionen bzw. den Netzbetrieb und 

die Reaktionen des Stromversorgungssystems. Durch die empirischen Daten wird kein kom-

plexes Elektrizitätsmarktmodell benötigt und die Rechenzeit sowie die benötigte Datenmenge 

reduziert. Diese Methode ist allerdings nicht für im Wandel befindliche Stromversorgungssys-

teme geeignet (Ryan et al. 2016). 

(2) Strommarkt-Optimierungsmodelle 

Zur Vorausplanung im Stromhandel und für den optimalen Einsatz von Kraftwerken unter Be-

rücksichtigung der physikalischen Gesetze der Stromerzeugung und der ökonomischen Opti-

mierung werden Strommarktmodelle und Modelle zur Kraftwerkseinsatzplanung (engl. econo-

mic dispatch and unit commitment models) verwendet. Der zeitliche Horizont dieser Modelle 

beträgt typischerweise nur wenige Tage oder Wochen. Modelle zur Kapazitätsplanung opti-

mieren die Investitionen in die Infrastruktur der Stromerzeugung auf lange Sicht (25 Jahre oder 

länger). Beim Optimierungszeitraum kann zwischen einer perfekten Voraussicht über den ge-

samten Optimierungszeitraum und einem myopischen Ansatz mit einer limitierten Voraussicht 

unterschieden werden. Die perfekte Voraussicht entspricht dabei nicht den realen Bedingungen 

im Strommarkt, sondern stellt die ideale, bestmögliche Lösung dar (Thomsen et al. 2021). Mit 

diesen sehr komplexen Modellen können die Auswirkungen der Infrastrukturplanung, Ent-

wicklungen von Energieträgerpreisen und Veränderungen des Strommarktes analysiert wer-

den. Die Modelle erfordern jedoch eine Vielzahl von Eingangsparametern, von deren Qualität 
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und deren Annahmen die Ergebnisse stark abhängig sind (Ryan et al. 2016). Den isolierten 

Strommarktmodellen sind oft volkswirtschaftliche Energiesystemmodelle vorgeschaltet, bei-

spielsweise um die Rahmendaten hinsichtlich der ökonomischen Entwicklung und der Strom-

nachfrage zu bestimmen. Viele Strommarktmodelle fokussieren die detaillierte Untersuchung 

einer einzelnen Aufgabenstellung in der Elektrizitätsversorgung und vernachlässigen bzw. ver-

einfachen andere Bereiche (Sun 2013, S. 30). Als Ergebnis der Optimierungsmodelle werden 

Daten der Stromerzeugung für spezielle Typwochen, Tage, Stunden oder Jahre für einen spe-

ziellen Bilanzraum erzeugt (Ryan et al. 2016). Mit dem modellbasierten Ansatz können Emis-

sionsfaktoren in zukünftigen Erzeugungsszenarien berechnet und analysiert werden (Howard 

et al. 2017).  

3.1.4 Strommix-Emissionsfaktor 

Eine grundsätzliche Entscheidung bei der Definition des Emissionsfaktors der Stromerzeugung 

ist die zwischen Strommix- und marginalem Emissionsfaktor (Yang 2013). Bei der Methode 

des Strommix-Emissionsfaktors (engl. system-average emission factor, AEF) werden alle ent-

stehenden Emissionen der Stromerzeugungsanlagen, die zur Deckung der Nachfrage im Bi-

lanzraum produzieren, berücksichtigt. Eine Kilowattstunde Strom besteht demnach hypothe-

tisch anteilig aus dem Erzeugungsmix des Kraftwerksparks (Ryan et al. 2016). Dieser Ansatz 

des AEF gilt auch für die zuvor erläuterte Gleichung 3-8. In szenariobasierten Emissionsmo-

dellen wird der AEF oft anhand der durchschnittlichen Emissionsfaktoren der erzeugenden 

Kraftwerkstypen, gewichtet nach dem Anteil der je Kraftwerkstyp gedeckten Nachfrage, je 

Zeitintervall berechnet (Yang 2013). Meist wird der AEF in Studien angewandt, in welchen 

die Emissionseinsparungen als Nebeneffekt der Energieeinsparungen von beliebigen techno-

ökonomischen Maßnahmen auftreten (Harmsen und Graus 2013). Laut Ryan et al. (2016) wird 

der AEF dann korrekterweise angewandt, wenn die zu analysierende Last Teil der bereits exis-

tierenden Nachfrage ist oder die Konsequenzen einer bereits erfolgten Stromnutzung berechnet 

werden sollen. Stellt die zu analysierende Last jedoch eine neue Nachfrageänderung dar, wird 

die Verwendung von marginalen Emissionsfaktoren empfohlen (siehe Abschnitt 3.1.5) (Ryan 

et al. 2016). Wird die neue zukünftige Nachfrage in der Planung der Stromerzeugung berück-

sichtigt, dann kann nach Archsmith et al. (2015) für diese neue Nachfrage auch der AEF ver-

wendet werden. Braeuer et al. (2020) bilden beispielsweise einen AEF, welcher nur die steu-

erbaren (engl. dispatchable) Erzeugungseinheiten beinhaltet, und versuchen so, einen MEF 

darzustellen. Die Ausführungen dieses Absatzes basieren zum Teil auf Seckinger und Radgen 

(2021).  

Aus der Sicht der Ökobilanzierung gibt es eine ähnliche Unterteilung der Sachbilanz in ein 

attributional LCA (ALCA) und ein consequential LCA (CLCA). Das ALCA beschreibt die  
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unmittelbaren Umweltauswirkungen von Produkten und nutzt meist durchschnittliche Prozess-

daten wie den AEF. Das CLCA beschreibt die Änderungen von physikalischen Stoffströmen 

und Umweltauswirkungen verursacht durch Nachfrageänderungen (Soimakallio et al. 2011). 

Zudem werden bei einem CLCA auch die Effekte außerhalb der unmittelbaren Systemgrenzen 

betrachtet (Earles und Halog 2011). Beispielsweise werden für die Bewertung der von erneu-

erbaren Energien verursachten Emissionsreduktion die Systemgrenzen über die unmittelbare 

Anlage hinweg ausgedehnt und die reduzierten Emissionen der substituierten Erzeugungsan-

lage mit bilanziert (Pehnt et al. 2008; Klobasa und Sensfuß 2016). Nach Marmiroli et al. (2018) 

ist das CLCA keine streng definierte Methode, sondern ein Ansatz, um bei einem LCA Markt-

mechanismen zu berücksichtigen.  

Auch wenn ALCA-Studien meist nur den AEF anwenden und in CLCA-Studien oft der MEF 

angewandt wird, sind die Methoden nicht direkt vergleichbar und bedingen sich nicht gegen-

seitig (Soimakallio et al. 2011; Marmiroli et al. 2018). Ein Grund für die häufigere Verwen-

dung des AEF ist die deutlich höhere Verfügbarkeit der jeweils benötigten Daten. Rinne und 

Syri (2013) fassen die Verwendung des AEF wie folgt zusammen: Mit dem AEF können die 

verursachten Emissionen einer stabilen spezifischen Nachfrage bewertet werden, jedoch nicht 

die kurzfristigen oder langfristigen Folgen einer Änderung von dieser (Rinne und Syri 2013).57  

3.1.5 Marginaler Emissionsfaktor 

Eine gekürzte Version des Abschnitts 3.1.5 wurde bereits in Seckinger und Radgen (2021) 

veröffentlicht. 

Um die Auswirkungen einer Nachfrageänderung zu bestimmen, wird der marginale Emissi-

onsfaktor (MEF) verwendet. Der MEF stellt die Emissionen dar, welche durch die reagierenden 

Erzeugungsanlagen aufgrund der Nachfrageänderung entstehen, und ist meist erheblich höher 

als der AEF (Siler-Evans et al. 2012; IWES und IBP 2017, S. 35). Das System der allgemeinen 

Stromversorgung ist ein stark miteinander verzweigtes Netzwerk, in dem Strom von diversen 

Erzeugern an verschiedene Orte im Versorgungsgebiet geliefert wird. Das System ist dyna-

misch und reagiert auf ökonomische Signale58 (beispielsweise Brennstoff- und Börsenpreise), 

technische Restriktionen (beispielsweise Anfahrzeiten und Frequenzregelung) und Netzrest-

riktionen (Tamayao et al. 2015). Die Herausforderung ist es also herauszufinden, welche An-

lagen des Systems der Stromversorgung zu einem gegebenen Zeitpunkt in welchem Ausmaß 

                                              

57 Harmsen und Graus (2013) bezeichnen das auch als „Henne-Ei-Problem“. Wenn durch eine Nachfrageände-

rung die Emissionsintensität der Stromerzeugung sich verändert, kann der Emissionsfaktor nicht mehr zur 
Bewertung der zukünftigen Nachfrageänderung herangezogen werden. Nach Vandepaer et al. (2019) sind 
selbst die Ergebnisse von Studien zu zukünftigen Emissionsfaktoren mögliche Einflussparameter mit einer 

nicht berücksichtigten Rückkopplung. 
58 Politische Vorgaben und Gesetze werden auch als ökonomische Signale betrachtet (beispielsweise der CO2-

Preis oder der Einspeisevorrang von erneuerbaren Energien).  
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auf die Änderung reagieren (Grenzstrommix oder Grenzkraftwerk) (Siler-Evans et al. 2012). 

Im Gegensatz zum AEF ist der Ansatz des MEF eine Bewertungsmethode, die die normative 

Reaktion des Erzeugungssystems realistischer widerspiegelt (Hawkes 2010). 

Einige der bekannten Methoden zur Berechnung des MEF werden von Tamayao et al. (2015) 

in die zwei Gruppen Top-down- und Bottom-up-Ansätze eingeteilt. Die Einteilung ist durch 

die methodischen Gruppen der beschriebenen Emissionsmodelle (siehe Seite 39) bedingt, wel-

che allerdings auch für die Bestimmung des AEF herangezogen werden können. Deshalb wer-

den in dieser Forschungsarbeit die Methoden zur Bildung des MEF in die drei Ansätze Indi-

katormethode, Regression (durchschnittliche MEF) und Differenzsimulation eingeteilt. Zur 

Bildung eines MEF ist es generell möglich, verschiedene Ansätze zur Bestimmung des margi-

nalen Kraftwerksmix zu kombinieren (Hauschild et al. 2018, S. 137).  

(1) Indikatormethode 

Als einfachste und schnelle Lösung zur Bestimmung des MEF wird ein bestimmtes Kraftwerk 

(beispielsweise ein Steinkohlekraftwerk) definiert, welchem die gesamte Nachfrageänderung 

zugeschrieben wird (Zheng et al. 2015). Genauer ist die Bestimmung des Grenzkraftwerks an-

hand der variablen Kosten, der Merit-Order59, der eingesetzten Erzeugungseinheiten. Jedoch 

reagiert mehr als nur eine Erzeugungseinheit, aber nicht jede wie beim AEF, auf Nachfrageän-

derungen. Und durch Netzrestriktionen oder Must-run-Einspeisung reagieren die Erzeugungs-

einheiten auch nicht immer nach der Merit-Order (Ryan et al. 2016; Bettle et al. 2006; Hawkes 

2010; Zheng et al. 2015). Weitere Indikatoren neben den variablen Kosten wären die Volllast-

stunden einzelner Kraftwerkstypen, wobei die höchste Einsatzzeit den niedrigsten Rang der 

Merit-Order darstellt (Zheng et al. 2015). Die Indikatoren können aus einem historischen oder 

simulierten Kraftwerkseinsatz stammen (Hawkes 2014). Regett et al. (2018) bilden beispiels-

weise einen stündlichen indikatorbasierten MEF für den deutschen Strommarkt im Jahr 2030. 

Datengrundlage hierfür ist ein Energiesystemmodell mit linearer Optimierung. Weiterhin stel-

len sie fest, dass sich der Anteil von EE an der Stromerzeugung nicht als Indikator für einen 

MEF nutzen lässt, da die variablen Kosten nicht die Emissionsintensität widerspiegeln (Regett 

et al. 2018). 

(2) Regression, durchschnittliche MEF 

Hawkes (2010) und Siler-Evans et al. (2012) bilden durchschnittliche MEF. Ersterer berechnet 

zwischen zwei aufeinanderfolgenden Stunden die Differenz der Menge der konventione llen 

(fossilen) Stromerzeugung und der entstandenen Emissionen wie folgt.  

                                              

59 „Die Höhe der Nachfrage entscheidet darüber, auf welche Anlagen der Markt zurückgreifen muss. Bei der 

Stromerzeugung werden die Kraftwerke nach ihren variablen Kosten (von den niedrigsten bis zu den höchsten) 
‚sortiert‘ und entsprechend eingesetzt. Für diese Sortierung hat sich der Begriff ‚Merit Order‘ eingebürgert“ 
(Schwintowski 2014, S. 64–65). 



 Stand der Forschung 44 

 

 

 
∆𝐸𝑘,𝑡 = 𝐸𝑘,𝑡− 𝐸𝑘,𝑡−1         

∆𝐸𝑚𝑡 = 𝐸𝑚𝑡 − 𝐸𝑚𝑡−1
, ∀ 𝑡 ∈ 𝑇 

3-9 

∆𝐸𝑘,𝑡 Differenz der konventionellen Stromerzeugung [MWhel] 

∆𝐸𝑚𝑡 Differenz der Emissionen [tCO2] 

𝑡  Zeitintervall, Stunde 

𝑇  Menge der Stunden im Jahr 

 

Aus der linearen Regression der Differenz der Emissionen ∆𝐸𝑚 über der Differenz der kon-

ventionellen Stromerzeugung ∆𝐸𝑘 wird die Steigung 𝛽 der Geraden berechnet, welche als gute 

Näherung für den durchschnittlichen MEF angenommen werden kann (siehe Abbildung 3-5) 

(Hawkes 2010). 

 

Abbildung 3-5: Die Steigung 𝛽 der Regressionsgerade bildet nach Hawkes (2010) eine gute Nähe-

rung für den durchschnittlichen MEF – hier berechnet für Deutschland im Jahr 2020 

aus der fossilen Stromerzeugung des Strommarktmodells E2M2 (alle Stromerzeu-

gungsanlagen abzüglich der erneuerbaren Energien). 

Quelle: eigene Darstellung und Berechnungen nach Modelldaten (siehe Unterkapi-

tel 4.2). 

Dieser Ansatz funktioniert unter der Annahme, dass die marginalen Stromerzeuger stets fossile 

Kraftwerke sind, weil erneuerbare Energien meist dargebotsabhängig sind und dem Einspeise-

vorrang unterliegen (Pareschi et al. 2017; Garcia und Freire 2016; Braeuer et al. 2020). Nach 

dieser Methode wurden im Jahr 2020 in Deutschland durch eine Erhöhung der Stromnachfrage 
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von einer Megawattstunde durchschnittlich etwa 808 kgCO2 ausgestoßen. Li et al. (2017) integ-

rieren EE in die Bildung eines MEF für Regionen in Nordamerika ohne Einspeisevorrang. Der 

durchschnittliche MEF kann durch zeit- oder lastabhängige Klassen noch weiter präzisiert wer-

den (Hawkes 2010; Garcia und Freire 2016; Braeuer et al. 2020). Thomson et al. (2017) erwei-

tern Gleichung 3-9 um einen Verdrängungsmixfaktor60 (engl. marginal displacement factor, 

MDF), der mit der Windkrafteinspeisung multipliziert wird, und berechnen mit dem MEF und 

dem MDF die Differenz der Emissionen ∆𝐸𝑚𝑡 anhand der Laständerung.61 Pareschi et al.  

(2017) zeigen am Beispiel der Schweiz, dass die Methode der linearen Regression nicht für 

alle Länder gleichermaßen einsetzbar ist, weil bei hohen Anteilen emissionsarmer Stromerzeu-

gung und großen Handelsmengen die Regression nicht mehr plausibel ist (𝑅2 < 0,05). Braeuer 

et al. (2020) berechnen anhand der stündlichen Quotienten aus ∆Em𝑡  und ∆E𝑘,𝑡 einen dynami-

schen MEF, welcher jedoch auch negative Werte annehmen kann. Trotz der weiten Verbrei-

tung von Regressionsmodellen in der Literatur ist die grundsätzliche methodische Schwäche 

festzuhalten, dass die Korrelation keine Kausalität impliziert, besonders wenn historische Da-

ten verwendet werden (Marmiroli et al. 2018).  

Direkte und indirekte marginale Emissionsfaktoren 

Die in den Punkten (1) und (2) beschriebenen Methoden bilden meist direkte (kurzfristige) 

MEF, die eine Veränderung der Zusammensetzung im Kraftwerkspark auf lange Sicht nicht 

berücksichtigen können (Marmiroli et al. 2018; Hawkes 2014). Hitchin und Pout (2002) kom-

binieren einen direkten MEF – mit Auswirkung im bestehenden Kraftwerkspark – und einen 

indirekten MEF – unter Berücksichtigung der Veränderungen in der Struktur des Kraftwerk-

sparks – jeweils aus der Merit-Order der Kraftwerke. Hawkes (2014) entwickelt einen indirek-

ten MEF mit Vergleichsszenarien in einem Strommarktmodell. Da die Entwicklung des Kraft-

werksparks normalerweise stark durch nationale Ausbaupläne, wie den deutschen Kernkraft- 

oder Kohleausstieg sowie die Förderung von erneuerbaren Energien und deren regulierten Aus-

schreibungsmengen, vorgegeben ist, kann hierbei von einer Unterbrechung der Ursache-Wir-

kungs-Kette bei der Analyse von indirekten MEF gesprochen werden (Vandepaer et al. 2019; 

BDEW 2018). Der indirekte MEF wird meist für ganze Zeiträume von einem oder mehreren 

Jahren gebildet und nicht für einzelne kurze Zeitintervalle wie eine Stunde definiert (Buyle et 

al. 2019; Vandepaer et al. 2019; Hawkes 2014). Vandepaer et al. (2019) implementieren einen 

indirekten MEF in der „ecoinvent consequential database v.3.4“, welche weltweit zur Durch-

führung von Ökobilanzen genutzt wird. 

                                              

60 Der Verdrängungsmix (MDF) stellt hier den Emissionsfaktor ohne Laständerung, aber mit unterschiedlichen 

Erzeugungseinheiten dar, welcher der substituierenden Erzeugungseinheit angerechnet wird. Er wird meist bei 
der Bewertung der Treibhausgasemissionen von EE- oder KWK-Anlagen angewandt (Thomson et al. 2017).  

61 Die Faktoren wurden durch eine lineare Mehrfachregression gebildet. 
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Zur Bestimmung der Auswirkungen von Maßnahmen des Mechanismus für umweltverträgli-

che Entwicklung62 (engl. Clean Development Mechanism, CDM) wird ein gemischter Faktor 

aus dem AEF und dem indirekten MEF gebildet. Für den indirekten MEF wird als Indikator 

eine Gruppe aus den jüngst zugebauten Kraftwerken gebildet. Abhängig von der Struktur der 

Stromerzeugung werden Gewichtungsfaktoren angewandt, woraus ein kombinierter Emissi-

onsfaktor (engl. combined margin emission factor) gebildet wird (UNFCCC 2015).  

(3) Differenzsimulation 

Für größere Nachfrageänderungen und bei Untersuchungen zukünftiger Emissionsfaktoren 

werden oft Simulations- oder Optimierungsmodelle (Strommarktmodelle) verwendet, um die 

Effekte des ganzen Stromerzeugungssystems zu erfassen. Für eine Betrachtung der langfristi-

gen Änderungen, wie Kraftwerksbau und Einsatzplanung, werden zwei Szenarien in Energie-

systemmodellen mit einer geänderten Nachfrage gebildet. Das Prinzip dieser Vorgehensweise 

ist es, die Auswirkungen einer veränderten Last bzw. Nachfrage unter sonst gleichbleibenden 

Eingangsparametern, jedoch dynamischen Bedingungen in Simulations- oder Optimierungs-

modellen zu untersuchen (Marmiroli et al. 2018). Pehnt et al. (2008), Klobasa und Sensfuß 

(2016)63 und Böing und Regett (2019) zeigen diese Methodik für Deutschland auf. Die wesent-

liche Schwäche dieser Methode ist, dass einzelne Stunden in den unterschiedlichen Stromer-

zeugungssystemen der Optimierungsläufe nicht mehr miteinander verglichen werden können, 

es sei denn, dass immer nur ein Zeitschritt verändert wird, während die anderen Zeitschritte im 

Modell unverändert bleiben. Bei notwendigerweise stündlich aufgelösten Optimierungsmode l-

len ergibt das 8760 vergleichbare Rechenläufe zur Bestimmung des MEF eines Jahres. Für eine 

Nachfragereduktion und -erhöhung müssen separate Berechnungen durchgeführt werden. Bei 

direkten MEF werden nur geringe Nachfrageänderungen (< 1 % der gesamten Nachfrage) für 

ein ganzes Jahr bzw. einen ganzen Optimierungsschritt zu dem existierenden Bedarfsprofil 

aufaddiert. Dadurch kann bei manchen stochastischen Strommarktmodellen die Berechnungs-

genauigkeit der marginalen Nachfrageänderung unterschritten werden (Böing und Regett 

2019). Die Differenzsimulation eignet sich also nicht zur Erzeugung stündlicher direkter MEF.  

                                              

62 Der CDM erlaubt es Nationen mit den aus dem Kyoto-Protokoll auferlegten Emissionsreduktionszielen Kli-
maschutzprojekte in Entwicklungsländern durchzuführen. Die dadurch erzeugte Emissionsminderung gene-
riert Emissionsreduktionseinheiten (engl. certified cmission reductions, CERs ), welche den eigenen Redukti-

onszielen angerechnet werden können (UNFCCC 2020).  
63 Bildung von Substitutionsfaktoren zur Bestimmung der CO2-Minderung durch den Einsatz erneuerbarer Ener-

gien (Klobasa und Sensfuß 2016). 
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3.2 Anwendung von Emissionsfaktoren 

Für die ökologische Bewertung der Technologieoptionen, welche die Sektorkopplung bietet, 

werden die Emissionsfaktoren der eingesetzten Endenergie mit den Nachfrageprofilen zur De-

ckung der Nutzenergie kombiniert und der Betrieb über die Nutzungsdauer simuliert (Ab-

schnitte 3.2.3 und 3.2.4). In Abschnitt 3.2.2 wird die anwendungsorientierte Interpretation der 

Emissionsfaktoren anhand internationaler Normen beschrieben und die generelle Methodik zur 

Bestimmung von Lastprofilen und Kennzahlen zur Bewertung von THG-Reduktionsmaßnah-

men erläutert. Zu Beginn des Unterkapitels 3.2 wird die allgemeine Interpretation der Ergeb-

nisse, berechnet mit den Emissionsfaktoren der Stromerzeugung, hinsichtlich des europäischen 

Emissionshandels und im Kontext von Ökobilanzierungen erläutert. 

3.2.1 Energiesystemsicht – Emissionshandel 

Die beiden beschriebenen Emissionsfaktoren AEF und MEF zeigen den physischen Zusam-

menhang zwischen Stromnutzung und den daraus resultierenden THG-Emissionen. Solange 

fossile Kraftwerke eine zusätzliche Stromnachfrage bereitstellen, wird auch die Menge an 

THG-Emissionen dadurch erhöht. Besonders die Betrachtungsweise mit MEF ist zur Abschät-

zung des Beitrags von Sektorkopplungsmaßnahmen zur Erreichung nationaler Emissionsre-

duktionsziele geeignet. Eine weitere Bewertungsmöglichkeit für die zusätzliche Stromnach-

frage ergibt sich aus der Systemperspektive in den Bilanzgrenzen des Europäischen Emissi-

onshandelssystems64 (EU-EHS) (Ausfelder et al. 2017, S. 98–100). 

Durch nationale Klimaschutzmaßnahmen im Stromsektor, wie beispielsweise den Kohleaus-

stieg, werden die Gesamtemissionen in Europa nicht reduziert. Der Wasserbetteffekt sorgt da-

für, dass die vermeintlich reduzierten Emissionen nur an einen anderen Ort (bzw. in ein anderes 

Land) der Handelszone verschoben oder zu einem späteren Zeitpunkt emittiert werden, da die 

ausgegebenen Zertifikate auch verbraucht oder günstiger werden (Graichen et al. 2018; Eichner 

und Pethig 2019). 

Ein Anstieg der CO2-Emissionen durch einen fossilen Stromerzeuger aufgrund einer Elektrifi-

zierungsmaßnahme führt zu weniger verfügbaren Emissionszertifikaten und somit zu einem 

Preisanstieg derselben (Soimakallio et al. 2011). Ist die Zertifikatsobergrenze bereits erreicht, 

werden durch eine Elektrifizierung von Sektoren, die nicht Teil des EU-EHS sind, somit keine 

zusätzlichen Emissionen ausgestoßen – zumindest nicht auf europäischer Ebene. Bisher wurde 

                                              

64 Das EU-EHS umfasst 31 Länder und deckt in den Sektoren der Strom- und Wärmeerzeugung, der energiein-
tensiven Industrie und der gewerblichen Luftfahrt etwa 45 % der Treibhausgasemissionen ab. In einem Cap-

and-trade-System werden degressive Obergrenzen für das Gesamtvolumen der Emissionen festgelegt. Inner-
halb dieses Systems können Emissionszertifikate gehandelt werden, um so kosteneffizient die größtmögliche 
Emissionsreduktion zu erreichen (EU 2015). 
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die Obergrenze allerdings noch nicht erreicht (Ausfelder et al. 2017, S. 99; Graichen et al.  

2018). Seit der Einführung im Jahr 2005 bis zum Jahr 2017 wurde durch eine systematische 

Überausstattung der Emittenten mit Zertifikaten eine Knappheit innerhalb des EU-EHS wei-

testgehend verhindert (Graichen et al. 2018). Es können also zusätzliche Emissionen ausgesto-

ßen werden, die allerdings mit einem Preis versehen sind.  

Mit der vierten Handelsperiode (2021 bis 2030) wird die degressive Obergrenze stärker abge-

senkt, die Zuführung von Zertifikaten in die Marktstabilitätsreserve65 wurde kurzfristig erhöht 

und ab 2023 wird auch die maximale Größe der Marktstabilitätsreserve auf die Auktionsmenge 

des Folgejahres beschränkt und der Überschuss an Zertifikaten wird durch eine Löschung dau-

erhaft dem Markt entzogen (EU 2020). Durch Klimaschutzmaßnahmen wie den deutschen 

Kohleausstieg kann die korrespondierende Menge von Zertifikaten auch unilateral stillgelegt 

werden. Somit soll zukünftig zum einen der Wasserbetteffekt abgeschwächt werden (Graichen 

et al. 2018). Zum anderen bedeutet dies, dass, wenn die Emissionen im EU-EHS ansteigen, 

weniger Zertifikate gelöscht werden und eine Verschiebung von Emissionen in den EU-EHS 

nicht emissionsneutral ist. Höhere Emissionen im Stromsektor führen somit zu einer geringeren 

Löschung aus der Marktstabilitätsreserve. Vice versa bedeutet dies, dass eine national treib-

hausgasärmere Stromerzeugung auch zu einer größeren Löschung von Zertifikaten in der 

Marktstabilitätsreserve führt (Ausfelder et al. 2018, S. 153–154).  

3.2.2 Interpretation der Emissionsfaktoren in der Ökobilanzierung 

Das EU-JRC (2012) differenziert im „International Reference Life Cycle Data System Hand-

book“, dem ILCD-Standard, bei der Anwendung von Ökobilanzierungen in vier Typen, auch 

Situationen genannt. Dabei wird für jede LCA-Anwendung eine bestimmte Situation mit zu-

gehörigen Methoden und Implikationen bestimmt (EU-JRC 2012, S. 33–35). Wenn der Zweck 

des LCA ausschließlich ein beschreibender ist und nicht zu strukturellen Entscheidungen und 

Änderungen führt, dann wird Situation C1 oder C266 angewandt. Dies entspricht der Nutzung 

eines AEF. Wird auf der Basis der LCA-Untersuchung eine Entscheidung getroffen, beispiels-

weise die Wahl zwischen der Installation eines erdgasbetriebenen Wärmeerzeugers und der 

Installation eines Elektrodenkessels zur Wärmeversorgung, dann wird Situation A angewandt. 

Bei Situation A sind die Auswirkungen der Entscheidung so inkrementell, dass unabhängig 

                                              

65 Seit 2019 wird die Auktionsmenge eines Jahres automatisch für die folgenden 12 Monate gekürzt, wenn die 

Menge der im Umlauf befindlichen Zertifikate (Überschuss) zum Ende des Vorjahres den Schwellenwert von 
rund 833 Millionen Berechtigungen überschreitet. Die Auktionsmenge wird um 24 % der Überschussmenge 
gekürzt. Nicht versteigerte Überschussmengen fließen in die Marktstabilitätsreserve (DEHSt 2020).  

66 C1 entspricht einer Eingliederung der anfallenden Emissionen durch den AEF in das LCA-Modell (Systemer-
weiterung) und C2 der Anwendung von Allokationsmethoden (EU-JRC 2012, S. 35; Hauschild et al. 2018, S. 
71) (siehe Abschnitt 3.1.1). 
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davon, welche Wahl getroffen wird, keine strukturellen Veränderungen, wie ein dadurch aus-

gelöster Neubau von Stromerzeugungsanlagen, auftreten. Dies entspricht dem direkten (kurz-

fristigen) MEF. Werden jedoch strukturelle Veränderungen durch die Entscheidung ausgelöst, 

beispielsweise ein geplanter Austausch von Millionen von Fahrzeugen mit Verbrennungsmo-

toren gegen Elektroautos, trifft Situation B zu und es werden indirekte (langfristige) MEF oder 

umfassende Energiesystemmodellierungen angewandt (Hauschild et al. 2018, S. 70–72). Wei-

terhin werden indirekte MEF meist genau auf den Untersuchungsgegenstand hin maßgeschnei-

dert und sind weniger bedeutsam für generische LCA-Datenbanken (EU-JRC 2012, S. 35). 

Dafür werden dann auch explorative Szenarien statt normativer Szenarien empfohlen (Hau-

schild et al. 2018, S. 658). Deshalb werden in dieser Forschungsarbeit normative Szenarien 

verwendet. Die Wahl, ob eine A- oder B-Situation ausgewählt wird, basiert zusätzlich auf der 

Höhe der Nachfrageänderung, die eine untersuchte Maßnahme zur Folge hat. Die Änderung 

zählt als hoch, wenn die Nachfrageänderung die durchschnittliche jährliche Kapazitätsände-

rung im Strommarkt übersteigt. Bei geringeren Auswirkungen wird davon ausgegangen, dass 

der generelle Markttrend sich nicht von der Nachfrageänderung beeinflussen lässt (Hauschild 

et al. 2018, S. 135). Als Nachfrage kann hier die durchschnittlich nachgefragte Stromlast in 

Deutschland angenommen werden. Seit 2002 steigt die installierte Nettoleistung zur Stromer-

zeugung in Deutschland an, vor allem bedingt durch den Ausbau der EE mit wenigen Volllast-

stunden der Wind- und Photovoltaikanlagen gegenüber konventionellen, fossilen Kraftwerken 

(BDEW 2018). Zwischen 2008 und 2020 wurden jährlich durchschnittlich 3,98 % 

(Ø 6,71 GW) der installierten Nettoleistung zur Stromerzeugung in Deutschland zugebaut  

(siehe im Anhang Tabelle A-3) (ISE 2021). Durch die viel geringeren möglichen Volllaststun-

den der angesprochenen EE bedeutet dies allerdings nicht, dass die erzeugte Arbeit zugenom-

men hat und nicht, dass je GW Nachfrageanstieg nur 1 GW Erzeugungskapazität (netto) instal-

liert wird. Nach Hauschild et al. (2018) sollten direkte marginale Emissionsfaktoren (Situation 

A) für Deutschland also dann angewandt werden, wenn die durchschnittliche nachgefragte 

Stromlast durch die zu analysierende Maßnahme um weniger als 6,71 GW ansteigt. 

3.2.3 Herleitung von Lastprofilen  

Die zur Deckung der Nachfrage eingesetzten Lastprofile der Sektorkopplungstechnologien 

werden in einer zeitlich hoch aufgelösten Form benötigt. Äquivalent zu den hoch aufgelösten 

Emissionsfaktoren bietet sich eine viertelstündliche oder stündliche Auflösung an (siehe Ab-

schnitt 3.1.3). Für unterschiedliche Zwecke in der Bewertung der THG-Emissionen mit Emis-

sionsfaktoren und in der technoökonomischen Analyse, haben sich verschiedene Ansätze zur 

Bildung und zur Verwendung von elektrischen und thermischen Lastprofilen herausgebildet.  
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Kopsakangas-Savolainen et al. (2017) verwenden empirische Haushaltslastprofile für Strom 

und Zeilinger und Einfalt (2012) stellen eine Methode zur Bildung von synthetischen Haus-

haltslastprofilen für den Strom- und Wärmebedarf vor. Bei Wärmenetzen lässt sich die zeitli-

che Auflösung des Wärmebedarfs mit dem Hellwig-Verfahren oder der Sochinsky-Kurve nä-

herungsweise bestimmen (Blesl et al. 2008, S. 36–44). Zur Berechnung von Emissionseinspa-

rungen von Effizienzmaßnahmen werden unterschiedliche Nachfrageprofile der Maßnahmen 

mit dem herkömmlichen Lastprofil verglichen. Dabei steht der Fokus meist auf zeitlich vari-

ablen Lasten wie Beleuchtung, Wärmeversorgung oder Klimatisierung (Bettle et al. 2006; 

Smith und Hittinger 2019). Den Einfluss einer Lastregelung von flexiblen Verbrauchern (engl. 

demand-side management, DSM) auf die Emissionsreduktion haben Dandres et al. (2017) mit 

Möglichkeiten zur stündlichen Lastverschiebung in Rechenzentren aus realen Daten simuliert.  

In Milovanoff et al. (2018) werden die Auswirkungen von DSM auf die Emissionseinspar un-

gen mit synthetischen Laständerungen in Best- und Worst-Case-Szenarien in stündlicher Auf-

lösung berechnet. Im Bereich der Elektromobilität werden zur Bestimmung der Lastgänge und 

der Ladezyklen Erhebungen bei Nutzern gemacht und anhand von Verteilungsfunktionen un-

terschiedliche Profiltypen gebildet (Axsen et al. 2011). Die zeitliche Lastverteilung für Ener-

gieversorgungsanlagen in der Industrie kann aus Arbeitszeitmodellen oder anhand von Ener-

gieaudits abgeleitet werden (Ohl 2016, S. 59–66). Spork et al. (2015) bilden synthetische elekt-

rische Lastprofile anhand von Schichtmodellen für Unternehmen mit skalierbaren Szenarien 

auf stündlicher Basis. Weniger die stochastischen Einflüsse, wie die Außentemperatur, als viel-

mehr die zeitlichen Abläufe eines Betriebs haben einen Einfluss auf den elektrischen Lastgang 

eines Industrieunternehmens (Sander et al. 2003, S. 49–54). In der industriellen Praxis wird für 

die Wärmebereitstellung einzelner Prozesse meist eine zentrale Wärmeversorgung, entweder 

auf einem ähnlichen Temperaturniveau oder mit Kaskadennutzung, angewandt. Die Energie-

trägernutzung findet bei vielen Prozessen in der zentralen Wärmeversorgung statt, weshalb die 

Betrachtung einzelner Prozesse mit Wärmebedarf nicht unbedingt notwendig ist (Ohl 2016, S. 

59). Die Möglichkeiten und Grenzen der technischen Integration von Sektorkopplungstechno-

logien und deren Einfluss auf die Nachfrageänderung müssen jedoch berücksichtigt werden 

(Ausfelder et al. 2019, S. 61–64). PtL- und PtG-Technologien sind je nach Netzintegrationse-

bene67 und Größe der Anlagen lastflexibel einsetzbar und zusammen mit den Strombezugskos-

ten werden die spezifischen Produktionskosten zu einem großen Teil von den Volllaststunden 

der Anlage bestimmt (Drünert et al. 2019; Ausfelder et al. 2017, S. 71). Daher werden Last-

profile in Modellen für diese Technologien oft an das Vorhandensein von Stunden mit Über-

schussstrom, negativer Residuallast oder geringen Strompreisen geknüpft (Drünert et al. 2019; 

Kober et al. 2019). 

                                              

67 Dezentrale kleine Anlagen können an Knotenpunkten mit begrenzter Netzkapazität installiert werden, um bei 
netzbedingten Überschüssen diese aufzunehmen (Drünert et al. 2019). 
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3.2.4 Berechnung der Treibhausgasvermeidungskosten 

Bei gleichbleibenden spezifischen Emissionen durch eine Energieträgernutzung ist die Unter-

scheidung in jährliche und auf die Nutzungsdauer bezogene THG-Emissionen, hier als Lebens-

zeitemissionen bezeichnet, nicht immer relevant.68 Die Lebenszeitemissionen sind die THG-

Emissionen, die durch den Stromverbrauch der Nutzungsphase über die gesamte Lebenszeit 

einer Technologie entstehen, und grenzen sich von den Lebenszyklusemissionen dahingehend 

ab, dass bei der Betrachtung des Lebenszyklus noch die THG-Emissionen der Produktherstel-

lung, -entwicklung und -entsorgung berücksichtigt werden. Sinken die Emissionsfaktoren wie 

bei der Nutzung von Strom kontinuierlich, wird der Unterschied deutlich. Grundsätzlich wer-

den dadurch zwei verschiedene Fragen beantwortet. In Abbildung 3-6 sind die THG-Emissio-

nen einer elektrischen Sektorkopplungstechnologie mit einer brennstoffbasierten Referenz 

exemplarisch dargestellt. Hier werden ab dem Jahr 2034 pro Jahr durch den Einsatz der Sek-

torkopplungstechnologie weniger THG-Emissionen als durch die Referenztechnologie ausge-

stoßen. Wird eine Nutzungsdauer von 10 Jahren angenommen, werden bereits ab einer Inbe-

triebnahme im Jahr 2029 durch die Sektorkopplungstechnologie weniger Lebenszeitemissio-

nen verursacht. Bei einer Entscheidungshilfe, ab wann welche Technologie implementiert wer-

den sollte, muss somit die Nutzungsdauer betrachtet werden.  

                                              

68 Die Umwandlung von Energieträger zu elektrischer Energie ändert sich hingegen schon (Wirkungsgradver-
besserungen). 
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Abbildung 3-6: Exemplarischer Vergleich der jährlichen (oben) und auf die Lebenszeit (10 Jahre) 

kumulierten (unten) THG-Emissionen verursacht durch eine Elektrifizierungsmaß-
nahme und deren Referenztechnologie. Die THG-Emissionen kumuliert auf die Le-

benszeit sind dem Jahr der Inbetriebnahme zugeordnet.  

Die Berechnung der Lebenszeitemissionen und der sich damit ergebende Zeitpunkt (C) des 

Technologiewechsels zur Minderung der Emissionen sind von folgenden Faktoren abhängig: 

 Der Dekarbonisierung der Stromerzeugung (Verschiebung des Schnittpunktes B) 

 Dem Einsatz von biogenen und synthetischen Brennstoffen (Verschiebung der Gerade 

bei A) 

 Der Nutzungsdauer (C) 

 Den Nutzungsprofilen (Lastprofile/Betriebsart) der eingesetzten Technologien (B) 

 Den angewandten Emissionsfaktoren und deren Eigenschaften (B) 

Um die emissionsmindernde Wirkung einer Maßnahme mit den zugehörigen Kosten von dieser 

abzuwägen, werden die Treibhausgasvermeidungskosten (TVK) als Bewertungsgröße heran-

gezogen (Kok et al. 2011; Matthes 1998). Die Berechnungsmethoden und Annahmen der TVK 

sind in der Literatur nicht einheitlich, was einen kennzahlbasierten Vergleich von verschiede-

nen Studien nur eingeschränkt zulässt (Kok et al. 2011; Roussanaly 2019). Matthes (1998) teilt 

die Kosten in eine volkswirtschaftliche, eine gesellschaftliche und eine betriebswirtschaftliche 

Betrachtungsweise ein und verweist auf die notwendigen dynamischen finanzmathematischen 

Berechnungsmethoden bei einem Vergleich von Varianten mit unterschiedlichen Lebensdau-

-200

-100

0

100

200

300

400

0

1000

2000

3000

4000

5000

6000

7000

8000

9000

10000
S

k
R

ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef S
k

R
ef

2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040

T
re

ib
h

a
u

sg
a
se

m
is

si
o
n

en
 [

T
o
n

n
en

 p
ro

 .
..
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  

..
.L

eb
en

sz
ei

t]
  

  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
  
..
.J

a
h

r]
  
  
  
  
  
  
 

Referenz kumuliert

Elektrifizierungsmaßnahme kumuliert

Referenz jährlich

Elektrifizierungsmaßnahme jährlich

B

C

A



 Stand der Forschung 53 

 

 

ern. Die TVK beeinflussende Eigenschaften sind die Annahmen zu Steuern, Diskontrate, Ener-

giepreise sowie die technischen Unterschiede von untersuchten Maßnahmen und die Variation 

in der Berechnung der Emissionen (beispielsweise die Wahl der Emissionsfaktoren). Weitere 

Unterschiede entstehen durch die Wahl der Berechnung der kumulierten oder annualisierten 

TVK (Kok et al. 2011). Angelehnt an Kok et al. (2011) und Beer et al. (2009) werden die 

verwendeten TVK in dieser Forschungsarbeit ohne eine Diskontierung der Emissionen69 be-

rechnet und im Folgenden beschrieben. 

Die TVK werden auf den Zeitpunkt der Inbetriebnahme bezogen berechnet, um die TVK am 

Entscheidungszeitpunkt C für die potenziell emissionsmindernde Maßnahme zu bestimmen 

(siehe Abbildung 3-6). Hier wäre aus Sicht des Klimaschutzes der optimale Austauschzeit-

punkt.  

Die Berechnung der annualisierten Gestehungskosten einer Nutzenergie X (LCOX) und der 

TVK wird ähnlich wie bei Timmerberg et al. (2020) durchgeführt. Dabei wird zwischen den 

Treibhausgasvermeidungskosten auf Lebenszeit (Nutzungsdauer), den TVKL, und den annua-

lisierten TVK unterschieden. Die TVKL berücksichtigen die Lebenszeitemissionen, die annua-

lisierten TVK hingegen nur die Emissionen des jeweiligen Betrachtungsjahres (siehe Gleichun-

gen 3-10, 3-11 und 3-12).70 Eine weitere mögliche Berechnung der TVKL wäre es, die Annu-

ität mit den Nutzungsjahren zu multiplizieren, statt den Kapitalwert zu verwenden. Weil die 

TVKL einen Wert zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme einer Anlage darstellen sollen, fällt die 

Wahl jedoch auf den Kapitalwert.  

Werden durch eine Maßnahme keine THG-Emissionen reduziert und der Divisor der Glei-

chung ist negativ, dann führt das Ergebnis zur falschen Interpretation und es werden auch keine 

TVK bestimmt. Die Berechnung des Kapitalwertes und die Berechnung der Annuität werden 

im Anhang in Gleichung A-1 bzw. A-2 gezeigt.  

 

 

                                              

69 Hellweg et al. (2003) empfehlen eine Diskontierung von Emissionen nur bei der genauen Kenntnis der Dis-

kontierungsrate und einer Begründung für diese Diskontierungsrate einer Emissionsmenge und bei sehr langen 
Emissionsperioden (Hunderte Jahre). Weiterhin wird die Diskontierung von physikalischen Emissionsmengen 
in der Literatur kritisch betrachtet (Baker und Khatami 2019).  

70 Auch mit den in dieser Forschungsarbeit angewandten Szenarien bleibt die Entwicklung der THG-Emissionen 
der Stromversorgung über die Lebenszeit eine große Unsicherheit in den berechneten TVKL. Die Beschrei-
bung und kritische Einordnung von Szenarien folgen in Abschnitt 4.2.2 bzw. Unterkapitel 4.5. 
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𝑇𝑉𝐾𝐿𝑀𝑎ß,𝑗 =

𝑁𝑃𝑉𝑀𝑎ß,𝑗− 𝑁𝑃𝑉𝑅𝑒𝑓,𝑗
∑ 𝐸𝑚𝑅𝑒𝑓,𝑗𝑗 − ∑ 𝐸𝑚𝑀𝑎ß,𝑗𝑗

,              ∀ 𝑗 ∈ 𝐽 
3-10 

𝑇𝑉𝐾𝐿𝑀𝑎ß,𝑗 Treibhausgasvermeidungskosten einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr der Inbetriebnahme 

𝑗 [€/tCO2-Äq] 

𝑁𝑃𝑉𝑀𝑎ß,𝑗 Kapitalwert einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr der Inbetriebnahme 𝑗 [€] 

𝑁𝑃𝑉𝑅𝑒𝑓 ,𝑗 Kapitalwert einer Referenz 𝑅𝑒𝑓 im Jahr der Inbetriebnahme 𝑗 [€] 

𝐸𝑚𝑅𝑒𝑓,𝑗 Emissionen einer Referenz 𝑅𝑒𝑓 im Jahr 𝑗 [tCO2-Äq] 

𝐸𝑚𝑀𝑎ß,𝑗 Emissionen einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr 𝑗 [tCO2-Äq] 

𝐽 Menge aller Jahre im Betrachtungszeitraum der Analyse 

und  

 

 
𝑇𝑉𝐾𝑀𝑎ß,𝑗 =

𝐿𝐶𝑂𝑋𝑀𝑎ß,𝑗 −𝐿𝐶𝑂𝑋𝑅𝑒𝑓,𝑗

𝐸𝐹𝑋,𝑅𝑒𝑓,𝑗 −𝐸𝐹𝑋,𝑀𝑎ß,𝑗
,              ∀ 𝑗 ∈ 𝐽 

3-11 

𝑇𝑉𝐾𝑀𝑎ß,𝑗 Annualisierte Treibhausgasvermeidungskosten einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr 𝑗 

[€/tCO2-Äq] 

𝐿𝐶𝑂𝑋𝑀𝑎ß,𝑗 Annualisierte Gestehungskosten von X einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr 𝑗 [€/kWh] 

𝐿𝐶𝑂𝑋𝑅𝑒𝑓,𝑗 Annualisierte Gestehungskosten von X einer Referenz 𝑅𝑒𝑓 im Jahr 𝑗 [€/kWh] 

𝐸𝐹𝑋,𝑅𝑒𝑓,𝑗 Emissionsfaktor für X einer Referenz 𝑅𝑒𝑓 im Jahr 𝑗 [tCO2-Äq/kWh] 

𝐸𝐹𝑋,𝑀𝑎ß,𝑗 Emissionsfaktor für X einer Maßnahme 𝑀𝑎ß im Jahr 𝑗 [tCO2-Äq/kWh] 

mit 

 

 
𝐿𝐶𝑂𝑋𝑗 =

𝐴𝑗

𝐸𝑋,𝑗
,             ∀ 𝑗 ∈ 𝐽 

3-12 

𝐴𝑗 Annuität im Jahr 𝑗 [€/a] 

𝐸𝑋,𝑗 Energiemenge von X im Jahr 𝑗 [kWh/a] 

3.3 Limitierung der Methoden 

In Unterkapitel 3.3 werden die zentralen Limitierungen aus dem methodischen Überblick mit 

einer dafür spezifizierten Literaturanalyse aufgezeigt und diskutiert. Anschließend wird die 

Erweiterung der Methoden in dieser Forschungsarbeit dargestellt.  
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Limitierung bei der Verwendung von Energiesystemmodellen 

Im Gegensatz zu Energiesystemmodellen, in denen die eingesetzten aggregierten THG-Reduk-

tionsmaßnahmen die Nachfrage und die Erzeugung beeinflussen und zwei Simulationsläufe 

miteinander verglichen werden, können mit der LCA-basierten Methode – einer Verwendung 

von Emissionsfaktoren – gezielte Analysen des Einflusses einzelner Sektorkopplungstechno-

logien gemacht werden. Für die Erstellung von detaillierten und komplexen Energiesystemmo-

dellen sind sehr viele Parameter und Eingangsdaten zu definieren und viele Annahmen zu tref-

fen, um reproduzierbare Ergebnisse zu erhalten (Garcia und Freire 2016). Der damit verbun-

dene Rechen- und Arbeitsaufwand ist enorm, je nach Tiefe der Untersuchung nicht durchführ-

bar und für ein LCA nicht unbedingt praktikabel (Hitchin und Pout 2002; Vandepaer et al.  

2019). Zusätzlich sind, um die Rechenzeit der Energiesystemmodelle zu reduzieren, Generali-

sierungen in Form von Typtagen, Klassifizierungen der Nachfrage und Technologien oder Ver-

einfachungen in Annahmen zu Technologien und Rückkopplungen notwendig (Jochem et al.  

2015). Manche Effekte von THG-Reduktionsmaßnahmen lassen sich daher auch nicht aus den 

eingesetzten Maßnahmenbündeln extrahieren und aus einer entscheidungsbasierten Sicht dar-

stellen (siehe Abschnitt 3.2.2). Die Emissionsfaktoren bzw. Ergebnisse zu den Emissionen sind 

immer nur mit dem zugehörigen Maßnahmenbündel gültig. Allgemeine Emissionsfaktoren für 

verschiedene Anwendungen mit diversen Nachfrageprofilen und -mengen können damit nicht 

gebildet werden (Harmsen und Graus 2013). 

3.3.1 Einordnung relevanter Literatur 

Angepasst an die Fragestellung der Forschungsarbeit werden zur Einordnung der Literatur zu-

nächst die Veröffentlichungen ausgewählt, welche eine prospektive Bestimmung von Emissi-

onsfaktoren im zukünftigen Stromerzeugungssystem mit hohen Anteilen von EE untersuchen.  

Der Fokus der Literaturanalyse liegt zusätzlich auf Veröffentlichungen mit Emissionsfaktoren 

mit zeitlich hoher Auflösung, wie es ab einer stündlichen Auflösung der Fall ist, einer Berück-

sichtigung von Überschussstrom und der Berechnung von Lebenszeitemissionen im Falle einer 

Anwendung der Emissionsfaktoren. Anhand dieser Kriterien kann die Menge der zu verglei-

chenden Forschungsliteratur stark eingegrenzt werden. In Tabelle 3-2 sind die ausgewählten 

Forschungsarbeiten, bewertet nach inhaltlichen Kategorien, vergleichend mit der vorliegenden 

Forschungsarbeit (ganz links) dargestellt. 

Es wird gezeigt, welche Art von Emissionsfaktor mit welcher Methode und welchen Ausprä-

gungen (siehe Unterkapitel 3.1) in der jeweiligen Veröffentlichung gebildet wird. Spezifische 

Eigenschaften des AEF und des MEF werden getrennt von den allgemeingültigen Eigenschaf-

ten der Faktoren aufgezeigt. Weiterhin wird im Falle einer Anwendung der Faktoren beurteilt, 

ob Lebenszeitemissionen nach der Definition aus Abschnitt 3.2.4 berücksichtigt werden kön-

nen. Übereinstimmende Schwerpunkte mit dieser Forschungsarbeit wurden farblich markiert.  
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Tabelle 3-2: Einordnung ausgewählter Literatur zur Methodik und Berechnung von prospektiven 
und/oder stündlichen Emissionsfaktoren im Kontext dieser Forschungsarbeit (links). 

Übereinstimmende Schwerpunkte der Eigenschaften bezüglich der vorliegenden For-

schungsarbeit wurden farblich markiert. 
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AEF1 + + + + # + + + + + + + + +    + + + + + 
1 Stromhandel beachtet  # # – – – – – – – – – – – –    – # # – – 
5 Erzeugungsebene V V P P P P P P b P V P V V    P V b P V 

MEF + + + + +  + + + + +  +  + + + + + +   
2 Methode K D I R,D I,R  D I,R I,D R I  R  R D R I I R   
1 

Mit Überschussstrom + # # – –  – – – – –  –  # – # – – –   
3 

Nachfrageänderung d d d d ?  i ? i d d  ?  ? i ? d i i   

Eigenschaften der EF8                       
1 Weiter zeitl. Horizont + + # # – + + – # # # + – – – # – # # + # # 
1 

Hohe zeitl. Auflösung + # + – + – – + – # + – + + # – # + + – – – 
1 Hohe Anteile von EE + + + – + + + + + # – # + + # + # # – – + + 
4 Systemgrenze L L L B L m L L m L L B L L L m B B L L L L 
1 Mit Vorkette  + – – – – – – + – + – + – + – + – – – + – + 
6 Datengrundlage M M M b E b M b b b M M E E E M E M E b M M 
7 Allokation KWK A X,E E ? ? ? ? ? m ? ? ? ? X ? – ? ? S ? ? E 

Anwendung                       
1 Lebenszeitemissionen +    –  – – – + + +      – –  – – 
1 Dynamische Lastprofile +    +  + + + + + –      + +  – # 
1 Hybride Technologien +    –  – – – – – #      + +  # – 

1 +: ja, trifft zu/ist möglich; #: simpel/verändert, trifft nur teilweise zu; –: nein, trifft nicht zu; ?: nicht zu be-
stimmen; „leer“: wurde nicht untersucht. 

2 D: Differenzsimulation; I: Indikatormethode; R: Regression; K: kombiniert aus I, R. 
3 i: indirekt; d: direkt. 
4 L: Land; B: Bundesstaat/-land; m: mehrere Regionen oder Länder. 
5 V: Stromverbrauch; P: Stromerzeugung; b: beides. 

6 M: Modell; E: Empirisch; b: beides . 
7 A: Arbeitswertmethode; X: Exergetische Methode; E: Energetische Methode; S: Substitutionsmethode; m: 

mehrere. 
8 Emissionsfaktoren (AEF und MEF). 

 

Der zeitliche Horizont der berechneten Emissionsfaktoren reicht von der Historie bis hin zu 

mehreren Jahrzehnten in die Zukunft. Wenige Forschungsarbeiten betrachten hierbei nicht nur 
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einen bestimmten Zeitpunkt in der Zukunft, sondern eine kontinuierliche Entwicklung und Än-

derung der Faktoren. Eine besondere Herausforderung ist es, den MEF prospektiv zu bestim-

men (Marmiroli et al. 2018, S. 10). Die hohe zeitliche Auflösung wird bei allen historischen 

Werten gewährleistet, jedoch werden bei mehr als der Hälfte der prospektiven Studien nur Jah-

resdurchschnittswerte berechnet. Die meisten betrachteten Regionen und Stromerzeugungssys-

teme sind durch bereits bestehende hohe oder wachsende Anteile von EE geprägt. Bei den drei 

verschiedenen Ansätzen der methodischen Herleitung des MEF sowie bei der Auswirkung auf 

die Stromerzeugung ist keine Präferenz oder Häufung erkennbar. Manche Veröffentlichungen 

verwenden mehr als eine Methode (zur Bestimmung des MEF), jedoch werden keine Methoden 

kombiniert. In keiner der betrachteten Forschungsarbeiten wurden Stromhandelseffekte detail-

liert abgebildet; in den meisten Fällen wurden sie gar nicht erst betrachtet und ansonsten nur 

stark vereinfacht dargestellt. Entgegen der Erwartung, dass bei anwendungsorientierten Stu-

dien die Erzeugungsebene der Faktoren der Stromverbrauch (V) darstellt, werden oft die Emis-

sionen auf die Stromproduktion (P) bilanziert. Wiederum erwartungsgemäß werden bei einer 

historischen Betrachtung empirische Werte als Datengrundlage herangezogen und für die pros-

pektive Betrachtung auf Modelle zurückgegriffen. In den meisten anwendungsspezifischen 

Analysen zur Bewertung der THG-Emissionen von Sektorkopplungstechnologien werden die 

THG-Emissionen nur für das Betrachtungsjahr bestimmt, ohne die Lebenszeitemissionen zu 

berücksichtigen. Dafür werden meist anwendungsspezifische Lastprofile zur Bewertung der 

Emissionen eingesetzt, jedoch nur bei wenigen die Möglichkeit genutzt, hybride Technologien 

mit unterschiedlichem Energieträgereinsatz zu betrachten. Limitierend ist hier die fehlende 

hohe zeitliche Auflösung. 

Überschussstrom 

Speziell der Effekt von Überschussstrom auf die Emissionsfaktoren wird nicht oder nicht aus-

reichend abgebildet. Carson und Novan (2013) haben die Idee, Stromüberschüsse mit Spei-

chern in das Stromerzeugungssystem zu integrieren und somit die THG-Emissionen zu senken. 

Dabei werden jedoch die angeblichen Überschüsse selbst, unter anderem weil diese in der un-

tersuchten Region nicht auftreten, nur als veränderte Speichernutzung und nicht unmittelbar 

im modellierten MEF berücksichtigt. Li et al. (2017) integrieren neben konventionellen Strom-

erzeugern EE in ihr Regressionsmodell zur Bestimmung des MEF, aufgrund der Tatsache, dass 

es in der untersuchten Region keinen Einspeisevorrang für EE gibt. Diese Methode berück-

sichtigt zwar ein Curtailment aus Sicht der Datenbasis (Strommarktdaten), jedoch nicht im 

Hinblick auf eine antizipierte geänderte Stromnachfrage und deren Auswirkung auf die 

dadurch ausgelösten THG-Emissionen. Bei Regett et al. (2018) wird der MEF indikatorbasiert 

anhand einer modellierten Merit-Order bestimmt. Das hat zur Folge, dass bei geringer oder 
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negativer Residuallast71 das Grenzkraftwerk entweder ein günstiges Kohlekraftwerk oder ein 

erneuerbarer Erzeuger mit Einspeisevorrang ist. Letzteres ist ein qualitativer Indikator für einen 

Stromüberschuss mit Curtailment. Böing und Regett (2019) können durch die Methode der 

Differenzsimulation zwar einen MEF berechnen, der auch Werte von 0 gCO2/kWhel annehmen 

kann, allerdings muss das methodisch bedingt nicht mit dem Auftreten von Überschussstrom 

zusammenhängen (siehe Abschnitt 3.1.5). Die Werte des MEF werden hier auch negativ, was 

einer Emissionsreduktion durch eine erhöhte Stromnachfrage entspräche. Edwards et al. (2020) 

entwickeln eine Methode zur Berechnung der reduzierten THG-Emissionen durch Stromspei-

cher. Die Autoren ziehen die im Bilanzierungszeitraum auftretenden Stunden mit Überschuss-

strom von den gesamten Betriebsstunden, in denen Strom bezogen wird, ab, die verbleibenden 

Betriebsstunden werden dann mit einem durchschnittlichen MEF multipliziert, ohne genauer 

darauf einzugehen, wie dieser bestimmt werden soll. Röder et al. (2020) integrieren lokale  

netzbedingte Stromüberschüsse in die Nutzung eines AEF – was zwei nicht kombinierbare 

Methoden verknüpft. Denn der AEF kann nicht einerseits den Strommix darstellen und ande-

rerseits bei Stromüberschüssen nur den abgeregelten Strom, ohne den restlichen Kraftwerks-

park zu berücksichtigen.  

Fazit der Einordnung relevanter Literatur 

Ausgehend vom methodischen Review (Unterkapitel 3.1) und den aktuellen Forschungsarbei-

ten zur Bildung und Anwendung von Emissionsfaktoren der Stromerzeugung wurde das An-

forderungsprofil an die in dieser Forschungsarbeit gebildeten Emissionsfaktoren zur Bestim-

mung von Lebenszeitemissionen von Sektorkopplungstechnologien entwickelt. Im Wesentli-

chen soll ein weiter zeitlicher Horizont mit normativen Szenarien erreicht werden und die Fak-

toren mit einer hohen zeitlichen Auflösung berechnet werden. Bei der Entwicklung des AEF 

sollen Stromspeicher sowie THG-Emissionen aus grenzüberschreitenden Stromhandelsmen-

gen berücksichtigt werden. Für den MEF müssen die Auswirkungen von hohen Anteilen von 

EE, wie Überschussstrom und geringe Änderungsraten der steuerbaren Stromerzeugung, be-

rücksichtigt werden, was mit aktuellen Methoden nicht im ausreichenden Maße möglich ist.  

Eine Kombination dieser notwendigen Eigenschaften wurde bisher noch nicht methodisch um-

gesetzt.  

3.3.2 Erweiterung der Methoden 

Aus den Methoden zur Entwicklung von Emissionsfaktoren der Stromerzeugung, der Vorge-

hensweise bei der Emissionsbewertung von Sektorkopplungstechnologien und der Einordnung 

                                              

71 Erzeugungsszenario für das Jahr 2030 mit negativer Residuallast. 
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der relevanten Literatur lassen sich die notwendigen Methoden und die benötigten Erweiterun-

gen ableiten. In Abbildung 3-7 sind die methodischen Änderungen klassifiziert und den kon-

kreten Problemclustern aus Unterkapitel 1.2 zugeordnet. Die beschriebenen methodischen 

Schwierigkeiten ergeben sich unter anderem aus der Grundanforderung für die Berechnung 

von Lebenszeitemissionen – den benötigten prospektiven Emissionsfaktoren (Problem 2).  

 

Abbildung 3-7: Einordnung der methodischen Änderungen im jeweiligen Problemcluster der beiden 

grundsätzlichen Bewertungsmethoden AEF und MEF. Die Problemcluster 1, 3 und 

4 sind dem Problemcluster 2 jeweils untergeordnet. 

Methodische Verbesserungen sollen bei der Berechnung des AEF und MEF durch die 

Verwendung von normativen, stündlich aufgelösten Szenarien der Stromerzeugung als 

Datengrundlage erreicht werden. Verbesserung bedeutet hier, dass die wissenschaftlichen 

Methoden dafür bereits existieren, aber die Anwendung in dieser Kombination der 

Eigenschaften der Emissionsfaktoren für Deutschland noch nicht durchgeführt wurde. Beim 

AEF sollen der grenzüberschreitende Stromhandel und Stromspeicher integriert werden und 

beim MEF soll Bioenergie in die steuerbaren Erzeugungseinheiten (Dispatch) implementiert 

werden.  

Für die Implementierung von Überschussstrom in einen stündlichen MEF sind die aktuellen 

Methoden wie die Differenzsimulation, die lineare Regression oder die Indikatormethode nicht 

geeignet. Daher soll eine Methode entwickelt werden, die die Vorteile der bestehenden 

Methoden kombiniert und Schwächen, wie das Problem von negativen MEF-Werten, behebt. 
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Diese Verbesserungen und Erweiterungen werden im folgenden Kapitel erläutert und 

analysiert. 
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4 Entwicklung der Emissionsfaktoren 

Kapitel 4 beginnt mit der allgemeinen Beschreibung der eingesetzten Modelle und des Aufbaus 

der einzelnen Simulationsschritte in Unterkapitel 4.1. Darauf folgt die Erläuterung des einge-

setzten Strommarktmodells und der erzeugten Szenarien, welche die Datengrundlage im ersten 

Simulationsschritt bilden (Unterkapitel 4.2). In Unterkapitel 4.3 wird das Berechnungsmodell 

der Strommix-Emissionsfaktoren beschrieben und die Ergebnisse analysiert und diskutiert. In 

Unterkapitel 4.4 werden zunächst die methodische Weiterentwicklung des marginalen Emissi-

onsfaktors sowie die Umsetzung im Berechnungsmodell beschrieben, analysiert und schließ-

lich diskutiert. Im abschließenden Unterkapitel 4.5 werden die stündlichen, prospektiven Emis-

sionsfaktoren kritisch betrachtet. 

4.1 Modell- und Simulationsbeschreibung 

Die Berechnung der Emissionsfaktoren und die angeschlossene Analyse von Sektorkopplungs-

technologien wird durch mehrere numerische Simulationen durchgeführt und besteht aus ver-

schiedenen Modellen, die jeweils ein System mit dynamischen Prozessen abbilden. Die Struk-

tur der Modelle, die Dateneingabe und das Ergebnis werden in den folgenden Unterkapiteln 

detailliert erläutert. In Abbildung 4-1 ist das Prozessschema der verschiedenen Simulations-

schritte – Datengrundlage, Strommix-Emissionsfaktor (AEF), marginaler Emissionsfaktor 

(MEF) und Analyse der Sektorkopplungstechnologien (Anwendung) – aufgezeigt. Die vertikal 

angeordneten Simulationsschritte sind jeweils in die horizontal angeordneten Kategorien Da-

teneingabe, Modell und Ergebnis eingeteilt.  

In der Kategorie Dateneingabe werden die benötigten Eingabedaten definiert und zur Verwen-

dung im Modell aufbereitet. Jeder Pfeil bildet eine Schnittstelle zwischen Datenbank, Modell-

umgebung und den Ergebnisvariablen ab. Zusätzlich wird so die Reihenfolge der einzelnen 

Arbeitsschritte und benötigten Daten visualisiert. Die Ergebnisvariablen eines Simulations-

schrittes werden als Dateneingabe des folgenden Simulationsschrittes übergeben (neue Zeile).  

Jeder Simulationsschritt kann modular ausgeführt werden. Somit ist es möglich, nur den Simu-

lationsschritt Datengrundlage in der Kategorie Dateneingabe zu ändern, indem beispielsweise 

eine geänderte CO2-Obergrenze (CO2-Cap) gewählt wird, ohne die Parametereingabe oder die 

Algorithmen der übrigen Simulationsebenen zu ändern.  

Die Simulationsschritte in dieser Forschungsarbeit wurden mit MATLAB (Version R2018a), 

entwickelt von MathWorks, berechnet. MATLAB (MATrix LABoratory) ist eine höhere Pro-

grammiersprache zur Berechnung, Visualisierung und Programmierung von Skripten und 

Funktionen in gängiger mathematischer Schreibweise. Das Basisdatenelement in MATLAB – 
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der Array72 (dt. für Feld) – macht die Programmiersprache besonders geeignet für Rechen-

schritte mit Matrizen und Vektoren. Zusammen mit den typischen Kontrollstrukturen wie be-

dingten Anweisungen oder Schleifen können mit MATLAB Algorithmen effizient ausgeführt 

werden (Kaveh und Bakhshpoori 2019, S. 7–9). Die Datenaufbereitung, das Emissions- und 

Anwendungsmodell sowie die Ergebnisvisualisierung sind jeweils in mehreren Skripten mit 

Funktionen formuliert. Die Algorithmen werden in den Unterkapiteln 4.1 bis 4.4 und in Kapitel 

5 jeweils mathematisch beschrieben und für die Berechnung des MEF in einem Programmab-

laufplan (siehe Abbildung 4-13) zusammengefasst. 

 

Abbildung 4-1: Prozessschema der verschiedenen Simulationsschritte: Datengrundlage, Strommix-

Emissionsfaktor (AEF), marginaler Emissionsfaktor (MEF) und exemplarische An-

wendung. Das Strommarktmodell E2M2, die damit getätigten Rechenläufe und die 

daraus erzeugten Szenarien sind externe Ergebnisse und wurden in dieser For-

schungsarbeit nur begleitet und teilweise aufgearbeitet.  

4.2 Datengrundlage 

Die Datenverfügbarkeit und -qualität gehören zu den größten Herausforderungen für die Be-

rechnung der dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren. Zur Datengrundlage der Strom-

                                              

72 Datenstrukturvariante aus der Informatik.  
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erzeugung bei historisch-empirischen Emissionsfaktoren wird meist auf internationale Organi-

sationen wie das ENTSO-E oder auf nationale Organisationen wie die U.S. Energy Information 

Administration (EIA) zurückgegriffen. Die entstandenen Emissionen können entweder durch 

vordefinierte Emissionsfaktoren mit Annahmen zu Wirkungsgrad, Auslastung und Brennstoff-

zusammensetzung berechnet werden oder sie werden aus den Datenbanken wie dem European 

Union Transaction Log (EUTL) für Daten zum europäischen Emissionshandel oder dem Eu-

ropean Pollutant Release and Transfer Register (E-PRTR) entnommen (Braeuer et al. 2020; 

Archsmith et al. 2015). 

Für die Modellierung prospektiver Emissionsfaktoren ist nicht nur die Datengrundlage, son-

dern auch die getroffenen Annahmen und Methoden der Modellierung entscheidend. Daher 

werden in den folgenden Abschnitten die Methode der Strommarktmodellierung, die Bildung, 

die Annahmen und die Ergebnisse der Szenarien, die Datenaufbereitung sowie die Eigenschaf-

ten der Emissionsfaktoren der Stromversorgung – welche für beide Arten der Emissionsfakto-

ren gültig sind – erläutert. 

4.2.1 Strommarktmodellierung 

Die Datengrundlage für die Entwicklung der Emissionsfaktoren wird aus Szenarien gebildet, 

die im Zuge des Kopernikus-Projekts „Energiewende Navigationssystem“ (ENavi) erstellt und 

für diese Forschungsarbeit angepasst wurden (ENavi 2016). Das Institut für Energiewirtschaft 

und Rationelle Energieanwendung (IER) der Universität Stuttgart arbeitet an diesem Projekt 

mit und nutzt dafür unter anderem das am IER entwickelte Elektrizitätsmarktmodell „European 

Electricity Market Model“ (E2M2) (ENavi 2018). E2M2 ist ein gemischt-ganzzahliges Opti-

mierungsmodell, welches den wettbewerblichen Strommarkt abbildet und durch das Ziel der 

Systemkostenoptimierung den optimalen Kraftwerkeinsatz und die optimalen Investitionsent-

scheidungen bestimmt (IER 2019). Das Modell ist aus einer Modelldatenbank und einem line-

aren Programm aufgebaut, in welchem die mathematische Formulierung der Zielfunktion unter 

Berücksichtigung aller Eingabeparameter und Restriktionen enthalten ist. Das lineare Problem 

ist in der Programmiersprache GAMS (General Algebraic Modeling System) geschrieben und 

wird mit dem Lösungsalgorithmus CPLEX 1273 gelöst (Fleischer 2019, S. 66–67).  

Als Eingangsparameter werden fluktuierende erneuerbare Energien, der existierende Kraft-

werkspark, Potenziale der Biomasse, politische Zielsetzungen, Investitionskosten, technologi-

sche und ökonomische Parameter sowie Flexibilitätsoptionen und Speichertechnologien be-

rücksichtigt. Manche Inputdaten wie die Stromnachfrage, die Potenzialgrenzen für EE oder der 

                                              

73 CPLEX wurde nach dem Simplex-Verfahren, einem Optimierungsverfahren aus der Numerik, benannt, von 
der Firma IBM weiterentwickelt und wird in vielen Programmiersprachen eingesetzt (GAMS 2020). 
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grenzüberschreitende Import und Export von Strom wurden ursprünglich aus dem paneuropä-

ischen Energiesystemmodell TIMES74 (The Integrated MARKAL(MARKet ALlocation)-E-

FOM System) für die entsprechenden Basisszenarien übernommen und durch eine Überarbei-

tung aktualisiert und für die vorliegende Forschungsarbeit stark angepasst. Somit bestimmt das 

Modell in einer myopischen Optimierung den stündlichen Kraftwerkseinsatz in Deutschland 

für 8 Stützjahre zwischen 2015 und 2050 im Abstand von jeweils 5 Jahren. In E2M2 sind die 

thermischen Erzeugungseinheiten für die Optimierungsaufgabe blockscharf abgebildet und im 

Kraftwerkspark können Restriktionen wie Mindestbetriebs- oder Mindeststillstandszeiten be-

rücksichtigt werden. Die Struktur der Ausgabedaten der Optimierungsergebnisse wird in Ab-

schnitt 4.2.3 erklärt. Neben reinen Kondensationskraftwerken werden auch KWK-Anlagen und 

die Vorhaltung von unterschiedlichen Regelenergiearten in die Optimierungsaufgabe mitein-

bezogen. Für die Allokation der Brennstoffmenge bei KWK-Anlagen wird mittels Stromver-

lustkennzahlen die Arbeitswertmethode angewandt (siehe Abbildung A-2). Der deutsche 

Kohle- und Atomausstieg sind mit konkreten Ausstiegszeitpunkten – bei Steinkohlekraftwer-

ken wurde ein idealtypisch linearer Ausstieg antizipiert – nach ordnungsrechtlicher Vorgabe 

umgesetzt. Die Stromnachfrageentwicklung und der maximale Stromaustauschsaldo der bei-

den Szenarien wurde an die Szenarien der Studie „Klimapfade für Deutschland“ angelehnt 

(BCG und Prognos 2018). In den Szenarien entwickelt sich Deutschland vom Nettostromex-

portland zum Stromimportland mit einem maximalen Stromaustauschsaldo von 60 TWh im 

Jahr. Mit diesem externen Modellparameter wird der Stromaustauschsaldo auf den maximalen 

Wert der vergangenen 30 Jahre limitiert (UBA 2020b). Der Handelssaldo wird in den Szenarien 

als jährliche Summe vorgegeben und dann modellendogen für jede Stunde unter Einhaltung 

der Grenzkuppelkapazitäten verteilt. Somit kann in einem Stützjahr entweder importiert oder 

exportiert werden. Es wird angenommen, dass innerhalb Deutschlands keine Übertragungsbe-

schränkungen auftreten. Die Kraftwerksdaten werden hauptsächlich den offiziellen Angaben 

der Bundesnetzagentur (BNetzA) entnommen und um Daten der Datenbank Open Power Sys-

tem Data (OPSD), des Bundesverbands der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW), der 

Kraftwerksstilllegungsanzeigenliste75 (KWSAL) mit zu erwartendem Zu- und Rückbau von 

Kraftwerken sowie des Gesetzentwurfs zum Kohleausstieg ergänzt (Bundesregierung 2020). 

Die Annahmen für die Entwicklung der Energieträger- und CO2-Preise sind in Tabelle A-4 

dargestellt. Für die Einspeisecharakteristik werden durchschnittliche Wetterjahre verwendet. 

Für die Berechnung von Bottom-up-Emissionsfaktoren ist es wichtig, auf durchschnittliche 

Wetterreferenzjahre zurückzugreifen (Marmiroli et al. 2018, S. 19). 

                                              

74 Der TIMES-Modellgenerator wurde als Teil der Methoden des IEA-ETSAP (Energy Technology Systems 

Analysis Program) entwickelt, um mit ausführlichen Langzeitszenarien energetische und umweltbezogene 
Analysen durchzuführen (Loulou et al. 2016).  

75 Stand: Januar 2020.  
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Der Fokus dieser Forschungsarbeit liegt nicht auf dem Modellierungsansatz oder dem Lö-

sungsverfahren von Energiesystemmodellen, weshalb weitere Informationen und eine detail-

liertere Modellbeschreibung ENavi (2018), Sun (2013), IER (2019), Fleischer (2019) und Gil-

lich et al. (2020) entnommen werden können. Für diese Forschungsarbeit wurden Parameter 

der Szenarien angepasst und die Ergebnisse der Optimierung verwendet. Manche Teile der 

Ausführungen in Abschnitt 4.2.1 basieren auf Seckinger und Radgen (2021). 

4.2.2 Szenarien der Stromerzeugung 

Bei den erzeugten normativen Szenarien handelt es sich nicht um Prognosen, sondern vielme hr 

um mögliche alternative Entwicklungen. Szenarien helfen dabei, diese Entwicklungen kom-

plexer Systeme wie des Energieversorgungsystems zu verstehen. Für die Bildung der stündli-

chen Emissionsfaktoren ist die korrekte Abbildung eines funktionierenden Strommarktes es-

senziell. Somit kann die zeitliche Dynamik der Emissionsfaktoren – von stündlichen Schwan-

kungen bis hin zu den langfristigen jährlichen Veränderungen – berücksichtigt werden (ENavi 

2018). Daher sollen die berechneten Szenarien nur dem Zweck der Demonstration der Weiter-

entwicklung der Methode der Emissionsfaktoren dienen. Die Eingangsparameter und das 

Strommarktmodell können durch die modulare Struktur jederzeit angepasst werden. Die de-

taillierte Erläuterung der ursprünglichen Szenarien kann im Synthesebericht des ENavi-Kon-

sortiums nachgelesen werden. Hier werden Technologieannahmen, Kostenentwicklungen und 

Potenziale konkretisiert. Dabei unterscheiden sich die betrachteten Szenarien der vorliegenden 

Arbeit hauptsächlich dadurch, dass bis in das Jahr 2050 die jeweiligen THG-Emissionsreduk-

tionen der Stromerzeugung voneinander abweichen. Die jeweiligen minimalen Emissionsober-

grenzen der Stromerzeugung als exogener Modellparameter sind im Anhang in Abbildung A-1 

aufgezeigt. Die normativen Szenarien sind durch den bereits existierenden Kraftwerkspark ein-

geschränkt.76 Dabei wird auch der bereits beschlossene Kernenergieausstieg berücksichtigt.  

Kohleausstieg 

Der bereits beschlossene Zu- und Rückbau von Kraftwerken wurde anhand der Kraftwerksliste 

der BNetzA berücksichtigt (BNetzA 2020). Weiterhin wird im Kohleausstiegsgesetz das Ende 

der Kohleverstromung in Deutschland auf das Jahr 2038, mit der Option auf einen früheren 

Ausstieg im Jahr 2035, festgelegt. Auf dieser aktuellen Grundlage77 wurde der Kohleausstieg 

für beide Szenarien gleichermaßen in das Modell implementiert. Der Verlauf der beiden Aus-

stiegspfade mit den Zielen der installierten Kapazität ist in Abbildung 4-2 dargestellt.  

                                              

76 Brownfield-Ansatz. 
77 Stand: Juni 2020. Entwurf eines Gesetzes zur Reduzierung und zur Beendigung der Kohleverstromung und 

zur Änderung weiterer Gesetze (Kohleausstiegsgesetz) (Bundesregierung 2020). 
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Abbildung 4-2: Modellierter blockscharfer Kohleausstieg in E2M2 in beiden Szenarien mit den 

Zielvorgaben der Kraftwerkskapazität nach dem Entwurf des Kohleausstiegsgeset-
zes und dem bereits beschlossenen Zu- und Rückbau der Kohlekraftwerke. Die Ka-

pazitätsangaben beziehen sich jeweils auf den Jahresanfang. 

Quelle: eigene Darstellung nach Bundesregierung (2020), NordLB (2020) und 

BNetzA (2020)  

Braunkohlekraftwerke werden nach einem fixierten Stilllegungsplan gegen Zahlung einer fest-

gelegten Entschädigung vom Netz genommen. Braunkohlekleinanlagen, welche nicht vom 

existierenden Stilllegungsplan abgedeckt sind, können am regulären Ausschreibungsmechanis-

mus78 für Steinkohlekraftwerke teilnehmen (Bundesregierung 2020; NordLB 2020). Für den 

Ausschreibungsmechanismus von Steinkohlekraftwerken gilt die Annahme, dass Kraftwerke 

nach dem Jahr der Inbetriebnahme geordnet vom Netz gehen. Somit werden immer die ältesten 

Steinkohlekraftwerke der Reihe nach in einem idealtypischen linearen Stilllegungspfad vom 

Netz genommen. Diese Annahme kann vom tatsächlichen Stilllegungspfad abweichen, wel-

cher zum aktuellen Zeitpunkt nicht absehbar ist. Diese Abweichung zeigt sich an der Stillle-

gung des relativ jungen Steinkohlekraftwerks Moorburg. Durch die beschriebene Annahme ist 

die verbleibende Stromerzeugung aus Steinkohlekraftwerken im Strommarktmodell vermut-

lich effizienter als bei anderen Stilllegungspfaden, in denen auch jüngere und effizientere 

                                              

78 Bis in das Jahr 2026 können die Betreiber in jährlichen Auktionen um eine Entschädigung, vergeben durch 

die Bundesnetzagentur, konkurrieren. Ab 2027 werden die Stilllegungen über ordnungsrechtliche Anordnun-
gen ohne Entschädigungszahlungen erfolgen. Kleinanlagen unter 150 MWel sind von der Anordnung bis 2030 
ausgenommen (NordLB 2020).  
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Kraftwerke stillgelegt werden. Durch die blockscharfe Abbildung der Kraftwerke entstehen 

geringe Abweichungen vom linearen Stilllegungspfad von maximal 340 MWel. 

Einordnung der Szenarien und Ergebnisse der Optimierung 

Im Basisszenario „BAU“ (business as usual) werden die THG-Emissionen der Strombereitstel-

lung im Jahr 2050 um 74 % gegenüber 1990 reduziert und der Anteil der EE an der Nettostrom-

erzeugung steigt auf 57 % (2030: 43 %).  

Im Szenario „Klimaschutz“ (KS) wird die Emissionsobergrenze der Stromerzeugung der ge-

samten THG-Emissionsminderung des Klimaschutzplans der deutschen Bundesregierung an-

gepasst. Das bedeutet, dass die THG-Emissionen der Strombereitstellung im Jahr 2050 gegen-

über dem Basisjahr 1990 um 95 % reduziert werden. Der Anteil der EE an der Nettostromer-

zeugung beträgt dann 92 % (2030: 50 %). In Abbildung 4-3 ist die Bruttostromerzeugung in-

klusive des Stromhandelssaldos und abzüglich des Kraftwerkseigenverbrauchs der beiden Sze-

narien für 7 Stützjahre aufgezeigt. 

 

Abbildung 4-3: Ergebnis der Optimierung: Bruttostromerzeugung inklusive Handelssaldo, abzüg-

lich des Kraftwerkseigenverbrauchs der beiden Szenarien BAU und KS. Die kor-

respondierende installierte Leistung des Kraftwerksparks ist in Abbildung 4-4 dar-

gestellt. Werte kleiner als 3 TWh sind nicht beschriftet.  

 
Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 

(2021) 

Die höhere Nachfrage im KS-Szenario wird mit einer höheren Elektrifizierungsrate aufgrund 

benötigter Dekarbonisierungsmaßnahmen verursacht. Eine Wasserstoffwirtschaft wird in die-

sen Szenarien allerdings nicht modelliert. Somit werden zwei Szenarien als Datengrundlage 

gebildet, die eine unterschiedliche, aber mögliche Entwicklung der Stromerzeugung aufzeigen. 
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Die beiden Szenarien stellen somit eine unterschiedlich starke Dekarbonisierung der Stromer-

zeugung bis in das Jahr 2050 dar.  

Das BAU-Szenario ist durch einen moderaten Ausbau der EE und eine sukzessive Substitution 

der Kohlekraftwerke durch Gaskraftwerke charakterisiert. Trotz des gleichen Rückbaus der 

installierten Leistung wird hier noch mehr Strom in Kohlekraftwerken als im KS-Szenario er-

zeugt. Ein markanter Unterschied ist der, dass im KS-Szenario zunächst die Stromerzeugung 

ein wenig geringer ausfällt und die benötigte Emissionsminderung durch Stromimporte erreicht 

wird. Zusammen mit dem Ausbau der EE nimmt auch der Strombedarf im KS-Szenario ab dem 

Jahr 2040 deutlich zu. Die Emissionsobergrenze kann im BAU-Szenario durch Stromimporte, 

den Kohleausstieg und den leichten Ausbau der EE, vor allem der Photovoltaik, eingehalten 

werden. Die nationalen THG-Reduktionen (und -ziele) werden nach dem Territorialprinzip be-

rechnet. Das gilt auch für die Einhaltung der CO2-Obergrenzen (Nebenbedingung) in E2M2. 

Die strengere Obergrenze im KS-Szenario führt zu einer kontinuierlichen Absenkung der 

Stromerzeugung aus Gaskraftwerken ab 2040 und zu einem enormen Ausbau der Photovoltaik 

und Windkraft (onshore). Dadurch werden auch viele Speicherkapazitäten zugebaut, die das 

fluktuierende Stromangebot aufnehmen können (siehe Abbildung 4-4). Die mittlere Volllast-

stundenzahl der Windkraft (onshore) sinkt im KS-Szenario mit maximal 2059 h im Jahr 2030 

auf 1679 h im Jahr 2050 ab. Hier zeigt sich, dass die volle Kapazität der Windkraft nicht ge-

nutzt werden kann und teilweise durch Einspeisemanagement abgeregelt wird.79  

                                              

79 Eine Verringerung der Volllaststunden durch den Ausbau von Windkraftanlagen an Land und die damit ein-
hergehende Standortkonkurrenz wurden im Strommarktmodell nicht berücksichtigt. 
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Abbildung 4-4: Installierte Leistung des Kraftwerksparks in den Szenarien BAU und KS als Ergeb-
nis des Optimierungsmodells E2M2. Geringere Werte als 5 GW sind nicht beschrif-

tet.  

 

Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 

(2021) 

Trotz des Speicherausbaus kommt es zu signifikanten Mengen an Überschussstrom. Bis 2035 

beträgt die jährliche abgeregelte Menge in beiden Szenarien maximal 5,9 TWh. Zwischen 2040 

und 2050 steigt sie im BAU-Szenario auf 16,3 TWh und im KS-Szenario auf 123,9 TWh an. 

Der angenommene Preis für Biogas steigt in den Jahren 2045 und 2050 an. Biogene Brenn-

stoffe werden auch in den Sektoren Verkehr und Industrie dringend als Dekarbonisierungs-

maßnahme gebraucht. Der starke Rückgang der Stromerzeugung aus Bioenergie in den Szena-

rien wird dadurch erklärt. Der CO2-Preis (engl. European Union Allowance, EUA) steigt von 

7,68 €/t im Jahr 2015 über 18 €/t im Jahr 2020 kontinuierlich auf 150 €/t im Jahr 2050 an. Die 

Annahmen zur Preisentwicklung sind für beide Szenarien gültig und können das Ergebnis der 

Szenarien stark beeinflussen. Die Preisentwicklung ist aus dem Projekt ENavi entnommen 

(ENavi 2016; ISE 2019). 

Manche Teile der Ausführungen in Abschnitt 4.2.2 basieren auf Seckinger und Radgen (2021). 

4.2.3 Datenaufbereitung 

In Abbildung 4-5 ist die Struktur der Ausgabedaten von E2M2 schematisch dargestellt. Die in 

der Optimierungsaufgabe blockscharf abgebildeten Kraftwerke bilden im Optimierungsergeb-

nis auf der zweiten Aggregationsebene verschiedene Klassen. Für jede Klasse wird je ein Wert 
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für den Energiegehalt der eingesetzten Brennstoffe und die erzeugte Strommenge abzüglich 

des Kraftwerkseigenverbrauchs in Megawattstunden für jede Stunde der 8 Stützjahre ausgege-

ben. Das ist somit die gesamte eingesetzte Brennstoffmenge und die korrespondierende Net-

tostromerzeugung. Zur Gruppe der Bestandskraftwerke zählen alle bestehenden und bereits 

geplanten Erzeugungseinheiten und Stromspeicher. Beispielsweise werden in der Stunde 600 

im Stützjahr 2035 im Szenario KS von den Bestandskraftwerken bei der Primärenergie-Kate-

gorie „Erdgas“, dem Subtyp „Gas-und-Dampf-Kombikraftwerk“ und dem Techniktyp „Ent-

nahmekondensationsturbine“ 17,8 GWhth Erdgas verbrannt und somit 9,6 GWhel Strom er-

zeugt. Bestandskraftwerke sind jeweils mit ihrer individuellen Kapazität modelliert. Der endo-

gene Zubau, also die möglichen Investitionsoptionen der Strommarktmodellierung, wird in 

gleicher Systematik mit zwei zusätzlichen Detailebenen ausgegeben. Eine Gruppe von endo-

gen zugebauten Kraftwerken auf Aggregationsebene 2 bilden beispielsweise alle erdgasbetrie-

benen (Primärenergie) Gasturbinenkraftwerke (Subtyp) im Kondensationsbetrieb (Techniktyp) 

mit einer Maximallast von 150 MWel und einer Minimallast von 75 MWel aus dem Jahr der 

Inbetriebnahme 2030. In der gleichen Stunde des Jahres 2035 werden durch diese Klasse 

950 MWhth Erdgas verbrannt und damit 380 MWhel Strom erzeugt. Die in Summe etwa 18 

Millionen Werte auf dieser Aggregationsebene (2) werden in der Aggregationsebene 1 der 

Kraftwerksgruppen, geordnet nach Primärenergie (Erdgas, Wind usw.), auf 4,5 Millionen Da-

tenpunkte reduziert. 

 

Abbildung 4-5: Struktur der Ausgabedaten von E2M2 und die Aggregationsebenen der Erzeugungs-

einheiten. 
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Berechnung der gesamten THG-Emissionen der Bruttostromerzeugung 

Formel 4-1 beschreibt die Berechnung der gesamten THG-Emissionen der Bruttostromerzeu-

gung im Stützjahr 𝑗 zur Stunde 𝑡 𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸  durch die Verbrennung eines bestimmten Brenn-

stoffs oder die Bereitstellung von Strom aus erneuerbaren Energien und Kernenergie einer ag-

gregierten Kraftwerksgruppe 𝑖 in einem Szenario. Im ersten Fall wird die Energiemenge der 

eingesetzten Brennstoffe einer Kraftwerksgruppe 𝐸𝐵,𝑖  mit dem spezifischen Emissionsfaktor 

des eingesetzten Brennstoffs 𝐸𝐹𝐵 ,𝑖 multipliziert. Im zweiten Fall wird die Energiemenge in 

Form von Strom der Kraftwerksgruppe 𝐸𝑆,𝑖 mit dem passenden spezifischen Emissionsfaktor 

multipliziert. Der zweite Fall wird nur beim Einsatz von Upstream-Emissionsfaktoren relevant. 

Ohne diese ergibt die Summe des zweiten Terms 0. 

 

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸 = (∑ 𝐸𝐹𝐵,𝑖 ⋅ 𝐸𝐵,𝑖,𝑡,𝑗)

𝑖
+ (∑ 𝐸𝐹𝑆,𝑖 ⋅ 𝐸𝑆,𝑖,𝑡,𝑗)

𝑖
, ∀ 𝑖 ∈ 𝐼, 𝑡 ∈ 𝑇, 𝑗 ∈ 𝐽 

4-1 

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸

 Gesamte THG-Emissionen der Bruttostromerzeugung im Jahr 𝑗 zur Stunde 𝑡 

[gCO2-Äq] 

𝐸𝐹𝐵,𝑖 Emissionsfaktor eines fossilen Energieträgers  𝐵 der Kraftwerksgruppe 𝑖 

[gCO2-Äq/kWhth] 

𝐸𝐹𝑆,𝑖 Emissionsfaktor einer elektrischen Energie 𝑆 von erneuerbaren Erzeugungstechno-

logien oder Kernenergie [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝐵,𝑖,𝑡,𝑗 Energiemenge des eingesetzten Energieträgers  𝐵 bezogen auf den Heizwert80 im 

Jahr 𝑗 zur Stunde 𝑡 [kWhth] 

𝐸𝑆,𝑖,𝑡,𝑗 Erzeugte Energie als elektrische Energie 𝑆 der eingesetzten erneuerbaren Erzeu-

gungstechnologien und Kernenergie im Jahr 𝑗 zur Stunde 𝑡 [kWhel] 

𝑇 Menge der Stunden im Jahr 

𝐽  Menge der Stützjahre 

I  Menge der Kraftwerksgruppen 

Berechnung der energieträgerspezifischen Emissionsfaktoren 

Die spezifischen Emissionsfaktoren zur Einhaltung der szenariobedingten THG-Obergrenzen 

im Optimierungsmodell und zur Berechnung der AEF und MEF werden im Folgenden be-

schrieben. Im Optimierungsmodell werden keine Vorkettenemissionen berücksichtigt. 

Für Deutschland werden landesspezifische THG-Emissionsfaktoren von Brennstoffen für CO2, 

CH4 und N2O verwendet. Diese werden auf der Basis von nationalen Statistiken, Verbandsda-

                                              

80 Die üblichen Temperaturen der Abgase in großen technischen Feuerungen liegen meistens weit über 100 °C 
und enthalten somit nicht kondensierten Wasserdampf (Konstantin 2017, S. 81). 
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ten aus der Kohle-, Mineralöl-, verarbeitenden und energieintensiven Industrie sowie detail-

lierten Emissionshandelsdaten zu gemessenen brennstoffbezogenen CO2-Emissionsfaktoren 

für stationäre Feuerungsanlagen ermittelt (UBA 2018, 105 u. 167). Die einzelnen Emissions-

faktoren wurden aus dem „Nationalen Inventarbericht zum Deutschen Treibhausgasinventar 

1990 – 2016“ (UBA 2018) entnommen. Sie sind hinsichtlich der eingesetzten Technologien 

und des bauartspezifischen Emissionsverhaltens der verschiedenen Feuerungsanlagen in Kate-

gorien eingeteilt. Die herangezogenen technikspezifischen Emissionsfaktoren für Stein- und 

Braunkohle sind gültig für Kraftwerke mit mehr als 50 MW Feuerungswärmeleistung. Die 

Emissionsfaktoren für Erdgas sowie leichtes und schweres Öl sind gültig für eine Verbrennung 

in GuD-Kraftwerken und Gasturbinen (UBA 2018). Bei der Methode zur Berechnung der 

THG-Emissionen der Elektrizitäts- und Wärmeerzeugung der IEA, welche im „Fünften Sach-

standsbericht des IPCC“ verwendet wird, werden nur die drei angegebenen THG zur Berech-

nung des CO2-Äquivalents eines Brennstoffs berücksichtigt (siehe Formel 4-2) (Krey et al.  

2014). Die Entscheidung für die Berücksichtung von drei Treibhausgasen folgt auch aus der 

empfohlenen Bewertungstiefe für Treibhausgase verursacht durch die Energiewirtschaft aus 

den „IPCC Guidelines for National Greenhouse Gas Inventories“ (IPCC 2006b, S. 8). Daher 

werden mithilfe des Treibhauspotenzials (GWP100) von CH4 und N2O die CO2-Äquivalente der 

Brennstoffe berechnet. Die Werte für das Treibhauspotenzial wurden konsistent zu den Aus-

wirkungen von CO2 mit den jeweiligen Rückkopplungen im Kohlenstoffkreislauf gewählt, 

welche erstmals im Fünften Sachstandsbericht des IPCC angegeben wurden (IPCC 2013; Gas-

ser et al. 2016). 

In Formel 4-2 wird dargestellt, wie der THG-Emissionsfaktor durch die Verbrennung eines 

bestimmten Brennstoffs berechnet wird. Die spezifischen Emissionsfaktoren für CO2, CH4 und 

N2O eines jeweiligen Brennstoffs werden mit ihrem Treibhauspotenzial multipliziert und die 

Produkte summiert. Die Emissionsfaktoren für die Verbrennung von in Deutschland eingesetz-

ten Energieträgern werden in Tabelle 4-1 aufgelistet. 

 
𝐸𝐹𝐵 = 𝐸𝐹CO2,𝐵 +𝐸𝐹CH4,𝐵 ⋅ 𝐺𝑊𝑃CH4 +𝐸𝐹N2O,𝐵 ⋅ 𝐺𝑊𝑃N2O 4-2 

𝐸𝐹𝐵  THG-Emissionsfaktor durch Brennstoff 𝐵 [gCO2-Äq/kWhth] 

𝐸𝐹𝐶𝑂2,𝐵 Emissionsfaktor von 𝐵 für CO2 bezogen auf den Heizwert [gCO2/kWhth] 

𝐸𝐹𝐶𝐻4,𝐵  Emissionsfaktor von 𝐵 für CH4 bezogen auf den Heizwert [gCH4/kWhth] 

𝐸𝐹𝑁2𝑂,𝐵 Emissionsfaktor von 𝐵 für N2O bezogen auf den Heizwert [gN2O/kWhth] 

𝐺𝑊𝑃𝐶𝐻4  Treibhauspotenzial von CH4 

𝐺𝑊𝑃𝑁2𝑂  Treibhauspotenzial von N2O 
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Tabelle 4-1: Brennstoffspezifische Emissionsfaktoren und Treibhauspotenziale der eingesetzten 
Energieträger zur Stromerzeugung bezogen auf den Heizwert. Berechnet nach Formel 

4-2. 

 Emissionsfaktoren [g/kWhth] 

Energieträger CO2 CH4 
CO2-Äq1 

von CH4
 N2O 

CO2-Äq1 

von N2O 
∑CO2-Äq1 

Erdgas 201,2 0,039 1,33 0,006 1,82 204,4 

Steinkohle 337,0 0,004 0,12 0,004 1,07 338,2 

Braunkohle2 400,6 0,002 0,08 0,013 3,75 404,4 

Sonstige Brennstoffe³ 270,3 0,006 0,22 0,004 1,29 271,8 

Öl (leicht und schwer) 280,1 0,013 0,45 0,007 2,15 282,7 

Bioenergie4 326,2 1,124 38,23 0,011 3,22 367,6 
1  Treibhauspotenzial (GWP100) bezogen auf 100 Jahre mit Berücksichtigung von Rückkopplungen im Koh-

lenstoffkreislauf (engl. climate-carbon feedback) von CH4 = 34, von N2O = 298 (IPCC 2013, S. 714). Er-
gebnisse gerundet. 

2 Gewichtete Mittelwerte aus den deutschen Abbaugebieten Rheinland, Lausitz und Mitteldeutschland (siehe 
Tabelle A-5). 

3 Mittelwert aus der Verbrennung von Deponiegas, Klärgas, kommunalem Abfall, Holzrückständen und Bio-

masse (siehe Tabelle A-6). Werte für CH4 und N2O aus Angaben zur Müllverbrennung. 
4 Wie in Abschnitt 3.1.1 beschrieben gilt die Annahme, dass die direkten Emissionen bei der Verbrennung 

von Bioenergieträgern emissionsfrei ist. Der Wert ist nur als Vergleichsgröße mit aufgeführt. 
Quelle: eigene Berechnungen basierend auf den Angaben des Nationalen Inventarberichts zur Herkunft und 
Messungen der eingesetzten Energieträger in Deutschland (UBA 2018) 

 

Die durch die Vorkette (engl. upstream) verursachten Emissionen der eingesetzten Brennstoffe 

sowie die Lebenszyklusemissionen von EE sind in Tabelle 4-2 angegeben. Die Aufteilung und 

Herleitung werden in Abschnitt 3.1.1 erklärt. THG-Emissionsfaktoren ohne Vorkette stehen in 

der Spalte „Verbrennung“. Die THG-Emissionsfaktoren inklusive Vorkette werden als Life-

Cycle-Assessmen-Emissionsfaktoren (LCA-EF) dargestellt. Bei der Berechnung der LCA-

Emissionen wird für die EE nicht die Energiemenge, die im Brennstoff enthalten ist, sondern 

die Energiemenge der erzeugten elektrischen Energie herangezogen (siehe Formel 4-1). 
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Tabelle 4-2: THG-Emissionsfaktoren der fossilen Energieträger und Stromerzeugungstechnologien 
mit und ohne Vorkette.  

Energieträger3 

gCO2-Äq/kWhth gCO2-Äq/kWhel 

Verbrennung1 

𝐸𝐹𝐵  Vorkette2 
LCA-EF 
𝐸𝐹𝐵,𝐿𝐶𝐴 

LCA-EF3 

𝐸𝐹𝑆,𝐿𝐶𝐴
 

Erdgas 204,4 33,1 237,5  

Steinkohle 338,2 50,5 388,7  

Braunkohle 404,4 9,3 413,7  

Sonstige Brennstoffe 271,8 37,0 308,8  

Öl (leicht und schwer) 282,6 20,2 302,8  

Kernenergie    13,0 

Bioenergie – – – 41,0 

Photovoltaik    46,8 

Geothermie    40,0 

Wasserkraft    6,6 

Wind 
offshore    11,4 

onshore    11,1 
1 Siehe Tabelle 4-1. 
2 Gesamter Lebenszyklus inklusive Transport und Materialvorleistung bis zur Bereitstellung der Energieträger. 

Ohne Entsorgung und Verbrennung nach dem Globalen Emissions-Modell integrierter Systeme – GEMIS (I-
INAS 2017). Sonstige Brennstoffe: Mittelwert aus Vorkettenfaktor Erdgas (stellvertretend für Deponie- und 
Klärgas) und Vorkettenfaktor Bioenergie (stellvertretend für die Biogenen Anteile in den sonstigen Brenn-

stoffen). 
3 Median der Metaanalyse des National Renewable Energy Laboratory zu Lebenszyklusemissionen von EE und 

Kernenergie (NREL 2013). 

Allokationsmethode in E2M2 

Die in E2M2 verwendete Allokationsmethode ist die in Abschnitt 3.1.2 beschriebene Arbeits-

wert- oder Brennstoffmehraufwandsmethode. Das Verhältnis von elektrischer Leistung und 

der damit einhergehenden Wärmeleistung wird mit der Stromverlustkennzahl ausgedrückt. Da-

mit kann mit den Arbeitskennfeldern81 der KWK-Typen82, je nach Betriebszustand und Anla-

genspezifikationen, die eingesetzte Brennstoffmenge zur Stromerzeugung ermittelt werden 

(Sun 2013, S. 58–64).  

Teillast und Anfahrprozesse  

Die Effizienz der thermischen Kraftwerke wirkt sich direkt auf die emittierten THG aus (Thom-

son et al. 2017). Durch den immer größer werdenden Anteil von EE im Strommarkt müssen 

                                              

81 Gegendruckanlagen mit einem Freiheitsgrad und Entnahmekondensationsanlagen mit zwei Freiheitsgraden.  
82 Gegendruck- und Entnahmekondensationsturbine mit Wasserdampf als Arbeitsmedium. 
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konventionelle Kraftwerke dynamischer reagieren, um die Integration der EE in den Strom-

markt zu garantieren. Das bedeutet, dass es mehr Teillast- und Anfahrprozesse geben wird und 

die spezifischen Emissionen der fossilen Kraftwerke dadurch ansteigen. Jansen et al. (2018) 

zeigen an vorläufigen Ergebnissen, dass die Reduktion von THG-Emissionen durch die Nut-

zung von Wind und Solarenergie in England um bis zu 12 % überschätzt wird, weil die erhöhten 

CO2-Emissionen durch die Effizienzverschlechterung aufgrund des vermehrten Teillastbe-

triebs der konventionellen Kraftwerke nicht berücksichtigt werden. Durch die Berechnung der 

Emissionsfaktoren der Stromerzeugung mit brennstoffspezifischen Emissionsfaktoren und ei-

nem Brennstoffbedarf ist es jedoch möglich, diesen Effekt zu berücksichtigen.  

Die einzelnen Kraftwerke in E2M2 berücksichtigen Vorgaben zu Teillastverhalten (Lastfolge-

betrieb), Effizienz, An- und Abfahrbeschränkungen83 (engl. ramping) sowie zu minimalen 

Stillstands- und Betriebszeiten und zur Bereitstellung von Regelleistung (Sun 2013, S. 59–62). 

Das Teillastverhalten von thermischen Kraftwerken wird in E2M2 mit einer linearen Annähe-

rung abgebildet und es können dafür Werte zwischen einem maximalen und minimalen Wir-

kungsgrad angenommen werden (siehe Abbildung 4-6). In Anfahrvorgängen wird ein Brenn-

stoffverbrauch verursacht, ohne gleichzeitig Strom zu erzeugen bzw. ohne eine Einspeisung in 

das Netz der öffentlichen Versorgung. Pehnt et al. (2008) bilden Teillast- und Anfahrvorgänge 

ebenfalls auf diese Weise in E2M2 ab. Braeuer et al. (2020) verwenden dazu eine Regressions-

formel aus Brouwer et al. (2015). 

Daher ist es durchaus möglich, dass zeitweise höhere Emissionsfaktoren für die Stromerzeu-

gung aus Braunkohlekraftwerken auftreten, als es in der Literatur üblich ist. Eine häufige Fehl-

annahme ist es, dass die durch den Teillastbetrieb erhöhte Emissionsintensität die THG-Emis-

sionen ansteigen lässt. Dies ist jedoch nur bei den spezifischen Emissionen der Fall, die ge-

samten Emissionen sind dennoch niedriger als bei Volllast (Thomson et al. 2017).  

 

                                              

83 Der Prozess, ein Kraftwerk aus dem Stillstand auf maximale Last oder in Betrieb zu nehmen, wird als Anfahr-
vorgang bezeichnet (Konstantin 2017, S. 147). 
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Abbildung 4-6: Spezifische THG-Emissionen je kWhel beeinflusst durch den elektrischen Brutto-
wirkungsgrad des Kraftwerks im Kondensationsbetrieb im Strommarktmodell 

E2M2 sowie der durchschnittliche Bruttowirkungsgrad ohne Wärmeauskopplungen 

des energieträgerspezifischen Kraftwerksparks 2018. 

Quelle: eigene Berechnungen und Darstellung anhand Tabelle 4-2 und (UBA 

2019b) 

4.3 Strommix-Emissionsfaktor 

Nach der Erläuterung der Datengrundlage und der zentralen Eigenschaften der Emissionsfak-

toren werden in Unterkapitel 4.3 spezifisch der Strommix-Emissionsfaktor mit den Besonder-

heiten bezüglich THG-Emissionen aus Stromhandel und Stromspeichern sowie deren Einbet-

tung in das Emissionsmodell beschrieben. Teile des Unterkapitels 4.3 wurden in Seckinger und 

Radgen (2021) veröffentlicht. Die Ausführungen sind aus dem Englischen übersetzt und für 

diese Forschungsarbeit an manchen Stellen überarbeitet und aktualisiert worden. 

4.3.1 Berechnungsmodell 

Stromhandel 

Die Emissionsfaktoren der Stromerzeugung werden auf der Basis einer Verursacherbilanz be-

rechnet. Das bedeutet, dass exportierte Strommengen respektive importierte Strommengen und 

die dadurch reduzierten oder verursachten THG-Emissionen berücksichtigt werden. Bedingt 

durch die Limitation des Strommarktmodells ist für jedes Stützjahr lediglich der Handelssaldo 

stündlich aufgelöst dargestellt und wird nicht in eine Import- und eine Exportkomponente dif-
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ferenziert. Das bedeutet, dass, solange der deutsche Emissionsfaktor der Stromerzeugung hö-

her als der des Importstroms ist, die THG-Emissionen durch den Handel jeweils als zu gering84 

berechnet werden. Zudem wird angenommen, dass die exportierte Strommenge in Deutschland 

erzeugt wurde. 

(1) Export 

Die exportierte Strommenge wird mit dem Emissionsfaktor der Nettostromerzeugung 85 (siehe 

Formel 4-3) bewertet und das Produkt von der Menge der gesamten THG-Emissionen aus der 

Bruttostromerzeugung abgezogen (siehe Formel 4-5).  

 

 
𝐸𝐹𝑡 ,𝑗

𝑁𝑆𝐸 =
𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗

𝐵𝑆𝐸

𝐸𝑡,𝑗
𝑁𝑆𝐸 , ∀ 𝑡 ∈ 𝑇, 𝑗 ∈ 𝐽 

4-3 

𝐸𝐹𝑡 ,𝑗
𝑁𝑆𝐸 Emissionsfaktor der Nettostromerzeugung zur Stunde 𝑡 im Jahr 𝑗 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸

 Gesamte THG-Emissionen der Bruttostromerzeugung zur Stunde 𝑡 im Jahr 𝑗 

[gCO2-Äq] 

𝐸𝑡,𝑗
𝑁𝑆𝐸 Nettostromerzeugung im Zeitschritt 𝑡 im Jahr 𝑗 [kWhel] 

𝑇 Menge der Stunden im Jahr 

𝐽  Menge der Stützjahre 
 

(2) Import 

Die IEA stellt jahresgemittelte Tagesprofile der Stromnachfrage sowie der durchschnittlichen 

Emissionsfaktoren der Europäischen Union in stündlicher Auflösung zur Verfügung. In einem 

„Stated Policies Scenario“ und einem „Sustainable Development Scenario“ werden künftige 

mögliche Entwicklungen bis in das Jahr 2040 abgebildet und für diese Forschungsarbeit wird 

eine Trendextrapolation bis in das Jahr 2050 fortgeführt und entsprechend im BAU- und KS-

Szenario verwendet (siehe Tabelle B-1 im Anhang). Somit kann der Importstrom aus dem eu-

ropäischen Ausland mit einem stündlichen Emissionsfaktor bewertet werden. Der europäische 

Emissionsfaktor im Jahr 2018 von 238 gCO2-Äq/kWhel (IEA 2020a) weicht nur geringfügig vom 

mengengewichteten importländerspezifischen Emissionsfaktor für Deutschland im Jahr 2019 

mit 270 gCO2-Äq/kWhel ab (IEA 2020a; Moro und Lonza 2017; Pareschi et al. 2017). Daher wird 

der europäische Emissionsfaktor aus den Szenarien der IEA zur Bewertung der Treibhaus-

                                              

84 Es werden mehr THG-Emissionen exportiert bei negativem Handelssaldo und mehr THG-Emissionen impor-
tiert bei einem positiven Handelssaldo.  

85 Nettostromerzeugung = Bruttostromerzeugung − Kraftwerkseigenverbrauch. 
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gasintensität des Importstroms verwendet. Detailliertere Stundenwerte (8760 Werte) des Emis-

sionsfaktors der Stromerzeugung für die zukünftige europäische Stromversorgung bis 2050 

sind nicht veröffentlicht.  

Bilanzierung (Nettostromverbrauch) 

Die Emissionsfaktoren werden auf den Nettostromverbrauch86 bilanziert. Somit kann der 

Emissionsfaktor auf Prozesse angewandt werden, welche Endenergie in Nutzenergie umwan-

deln. Der Nettostromverbrauch wird, wie in Abbildung 3-4 dargestellt, für jede einzelne Stunde 

berechnet. Die Netzverluste der Szenarien werden anhand der Netzverluste für 2018 mit 4 % 

der Bruttostromerzeugung, vergleichbar mit Garcia und Freire (2016), berechnet (BNetzA und 

BKartA 2020, S. 33–34). Die Verluste beinhalten alle Spannungsebenen und der Nettostrom-

verbrauch stellt eine Abnahme des Stroms auf der Niederspannungsebene87 dar.  

Stromspeicher 

Die elektrische Energie aus dem Entladen von Pumpspeicherkraftwerken und Batteriespei-

chern ist bereits beim Beladen der Speicher mit THG-Emissionen belastet worden.88 Die elekt-

rische Energie aus dem Entladevorgang wird somit zwangsweise als emissionsfrei angesehen, 

womit sich der Emissionsfaktor in der betroffenen Stunde reduziert. Am Zeitpunkt des Bela-

devorgangs wird der benötigte generierte Strom der Kraftwerke demnach nicht im Netz der 

öffentlichen Versorgung zur Verfügung gestellt; der Emissionsfaktor wird somit zu diesem 

Zeitpunkt höhere Werte annehmen und es kommt bei einer stündlichen Betrachtung von Emis-

sionsfaktoren zu einer zeitlichen Verzerrung (vgl. Böing und Regett 2019, S. 14; Thomson et 

al. 2017). Eine Nachverfolgung von Emissionen ist durch unregelmäßige Be- und Entladevor-

gänge sowie unterschiedlich lange Speicherzeiten und die Nichtverfolgbarkeit der Ladungsträ-

ger unmöglich. Um diese Verzerrungen zu minimieren und den Emissionsfaktor des Net-

tostromverbrauchs besser abzubilden, wird ein spezifischer Emissionsfaktor für Stromspeicher, 

angelehnt an Thomson et al. (2017), endogen berechnet. 

Zuerst werden die THG-Emissionen der Einspeicherung, also der benötigten elektrischen Ener-

gie im Ladevorgang, berechnet (siehe Formel 4-4). Dafür wird der stündliche Emissionsfaktor 

der Nettostromerzeugung 𝐸𝐹𝑡
𝑁𝑆𝐸 mit dem Strombedarf des Ladevorgangs der Speicher zur 

Stunde 𝑡 multipliziert. Die Jahressumme dieser THG-Emissionen wird durch die jährliche 

Summe der ausgespeicherten Strommenge geteilt. Somit erhält man einen Emissionsfaktor für 

                                              

86 Nettostromverbrauch = Bruttostromerzeugung − Export + Import − Kraftwerkseigenverbrauch − Einspeiche-
rung + Ausspeicherung − Netzverluste.  

87 Bei einer Abnahme des Stroms auf der Mittelspannungsebene müssten nur 2,6 % der Bruttostromerzeugung 

an Netzverlusten angenommen werden.  
88 Druckluftspeicherkraftwerke wie beispielsweise das Kraftwerk Huntorf werden im Strommarktmodell E2M2 

nicht berücksichtigt.  
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den erzeugten Strom aus Speichern, basierend auf den durchschnittlichen Emissionen, die bei 

der Einspeicherung entstanden sind. Je niedriger der Emissionsfaktor bei der Einspeicherung 

ist, desto geringer sind die Emissionen der bereitgestellten elektrischen Energie aus dem Ent-

ladevorgang. Die THG-Emissionen der Einspeicherung werden somit auf die ausgespeicherte 

Energiemenge verteilt. Es wird angenommen, dass importierte und ausgespeicherte Strommen-

gen nicht zum Beladen eingesetzt werden. Der berechnete Emissionsfaktor der elektrischen 

Energie aus Speichern steht in Tabelle 4-3. 

 

 
𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂,𝑗 =

∑ (𝐸𝑆𝑝𝐼,𝑡 ⋅ 𝐸𝐹𝑡
𝑁𝑆𝐸)8760

𝑡=1  

𝐸𝑆𝑝𝑂,𝑗
, ∀ 𝑡 ∈ 𝑇, 𝑗 ∈ 𝐽 

4-4 

𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂,𝑗 Emissionsfaktor der elektrischen Energie aus Speichern im Jahr  𝑗 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑆𝑝𝐼,𝑡 Benötigte elektrische Energie zur Einspeicherung im Zeitschritt 𝑡 [kWhel] 

𝐸𝑆𝑝𝑂,𝑗 Ausgespeicherte elektrische Energie aus Pumpspeicherkraftwerken und Batterie-

speichern im Jahr 𝑗 [kWhel] 

𝑇 Menge der Stunden im Jahr 

𝐽  Menge der Stützjahre 

Tabelle 4-3: Berechneter Emissionsfaktor 𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂  des bereitgestellten Stroms aus Pumpspeicherkraft-

werken und Batteriespeichern. 

  gCO2-Äq/kWhel 

 Szenario 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂 
BAU 396 426 350 334 194 90 51 

KS 397 243 183 142 95 42 26 

 

Zusammengeführte Formel  

Um den stündlichen Strommix-Emissionsfaktor, den AEF, aus den Szenarien zu berechnen, 

wird zunächst die relevante Emissionsmenge einer Stunde im betrachteten Jahr, verursacht 

durch die Bruttostromerzeugung abzüglich der Emissionen aus dem Stromexport und der ein-

gespeicherten Energie zuzüglich der Emissionen aus dem Stromimport und der ausgespeicher-

ten Energie, berechnet.89 Diese Emissionsmenge wird durch den Nettostromverbrauch dersel-

ben Stunde im betrachteten Jahr geteilt. Aus den Formeln 4-1 bis 4-4 kann folgende Formel 

4-5 zur Berechnung des AEF gebildet werden: 

                                              

89 Mit den Stromhandelsdaten aus dieser Version von E2M2 ist keine Differenzierung gleichzeitiger Importe und 
Exporte möglich. Die Gleichung ist jedoch allgemeingültig.  
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𝐴𝐸𝐹𝑡,𝑗 =

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸 − (𝐸𝑒𝑥,𝑡,𝑗 ⋅ 𝐸𝐹𝑡,𝑗

𝑁𝑆𝐸) + (𝐸𝑖𝑚,𝑡,𝑗 ⋅ 𝐸𝐹𝐸𝑈,𝑡,𝑗) + (𝐸𝑆𝑝𝑂,𝑡,𝑗 ⋅ 𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂,𝑗)− (𝐸𝑆𝑝𝐼,𝑡,𝑗 ⋅ 𝐸𝐹𝑡 ,𝑗
𝑁𝑆𝐸)

 
𝐸𝑡,𝑗
𝑁𝑆𝑉

 

, ∀ 𝑡 ∈ 𝑇, 𝑗 ∈ 𝐽 

 
4-5 

𝐴𝐸𝐹𝑡,𝑗  Strommix-Emissionsfaktor zur Stunde 𝑡 im Jahr 𝑗 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑚𝑔𝑒𝑠,𝑡,𝑗
𝐵𝑆𝐸  Gesamte THG-Emissionen der Bruttostromerzeugung zur Stunde 𝑡 im Jahr 𝑗 

[gCO2-Äq] 

𝐸𝑒𝑥,𝑡,𝑗 Exportmenge elektrischer Energie im Zeitschritt 𝑡 in [kWhel]. 

𝐸𝐹𝑡 ,𝑗
𝑁𝑆𝐸 Emissionsfaktor der Nettostromerzeugung zur Stunde 𝑡 im Jahr 𝑗 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑖𝑚,𝑡,𝑗 Importmenge elektrischer Energie im Zeitschritt 𝑡 [kWhel] 

𝐸𝐹𝐸𝑈,𝑡,𝑗 Emissionsfaktor der EU im Zeitschritt 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑆𝑝𝑂,𝑡,𝑗 Ausgespeicherte elektrische Energie im Zeitschritt 𝑡 im Jahr 𝑗 [kWhel] 

𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂,𝑗 Jährlicher Emissionsfaktor der elektrischen Energie aus Speichern im Jahr  𝑗 

[gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑆𝑝𝐼,𝑡,𝑗 Benötigte elektrische Energie zur Einspeicherung im Zeitschritt 𝑡 im Jahr 𝑗 [kWhel] 

𝐸𝑡,𝑗
𝑁𝑆𝑉 Nettostromverbrauch im Zeitschritt 𝑡 [kWhel] 

𝑇 Menge der Stunden im Jahr 

𝐽  Menge der Stützjahre 
 

Je nachdem welche Art von brennstoffspezifischen Emissionsfaktoren verwendet wurde, wird 

der Strommix-Emissionsfaktor einmal als AEF für nur verbrennungsbedingte fossile Emissio-

nen berechnet und eimal als AEFLCA für die zusätzliche Betrachtung der Vorketten aller einge-

setzten Stromerzeugungsanlagen berücksichtigt. 

4.3.2 Analyse des Strommix-Emissionsfaktors 

Die in Abbildung 4-7 abgebildeten Jahresdauerlinien des AEF aus den beiden Szenarien BAU 

und KS zeigen die große Bandbreite der Emissionsfaktoren auf (siehe auch Tabelle 4-4). Der 

Median des jährlichen AEF sinkt durch den forcierten Ausstieg aus der Kohleverbrennung in 

beiden Szenarien kontinuierlich ab. Der Kohleausstieg zeigt sich deutlich durch einen Sprung 
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in den Jahresdauerlinien ab 2035. Lediglich im BAU-Szenario sinkt der AEF nur noch unwe-

sentlich ab dem Jahr 2040. Verursacht durch den Wegfall der Bioenergie90 steigt der Median, 

trotz der Einhaltung der Emissionsobergrenze im Strommarktmodell, auf das Jahr 2045 sogar 

leicht an. Die Spanne der Werte und auch der maximale AEF bleiben konstant auf einem hohen 

Niveau und erreichen lediglich im Jahr 2050 im KS-Szenario geringere Werte; der maximale 

stündliche AEF-Wert beträgt hier dann 100 gCO2-Äq/kWhel. Der AEF kann im KS-Szenario 

deutlich weiter absinken und fast 0 gCO2-Äq/kWhel erreichen, weil der Ausbau der EE und der 

der Stromspeicher massiv ansteigen.  

 

Abbildung 4-7: Oben: Boxplot der Strommix-Emissionsfaktoren (AEF) in den Szenarien BAU und 

KS. Die Länge der Whisker beträgt 𝑤 = 1,5; 𝑞3 +𝑤 ⋅ (𝑞3 −𝑞1) < 𝐴𝑢𝑠𝑟𝑒𝑖ß𝑒𝑟 <
𝑞1 −𝑤 ⋅ (𝑞3 −𝑞1). Das entspricht einer Abdeckung der Werte von etwa 99,3 % bei 
einer Normalverteilung. Die waagerechte Linie in der Box zeigt den Median.   

Unten: die geordneten Jahresdauerlinien der Stützjahre im Vergleich.91 Der AEFLCA 

wird im Anhang in Abbildung B-1 gezeigt.  

 

Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 
(2021) 

                                              

90 Verursacht durch die Knappheit von THG-neutralen Energieträgern wurde diese Szenarioentwicklung ange-
nommen und in Abschnitt 4.2.2 erläutert.   

91 Die Farbkodierung der betrachteten Jahre bleibt in allen folgenden Abbildungen gleich.  
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Durch die Berechnungslogik von THG-Emissionen aus Stromspeichern und Must-run-Restrik-

tionen ist das Erreichen von 0 gCO2-Äq/kWhel in diesen Szenarien beinahe ausgeschlossen. Wei-

terhin gilt für den Stromimport aus der EU für die Jahre 2045 und 2050, dass in manchen 

Stunden der Strom bereits ausschließlich emissionsfrei erzeugt wird. Insgesamt wird im Jahr 

2050 im KS-Szenario in 3709 Stunden und im BAU-Szenario in 660 Stunden der Wert von 

10 gCO2-Äq/kWhel unterschritten. 

Mit einer Reduktion der THG-Emissionen von 74 % im BAU-Szenario fällt der durchschnitt-

liche jährliche AEF bis in das Jahr 2050 hier nur knapp unter 200 auf 182 gCO2-Äq/kWhel. Wei-

terhin ist das Jahr 2025 im Szenario BAU als Ausreißer zu erkennen. Während die übrigen 

Dauerlinien eine klare Absenkung der Emissionsfaktoren in den Spitzenwerten von Stützjahr 

zu Stützjahr aufzeigen, sind die des Jahres 2025 im Szenario BAU zunächst höher als die ak-

tuellen Werte. Diese Tatsache ist dem Ausstieg aus der Kernenergie und deren Substitution 

durch eine erhöhte Stromerzeugung aus Braunkohle- und Gaskraftwerken anzurechnen. Ähn-

lich zeigt sich dies auch in den Jahren 2045 und 2050. Die Spitzenwerte des AEF in Dunkel-

flauten92 resultieren hier aus der Überbrückung mit Gaskraftwerken, wohingegen im Jahr 2040 

noch die Biomasse einen Teil beitragen konnte.  

Tabelle 4-4: Jahresdurchschnittswert des AEF und die Standardabweichung in den beiden 

Szenarien BAU und KS. 

   Jährlicher Durchschnitt in gCO2-Äq/kWhel 

 Szenario Typ 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

AEF 

BAU 

Verbrennung 524 420 402 358 311 194 203 182 

Standardabweichung1 85 110 136 95 91 90 109 114 

LCA-EF 577 481 459 409 358 240 247 225 

Standardabweichung 93 117 145 105 100 99 119 125 

KS 

Verbrennung 535 380 346 301 232 170 93 29 

Standardabweichung 86 112 127 98 100 91 75 26 

LCA-EF 578 439 395 345 272 212 127 59 

Standardabweichung 93 119 133 103 102 97 79 26 

Anmerkung: Das Stützjahr 2015 wird zur Vollständigkeit angegeben. Leicht abweichende Werte im Jahr 

2015 entstehen bei der myopischen Optimierung durch die unterschiedlichen Bedingungen der Szena-
rien. 

1 Standardabweichung 𝑠 der Stichprobe. Die Stichprobe umfasst alle Stundenwerte des jeweiligen Jah-
res.  

                                              

92 Als Dunkelflaute wird eine typische Wetterlage bezeichnet, aus welcher durch eine Windflaute und gleichzei-
tige Dunkelheit eine sehr geringe Stromerzeugung aus Solar- und Windenergieanlagen resultiert (Huneke et 
al. 2017).  
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Bei der Berechnung des AEFLCA zeigen sich ein ähnlicher Verlauf der Jahresdauerlinien und 

eine ähnliche Verteilung der Werte. Der durchschnittliche jährliche AEFLCA in allen Stützjah-

ren ist jedoch zwischen 30 und 60 gCO2-Äq/kWhel höher als der AEF. Durch den kontinuier lich 

sinkenden AEF und AEFLCA bis 2050 ist der durchschnittliche jährliche AEFLCA im Jahr 2020 

noch etwa 10 % erhöht gegenüber dem AEF, jedoch im Jahr 2050 im KS-Szenario bereits dop-

pelt so hoch.  

Unterjährige Verteilung der Werte  

In Abbildung 4-8 oben sind die AEF (farbige Skala) für das Jahr 2020, 2030 und 2040 jeweils 

im KS-Szenario in einem Streudiagramm mit dem Verhalten der Stundenwerte bezüglich des 

Nettostromverbrauchs (Abszisse) und dem Anteil der EE an der Nettostromerzeugung (Ordi-

nate) dargestellt. Die sehr geringen Anteile der EE bei gleichzeitig hoher Nachfrage können 

durch die importierten Strommengen erklärt werden, welche nicht zur Nettostromerzeugung 

hinzugerechnet werden.  

Zum Aufzeigen der zeitlichen Verteilung im Jahr sind die Werte zusätzlich in einer Heatmap 

dargestellt. Deutlich zu erkennen ist der Bereich mit niedrigen Werten durch den Einfluss von 

Photovoltaik und Windenergie während der erhöhten Sonneneinstrahlung mittags und im Früh-

sommer bis Herbst. Zudem zeigen sich in vertikaler Ausrichtung Streifen mit einer über meh-

rere Stunden andauernden Periode erhöhter Windkrafteinspeisung.  
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Abbildung 4-8: Oben: Zusammenhang des stündlichen AEF mit dem Anteil der EE an der Net-

tostromerzeugung (Ordinate) und der gleichzeitig nachgefragten Last, dem Net-
tostromverbrauch (Abszisse), als Streudiagramm. Szenario: KS. Aufteilung Januar 

und Juni im Anhang in Abbildung B-2.   

Unten: die zeitliche Verteilung der 8760 AEF-Werte im Verlauf des Jahres und 

Tages in Form einer Heatmap. Der AEF wird in einer farbigen Skala aufgezeigt. Der 

AEFLCA wird im Anhang in Abbildung B-3 gezeigt.  

 
Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 

(2021) 

Untertägige Verteilung der Werte  

Betrachtet man die untertägigen Schwankungen, lässt sich feststellen, dass im Jahr 2020 die 

höchsten Werte des AEF in den Morgenstunden zwischen 6 und 8 Uhr und in den Abendstun-

den zwischen 21 und 23 Uhr auftreten. Diese Spitzenwerte verschieben sich mit fortlaufender 

Zeit in die früheren Morgenstunden zwischen 3 und 6 Uhr und schwächen sich in den Abend-

stunden ab. Durch die Einspeisung aus Photovoltaikanlagen gibt es typischerweise die nied-

rigsten Werte zur Mittagszeit in allen Szenarien und Jahren. Die Photovoltaiksenke ist im KS-

Szenario ab dem Jahr 2045 weniger sichtbar und im Jahr 2050 mit dem LCA-EF nicht mehr 

sichtbar.  

Nachfrage und Anteil der erneuerbaren Energien 

Der Anteil der EE an der Nettostromerzeugung im Jahr 2020 schwankt zwischen 8,5 und 

70,7 % (siehe Abbildung 4-8). Der AEF und der Anteil der EE sind negativ korreliert (𝑟2020 =
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−0,96; 𝑟2030 = −0,94; 𝑟2040 = −0,95). Während der Anteil der EE und die Verteilung der 

Werte des AEF in nahezu allen Nachfragebereichen auftreten, ist zu erkennen, dass im Jahr 

2020 höhere AEF von mehr als 400 gCO2-Äq/kWhel häufiger auch bei höherer Nachfrage vor-

kommen. Dieser Effekt ist in den Jahren 2030 und 2040 umgekehrt – mit steigender Nachfrage 

sinkt der AEF ab. Durch die Integration und den Ausbau der EE können die Höchstlastzeiten 

(tagsüber) besser emissionsarm gedeckt werden, weil viel Photovoltaikstrom zeitgleich einge-

speist wird. Im Jahr 2030 kann die absolut höchste Nachfrage (> 80 GWel) noch nicht vollstän-

dig von EE gedeckt werden und es gibt keine Werte unter 200 gCO2-Äq/kWhel in diesem Höchst-

lastbereich. Zudem werden im Jahr 2030 die noch vorhandenen Kohlekraftwerke in Grund- 

und Mittellast betrieben, was bei geringer Nachfrage den AEF stark erhöht. Für das Jahr 2040 

kann dieser Effekt auch durch die Gleichzeitigkeit einer Dunkelflaute und der geringen Nach-

frage gegen Jahresende erklärt werden. 

In Abbildung 4-9 ist der Zusammenhang zwischen der Einspeisung von EE und dem AEF 

aufgezeigt. Die Datenpunkte sind entsprechend der Intensität der Ausspeichermenge und dem 

Stromhandelssaldo gefärbt. Die Verschiebung der Punktwolke hin zu geringeren Werten des 

AEF (nach links) im Jahr 2040 zeigt den Einfluss des Umstiegs von Kohle auf Erdgas. Die 

Streuung der Datenpunkte ohne nennenswerte Handels- oder Speichereffekte kann durch die 

unterschiedliche Zusammensetzung der Residuallast, hinsichtlich Kraftwerkswirkungsgrad 

und Energieträger, erklärt werden. Die größten Exportströme im Jahr 2020 treten dann auf, 

wenn hohe Anteile von erneuerbarem Strom im aktuellen Erzeugungssystem sind. In diesem 

Zeitraum wird folglich der AEF sehr niedrig. Exportstrom wird mit dem Emissionsfaktor der 

Nettostromerzeugung bewertet, womit die Exporte den stündlichen spezifischen AEF nicht 

signifikant beeinflussen, weil die beiden Emissionsfaktoren ähnliche Werte haben. Jedoch wird 

die absolute Emissionsmenge der Stromerzeugung durch den Export von überwiegend erneu-

erbarem Strom trotzdem beeinflusst.  



 Entwicklung der Emissionsfaktoren 86 

 

 

 

Abbildung 4-9: Zusammenhang des AEF mit dem Anteil der EE an der Nettostromerzeugung im 

KS-Szenario im Jahr 2020 (oben) und im Jahr 2040 (unten). Links: Einfärbung der 

Datenpunkte in Abhängigkeit von der ausgespeicherten Strommenge. Rechts: Ein-

färbung der Datenpunkte in Abhängigkeit von der Stromaustauschmenge.  
 

Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 

(2021) 

Im Jahr 2040 sind AEF von unter 300 gCO2-Äq/kWhel sichtbar, trotz geringer EE-Anteile von 

unter 20 %. Obwohl hier der Großteil der Nachfrage durch Gaskraftwerke gedeckt wird, ver-

ringern in diesen Zeiten der relativ emissionsarme Importstrom und der emissionsärmere Strom 

aus Speichern (Speicherfaktor) den AEF (siehe Abbildung 4-9 unten; Ein Vergleich von AEF 

und den 24 diskreten Werten des Import-Emissionsfaktors EFEU wird im Anhang in Abbildung 

B-4 gezeigt). Hier ist der Emissionsfaktor des Importstroms signifikant unterschiedlich zum 

Emissionsfaktor der Nettostromerzeugung. Der Anteil der EE an der Nettostromerzeugung 

sollte daher nicht als Indikator für die Emissionsintensität de verwendeten Stroms dienen. 

Durch eine höhere Nachfrage im Jahr 2040 als im Jahr 2030, bei einer gleichbleibenden instal-

lierten Leistung fossiler Kraftwerke93, ist es möglich, dass trotz des fortschreitenden Ausbaus 

der EE und einer Reduktion der THG-Emissionen geringere Anteile der EE an der Nettostrom-

erzeugung auftreten (siehe Abbildung 4-8). Tendenziell sind für das Szenario BAU die glei-

chen Effekte mit generell höheren Faktoren erkennbar. 

Der Emissionsfaktor des ausgespeicherten Stroms 𝐸𝐹𝑆𝑝𝑂 ist im KS-Szenario ab 2025 deutlich 

geringer als der AEF. Zusätzlich zur Verschlechterung durch den Umwandlungsverlust (Wir-

kungsgrad der Stromspeicher) bedeutet das, dass hauptsächlich in Zeiten mit emissionsarmer 

                                              

93 Aufgrund der benötigten gesicherten Kraftwerksleistung. 
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Stromerzeugung eingespeichert wird, um diese geringen Werte zu erreichen (siehe Tabelle 

4-3). Zuammen mit dem Effekt aus dem Stromhandel beeinflusst dies den AEF im beobachte-

ten Zeitschritt. Im BAU-Szenario trifft dies erst ab dem Jahr 2040 zu. 

Vergleich mit anderen Veröffentlichungen 

Tabelle 4-5 zeigt die Jahresdurchschnittswerte des in dieser Forschungsarbeit berechneten AEF 

und die der Veröffentlichungen von Böing und Regett (2019), Jochem et al. (2015) sowie Ma-

ennel und Kim (2018). Diese Autoren haben prospektive Strommix-Emissionsfaktoren für 

Deutschland berechnet. Wie bereits in Unterkapitel 3.1 beschrieben, muss ein Vergleich unter-

schiedlich hergeleiteter Emissionsfaktoren immer kritisch betrachtet werden. Im Folgenden 

werden die betrachteten Veröffentlichungen kurz beschrieben und die Vergleichbarkeit mit den 

Emissionsfaktoren dieser Forschungsarbeit beschrieben. Die Merkmale sind im Literaturver-

gleich in Tabelle 3-2 detailliert aufgelistet.  

Die in beiden Szenarien höheren AEF von Maennel und Kim (2018) werden nur als Jahres-

durchschnittswerte mit einer simplen Berechnungsmethode erstellt. Dafür nehmen die Autoren 

die installierte Leistung des Kraftwerksparks aus verschiedenen Szenarien und kombinieren 

diese mit typischen Jahresnutzungsfaktoren (Kapazitätsfaktoren) und kraftwerksspezifischen 

Emissionsfaktoren. Im Jahr 2030 erreicht der Anteil der EE in den Szenarien von Maennel und 

Kim (2018) 46 % im Referenz- und 60 % im Ziel-Szenario. Die vergleichbaren EE-Anteile an 

der Bruttostromerzeugung in dieser Forschungsarbeit betragen 42,7 % im BAU- und 50,4 % im 

KS-Szenario. Die höheren Werte der Emissionsfaktoren bei Maennel und Kim (2018) sind 

hauptsächlich der fehlenden Betrachtung von Emissionen aus Importstrom und der größeren 

Stromerzeugungsmenge aus Kohlekraftwerken statt Gaskraftwerken zuzuschreiben.  

Die stündlichen Emissionsfaktoren der Stromerzeugung von Jochem et al. (2015) werden an-

hand von 3 Typtagen je Jahreszeit aus einem Energiesystemmodell erzeugt. Hier werden eben-

falls keine Effekte aus dem Stromhandel berücksichtigt und kraftwerksklassenspezifische 

Emissionsfaktoren verwendet. Die Werte des AEF von Jochem et al. sind im Jahr 2020 mit 

380 gCO2-Äq/kWhel gleich wie die des KS-Szenarios dieser Forschungsarbeit. Bis 2030 sinkt der 

Wert von Jochem et al. jedoch ein wenig stärker auf 290 gCO2-Äq/kWhel ab. Der Anteil der EE 

an der Stromerzeugung im Jahr 2030 im Szenario von Jochem et al. (2015) beträgt 60 %. 

Methodisch sind am ehesten die AEF von Böing und Regett (2019) mit denen dieser For-

schungsarbeit vergleichbar. Die niedrigeren Werte des AEF sind auf einen schnelleren Ausbau 

der Windenergie, einen geringeren Ausbau der Photovoltaik und eine ähnliche Entwicklung 

der installierten Gaskraftwerke im verwendeten Szenario zurückzuführen. Nur im Jahr 2050 

sinkt der AEF des KS-Szenarios dieser Forschungsarbeit noch stärker auf 29 gCO2-Äq/kWhel ab. 

Böing und Regett (2019) ordnen alle entstehenden Emissionen der Stromerzeugung direkt dem 
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gleichzeitigen Stromverbrauch zu. Der Emissionsfaktor des ausgespeicherten Stroms ent-

spricht hier der gleichzeitig reduzierten Erzeugungskapazität. Für die Bestimmung der Emis-

sionen des Stromhandels wurden im Wesentlichen die gleichen Methoden verwendet. Der 

Hauptunterschied ist der, dass in dieser Forschungsarbeit der Emissionsfaktor der Importländer 

als exogener Modellparameter auf einer europäischen Ebene aggregiert wird.  

Tabelle 4-5: Vergleich der Jahresdurchschnittswerte des AEF mit denen anderer Veröffentlichungen, 
die prospektive Emissionsfaktoren für Deutschland berechnen.  

  Jahresdurchschnittswert in gCO2-Äq/kWhel 

Veröffentlichung Szenario 2020 2030 2040 2050 

Vorliegende Forschungsarbeit 
BAU 420 358 194 182 

KS 380 301 170 29 

Böing und Regett (2019) Trend 357 238 97 75 

Jochem et al. (2015)1 − 380 290 − − 

Maennel und Kim (2018)1,2 
Referenz 460 460 − − 

Ziel 400 360 − − 
1 Emissionsfaktoren der Stromerzeugung. 
2 Jährlicher Durchschnittswert, keine stündlichen Werte. 

Quelle: aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen (2021) 

 

4.4 Methodische Weiterentwicklung des marginalen Emissionsfaktors 

Das Ziel der Weiterentwicklung des MEF ist es, den Einfluss erneuerbarer Energien im zu-

künftigen deutschen Strommarkt auf den MEF zu berücksichtigen und es zu ermöglichen, dass 

der MEF zur adäquaten Bewertung von Sektorkopplungstechnologien eingesetzt werden kann. 

Zum einen bedeutet dies, dass Effekte von EE wie Überschussstrom mit Curtailment und sehr 

geringe Anteile steuerbarer Stromerzeugung im MEF abgebildet werden müssen. Und zum 

anderen, dass plausible stündliche Werte entwickelt werden müssen – zur Einsatzsteuerung 

von Flexibilitätsoptionen, hybriden Technologien oder der Bewertung von nicht kontinuier lich 

eingesetzten Elektrifizierungsmaßnahmen. Im ersten Teil dieses Unterkapitels werden die Wei-

terentwicklung und das Berechnungsmodell des MEF beschrieben, gefolgt von der Analyse 

der Ergebnisse und einer Sensitivitätsanalyse der entwickelten Parameter. 

4.4.1 Berechnungsmodell 

Der entwickelte MEF wird aus mehreren bedingten Rechenvorschriften gebildet und in diesem 

Abschnitt schrittweise erklärt. Der von Braeuer et al. (2020) verwendete stündliche Emissions-

faktor, bezeichnet als marginale Reaktion des Erzeugungssystems (engl. marginal system 

response, MSR), bildet die Reaktion der Summe aller CO2-Emissionen der Stromerzeugung 
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zur Veränderung der Residuallast jeweils zwei aufeinanderfolgender Stunden, abgeleitet aus 

historischen Daten des Jahres 2017, ab. Der MSR-Faktor von Braeuer et al. (2020) wird im 

Anhang in Formel B-1 gezeigt. Angelehnt an den MSR-Faktor wird zunächst der stündliche 

Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑑,𝑡  der steuerbaren Kraftwerksgruppen 𝑑 als Basis der Weiterentwicklung 

eingeführt. Dieser ist in Formel 4-6 in Zeile 1 als 𝜏 dargestellt. Die Gründe für diese Auswahl 

der Basis sind die stündliche Auflösung und die abgeleitete Berechnungsart des MEF mit der 

grundlegenden Methode der linearen Regression, die in zahlreichen wissenschaftlichen Veröf-

fentlichungen angewandt wird (siehe Hawkes (2010), Siler-Evans et al. (2012) oder weitere im 

Abschnitt 3.1.5).  

Die Kraftwerksgruppen werden im folgenden Aufzählungspunkt (1) hergeleitet und der jähr-

lich gemittelte 𝐷𝐹𝑑,𝑡  für 𝜏 < 0 gCO2-Äq/kWhel wird im Aufzählungspunkt (2) erläutert.  

 

 
𝐷𝐹𝑑,𝑡 =

{
 
 

 
 𝜏 =

𝐸𝑚𝑑,𝑡+1 −𝐸𝑚𝑑,𝑡

𝐸𝑑,𝑡+1
𝑁𝑆𝐸 − 𝐸𝑑,𝑡

𝑁𝑆𝐸 ,                      𝑓ü𝑟 𝜏 ≥ 0

 
∑ (𝐸𝑚𝑑,𝑡+1 − 𝐸𝑚𝑑,𝑡)
8760
𝑡=1

∑ (𝐸𝑑,𝑡+1
𝑁𝑆𝐸 −𝐸𝑑,𝑡

𝑁𝑆𝐸)8760
𝑡=1

,                𝑠𝑜𝑛𝑠𝑡         

, ∀ 𝑑 ∈ 𝐷, 𝑡 ∈ 𝑇  

4-6 

𝐷𝐹𝑑,𝑡 Differenzfaktor einer steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝑚𝑑,𝑡 Emissionen einer steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝑑 [gCO2-Äq] 

𝐸𝑑,𝑡
𝑁𝑆𝐸 Nettostromerzeugung der steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 [kWhel] 

𝜏 Ergebnisvariable des ersten Falls für eine bedingte Anweisung [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐷 Menge der steuerbaren Kraftwerksgruppen 
 

Im Folgenden wird die Weiterentwicklung der Methodik zur Entwicklung von stündlichen, 

prospektiven marginalen Emissionsfaktoren bezüglich 

(1) der Steuerbarkeit (engl. dispatchability) der Kraftwerke,  

(2) des Nicht-negativ-Werdens des Emissionsfaktors, 

(3) der zu geringen Änderungsraten und 

(4) der Berücksichtigung von Überschussstrom bzw. Curtailment 

analysiert und das Berechnungsmodell erklärt. Anschließend wird ein kombinierter MEF aus 

den beschriebenen Weiterentwicklungen und Berechnungsvorschriften entwickelt. 

(1) Steuerbarkeit der Kraftwerke 

Als steuerbare Kraftwerke werden diejenigen angesehen, die im Strommarkt aktiv auf eine 

Nachfrageänderung reagieren können. Garcia und Freire (2016) zählen EE nur dann als mar-
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ginale Erzeugungskapazität, wenn der erneuerbare Strom als Folge von Einspeisemanagement-

maßnahmen (Curtailment) abgeregelt wird. Diese Situation wird in Aufzählungspunkt (4) er-

läutert. Nach Böing und Regett (2019) oder auch Braeuer et al. (2020) werden die erneuerbaren 

Energien aufgrund ihres Einspeisevorrangs und ihrer starken Abhängigkeit von Witterung und 

Wetter nicht als steuerbar angesehen. 

Strom aus Speichereinrichtungen wird auf einer stündlichen Basis nicht als steuerbare Erzeu-

gungskapazität angesehen, auch wenn ein möglicher Einfluss auf den MEF besteht. Zwar wird 

Strom aus Speichern auch für den Spitzenlastausgleich verwendet, jedoch ist nur eine begrenzte 

Menge an gespeicherter elektrischer Energie verfügbar. Ein mittlerer jährlicher Speicherfaktor, 

wie er beim AEF eingeführt wird, führt bei der stündlichen Betrachtung des MEF, welcher 

einen kausalen Zusammenhang zwischen Nachfrageänderung und THG-Emissionen impli-

ziert, nur zu einer scheinbaren Genauigkeit (Garcia und Freire 2016). Durch die modellbe-

dingte ausschließliche Betrachtung von Handelssalden können Import und Export nicht gleich-

zeitig betrachtet werden. Nach Pareschi et al. (2017) ist der Einfluss der Stromaustauschmen-

gen auf den MEF bei einem Stromerzeugungssystem der Größe von Deutschland vernachläs-

sigbar. Weiterhin sind keine prospektiven MEF der exportierenden Länder nach Deutschland 

bekannt. Die MEF sind weder in stündlicher Auflösung noch in vergleichbaren Szenarien ana-

lysiert. Daher wird der MEF in dieser Forschungsarbeit anhand der Nettostromerzeugung be-

stimmt und Strommengen aus grenzüberschreitendem Import oder Export werden in der Be-

rechnung des MEF nicht berücksichtigt. 

Biogasanlagen sowie Kernkraftwerke sind typischerweise Grundlastkraftwerke. Trotzdem sind 

sie prinzipiell steuerbare Erzeugungsanlagen. Weiterhin zählen dazu alle thermischen Kraft-

werke mit einer Verbrennung von fossilen Energieträgern oder Abfallstoffen (Braeuer et al.  

2020). Schwellfähige Laufwasserkraftwerke sind prinzipiell auch steuerbare Stromerzeu-

gungseinheiten. Sie werden jedoch stark vom Wetter und der Schifffahrt beeinflusst und kön-

nen somit nicht beliebig auf kurzfristige Nachfrageänderungen reagieren (Konstantin 2017, S. 

181). Hecker et al. (2015) stufen Laufwasserkraftwerke als unflexibel ein.  

Nach Lauer et al. (2017) könnte beispielsweise der Rückgang der weniger flexiblen fossilen 

Überkapazitäten ein Grund für eine zukünftig erhöhte Preisvolatilität der Großhandelspreise 

für Strom sein. Dadurch und durch die dringend benötigten emissionsarmen Kraftwerke zur 

Erbringung der Residuallast ist es durchaus denkbar, dass die Biogas-Grundlastkraftwerke 

künftig als flexible Kraftwerke ökonomisch am Strommarkt agieren werden (Thrän et al.  

2015). Weiterhin ist die Einsatzstrategie der Bioenergieanlagen von zukünftigen Entwicklun-

gen der EEG-Regelungen abhängig. Diese mögliche zukünftige Entwicklung wird in der Be-

rechnung des MEF bereits berücksichtigt. Die Auswahl der steuerbaren Kraftwerke ist im 
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Emissionsmodell beliebig anpassbar. In der folgenden Tabelle 4-6 sind die steuerbaren Kraft-

werksgruppen zur Berechnung des MEF aufgezählt. Es gilt die Annahme, dass die brenn-

stoffspezifischen THG-Emissionen innerhalb einer energieträgerspezifischen Kraftwerks-

gruppe immer gleich sind. Es werden auch unterschiedlich effiziente Kraftwerksarten nach 

Energieträgern gruppiert. Die unterschiedliche Effizienz wurde bereits im Optimierungsmode ll 

berücksichtigt, um den Brennstoffverbrauch und die erzeugte elektrische Energie der Kraft-

werksgruppen zu berechnen (das Ergebnis wird auf der Aggregationsebene 1 zusammenge-

fasst). Eine weitere disaggregation der Kraftwerksgruppen ist für die Berechnung des MEF 

nicht notwendig, da immer alle einzelnen energieträgerspezifischen Kraftwerke zu der korres-

pondierenden Kraftwerksgruppe zählen. 

Tabelle 4-6: Steuerbare Kraftwerksgruppen nach Energieträgern, die in dieser Forschungsarbeit für 
die Berechnung der marginalen Emissionsfaktoren ausgewählt werden. 

Steuerbare Kraftwerksgruppen nach 

Energieträgern 

Erdgas 

Steinkohle 

Braunkohle 

Sonstige Brennstoffe 

Öl (leicht und schwer) 

Kernenergie 

Bioenergie 

(2) Nicht-negativ-Werden des Emissionsfaktors  

Bei der Bildung eines Differenzfaktors können durch eine erhöhte Stromerzeugung auch Emis-

sionen verringert werden. Diese gegensätzliche Entwicklung ist zunächst kontraintuitiv und 

lässt negative Werte entstehen. Bei der empirischen Methode werden Wärmeauskopplungen 

aus KWK-Anlagen nicht ausreichend genau abgebildet und An- und Abfahrprozesse der ther-

mischen Kraftwerke führen zu einer Entkopplung des Zusammenhangs von Emissionen und 

Stromerzeugung (Braeuer et al. 2020).94 Bei der Differenzsimulation in Böing und Regett 

(2019) entstehen die negativen Werte durch den Vergleich von zwei unterschiedlichen Ener-

giesystemen und resultieren somit aus der Ungenauigkeit der Methode (siehe Abschnitt 3.1.5). 

Wenn die Methode aus Braeuer et al. (2020) mit den Daten aus dem hier verwendeten Strom-

marktmodell angewandt wird, können für manche Stunden auch negative marginale Emissi-

onsfaktoren entstehen. Dies liegt an der Aggregationsebene der betrachteten Kraftwerke (siehe 

                                              

94 Siehe Abschnitt 4.2.3 (Punkt „Teillast- und Anfahrprozesse“). 
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Abbildung 4-5). Wenn mehrere Kraftwerke mit unterschiedlicher Emissionsintensität zusam-

mengefasst werden, kann ebenso ein negativer Differenzfaktor (DF) entstehen.  

 

  

Vereinfachtes Beispiel: Kraftwerk A (Kohlekraftwerk, spezifischer Emissionsfaktor 

1000 gCO2-Äq/kWhel) und Kraftwerk B (Erdgas-KWK, spezifischer Emissionsfaktor 

400 gCO2-Äq/kWhel) bilden gemeinsam die steuerbaren Erzeugungseinheiten im Strom-

marktmodell ab. Durch Kraftwerk A werden von Stunde 𝑡 auf 𝑡 + 1 10 MWh weniger 

elektrische Energie erzeugt und dadurch 10 tCO2-Äq weniger THG emittiert. In derselben 

Zeit erhöht Kraftwerk B seine Stromerzeugung um 15 MWh und emittiert durch die Ver-

brennung von Erdgas zusätzliche 6 tCO2-Äq. Auf der Aggregationsebene der steuerbaren 

Kraftwerke wird somit durch die erhöhte Stromerzeugung um 5 MWh (netto) eine Menge 

von 4 tCO2-Äq weniger emittiert und es bildet sich ein DF von −800 gCO2-Äq/kWhel (siehe 

Beispielrechnung ohne Betragsstriche in Gleichung 4-7). Dies ist die Änderungsrate des 

Wechsels eines Kohlekraftwerks auf ein Gaskraftwerk, beeinflusst durch die modellendo-

genen Entscheidungen im Optimierungsmodell.  

Der marginale Emissionsfaktor bestimmt die Emissionen einer möglichen Nachfrageände-

rung in der betrachteten Stunde. Bei einer implizierten Nachfrageerhöhung um 1 MWh, 

also einer Steigerung der Stromerzeugung um 6 MWh (5 MWh ist die existierende Steige-

rung der Stromerzeugung (netto) im Beispiel und 1 MWh die weitere implizierte Nachfra-

geerhöhung), müssen die beiden im Beispiel betrachteten steuerbaren Kraftwerke auf diese 

Nachfrageänderung zusätzlich reagieren. Hier könnte es sein, dass Kraftwerk A seine 

Stromerzeugung nur um 9 statt 10 MWh reduziert oder Kraftwerk B die Stromerzeugung 

um 16 statt nur um 15 MWh in der betrachteten Stunde erhöht. Daraus folgt, dass entweder 

ein DF von 1000 (A) oder ein DF von 400 (B) gCO2-Äq/kWhel der zusätzlichen Nachfrage 

von 1 MWh angerechnet werden kann. Hier wird der DF so gebildet, dass jede Kraftwerks-

gruppe anteilig an der gesamten absoluten Änderung der steuerbaren Stromerzeugung mit 

der entsprechenden Emissionsintensität berücksichtigt wird, womit ein DF von 

640 gCO2-Äq/kWhel für die Stunde 𝑡 berechnet wird. In der folgenden vereinfachten Beispiel-

rechnung wird die absolute Änderung der Stromerzeugung und so die exemplarische Be-

rechnung des DF gezeigt: 

 

 640
𝑔CO2-Äq

𝑘𝑊ℎ𝑒𝑙
=

|−10𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙 | ⋅ 1000
𝑔CO2-Äq
𝑘𝑊ℎ𝑒𝑙

+ |15𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙 | ⋅ 400
𝑔CO2-Äq
𝑘𝑊ℎ𝑒𝑙

|−10𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙 | + |15𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙 |
 

4-7 
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Das gleiche Problem kann auch innerhalb einer Kraftwerksgruppe, also verschiedener Kohle-

kraftwerke mit gegensätzlichen Änderungen der Stromerzeugung und eventuell auch unter-

schiedlichen Effizienzen, auftreten. Hier ist die unterschiedliche Emissionsintensität der Kraft-

werke auf der Aggregationsebene 2 jedoch nicht so ausgeprägt wie bei den verschiedenen 

Kraftwerksgruppen. Findet innerhalb der Kraftwerksgruppe Erdgas eine Änderung der Strom-

erzeugung vom Gasturbinenkraftwerk zum hocheffizienten GuD-Kraftwerk statt, kann dieser 

Effekt theoretisch auch ausgeprägter auftreten. Die Aggregationsebene 2 kann nicht weiter dis-

aggregiert werden, um die gleiche Berechnungslogik wie bei den steuerbaren Kraftwerksgrup-

pen anzuwenden. Daher werden hier die sehr selten auftretenden negativen DF-Werte durch 

jährliche gemittelte spezifische DF der jeweiligen Kraftwerksgruppe ersetzt (siehe Formel 4-6 

Zeile 2). Im Szenario BAU tritt dieser Fall, mit weniger als 1 % der Stunden im Jahr, bei der 

Kraftwerksgruppe Erdgas am häufigsten auf. Im Szenario KS tritt dieser Fall am häufigsten bei 

den Kraftwerksgruppen Biomasse, Steinkohle, sonstige Brennstoffe und Öl auf – mit einem 

Maximalwert von weniger als 7 % der Stunden im Jahr 2035 bei der Biomasse. Der stark über-

wiegende Anteil des 𝐷𝐹𝑑,𝑡  kann also durch den spezifischen stündlichen Berechnungsfall (𝜏) 

bestimmt werden (siehe Formel 4-6 Zeile 1).  

Gewichtung 

In Formel 4-8 wird der Quotient aus der absoluten Änderungsrate der Stromerzeugung aus der 

jeweils spezifischen steuerbaren Kraftwerksgruppe ∆𝐸𝑎𝑏𝑠,𝑑,𝑡  und der Summe der Änderungs-

raten aller steuerbaren Kraftwerksgruppen gebildet und mit dem spezifischen 𝐷𝐹𝑑,𝑡  multipli-

ziert. Dadurch erhält man den positiven gewichteten Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑑,𝑡
𝐺𝑒𝑤 einer steuerbaren 

Kraftwerksgruppe anhand des Anteils der absoluten Änderungsrate der Stromerzeugung dieser 

Gruppe. Die Gewichtung der Emissionsintensität wird demnach nicht frei festgelegt, sondern 

durch den berechneten Anteil ermittelt.  

 

 
𝐷𝐹𝑑,𝑡

𝐺𝑒𝑤 = 𝐷𝐹𝑑,𝑡 ⋅
∆𝐸𝑎𝑏𝑠 ,𝑑,𝑡
∑ ∆𝐸𝑎𝑏𝑠,𝑑,𝑡𝑑

, ∀ 𝑑 ∈ 𝐷, 𝑡 ∈ 𝑇 
4-8 

𝐷𝐹𝑑 ,𝑡
𝐺𝑒𝑤 Gewichteter Differenzfaktor der steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 

[gCO2-Äq/kWhel] 

∆𝐸𝑎𝑏𝑠,𝑑,𝑡 Absolute Änderung der eingespeisten elektrischen Energie der steuerbaren Kraft-

werksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 [kWhel] 

𝐷𝐹𝑑,𝑡 Differenzfaktor einer steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐷 Menge der steuerbaren Kraftwerksgruppen 
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Alle gewichteten Differenzfaktoren der steuerbaren Kraftwerksgruppe 𝐷𝐹𝑑,𝑡
𝐺𝑒𝑤 werden aufsum-

miert und es kann somit der Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 der gesamten steuerbaren Stromerzeugung 

bestimmt werden (siehe Formel 4-9). Dieser ist dadurch nach dem Anteil der geänderten er-

zeugten Strommenge einer Kraftwerksgruppe zur jeweiligen Stunde gewichtet.  

 

 
𝐷𝐹𝑡

𝐺𝑒𝑤 =∑ 𝐷𝐹𝑑 ,𝑡
𝐺𝑒𝑤

𝑑
, ∀ 𝑑 ∈ 𝐷, 𝑡 ∈ 𝑇 

4-9 

𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 Gewichteter Differenzfaktor der steuerbaren Stromerzeugung der Stunde 𝑡 

[gCO2-Äq/kWhel] 

 

(3) Zu geringe Änderungsraten 

Wenn die absolute steuerbare Stromerzeugung sich in zwei aufeinanderfolgenden Stunden 

nicht ändert, kann auch kein Differenzfaktor bestimmt werden. In dem seltenen Fall, dass bei 

den Erzeugungseinheiten in einer Kraftwerksgruppe nur eine sehr geringe Änderung der 

Stromerzeugung auftritt und beispielsweise gleichzeitig ein An- oder Abfahrprozess eines 

Kraftwerks stattfindet, wird eine signifikante Änderungsrate beim Brennstoffverbrauch durch 

eine sehr geringe Änderungsrate bei der Stromerzeugung geteilt (in An- und Abfahrprozessen 

wird bereits Brennstoff verbrannt, jedoch noch nicht oder nicht mehr in das Stromnetz einge-

speist). Hat die Änderung der Stromerzeugung also ein sehr geringes Ausmaß, können sehr 

hohe Extremwerte des 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 auftreten. Durch die Implementierung einer Bedingung, in Form 

einer Änderungsrate der Stromerzeugung von mindestens 20 MWh der gesamten steuerbaren 

Stromerzeugung, kann diese Extremwertbildung des Emissionsfaktors im Modell bereits ver-

hindert werden. Die maximale in einer Stunde auftretende Änderungsrate (t zu t+1) der gesam-

ten steuerbaren Stromerzeugungseinheiten in den Szenarien schwankt zwischen 9300 MWh im 

Jahr 2015 und 26 000 MWh im Jahr 2050 (jeweils im BAU-Szenario). 

Bei sehr geringen absoluten Änderungsraten von weniger als 20 MWh wird daher ein durch-

schnittlicher Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 der aktuellen Stunde eines Stützjahres gebildet. Der ge-

wichtete Differenzfaktor wird in 24 Klassen für jede Stunde des Tages eingeteilt. Jede Klasse 

berechnet sich somit aus dem Mittelwert der 365 Tageswerte für je eine Stunde. Dadurch erhält 

man den in Abbildung 4-10 dargestellten durchschnittlichen, tageszeitspezifischen Differenz-

faktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤. Diese Vorverarbeitungstechnik der allgemeinen Datenanalyse wird im Kontext 

der Methode der Bildung von MEF unter anderem von Hawkes (2010) angewandt. Mithilfe 

der Klassifizierung wird ein plausibler diskreter Wert (engl. discrete binning) meist für fehllei-

tende, fehlerhafte oder unnötig viele Datenpunkte berechnet. 
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Abbildung 4-10: Durchschnittlicher stündlicher Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 in 24 Klassen. 

Der durchschnittliche Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 sinkt im BAU-Szenario bis zum Jahr 2030 auf 

etwa 500 gCO2-Äq/kWhel und bleibt auf einem ähnlichen Niveau bis zum Jahr 2050 bestehen. Im 

KS-Szenario ist eine kontinuierliche Absenkung der 24 gemittelten Stundenwerte (Klassen) zu 

erkennen. Im BAU-Szenario ist der Anteil der Gaskraftwerke an der steuerbaren Stromerzeu-

gung dominant, während er im KS-Szenario geringer wird und somit auch emissionsfreie Bio-

energie mit einem Differenzfaktor von 0 gCO2-Äq/kWhel stärkere Bedeutung erlangt. Das erklärt 

den stagnierenden durchschnittlichen Differenzfaktor im BAU-Szenario ab 2030.  

(4) Berücksichtigung von Überschussstrom 

Ein Optimierungsergebnis des Strommarktmodells sind die abgeregelten Strommengen aus 

EE, die nicht kostenoptimal in den Strommarkt integriert werden konnten. Das bedeutet, dass 

nach der Nutzung von Stromspeichern und einer Anpassung der konventionellen Stromerzeu-

gung, unter der Einhaltung von Vorgaben zur Bereitstellung von Regelleistung, eine Abrege-

lung der betroffenen EE stattfindet. Diese Strommengen gelten nach der Definition in Unter-

kapitel 2.2 als Überschussstrom. Dieser könnte durch flexible Sektorkopplungstechnologien 

genutzt, in den Strommarkt integriert und somit eine Abregelung vermieden werden. Durch 

diese Nutzung entstünden keine zusätzlichen THG-Emissionen, was mit der Bewertungsme-

thode des MEF berücksichtigt werden soll.  
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Eine Nachfrageerhöhung zeitgleich zum Auftreten von Überschussstrom aus EE wird als emis-

sionsfrei betrachtet. Dadurch wird der Emissionsfaktor für abgeregelten Überschussstrom 

(Curtailment) 𝐸𝐹𝐶  mit 0 gCO2-Äq/kWhel festgelegt. Denn durch den Einspeisevorrang und die 

geringen Grenzkosten von EE sowie die zu vermeidenden Kosten von Einspeisemanagement 

werden die erneuerbaren Überschussmengen, wenn möglich, auch genutzt.  

Aus dem Optimierungsergebnis werden die einzelnen erneuerbaren Mengen an abgeregeltem 

Überschussstrom auf der Aggregationsebene 1 (Kraftwerksgruppen, siehe Abbildung 4-5) zu 

einer Gesamtmenge zusammengefasst. Da in E2M2 die Annahme besteht, dass innerhalb 

Deutschlands keine Übertragungsbeschränkungen existieren, ist jegliche Menge an Über-

schussstrom die Konsequenz aus der ökonomischen Optimierungsaufgabe im bestehenden 

Kraftwerkspark. Daher wird angenommen, dass ab einer Strommenge von mehr als 100 MWh 

abgeregeltem erneuerbaren Überschussstrom in der betreffenden Stunde nicht nur lokales, 

netzbedingtes Curtailment stattfindet, sondern in der gesamten Region Deutschland ausrei-

chend Überschussstrom vorhanden ist, um eine implizierte Nachfrageänderung zu bedienen. 

In Abbildung 4-11 sind die stündliche Menge an Überschussstrom 𝐸𝐶,𝑡 und das generelle Auf-

treten von Überschussstrom in den Szenarien in geordneten Jahresdauerlinien mit einer loga-

rithmischen Skala dargestellt. Im Szenario BAU kommen bis zum Jahr 2025 und im Szenario 

KS bis zum Jahr 2020 keine nennenswerten Überschussstrommengen von mehr als 50 MWh 

in einer Stunde vor. Wenn Überschussstrom auftritt, dann werden die Mengen sehr schnell sehr 

hoch (> 1000 MWh). Das ist an der logarithmischen Skala und dem extremen Anstieg der 

Werte zwischen 100 und 1000 MWh erkennbar. Eine weitere Absenkung der Curtailment-

Schwelle von 100 auf 50 MWh würde die Anzahl von Stunden mit nicht netzbedingtem Über-

schussstrom um maximal 164 im Jahr 2030 im BAU-Szenario erhöhen. 
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Abbildung 4-11: Geordnete Jahresdauerlinien des Auftretens von Überschussstrom in den beiden 

Szenarien. Überschussstrom von weniger als 100 MWh wird nicht dargestellt (2020 
und bei BAU auch 2025).  

Kombination der Weiterentwicklungen: Berechnung des marginalen Emissionsfaktors 

Für die Berechnung des MEF wird zuerst die Stromerzeugung in der betreffenden Stunde ana-

lysiert und anhand dieses Ergebnisses aus den drei spezifischen Emissionsfaktoren 

 𝐸𝐹𝐶  für Überschussstrom (und das folgende Curtailment), 

 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 für die Differenz aus der steuerbaren Stromerzeugung mit dem gewichteten Dif-

ferenzfaktor und  

 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 (durchschnittlicher Differenzfaktor) 

gebildet. In Abbildung 4-12 ist ein Ablaufschema und in Abbildung 4-13 ein Programmablauf-

plan der Einspeise- oder Stromerzeugungsanalyse und der daraus resultierenden Bildung des 

MEF gezeigt. Ist zur Stunde 𝑡 die Menge an Überschussstrom größer als die definierte Cur-

tailment-Schwelle, so wird der 𝐸𝐹𝐶  gewählt. Ist das nicht der Fall, wird die absolute Einspei-

seänderung der steuerbaren Erzeugungseinheiten betrachtet. Wird hier die absolute Änderungs-

rate von 20 MWh überschritten, wird der 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 gewählt (siehe Formel 4-8 und 4-9). Es ist 

möglich, dass die summierten Änderungsraten aller steuerbaren Erzeugungseinheiten ∆𝐸𝑑,𝑡 

durch einen gegensätzlichen Wechsel der jeweiligen Stromerzeugung 0 MWh beträgt. Sollte 

jedoch die Summe der absoluten Änderungsraten der steuerbaren Erzeugungseinheiten gerin-

ger als die Schwelle (20 MWh) sein, wird der durchschnittliche Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 für die 

jeweilige Stunde des Tages ausgewählt.  
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Abbildung 4-12: Erklärung der Bedingungen zur Bildung des MEF. Die bedingten Rechenanweisun-

gen aus Gleichung 4-10 sind nummeriert von links nach rechts dargestellt. 

Im Emissionsmodell werden die Bedingungen aus Formel 4-10 umgesetzt. 

 

 
𝑀𝐸𝐹𝑡 =

{
 
 

 
 
 𝐸𝐹𝐶 ,     𝑓𝑎𝑙𝑙𝑠 𝐸𝐶,𝑡 ≥ 100 𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙

𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 ,               𝑓𝑎𝑙𝑙𝑠 ∑ ∆𝐸𝑎𝑏𝑠 ,𝑑,𝑡 ≥ 20 𝑀𝑊ℎ𝑒𝑙

𝑑

𝐷𝐹𝑡,𝑏
𝐺𝑒𝑤 ,         𝑠𝑜𝑛𝑠𝑡                                             

, ∀ 𝑑 ∈ 𝐷, 𝑡 ∈ 𝑇 

4-10 

𝑀𝐸𝐹𝑡 Marginaler Emissionsfaktor der Stunde 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝐹𝐶  Emissionsfaktor für Überschussstrom [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 Gewichteter Differenzfaktor aller steuerbaren Erzeugungseinheiten der Stunde 𝑡 

[gCO2-Äq/kWhel] 

𝐷𝐹𝑡 ,𝑏
𝐺𝑒𝑤 Durchschnittlicher Differenzfaktor aller steuerbaren Erzeugungseinheiten der je-

weiligen Klassifizierung 𝑏 der korrespondierenden Stunde 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝐸𝐶,𝑡 Abgeregelte elektrische Energie (Überschussstrom) zur Stunde 𝑡 [MWhel] 

∆𝐸𝑎𝑏𝑠,𝑑,𝑡 Absolute Änderung der eingespeisten elektrischen Energie der steuerbaren Kraft-

werksgruppe 𝑑 der Stunde 𝑡 [MWhel] 
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Abbildung 4-13: Programmablaufplan der in MATLAB durchgeführten Berechnungen für die Bil-

dung des MEF. Die Rechenschritte sind mit der jeweiligen Gleichung (Gl.) und der 

entsprechenden Zeile (Z) benannt. Datenimport, interne Schleifen und Datenexport 

werden nicht angezeigt. Der übergreifende Modellaufbau wird in Abbildung 4-1 be-

schrieben. 

In Abbildung 4-14 ist die Nettostromerzeugung in steuerbare und nicht steuerbare Erzeugung 

eingeteilt und zusammen mit dem durch Curtailment abgeregelten Überschussstrom sowie dem 

Nettostromverbrauch für 120 Stunden im Jahr 2030 im KS-Szenario abgebildet (unten). Im 

obersten Diagramm sind die drei einzelnen Bestandteile des resultierenden MEF farblich ge-

kennzeichnet. Der korrespondierende Verlauf des MEF ist im mittleren Diagramm abgebildet.  

     Programmablaufplan in MATLAB für die Berechnung des MEF

Durchschnittlicher 

Differenzfaktor
Gewichteter Differenzfaktor MEF

Start

DFd,t

Gl.4-6, Z1

τ   0

gCO2-Äq/kWhel

DFd,t

Gl.4-6, Z2

DFGew
d,t

Gl.4-8

DFGew
t

Gl.4-9

DFGew
t,b

Schluss

Start

EC,t   100 MWh

  d Eabs,d,t      

20 MWh

EFC

Gl.4-10, Z1

DFGew
t

Gl.4-10, Z2

DFGew
t,b

Gl.4-10, Z3

MEFt

Gl.4-10

Start

ja

nein

nein

ja

nein

ja

Schluss

Schluss

Durchschnitt 

bilden für 24 

Klassen. 
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Abbildung 4-14: Unten: Nettostromerzeugung im Szenario KS im Jahr 2030, Stunden 3384 bis 3504. 
Mitte: der korrespondierende Verlauf des MEF. Oben: die Zusammensetzung des 

MEF aus den einzelnen Kategorien und Berechnungsvorschriften. 

In zwei Zeiträumen ist die Menge an abgeregeltem Überschussstrom groß genug, dass der MEF 

konsequenterweise 0 gCO2-Äq/kWhel beträgt, obwohl gleichzeitig noch steuerbare Erzeugungs-

einheiten mit einer Leistung von etwa 5 GW ins Netz einspeisen (hellblau). In fünf kurzen 

Zeiträumen ist die absolute Änderung der Stromerzeugung der steuerbaren Erzeugungseinhei-

ten so gering, dass der durchschnittliche Differenzfaktor der jeweiligen Stunde verwendet wird 

(hellgrau). In den übrigen Stunden wird der gewichtete Differenzfaktor verwendet (dunkel-

grau). In den Stunden 14 und 15 sowie 28 bis 31 wird der MEF sehr gering. Dies wird durch 

einen sehr hohen Anteil (über 80 %) der Bioenergie an der absoluten Änderung der steuerbaren 

Stromerzeugung verursacht. Das andere Extrem ist ein sehr hoher MEF in den Stunden 99 bis 

101, in welchen Braunkohlekraftwerke mit über 80 % den Hauptanteil der Änderung der steu-

erbaren Stromerzeugung darstellen. 

Die Zusammensetzung des MEF im jeweiligen Stützjahr zeigt eine deutliche Veränderung von 

Jahr zu Jahr und auch Unterschiede zwischen den beiden Szenarien (siehe Abbildung 4-15). 

Die Häufigkeit des Emissionsfaktors für Überschussstrom steigt durch das vermehrte Auftreten 

von Überschussstrom mit dem Ausbau der EE ab den Jahren 2025 bzw. 2030 bis 2050 an, mit 

einem Maximalwert von 2807 Stunden im KS-Szenario und 717 Stunden im BAU-Szenario. 

Der gewichtete Differenzfaktor kann durch eine ausreichend hohe absolute Änderungsrate der 

Stromerzeugung in beiden Szenarien bis zum Jahr 2030 mit großer Mehrheit eingesetzt wer-

den. Ab dem Jahr 2035 sind diese Änderungsraten der steuerbaren Stromerzeugung jedoch 

meist zu gering und der durchschnittliche Differenzfaktor wird angewandt. Im BAU-Szenario 

ist dieser Trend durch einen geringeren Rückbau der steuerbaren Erzeugungseinheiten nicht so 

stark bemerkbar wie im KS-Szenario.  
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Abbildung 4-15: Jährliche Zusammensetzung des MEF in den beiden Szenarien BAU und KS mit 

den Anteilen des Emissionsfaktors für Überschussstrom 𝐸𝐹𝐶 , des gewichteten Dif-

ferenzfaktors 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 sowie des durchschnittlichen Differenzfaktors 𝐷𝐹𝑡,𝑏

𝐺𝑒𝑤. 

Einfluss des energieträgerspezifischen Life -Cycle-Assessment-Emissionsfaktors 

Die Berechnung des MEFLCA mit energieträgerspezifischen THG-Emissionsfaktoren inklusive 

der Vorketten von Brennstoffen sowie der Lebenszyklusemissionen von EE und Kernenergie 

kann mit einer Anpassung beim Emissionsfaktor für Überschussstrom ähnlich durchgeführt 

werden. Dafür werden zunächst die LCA-EFs aus Tabelle 4-2 für die entsprechende Primär-

energiequelle der Kraftwerksgruppe verwendet.  

Für den konstanten Emissionsfaktor für Überschussstrom 𝐸𝐹𝐶  wird der dynamische Emissi-

onsfaktor 𝐸𝐹𝐶,𝑡  nach der Methode des AEF für die zusammengesetzte Menge an Überschuss-

strom eingeführt. Somit entsteht eine geringe Menge an THG-Emissionen bei der Nutzung von 

erneuerbarem Überschussstrom. Die Ergebnisse für den geringfügig höheren durchschnittli-

chen Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏,𝐿𝐶𝐴
𝐺𝑒𝑤  und den 𝐸𝐹𝐶,𝑡,𝐿𝐶𝐴 sind im Anhang B in Abbildung B-5 bzw. 

Abbildung B-6 dargestellt.  

4.4.2 Analyse des marginalen Emissionsfaktors 

Die Werte des entwickelten MEF sind im Durchschnitt erwartungsgemäß höher als die des 

Strommix-Emissionsfaktors AEF. Der Median der Werte nimmt im BAU-Szenario bis in das 

Jahr 2030 noch ab, um dann auf einem stabilen Niveau von etwa 500 gCO2-Äq/kWhel zu bleiben.  

Der Anteil der Erdgaskraftwerke am Differenzfaktor nimmt stetig zu, sodass bis 2050 im Jah-

resdurchschnitt mehr als 95 % der signifikanten Änderungen der steuerbaren Stromerzeugung 

(absolute Änderungsrate größer als 20 MWh) von erdgasbetriebenen Kraftwerken erbracht 

werden. Im Jahr 2015 zählen zu den signifikanten Änderungen der steuerbaren Stromerzeu-
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gung noch sehr geringe Mengen an Kernenergie. In beiden Szenarien werden hier die Erzeu-

gungsänderungen hauptsächlich von Steinkohlekraftwerken erbracht. Zeitgleich mit dem Koh-

leausstieg werden auch die Anteile der Kohle an den Änderungsraten geringer. Auffällig ist 

jedoch der größere Anteil der Braunkohle im BAU-Szenario im Jahr 2020 und der merklich 

höhere Anteil der Gaskraftwerke an der signifikanten Änderung der steuerbaren Stromerzeu-

gung in den folgenden Jahren gegenüber dem KS-Szenario. Das führt dazu, dass der Median 

und Mittelwert des MEF in den Jahren 2025 bis 2040 im insgesamt emissionsärmeren KS-

Szenario höher sind als im BAU-Szenario. Die durchschnittlichen Anteile einer Kraftwerks-

gruppe am Differenzfaktor je Stützjahr sind in Abbildung 4-16 dargestellt.  

 

Abbildung 4-16: Durchschnittliche Anteile einer Kraftwerksgruppe am stündlichen Differenzfaktor 

𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 je Szenario und Stützjahr. 

Die in Abbildung 4-17 gezeigten Jahresdauerlinien des MEF zeigen, dass im BAU-Szenario 

ab dem Jahr 2030 und im KS-Szenario ab dem Jahr 2025 die Anzahl der MEF mit dem Wert 

0 gCO2-Äq/kWhel kontinuierlich mit dem Ausbau der EE und dem Auftreten von Überschuss-

strom ansteigt. Ein weiterer Effekt, der den MEF in den Jahren 2045 und 2050 im KS-Szenario 

verringert, ist der steigende Anteil der Bioenergie an signifikanten Änderungsraten der steuer-

baren Stromerzeugung (Differenzfaktor). Zwar wird in den zwei letzten Stützjahren sehr wenig 

Strom aus Bioenergie gewonnen, jedoch sinkt auch der Anteil der erdgasbetriebenen Kraft-

werke deutlich ab. Zudem ist die erzeugte Strommenge im Jahr kein Indikator für den Anteil 

der Änderungsraten der steuerbaren Erzeugungseinheiten. 
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Abbildung 4-17: Oben: Boxplot der marginalen Emissionsfaktoren (MEF) in den Szenarien BAU 

und KS. Die Länge der Whisker beträgt 𝑤 = 1,5; 𝑞3 +𝑤 ⋅ (𝑞3 −𝑞1) <
𝐴𝑢𝑠𝑟𝑒𝑖ß𝑒𝑟 < 𝑞1−𝑤 ⋅ (𝑞3− 𝑞1). Das entspricht einer Abdeckung der Werte von 
etwa 99,3 % bei einer Normalverteilung. Die waagrechte Linie in der Box zeigt den 

Median.  
Unten: die geordneten Jahresdauerlinien der Stützjahre im Vergleich. Der MEFLCA 

wird in Abbildung B-7 gezeigt. 

Die sich verändernde Zusammensetzung des MEF (siehe Abbildung 4-15) vom gewichteten 

Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡
𝐺𝑒𝑤 hin zum durchschnittlichen Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡 ,𝑏

𝐺𝑒𝑤 erklärt die sichtba-

ren diskreten Treppenstufen der Jahresdauerlinien in den späteren Jahren.95 Die Spanne der 

Werte für den MEF ist mit Werten zwischen 720 und 1200 gCO2-Äq/kWhel in beiden Szenarien 

und allen Stützjahren durchgehend hoch. Folglich unterschreitet der Maximalwert des MEF in 

keinem Stützjahr 720 gCO2-Äq/kWhel. Durch An- und Abfahrprozesse von Gaskraftwerken oder 

dem geringen Einsatz von Ölkraftwerken kommt es im Jahr 2050 auch ohne Kohlekraftwerke 

zu sehr wenigen Stunden mit relativ hohen MEF. In Tabelle 4-7 sind die jährlichen Durch-

schnittswerte des MEF für die normale Bewertung mit der Verbrennung von fossilen Energie-

trägern und die Bewertung mit energieträgerspezifischen Lebenszyklusemissionsfaktoren 

(LCA-EF) angegeben.  

                                              

95 Der durchschnittliche gewichtete Differenzfaktor besteht aus 24 diskreten Werten pro Jahr.  



 Entwicklung der Emissionsfaktoren 104 

 

 

Tabelle 4-7: Jährlicher Durchschnitt des MEF und die Standardabweichung in den beiden Sze-
narien BAU und KS. 

   Jährlicher Durchschnitt in gCO2-Äq/kWhel 

 Szenario Typ 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

MEF 

BAU 

Verbrennung 744 766 642 474 478 444 464 446 

Standardabweichung1 116 152 147 129 129 121 118 140 

LCA-EF 847 819 713 549 553 522 540 520 

Standardabweichung 129 135 130 136 136 132 133 158 

KS 

Verbrennung 747 747 645 516 521 449 374 194 

Standardabweichung 114 127 170 137 187 151 177 140 

LCA-EF 849 812 701 577 574 513 437 250 

Standardabweichung 128 118 165 140 185 161 195 163 

Anmerkung: Das Stützjahr 2015 wird zur Vollständigkeit angegeben. Leicht abweichende Werte im Jahr 
2015 entstehen bei der myopischen Optimierung durch die unterschiedlichen Bedingungen der Szena-

rien. 

1 Standardabweichung 𝑠 der Stichprobe. Die Stichprobe umfasst alle Stundenwerte des jeweiligen Jah-

res.  

 

In Abbildung 4-18 sind die stündlichen Werte des MEF in einem Streudiagramm mit der Net-

tostromerzeugung (Abszisse) und dem Anteil der EE an der Nettostromerzeugung (Ordinate) 

dargestellt – jeweils für das KS-Szenario. In den unteren Schaubildern ist die Verteilung der 

Werte im Jahr in einer Heatmap gezeigt. Im linken Abschnitt der Abbildung ist für das Jahr 

2020 zu sehen, dass die Nettostromerzeugung zwischen 40 und 110 GW schwankt. Höhere 

Anteile der EE an der Nettostromerzeugung werden eher zu Zeiten mit sehr hoher Nettostrom-

erzeugung erreicht. Der MEF nimmt meist Werte von über 600 gCO2-Äq/kWhel an. Tendenziell 

sind die geringeren MEF bei hoher Nettostromerzeugung und geringen Anteilen von EE zu 

verzeichnen. Das ist auch bei der Betrachtung der zeitlichen Verteilung im Jahr zu erkennen. 

Hier kommen die geringeren MEF in den Morgenstunden und am Abend vor. Zur Mittagszeit 

mit einer typischen hohen Einspeisung von EE, vor allem PV, ist die steuerbare Erzeugungs-

leistung tendenziell geringer und somit ist der Anteil der emissionsintensiveren Grundlastkraft-

werke – wie Braunkohlekraftwerke – am MEF größer. Hier sind mittlere bis hohe Werte des 

MEF zu erkennen. Die Höchstwerte sind über das Jahr und die Lastsituation sowie bei allen 

Anteilen von EE relativ gleichmäßig verteilt.  
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Abbildung 4-18: Oben: Zusammenhang des MEF mit dem Anteil der EE an der Nettostromerzeu-

gung und der gesamten gleichzeitigen Nettostromerzeugung als Streudiagramm. 
Unten: die zeitliche Verteilung der 8760 MEF-Werte im Verlauf des Jahres und 

Tages in Form einer Heatmap. Der MEF wird in einer farbigen Skala aufgezeigt. 

In der mittleren Darstellung für das Jahr 2030 sinkt die Nettostromerzeugung aufgrund des 

Importstroms etwas ab. Geringe Anteile von EE an der Nettostromerzeugung treten nur noch 

bei gleichzeitiger geringer Nettostromerzeugung auf. Zu Zeiten mit extrem hohen Anteilen von 

EE (> 85 %) sind MEF-Werte von 0 gCO2-Äq/kWhel zu sehen. Hier sind noch fossile Kraftwerke 

im Netz, welche bei einer Situation mit Curtailment ihre Leistung nicht herunterfahren können. 

Relativ hohe MEF treten bei EE-Anteilen an der Nettostromerzeugung von 50 bis 70 % auf. 

Eine Häufung der Werte in den verschiedenen Lastbereichen der Nettostromerzeugung ist nicht 

zu erkennen. Größere Anteile von EE verringern die steuerbare Erzeugung96 und somit meist 

auch den Einfluss der dominierenden Kraftwerksgruppe Erdgas bei den signifikanten Ände-

rungsraten der Stromerzeugung. Daher nähert sich bei geringen Anteilen von EE an der Net-

tostromerzeugung der Wert des MEF tendenziell dem spezifischen Emissionsfaktor der erd-

gasbetriebenen Kraftwerke. Bei der Verteilung der Werte innerhalb des Jahres ist zu sehen, 

dass die Situationen mit Überschussstrom vermehrt in den PV-Spitzen ab Mittag auftreten.  

Das lässt sich auch im Jahr 2040 deutlich erkennen. Die Werte des MEF sind auch hier über 

die gesamten Lastbereiche der Nettostromerzeugung verteilt. Eine Ausnahme sind Zeiten mit 

                                              

96 Zwar zählt die Bioenergie zu den EE und der steuerbaren Erzeugung, jedoch ist der Anteil im Vergleich zu 
der Einspeisung von Photovoltaik- und Windstrom erheblich geringer.  



 Entwicklung der Emissionsfaktoren 106 

 

 

extrem niedriger Nettostromerzeugung, in welchen viel Strom importiert wird und Strom aus 

Speicherkapazitäten zurück ins Stromnetz gespeist wird. Hier entspricht der MEF etwa dem 

Jahresdurchschnitt und spiegelt somit den Einfluss der erdgasbetriebenen Erzeugungseinhe iten 

wieder, welche im Jahr 2040 mit über 87 % den größten Anteil am stündlichen Differenzfaktor 

ausmachen. Die zeitliche Verteilung der Werte im Jahr zeigt, dass bei höherer Einspeisung von 

PV-Strom der MEF tendenziell geringer ist als in den dunklen Stunden des Tages. Das liegt 

daran, dass hier nicht nur erdgasbetriebene Erzeugungseinheiten, sondern auch die Bioenergie 

die Stromerzeugung reduziert, um die hohe Einspeisung der PV-Anlagen zu nutzen. 

In Abbildung 4-19 sind die stündlichen Werte der Zusammensetzung des MEF in einem Streu-

diagramm mit der steuerbaren Erzeugungsleistung (Abszisse) und dem Anteil der EE an der 

Nettostromerzeugung (Ordinate) dargestellt – jeweils für das KS-Szenario. In den unteren 

Schaubildern ist die Verteilung der Zusammensetzung des MEF im Jahr in einer Heatmap ge-

zeigt. Im Jahr 2020 fällt die steuerbare Stromerzeugung nicht unter 30 GW. Hier speisen noch 

geringere Mengen fluktuierender EE als in den späteren Jahren ein, in denen die Menge an 

steuerbarer Stromerzeugung zusätzlich durch den Kernenergie- und Kohleausstieg verringert 

wird. Durch die steigende Stromnachfrage steigt auch die maximale steuerbare Stromerzeu-

gungsleistung vom Jahr 2030 (maximal 40 GW) auf das Jahr 2040 (maximal 46 GW) an, ob-

wohl der Anteil der EE zunimmt. Bis in das Jahr 2050 sinkt der maximale Wert steuerbaren 

Stromerzeugung auf 15 GW ab. Die Versorgungssicherheit im Szenario KS wird durch einen 

starken Ausbau von Stromspeichern garantiert, die zur Bildung des MEF nicht berücksichtigt 

werden können. Je höher die steuerbare Stromerzeugung, desto geringer sind tendenziell die 

Anteile der EE an der Nettostromerzeugung. Der durchschnittliche Differenzfaktor wird hier 

hauptsächlich bei geringer steuerbarer Stromerzeugung verwendet.  
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Abbildung 4-19: Oben: Zusammenhang der Art des MEF mit dem Anteil der EE an der Nettostrom-
erzeugung und der gesamten gleichzeitigen Nettostromerzeugung als Streudia-

gramm.  

Unten: die zeitliche Verteilung der 8760 MEF-Werte aufgeteilt in die Zusammen-

setzung im Verlauf des Jahres und Tages in Form einer Heatmap. Der Art des MEF 
wird in einer farbigen Skala aufgezeigt. 

In den Jahren 2030 und 2040 ist zu sehen, dass der Emissionsfaktor für Überschussstrom er-

wartungsgemäß nur bei sehr geringer steuerbarer Stromerzeugung und somit nur bei sehr hohen 

Anteilen der EE an der Nettostromerzeugung auftritt. Der gewichtete Differenzfaktor kommt 

in allen Bereichen der steuerbaren Erzeugung und den korrespondierenden Anteilen der EE an 

der Nettostromerzeugung vor. Der durchschnittliche Differenzfaktor kommt hauptsächlich bei 

einer höheren steuerbaren Stromerzeugung vor. Die absoluten Änderungsraten der steuerbaren 

Stromerzeugung sind in diesen Zeiten oft zu gering, auch wenn große Mengen Strom einge-

speist werden. Die auftretende Nachfrageänderung wird hier durch fluktuierende EE, Speicher-

prozesse und Importstrom erbracht. 

Vergleich mit anderen Veröffentlichungen 

Tabelle 4-8 zeigt die ermittelten Jahresdurchschnittswerte des in dieser Forschungsarbeit be-

rechneten MEF und die der Veröffentlichungen von Böing und Regett (2019), Jochem et al.  

(2015) sowie Seckinger und Radgen (2021). Diese Autoren haben prospektive marginale Emis-

sionsfaktoren für Deutschland berechnet. Wie bereits in Unterkapitel 3.1 beschrieben, muss ein 
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Vergleich unterschiedlich hergeleiteter Emissionsfaktoren immer im Kontext des methodi-

schen Ansatzes und der getroffenen Annahmen betrachtet werden. Besonders bei der Berech-

nung von MEF wird deshalb die gewählte Berechnungsmethode angegeben.  

Tabelle 4-8: Vergleich der ermittelten Jahresdurchschnittswerte des MEF mit denen anderer Veröf-
fentlichungen, die prospektive Emissionsfaktoren für Deutschland berechnen. 

  
 Jahresdurchschnittswert in        

gCO2-Äq/kWhel 

Veröffentlichung Szenario Methode 2020 2030 2040 2050 

Vorliegende Forschungsarbeit 
BAU 

Kombiniert 
766 474 444 446 

KS 747 516 449 194 

Böing und Regett (2019) Trend Differenzsimulation 633 434 375 332 

Jochem et al. (2015)1 – Differenzsimulation – 550 – – 

Seckinger und Radgen (2021)1 
BAU 

Lineare Regression 
774 526 472 475 

KS 808 592 462 368 
1 Jährlicher Durchschnittswert, keine stündlichen Werte. 

 

Die MEF von Seckinger und Radgen (2021) sowie Jochem et al. (2015) sind nur als jährliche 

Durchschnittswerte berechnet und weisen zudem höhere Werte auf. Letztere berechnen indi-

rekte MEF, indem sie ein spezifisches Ladeprofil einer bestimmten Menge BEV zur existie-

renden Nachfrage addieren. Die Emissionsintensität des endogenen Zubaus an Kraftwerkska-

pazität in einem Strommarktmodell bestimmt hier den MEF. Daher ist dieser MEF nicht allge-

mein-, sondern nur für diesen Anwendungsfall, gültig. Basierend auf den gleichen Szenarien 

kann mit den Ergebnissen von Seckinger und Radgen (2021) der direkte Vergleich der beiden 

Methoden erfolgen. Zum einen sind die direkten MEF, berechnet mit der Methode der linearen 

Regression, in allen Stützjahren höher, mit einer Abweichung von maximal +11 % im Jahr 

2025 des BAU-Szenarios und +90 % im Jahr 2050 des KS-Szenarios. Zum anderen bildet der 

hier verglichene Jahresdurchschnittswert die durch die kombinierte Methode sichtbar gewor-

denen stündlichen Schwankungen nicht ab. 

Das in Böing und Regett (2019) verwendete explorative Szenario zur Bildung von direkten 

stündlichen MEF anhand einer Differenzsimulation wird eher für die Berechnung indirekter 

MEF empfohlen (Hauschild et al. 2018, S. 658). Bezüglich des Ausbaus der EE zur Stromer-

zeugung ist das dort verwendete Trendszenario am ehesten vergleichbar mit dem KS-Szenario. 

Durch den Vergleich zweier verschiedener Energiesysteme und das Problem von sehr geringen 

Änderungen der Stromerzeugung, speziell in Zeiten mit niedriger Nachfrage (Last), werden 

hier Extremwerte des MEF von bis zu ca. 16 000 gCO2-Äq/kWhel berechnet.97 Das Problem von 

                                              

97 Siehe Abschnitt 3.1.5. 
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negativen MEF in bis zu über 1000 Stunden im Jahr wird hier mit Extremwerten von bis zu 

−1500 gCO2-Äq/kWhel sichtbar (siehe Abschnitte 3.1.5 und 4.4.1). Deshalb kommen Böing und 

Regett (2019) zu dem Schluss, dass ihr MEF nicht für Untersuchungen von elektrischen An-

wendungen mit stündlichen Fluktuationen geeignet ist.  

4.4.3 Sensitivitätsanalyse  

Um den Einfluss der gewählten Parameter zur Berechnung des MEF zu bestimmen, wird eine 

Sensitivitätsanalyse durchgeführt. Ein maßgeblicher Einflussparameter auf alle Emissionsfak-

toren sind die zugrunde liegenden Szenarien und die Entwicklung der Stromerzeugung sowie 

die verschiedenen Inputparameter des Optimierungsmodells E2M2 und das damit verbundene 

normative Verhalten des Kraftwerksparks. Damit zwei unterschiedliche Ausbaupfade abgebil-

det werden können, sind die zwei Szenarien BAU und KS definiert worden (siehe Abschnitt 

4.2.2). Im Rahmen dieser Forschungsarbeit liegt der Fokus auf der methodischen Weiterent-

wicklung der Bildung von Strommix- und marginalen Emissionsfaktoren und somit ist der 

Kern der Sensitivitätsanalyse auch in diesem Bereich angesiedelt. 

Die Einflussparameter zur Bildung des AEF sind im Wesentlichen  

 die eingesetzten energieträgerspezifischen Emissionsfaktoren,  

 die Berücksichtigung von Handelsemissionen, 

 die Bildung des Stromspeicherfaktors und 

 die verwendete Bilanzierungsebene (Nettostromverbrauch oder Nettostromerzeugung).  

Hierbei handelt es sich aber nicht um annahmenbasierte Parameter, sondern vielmehr um eine 

Variation der etablierten Methoden, meist durch die Datenverfügbarkeit oder die Detailebene 

des Untersuchungsrahmens definiert. Somit wird eine Sensitivitätsanalyse nur bei der Bildung 

des MEF durchgeführt.  

Für die Berechnung des MEF sind neben den genannten Annahmen zu Szenarien und der Op-

timierungsaufgabe folgende Einflussgrößen für die Sensitivitätsanalyse definiert worden:  

 die Auswahl der steuerbaren Erzeugungseinheiten, 

 die Implementierung der Berücksichtigung von Überschussstrom  

sowie die gewählten Schwellen der Bedingungen für  

 den Emissionsfaktor für Überschussstrom (abgeregelte Menge Überschussstrom (Cur-

tailment) ≥ 100 MWh in der betrachteten Stunde) und 

 den gewichteten Differenzfaktor (absolute Änderung der Stromerzeugung der steuer-

baren Erzeugungseinheiten ≥ 20 MWh in der betrachteten Stunde). 
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Die ersten beiden Einflussfaktoren sind übergeordnete Variationen der Methode – die metho-

dischen Erweiterungen – und werden im folgenden Unterkapitel diskutiert. Somit werden für 

die Sensitivitätsanalyse die verschiedenen Schwellen für die Wahl des Emissionsfaktors aus 

Gleichung 4-10 untersucht. Dafür werden die beiden gewählten Parameter mit den in Tabelle 

4-9 gewählten Variationen jeweils im Emissionsmodell gerechnet und die abweichenden Er-

gebnisse in Abbildung 4-20 angegeben. Der hier gewählte Vergleichswert ist immer der Jah-

resdurchschnittswert des MEF. Die Parameter C100 und DF20 bilden die gewählten Standard-

werte bzw. den Normalfall.  

Tabelle 4-9: Parametervariation der gewählten Schwellen in Gleichung 4-10. 

Parameter Bedingung Parametervariation [MWhel] 

Schwelle für den Emissionsfaktor für 

Überschussstrom (C): 

Überschussstrom zur Stunde 𝑡 
𝐸𝐶,𝑡 ≥ 50 75 1001 125 150 500 1000  

Schwelle für den gewichteten Diffe-

renzfaktor (DF): 

absolute Änderung der Stromerzeu-
gung der steuerbaren Erzeugungsein-

heiten 

∆∑ 𝐸𝑎𝑏𝑠,𝑑,𝑡 ≥
𝑑

 0 201 40 60 80 100 200 500 

1 Gewählte Standardwerte; Vergleichsgrößen 

 

In Abbildung 4-20 sind die Abweichungen vom Jahresdurchschnittswert des MEF durch die 

Parametervariation zum Normalfall abgebildet. Die Parametervariation der Schwelle für den 

Emissionsfaktor für Überschussstrom zeigt, dass weder durch eine Halbierung (C50) noch 

durch einen zehnfach höheren Schwellenwert (C1000) für den abgeregelten Überschussstrom 

hohe Abweichungen beim Jahresdurchschnittswert des MEF auftreten (maximal −3,3 % bzw. 

+1,3 %). Diese extremen Abweichungen treten nur bei einer Halbierung oder einer Verzehnfa-

chung der Schwelle im Jahr 2030 im BAU-Szenario auf. Ab den Jahren, in welchen Über-

schussstrom in nennenswerten Mengen und Stunden auftritt, bewirkt eine Erhöhung des 

Schwellenwertes, dass der Differenzfaktor öfter verwendet wird, womit der Jahresdurchschnitt 

des MEF ansteigt. Umgekehrt gilt für die Reduktion des Schwellenwertes das Gleiche. Ab dem 

Jahr 2035 sind die Mengen an Überschussstrom allerdings sehr schnell sehr hoch (vgl. Abbil-

dung 4-11) oder der Differenzfaktor, der dann anstelle des Emissionsfaktors für Überschuss-

strom verwendet wird, ist sehr gering. Daher sinkt der Jahresdurchschnittswert des MEF durch 

eine geringe Schwelle hier nicht ab. 



 Entwicklung der Emissionsfaktoren 111 

 

 

 

Abbildung 4-20: Sensitivitätsanalyse: Variation der beiden Parameter (Schwellenwerte) der Bedin-

gungen des Emissionsfaktors für Überschussstrom (oben) und des gewichteten Dif-

ferenzfaktor (unten). Auf der Ordinate ist die Abweichung vom Jahresdurch-

schnittswert des MEF mit den gewählten Parametern angegeben.  

Wird die Schwelle für den gewichteten Emissionsfaktor variiert, sieht man einen meist gegen-

läufigen Effekt zwischen einem Aussetzen des Schwellenwertes mit dem Wert 0 (DF0) und 

den Erhöhungen des Schwellenwertes der absoluten Änderungen der Stromerzeugung der steu-

erbaren Erzeugungseinheiten auf bis zu 500 MWh (DF40 bis DF500). Eine Erhöhung des 

Schwellenwertes bedeutet eine häufigere Verwendung des durchschnittlichen Differenzfak-

tors. Das führt im BAU-Szenario in den Jahren 2020 und 2025 zu einem um bis zu 1,3 % hö-

heren Jahresdurchschnittswert und im weiteren Verlauf nur noch bei DF500 zu einer größeren 

Abweichung von −0,7 %. Durch das Aussetzen des durchschnittlichen Differenzfaktors (DF0) 

erhöhen sich die Werte um bis zu 2,7 % mit dem gegenläufigen Effekt. Bis auf eine Unregel-

mäßigkeit in den Jahren 2030 und 2035 ist das Verhalten der Werte durch die Parametervaria-

tion im KS-Szenario mit einem ähnlichen Verlauf stärker ausgeprägt. Durch die DF0-Parame-

tervariation steigen die Werte des jahresdurchschnittlichen MEF im Jahr 2050 auf eine Abwei-

chung von bis zu 17,3 % an. Das bedeutet, dass ohne den Schwellenwert für die signifikante  

Änderungsrate der Jahresdurchschnitt des MEF hier 227 statt 194 gCO2-Äq/kWhel betragen 

würde.  
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Extremwerte 

Durch die Erhöhung des Schwellenwertes werden die stündlichen Maximalwerte des MEF um 

bis zu 45 % abgesenkt (DF500). Der Höchstwert des MEF beträgt im Jahr 2050 des KS-Sze-

narios 743 gCO2-Äq/kWhel. Durch die Parametervariation DF500 sinkt der maximale MEF auf 

407 gCO2-Äq/kWhel ab. Umgekehrt verursacht das Aussetzen des Schwellenwertes (DF0) sehr 

hohe Extremwerte von bis zu 31 472 gCO2-Äq/kWhel. Die Ursache hierfür sind die in Abschnitt 

4.4.1 diskutierten geringen Änderungsraten der steuerbaren Stromerzeugung. Eine höhere Dif-

ferenzierung der Werte führt zu erhöhten Extremwerten und umgekehrt führt eine zunehmende 

Klassifizierung der 8760 Werte zu einer Vergleichmäßigung. Die höchste Differenzierung der 

Werte ohne sehr hohe Extremwerte kann durch den gewählten DF20 erreicht werden.  

Standardabweichung 

Die Standardabweichung sinkt mit der Erhöhung des Schwellenwertes und die Streuung der 

Werte nimmt ab. Der durchschnittliche Differenzfaktor bildet einen Durchschnittswert ab. 

Dadurch treten beim Aussetzen des durchschnittlichen Differenzfaktors (DF0) die höchsten 

Standardabweichungen auf. Bis auf die Parametervariation (DF0) werden die Unterschiede 

zum normalen Parameter (DF20) in den Jahren bis 2050 immer geringer (≤ 5 %). Beispiels-

weise ist die Standardabweichung im BAU-Szenario im Jahr 2020 bei DF500 mit 

119 gCO2-Äq/kWhel um 21,5 % geringer als das Streuungsmaß der normalen DF20-Schwelle 

(158 gCO2-Äq/kWhel). 

4.5 Kritische Betrachtung der Emissionsfaktoren 

In Unterkapitel 4.5 wird der Einfluss der methodischen Erweiterungen des MEF in Vergleichs-

rechnungen quantifiziert, der AEF und der MEF untereinander verglichen und die Interpreta-

tion sowie die Aussagegrenzen der entwickelten stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren 

erläutert.  

4.5.1 Einfluss der methodischen Erweiterung 

Um den Einfluss der beiden methodischen Erweiterungen der Implementierung eines Emissi-

onsfaktors für Überschussstrom und die Berücksichtigung von Bioenergie als steuerbare Er-

zeugungseinheit zu analysieren, wurden Vergleichsrechnungen im Emissionsmodell gemacht. 

Dabei wurde jeweils die entsprechende Berücksichtigung unter sonst gleichbleibenden Bedin-

gungen im Berechnungsmodell entfernt. Ähnlich wie bei der Sensitivitätsanalyse werden die 

Ergebnisse hier im Vergleich zur normalen Berechnung des MEF bewertet. In Abbildung 4-21 

sind die Abweichung des Jahresdurchschnittswertes des MEF und die Abweichung der Stan-
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dardabweichung des MEF zum Normalfall dargestellt. Der Normalfall in dieser Forschungsar-

beit ist die Berücksichtigung von Überschussstrom (Curtailment) und Bioenergie – die metho-

dischen Erweiterungen. 

 

Abbildung 4-21: Vergleich der beiden methodischen Optionen „Kein Curtailment“ (oben) und 

„Keine Bioenergie“ (unten) zum Normalfall (mit den methodischen Erweiterun-

gen). Dargestellt ist die Abweichung jeweils vom Jahresdurchschnittswert und der 
Standardabweichung des MEF. 

Keine Berücksichtigung von Curtailment 

Der Einfluss einer fehlenden Berücksichtigung von Curtailment wird erwartungsgemäß erst ab 

den Jahren 2025 (KS) bzw. 2030 (BAU) sichtbar und bewirkt eine kontinuierliche Erhöhung 

des MEF. Durch weniger Stunden mit Überschussstrom im BAU-Szenario ist hier der Einfluss 

auf den Jahresdurchschnittswert des MEF mit einer Abweichung von maximal +7,8 % geringer 

als im KS-Szenario mit einer stark ansteigenden Abweichung von bis zu über +40 % im Jahr 

2050. Das bedeutet, dass im Jahr 2050 im KS-Szenario der Jahresdurchschnittswert des MEF 

ohne den Emissionsfaktor für Überschussstrom bei 278 gCO2-Äq/kWhel liegt. In der normalen 

Berechnung liegt er bei 194 gCO2-Äq/kWhel. Durch die methodische Erweiterung der Berück-

sichtigung von Überschussstrom wird der MEF folglich nicht mehr deutlich überschätzt.  

Die Streuung der Werte für den MEF wird mit dem häufigeren Auftreten von Überschussstrom 

und der Nichtbeachtung in der Vergleichsrechnung geringer. Das liegt daran, dass der MEF in 

den Stunden mit dem normalen Einsatz des Emissionsfaktors für Überschussstrom hier mit 

dem Differenzfaktor gebildet wird. Der Differenzfaktor beträgt in einzelnen Stunden mit einer 
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Änderung der steuerbaren Stromerzeugung ausschließlich durch Bioenergie zwar auch 

0 gCO2-Äq/kWhel, jedoch tritt das deutlich weniger oft auf als der Nullwert durch Überschuss-

strom. Die Standardabweichung sinkt in der „Kein Curtailment“-Berechnung im Jahr 2050 in 

den Szenarien um 51 (BAU) bzw. 52 gCO2-Äq/kWhel (KS) ab. Dies entspricht einer Abweichung 

vom Normalwert im Jahr 2050 mit ca. 140 gCO2-Äq/kWhel in beiden Szenarien von über –60 %. 

Der minimale und maximale Wert des MEF ändern sich durch die methodische Erweiterung 

nicht.  

Keine Berücksichtigung von Bioenergie 

Wird Bioenergie nicht zu den steuerbaren Erzeugungseinheiten gezählt, dann wird der Jahres-

durchschnittswert des MEF gegenüber dem Normalfall bis zum Jahr 2040 in beiden Szenarien 

leicht erhöht. Gegensätzlich verlaufen die Abweichungen der Standardabweichung. Bis 2040 

wird ohne Bioenergie der durch die fossilen Erzeugungseinheiten dominierte Differenzfaktor 

meist etwas höher – und liegt damit näher am Durchschnittswert – und die Standardabweichung 

sinkt. Im BAU-Szenario wird der MEF durch nur noch sehr geringe Anteile von Bioenergie ab 

dem Jahr 2045 kaum beeinflusst. Das ist vergleichbar mit den von fossilen Erzeugungseinhei-

ten dominierten Anfangsjahren. Im KS-Szenario ist hingegen in den letzten beiden Stützjahren 

der Anteil der fossilen Erzeugungseinheiten an der signifikanten Änderung der steuerbaren 

Stromerzeugung so gering, dass der Einfluss der geringen absoluten Mengen Bioenergie trotz-

dem deutlich sichtbar ist. Ohne die Berücksichtigung von Bioenergie als steuerbare Erzeu-

gungseinheit steigt der Jahresdurchschnittswert des MEF im Jahr 2050 um 48 % von 194 auf 

286 gCO2-Äq/kWhel. Die Standardabweichung steigt hier ebenfalls an, weil ohne die Bioenergie 

der Differenzfaktor meist deutlich höher liegt als der Durchschnittswert, geprägt durch fast 

3000 Stunden mit einem MEF von 0 gCO2-Äq/kWhel durch das Auftreten von Überschussstrom.  

Ohne die beiden methodischen Erweiterungen würde der MEF, vor allem im KS-Szenario, 

besonders ab dem Jahr 2025 deutlich höhere Werte annehmen. Bis auf die Jahre 2045 und 2050 

im KS-Szenario sinkt die Streuung der Werte ohne die Erweiterungen ab. Die beiden Effekte 

des Ausbaus der erneuerbaren Energien sind somit auch in die Methode des marginalen Emis-

sionsfaktors integriert und senken diesen signifikant ab – und zwar umso stärker, je höher der 

Anteil der EE an der Nettostromerzeugung ist. 

4.5.2 Vergleich der Strommix- und marginalen Emissionsfaktoren  

Um die beiden entwickelten Emissionsfaktoren AEF und MEF zu vergleichen, werden sie in 

Abbildung 4-22 in einem Streudiagramm mit einem Datenpunkt je Stunde und korrespondie-

rendem Szenario sowie Stützjahr dargestellt. Auf der Abszissenachse kann man den Wert des 

AEF und auf der Ordinatenachse den zeitgleichen Wert des MEF ablesen.  
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Abbildung 4-22: Streudiagramm der stündlichen Werte für den AEF und MEF für die Stützjahre 
2020, 2030, 2040 und 2050. 

Im BAU-Szenario zeigt sich in den Jahren 2020 und 203098, dass niedrige MEF eher in den-

selben Stunden wie höhere AEF auftreten. In den restlichen Jahren ist das nicht zu erkennen. 

Ein entscheidender Punkt ist der, dass durch die Berücksichtigung von Überschussstrom beim 

MEF bereits emissionsfreie Stunden auftreten, während der AEF noch Werte bis zu 

150 gCO2-Äq/kWhel annehmen kann. Die emissionsfreien Stunden beim MEF (Nullwerte) neh-

men bis 2050 zu und kommen zunehmend bei niedrigeren AEF vor. Im BAU-Szenario ist der 

geringere Anteil der Bioenergie an der signifikanten Änderung der Stromerzeugung der steu-

erbaren Erzeugungseinheiten durch die Datenlücke zwischen 1 und ca. 300 gCO2-Äq/kWhel der 

MEF zu erkennen. Die Entwicklung der steuerbaren Erzeugungsleistung aus dem ursprüngli-

chen Mix aus Braun-, Steinkohle und Erdgas hin zu fast ausschließlich erdgasbetriebenen Er-

zeugungseinheiten ist klar erkennbar. Sehr hohe MEF-Werte treten meist in den Stunden mit 

einem niedrigeren AEF auf. Die Werte des MEF sind nicht nur generell höher, sondern haben 

auch eine größere Spanne als die des AEF. 

4.5.3 Interpretation und Anwendung der entwickelten Emissionsfaktoren 

Interpretation und Anwendung 

Transformationsgeschwindigkeit: Die Datenbasis der berechneten Emissionsfaktoren bilden 

die beiden aktuellen möglichen Szenarien der Entwicklung der Stromerzeugung. Die Faktoren 

                                              

98 Im Jahr 2030 treten im BAU-Szenario allerdings schon Stunden mit 0 gCO2-Äq/kWhel zur selben Zeit mit nied-
rigen AEF auf.  
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aus dem BAU-Szenario zeigen eine langsamere und vor allem geringere Dekarbonisierung bis 

2050 und die des KS-Szenarios zeigen eine schnellere und fast vollständige Dekarbonisierung 

der Stromversorgung auf. Hier können also Fragestellungen beantwortet werden, welche die 

Auswirkungen einer unterschiedlichen Transformationsgeschwindigkeit hin zu einer treib-

hausgasneutralen Stromversorgung und die Auswirkungen einer unterschiedlichen Dekarboni-

sierung betrachten. Durch den modularen Aufbau des Emissionsmodells können jederzeit ak-

tualisierte Eingangsparameter, wie die Ergebnisse des Auktionsverfahrens des Steinkohleaus-

stiegs, geänderte Potenziale erneuerbarer Energien, Energieträgerkosten sowie CO2-Preise 

oder eine angepasste Nachfrageentwicklung, für das Strommarktmodell gewählt werden. Die 

Methode für das Erstellen der Emissionsfaktoren muss dafür nicht angepasst werden.  

Vorketten: Verschiedene Bilanzräume, das Vorhandensein von Vergleichsdaten oder regula-

torische Vorgaben geben die Verwendung von Emissionsfaktoren ohne und mit der Berück-

sichtigung von Emissionen aus Vorketten und Entsorgung vor. Daher kann bei den entwickel-

ten Emissionsfaktoren zwischen dem normalen Emissionsfaktor ohne Betrachtung der Vor-

kette und dem Life-Cycle-Assessment-Emissionsfaktor gewählt werden. 

Wetterjahr: Zwar können bei den Emissionsfaktoren die stündlichen Unterschiede hinsicht-

lich des normativen und des durchschnittlichen Verhaltens auch innerhalb des Jahres oder Ta-

ges gut abgebildet werden, jedoch gibt es folgende Beschränkungen. Die Emissionsintens ität 

für eine sich wiederholende (zyklische) Stromnutzung ist immer bedingt durch das hinterlegte 

Wetterjahr. Bei der Verwendung der Emissionsfaktoren in einer Analyse ist die zeitliche Auf-

lösung stündlich nutzbar, allerdings werden die Ergebnisse aussagekräftiger, wenn der Analy-

sezeitraum mehrere Monate oder Jahre beträgt. Für Aussagen, dass ein bestimmter Effekt im-

mer im Dezember und Januar auftritt, können dann Klassen aus den stündlichen Daten gebildet 

werden (siehe „discrete binning“ in Abschnitt 4.4.1). So lässt sich eine Scheingenauigkeit ver-

meiden. Allerdings können schwankende Effekte somit auch nicht mehr so genau analysiert 

werden. 

Marginaler Emissionsfaktor: Der direkte MEF ist nur für geringe Nachfrageänderungen gül-

tig (Situation A; siehe Abschnitt 3.2.2). Für die Emissionsbewertung von großen Nachfrage-

änderungen (Situation B) sind entweder indirekte MEF oder eine komplexe Energiesystemmo-

dellierung notwendig. Der MEF ist für die aktuelle Situation mit Einspeisevorrang der erneu-

erbaren Energien gültig.  

Kritik am und Vereinfachungen im Berechnungsmodell 

Die getroffenen Annahmen wurden in den vorangegangenen Kapiteln 3 und im bisherigen Ver-

lauf von Kapitel 4 erklärt. Im Folgenden sind die notwendigen Vereinfachungen, bedingt durch 
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die limitierte Datenverfügbarkeit oder die angewandten Methoden, bei der Berechung der 

Emissionsfaktoren aufgelistet: 

Datengrundlage: 

 Es werden keine Netzrestriktionen (außer den Grenzkuppelkapazitäten) berücksichtigt.  

Deutschland wird als „Kupferplatte“ betrachtet. Jedoch ist ein netzbedingtes Einspei-

semanagement bei der Analyse von Überschussstrom ein relevantes Thema. Der Fokus 

der Forschungsarbeit liegt auf dem nicht netzbedingten Überschussstrom (siehe Defi-

nition in Unterkapitel 2.2).  

 Zukünftige Änderungen beim Dispatch, wie flexiblere Biogasanlagen durch Flexibili-

tätsprämie und -zuschlag, sollten auch im Strommarktmodell E2M2 umgesetzt werden. 

 Integration von Flexibilitätsoptionen auf der Stromseite: Beispielsweise kann eine 

Nachfrageerhöhung an einer anderen Stelle im Stromnetz einen Lastwegfall (Kompen-

sation) verursachen, anstatt eine marginale Steigerung der Stromproduktion (MEF) aus-

zulösen. 

 Es wird keine zukünftige Wasserstoffwirtschaft mit einer nochmals erhöhten Strom-

nachfrage und einer eventuellen Rückverstromung des Wasserstoffs berücksichtigt.  

Diese Wechselwirkungen können mit dem MEF nicht abgebildet werden.  

 Handelsmengen: Elektrische Energie aus grenzüberschreitendem Import und Export 

werden nicht zeitgleich abgebildet, sondern nur der Handelssaldo. Zudem wird der 

Handelssaldo auf 60 TWh pro Jahr begrenzt. 

 Zur Berechung der Emissionsfaktoren der Stromversorgung werden konstante Emissi-

onswerte der brennstoffspezifischen Emissionsfaktoren auf dem Stand von 2017–2018 

verwendet. Die Zusammensetzung der eingesetzten Kohle in den deutschen Kraftwer-

ken könnte sich ändern. Durch den Kohleausstieg und den fallenden Anteil fossiler 

Brennstoffe an der Stromerzeugung wird der Einfluss dieser Vereinfachung allerdings  

geringer. 

Strommix-Emissionsfaktor: 

 Handelsmengen: Nur der Handelssaldo wird in E2M2 dargestellt. Bei stark unter-

schiedlichen Emissionsfaktoren von Export- und Importstrom kann das zu Ungenauig-

keiten führen. 

 Stromspeicher: Trotz der Einführung des Speicherfaktors wird dieser als Jahresdurch-

schnittswert berechnet.  
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Marginaler Emissionsfaktor: 

 Keine Berücksichtigung von Stromhandelsmengen: Wie beim AEF gilt hier, dass nur 

der Handelssaldo in E2M2 dargestellt wird. Zudem besteht bei der Berechnung des 

MEF das Problem, dass die Exportmengen nicht nur von marginalen Erzeugungsein-

heiten bereitgestellt werden und die marginalen Kraftwerke der Importländer unbe-

kannt sind, vor allem für den Zeitraum bis 2050. Der MEF impliziert eine Nachfrage-

änderung. Werden zusätzlich Handelsmengen betrachtet, kann nicht klar entschieden 

werden, ob bei einer Erhöhung der Nachfrage mehr inländischer Strom produziert oder 

mehr elektrische Energie importiert wird oder sogar weniger Strom exportiert wird. Das 

verhindert die Berücksichtigung von Handelsmengen bei der Bildung von MEF. Dieser 

Sachverhalt kann als Zuordnungsproblem oder Integrationsproblem von Stromhandels-

mengen bei der Bestimmung des marginalen Kraftwerksparks betrachtet werden. 

 Stromspeicher: Die gleiche Argumentation wie bei den Handelsmengen gilt auch für 

die Berücksichtigung von Stromspeichern. Hier kann die Einspeicherung äquivalent 

zum Import und die Ausspeicherung äquivalent zum Export angesehen werden.  

 Bioenergie: Der Einfluss der Bioenergie auf den MEF ist zwar methodisch in die Be-

rechnung implementiert, jedoch ist die Interpretation des jeweiligen Wertes abhängig 

von der Implementierung von Bioenergie in das Strommarktmodell. Das Modellieren 

des Verhaltens von Bioenergieanlagen in den nächsten Jahrzehnten ist wie die Entwick-

lung der Energieträger- und CO2-Preise nur mit Annahmen möglich.  
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5 Analyse von Sektorkopplungstechnologien 

Die mit der verbesserten und weiterentwickelten Methode berechneten AEF und MEF sollen 

exemplarisch bei zwei ausgesuchten Sektorkopplungstechnologien angewandt werden, um die 

THG-Emissionen in den Entwicklungsszenarien zu berechnen. Diese beiden Sektorkopplungs-

technologien sind die elektrische Wasserstofferzeugung durch Elektrolyse zur Bereitstellung 

von treibhausgasarmen synthetischen Brennstoffen (Unterkapitel 5.2) und die elektrische Wär-

mebereitstellung in Form von industriell genutztem Prozessdampf (Unterkapitel 5.3). Das ein-

leitende Unterkapitel 5.1 beschreibt das Prinzip der jeweiligen Aufgabenstellung sowie die 

Aufbereitung der stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren.  

5.1 Exemplarische Anwendung der entwickelten Emissionsfaktoren 

Der Fokus der beiden Analysen liegt auf Fragestellungen, welche durch die Verbesserung der 

zeitlichen Auflösung der Emissionsfaktoren, die dynamische Veränderung über kurze und 

lange Zeiträume und die Weiterentwicklungen des MEF beantwortet werden können. Die Ana-

lysen werden jeweils mit der Bewertungslogik des AEF und des MEF durchgeführt. Die An-

wendung des AEF bedeutet, dass die zu analysierende Last, nachgefragt durch eine Sektor-

kopplungstechnologie, Teil der bereits existierenden oder geplanten Nachfrage ist (siehe Ab-

schnitt 3.1.4). Die Anwendung des MEF bedeutet, dass die zu analysierende Last, nachgefragt 

durch eine Sektorkopplungstechnologie, eine ungeplante Nachfrageänderung darstellt und so-

mit quasi eine kurzfristige Flexibilitätsoption abbildet. Wenn in einer Entscheidungssituat ion 

bestimmt werden muss, welche Technologie zum Einsatz kommt, dann können durch die Be-

wertung mit dem MEF die Konsequenzen dieser Entscheidung hinsichtlich der verursachten 

THG-Emissionen berechnet werden (siehe Abschnitt 3.1.5).  

Aufbereitung der Emissionsfaktoren 

Für die Analyse der Sektorkopplungstechnologien werden für jedes Jahr Emissionsfaktoren 

benötigt. Daher wird der AEF zwischen den 8 Stützjahren linear interpoliert. Hierbei wird da-

von ausgegangen, dass die Entwicklung der Stromerzeugung, wie der Ausbau der EE, von 

Stützjahr zu Stützjahr ein kontinuierlicher Prozess ist. Die lineare Interpolation ist bei stützjah-

resscharfen Szenarioergebnissen durchaus üblich (Fattler et al. 2019, S. 21). Der MEF wird 

nicht linear interpoliert, sondern ist jeweils 5 Jahre gültig. Der MEF für das Jahr 2015 ist mit 

denen für die Jahre 2016, 2017, 2018 und 2019 identisch. Die Veränderung von Stützjahr zu 

Stützjahr kann hier nicht als kontinuierlich angenommen werden. Beispielsweise kann es sein, 

dass im Stützjahr 2030 der MEF der Stunde 500 noch durch Gaskraftwerke bestimmt wird und 
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im Stützjahr 2035 durch Überschussstrom. Somit würde der Emissionsfaktor bei einer Interpo-

lation teilweise durch Gaskraftwerke und teilweise durch den Emissionsfaktor für Überschuss-

strom bestimmt. Für die Interpretation der Analyseergebnisse mit dem MEF muss diese dis-

krete Abstufung von 5 Jahren berücksichtigt werden. Für die Berechnung der Lebenszeitemis-

sionen sind die Emissionsfaktoren für alle Jahre ab 2050 identisch.  

5.2 Treibhausgasarme Wasserstofferzeugung 

Mit der direkten Nutzung von erneuerbarem Strom lässt sich nicht die gesamte Energieversor-

gung dekarbonisieren. Wasserstoff kann durch den Einsatz von erneuerbarem Strom in einem 

dekarbonisiertem Stromerzeugungssystem in Elektrolyseuren emissionsfrei erzeugt sowie ge-

speichert werden und somit die Brücke zwischen dem Energiesektor und der Industrie und dem 

Verkehr bilden, wo eine Elektrifizierung oftmals eine große Herausforderung darstellen würde, 

beispielsweise bei der Stahlerzeugung oder als Treibstoff für große Transportschiffe bis hin 

zum wasserstoffbetriebenen Individualverkehr (IEA 2020b, S. 24). Mit der „Nationalen Was-

serstoffstrategie“ fördert auch Deutschland den vielfältig einsetzbaren Energieträger als we-

sentliches Element der Sektorkopplung. Wasserstoff wird in der chemischen Industrie schon 

heute als Grundstoff benötigt, beispielsweise für die Ammoniakherstellung. Wasserstoff bildet 

auch die Basis für synthetische Kraft- und Brennstoffe wie synthetisches Methan, welches im 

herkömmlichen Erdgasnetz in Deutschland in konventionellen Anwendungen eingesetzt wer-

den kann. Bis in das Jahr 2030 prognostiziert die deutsche Bundesregierung einen Wasserstoff-

bedarf von ca. 90 bis 110 TWh (BMWi 2020c).  

Die globale Wasserstofferzeugung ist aktuell allerdings nicht treibhausgasneutral. Im Jahr 

2018 betrug der weltweite Wasserstoffbedarf in der Industrie etwa 2300 TWh (IEA 2019a, S. 

17–18). Diese wurden zu 48 % aus fossilem Erdgas im Dampfreformierungsprozess (engl. 

steam methane reforming, SMR) ohne CCS erzeugt. 30 % des Wasserstoffs entstehen beim 

Prozess des Raffinierens von Erdöl, weitere 18 % werden aus Kohle (Kohlevergasung) und 

lediglich 1 bis 4 %99 durch strombasierte Wasserelektrolyse hergestellt (IEA 2015, S. 10). Um 

Wasserstoff als Substitut für fossile Brennstoffe zu verwenden, sollte die zukünftige Wasser-

stofferzeugung treibhausgasneutral sein. Im Wesentlichen unterscheidet man zwischen fossil 

erzeugtem Wasserstoff (schwarz/grau), einer Wasserstofferzeugung mit anschließendem CCS 

(blau) und Wasserstoff aus erneuerbaren Energien (grün) (IEA 2019a, S. 34), wobei aktuell 

blauer und grüner Wasserstoff bislang nur eine äußerst geringe Rolle in der globalen Erzeu-

gung spielen (Timmerberg et al. 2020).  

                                              

99 Der „World Energy Outlook 2018“ geht sogar von weniger als 1 % aus (IEA 2018, S. 307). 
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Zur Bestimmung der zugeteilten Emissionszertifikate für die Industrie wird im EU-EHS der 

Benchmark für die Wasserstofferzeugung von 8,85 tCO2/tH2 angesetzt (EC 2011, S. 75). Das 

sind 265,5 gCO2/kWhH2 bezogen auf den Heizwert (Hu)100. Timmerberg et al. (2020) analysie-

ren die THG-Emissionen von potenziell emissionsärmeren Wasserstofferzeugungsprozessen 

im Vergleich zum herkömmlichen erdgasbetriebenen SMR und berechnen für das SMR aus 

empirischen Anlagendaten einen Emissionsfaktor von 297,8 bis 367,2 gCO2/kWhH2.101 Zu den 

alternativen Wasserstofferzeugungsprozessen zählt die Methanpyrolyse, bei der Methan in 

seine elementaren Bestandteile – gasförmigen Wasserstoff und festen Kohlenstoff – zerlegt 

wird. Für den chemischen Prozess wird kein Sauerstoff benötigt, womit kein prozessbedingtes 

CO2 entstehen kann. Allerdings benötigen die verschiedenen betrachteten Prozesse (Flüssig-

metalltechnologie, Plasmabrenner, konventionelle Gasreaktorsysteme) viel Wärme, um die en-

dotherme Reaktion von CH4 zu C und 2 H2 zu ermöglichen. Diese Wärme kann durch Methan 

erzeugt oder beispielsweise bei der Flüssigmetalltechnologie auch direkt durch erneuerbaren 

Strom bereitgestellt werden. Die Autoren kommen zu der Schlussfolgerung, dass der einzige 

emissionsarme Prozessweg über die Methanpyrolyse oder der Wasserstoffelektrolyse mit er-

neuerbarem Strom zu erreichen ist. Denn auch beim SMR mit CCS können nicht alle THG-

Emissionen abgeschieden werden. Je nach Emissionsintensität der eingesetzten elektrischen 

Energie können die gesamten Emissionen der elektrischen Wasserstoffherstellung jedoch auch 

die höchsten der verglichenen Prozesse sein (Timmerberg et al. 2020). Der Fokus in dieser 

Analyse zur Herstellung von Wasserstoff mit geringen THG-Emissionen liegt auf der Wasser-

elektrolyse, da hier auch die Emissionen der vorgelagerten Erdgasförderung entfallen.  

Technologien zur Elektrolyse 

Zur Erzeugung von Wasserstoff im Elektrolyseverfahren gibt es drei wesentliche Technolo-

gien, die sich anhand des unterschiedlichen eingesetzten Elektrolyten aufteilen lassen. Das 

Grundprinzip besteht darin, dass durch Gleichstrom eine Zersetzung des Wassermoleküls in 

Wasserstoff und Sauerstoff erfolgt. Die alkalische Elektrolyse (engl. alkaline electrolysis, 

AEL) mit wässriger Kali- oder Natronlauge als Elektrolyt ist seit Anfang des 20. Jahrhunderts 

eine marktreife Technologie mit Anlagengrößen von mehr als 1000 Nm3
H2/h102 und einer 

Nennleistung von mehreren MWel pro Stack. 

Die Festoxidelektrolyse (engl. solid oxid electrolyzer cell, SOEC) befindet sich noch im tech-

nologischen Demonstrationsstadium also im Technology Readiness Level (TRL)103 4–6, nutzt 

                                              

100 Im Folgenden ist der Energieinhalt immer bezogen auf den Heizwert determiniert. 
101 Berechnet aus dem benötigten Einsatz von Methan pro Kilogramm H2. 
102 SMR-Anlagen produzieren mehr als 500 000 Nm3

H2/h (Timmerberg et al. 2020). 
103 Der TRL ist eine Skala von 1 bis 9 zur Bewertung des Entwicklungsstandes neuer Technologien, entwickelt 

im Jahr 1988 von der NASA. TRL 1: die Beschreibung des Funktionsprinzips einer neuen Technologie – 
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eine keramische ionenleitende Membran als Elektrolyt, wird mit Wasserdampf betrieben und 

existiert bisher nur in Demonstrationsanlagen mit geringen Anlagengrößen. Durch hohe Pro-

zesstemperaturen von 700–900 °C wird eine hohe Systemeffizienz104 von bis zu 81 % erreicht, 

jedoch auch hohe Anforderungen an das Material gestellt (Viebahn et al. 2018a; Buttler und 

Spliethoff 2018).  

Die dritte Technologie ist die Polymerelektrolytmembran-Elektrolyse (PEMEL), welche mit 

einer protonenleitenden Membran als Elektrolyt arbeitet und sich bereits in der industriellen 

Umsetzung befindet (TRL 6–8). Sie wird seit über zwei Jahrzehnten in Nischenanwendungen 

erfolgreich eingesetzt. Die maximale Nennleistung pro Stack sind aktuell 2 MWel mit einer 

Wasserstoffproduktion von etwa 400 Nm3
H2/h. Das Speisewasser wird auf der Anodenseite 

zugeführt und Sauerstoffgas erzeugt. Durch die ionenleitende, feste Membran werden die H+-

Ionen auf die Kathodenseite transportiert. An dieser wird dann Wasserstoffgas erzeugt. Der 

Prozess findet typischerweise bei Temperaturen zwischen 50 und 80 °C und einem Druck von 

20 bis 50 bar statt. Die aktuelle Systemeffizienz unter Berücksichtigung der benötigten 

Hilfsenergie beträgt 46 bis 64 % (Buttler und Spliethoff 2018). Die Technologie gilt als beson-

ders geeignet für die Kopplung mit erneuerbaren Energien. Der Vorteil der PEMEL ist die hohe 

Flexibilität des Elektrolyseprozesses mit einer Kaltstartzeit von unter 10 Minuten, einer Warm-

startzeit von unter 10 Sekunden und einer Lastflexibilität von 0–100 %. Zusammen mit dem 

Vorteil der kompakten Bauweise und einer Anlagengröße der neuesten Pilotanlagen mit bis zu 

6 MWel kann durch die Anwendung der PEMEL Lastflexibilität im zukünftigen Energiesystem 

bereitgestellt werden. Dadurch können auch THG-Emissionen vermieden werden, indem bei-

spielsweise Überschussstrom aus erneuerbaren Energien genutzt wird (Mazza et al. 2018; Butt-

ler und Spliethoff 2018; Viebahn et al. 2018a; ISI et al. 2019).  

Aktuell ist der Einsatz von Technologien zur elektrischen Wasserstofferzeugung meist noch 

unwirtschaftlich. Mit der steigenden Nachfrage an grünem Wasserstoff und den damit verbun-

denen Skalierungseffekten bei den Herstellungsprozessen von Komponenten der Elektroly-

seure wird eine Kostendegression erwartet. Nach Mazza et al. (2018) könnte dieser Markthoch-

lauf durch den aufkommenden Trend zu vermehrten dezentralen Prosumern erreicht werden. 

Im Gegensatz zu den herkömmlichen Wasserstofferzeugungstechnologien sind Elektrolyseure 

auch mit kleineren Wasserstoffproduktionsvolumina erhältlich und können somit auch größere 

Kundengruppen erreichen. Allerdings sind für kleinere Betreiber oder Prosumer die sehr hohen 

Anforderungen an die Systemsicherheit und die komplizierten Genehmigungsprozesse große 

                                              

TRL 9: qualifiziertes System mit dem Nachweis des erfolgreichen Einsatzes (NASA 2004; HORIZON 2020 
2014). 

104 Oder Systemwirkungsgrad. 
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Hemmnisse. Die Investitionskosten der PEMEL betragen 1400 bis 2100 €/kWel. Perspektivisch 

könnten sie auf etwa 760 €/kWel bis in das Jahr 2030 absinken (Buttler und Spliethoff 2018).  

Problemstellung 

Für die Elektrolyseure ist aus betriebswirtschaftlicher Sicht eine möglichst hohe Zahl Volllast-

stunden (VLH) notwendig, um die Fixkosten auf eine höhere Produktionsmenge zu verteilen 

(Viebahn et al. 2018a, S. 109; Gorre et al. 2019). Beispielsweise werden von Steinau et al.  

(2017) die Wasserstoffgestehungskosten von Elektrolyseverfahren im Vergleich mit SMR-

Wasserstoff (30 €/MWhH2) als Funktion der Volllaststunden der Anlage berechnet. Schon bei 

Strombezugskosten von 30 €/MWhel können die Gestehungskosten die des SMR kaum noch 

unterbieten. Selbst bei kostenlosem Strombezug müssen die Volllaststunden des Elektrolyseurs 

mindestens 2000 Stunden erreichen, um Wasserstoff wirtschaftlich herzustellen. Bei den 

Strompreisen für industrielle Großabnehmer in Deutschland im Jahr 2019 zwischen 

48 €/MWhel bei maximal möglicher Entlastung und 174 €/MWhel ohne Entlastungsregelungen 

sind bei der Betrachtung der gesamten Kosten nach wie vor die operativen Kosten stark domi-

nant (BDEW 2020).105 Dieses Rechenbeispiel ist natürlich von Annahmen zur Effizienz der 

Anlage, dem Strom- und Erdgaspreis sowie der Anlagenlebensdauer abhängig. Das Beispiel 

zeigt jedoch auf, dass die Verfügbarkeit und Menge von emissionsarmem Strom oder sogar 

Überschussstrom maßgeblich zu der benötigten emissionsarmen Wasserstofferzeugung in 

Deutschland beiträgt. Letztendlich ist für eine Umsetzung jedoch entscheident, dass die Was-

serstofferzeugung wirtschaftlich ist. Um eine hohe Anzahl Volllaststunden zu erreichen, kann 

dem Elektrolyseur auch ein Stromspeicher vorgeschaltet werden, welcher Überschussstrom 

aufnehmen kann. Das würde allerdings die Investitionssumme durch die Kosten für den elekt-

rochemischen Speicher wiederum erhöhen (Ausfelder et al. 2017, S. 86). Nachfolgende Anla-

gen zur Methanisierung können zusammen mit Wasserstoffspeichern so ausgelegt werden, 

dass sie eine möglichst gleichmäßige, kontinuierliche Auslastung erreichen (Gorre et al. 2019). 

In dieser Analyse werden ausschließlich Anlagen ohne vorgeschalteten Stromspeicher betrach-

tet.  

In aktuellen Veröffentlichungen werden die Volllast- und Betriebsstunden zur Analyse der 

Wasserstoffgestehungskosten meist anhand der verfügbaren Stunden mit geringen Stromprei-

sen im Jahr, des Bedarfs an Regelleistung, der Einspeiseprofile von Stand-alone-Anlagen von 

erneuerbaren Energien, der Verfügbarkeit von abgeregeltem Überschussstrom oder eines sta-

tischen Jahresdurchschnittswertes für die Emissionsintensität der eingesetzten elektrischen 

Energie bestimmt (Gorre et al. 2019; Brändle et al. 2020; ETIP ZEP 2021). Dabei ist hier nicht 

                                              

105 Die Werte sind gültig für Großabnehmer ab 100 GWh/a. 



 Analyse von Sektorkopplungstechnologien 124 

 

 

zwingend garantiert, dass durch die Wasserstoffproduktion die gesamten THG-Emissionen re-

duziert werden. Deshalb wird in dieser Analyse diese methodische Limitierung durch das Ver-

wenden der entwickelten AEF und MEF berücksichtigt. 

Zielsetzung 

In Abbildung 5-1 wird die Emissionsbewertung der Wasserstoffproduktionskette schematisch 

erläutert. Je nach Energieversorgung wird eine entsprechende Emissionsbewertung für die Er-

zeugung des Wasserstoffs gewählt. Der Wasserstoff kann dann entweder weiterverarbeitet oder 

direkt genutzt werden. Im Einsatzbereich wird dann entweder Wasserstoff aus konventionel-

lem SMR oder andere Brennstoffe wie Erdgas oder Kohle substituiert.106 Für den Wasserstoff 

aus der Elektrolyse soll nun ein Emissionsfaktor entwickelt werden, der mit dem des herkömm-

lichen Wasserstoffs aus dem erdgasbetriebenen SMR verglichen werden kann.  

Damit kann analysiert werden, ab wann und unter welchen Bedingungen (Szenarien, Volllast-

stunden) die Dekarbonisierung der Stromversorgung ausreichend vorangeschritten ist, um die 

THG-Emissionen mit Wasserstoff als Substitut effektiv zu reduzieren. Vor allem soll auch die 

Frage geklärt werden, wie viel THG-Emissionen durch die dynamische strombasierte Erzeu-

gung reduziert werden können.  

Bewertung der Emissionsintensität 

In der „Nationalen Wasserstoffstrategie“ wird folgerichtig darauf hingewiesen, dass darauf ge-

achtet werden muss, „dass die durch die Elektrolyseanlagen induzierte Nachfrage nach Strom 

im Ergebnis nicht zu einer Erhöhung der CO2-Emissionen führt“ (BMWi 2020c, S. 5). In Ab-

schnitt 3.2.1 wurde der Zusammenhang einer Stromnutzung und der damit ausgelösten THG-

Emissionen auf physikalischer und bilanzieller Ebene erläutert. Die Forderung, für die Erzeu-

gung des Sekundärenergieträgers Wasserstoff nur erneuerbaren Strom zu verwenden, klingt 

zunächst plausibel. Allerdings müssen hier weitere Einschränkungen gemacht werden. Solange 

die Stromerzeugung in Deutschland nicht vollständig aus emissionsfreien Technologien 

stammt, wird die für die Elektrolyse benötigte zusätzliche Menge an Strom von konventionel-

len Erzeugungseinheiten wie Gaskraftwerken erbracht (siehe Unterkapitel 3.1 und 2.3). Wenn 

beispielsweise eine Windkraftanlage nur für den Zweck der Elektrolyse erbaut wird und der 

erzeugte Windstrom nicht in das Netz der allgemeinen Stromversorgung integriert werden 

kann, dann kann der erzeugte Wasserstoff tatsächlich als treibhausgasneutral (ohne Vorketten 

oder THG aus der Entsorgung der Anlagen) angesehen werden. Das wird von Brändle et al.  

                                              

106 Zur besseren Übersicht werden manche Prozessschritte, wie der Transport, die Speicherung oder die Verwen-
dung von Nebenprodukten wie Sauerstoff oder Abwärme, und der Kohlendioxidbedarf der Methanisierung 
nicht dargestellt.  
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(2020) bei der Berechnung von Wasserstoffgestehungskosten durch Elektrolyse mit erneuer-

barem Strom angenommen und gleichzeitig auch als limitierend bezeichnet. Denn wenn der 

Strom aus der Windkraftanlage ins Stromnetz integriert werden könnte, würde er dort die Emis-

sionen in Höhe des marginalen Emissionsfaktors verdrängen (ETIP ZEP 2021, S. 27). Das 

Verdrängen von Emissionen durch EE in der Stromversorgung wird beispielsweise in 

Gutiérrez-Martín et al. (2013), Jansen et al. (2018) oder Klobasa und Sensfuß (2016) analy-

siert.107  

 

Abbildung 5-1: Wirkungsgefüge der verschiedenen Methoden der Emissionsbewertung für das Sub-

stitut Wasserstoff.  

Die Energieversorgung für die Wasserstofferzeugung kann im Wesentlichen in drei Teile ge-

gliedert werden: 

(1) Die Nutzung von Strom aus nicht in das Netz der allgemeinen Versorgung integrierba-

ren oder angebundenen erneuerbaren Energien und die daraus folgende treibhausgas-

arme Bereitstellung von Strom für die Elektrolyse. 

(2) Die Energieversorgung aus dem deutschen Stromnetz. Hier kann noch zwischen dem 

(a) MEF und (b) AEF unterschieden werden. Mit Letzterem werden die THG-Emissi-

onen für eine bereits eingeplante Stromnachfrage des Elektrolyseurs berechnet. Mit 

dem MEF werden die THG-Emissionen der ausgelösten Nachfrageänderung berechnet. 

Hier können auch die Stunden mit Überschussstrom, was zum Teil nicht integrierbare 

erneuerbare Stromerzeugung darstellt, berücksichtigt werden. 

(3) Die Energieversorgung mit Erdgas über den Prozessweg des SMR. Hier werden die 

stofflichen zusammen mit den energetischen THG-Emissionen als Vergleichswert auf-

gezeigt. Bei der Elektrolyse wird nur Wasser als Ausgangsstoff benötigt, womit keine 

stofflichen oder Prozessemissionen anfallen. 

                                              

107 Diese Berechnungslogik wird auch beim CDM angewandt (UNFCCC 2015).  
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5.2.1 Modellierung der Polymerelektrolytmembran-Elektrolyse 

Für die Analyse sollen verschiedene Volllaststunden zum Betrieb der PEMEL vorgegeben und 

die zugehörigen THG-Emissionen der Wasserstofferzeugung mit denen des konventionellen , 

erdgasbasierten SMR verglichen werden. Zusätzlich werden die annuitätischen Treibhausgas-

vermeidungskosten (TVK) berechnet. Als Basis für die Bewertung dienen die entwickelten 

AEF und MEF, mit denen die Emissionen berechnet werden können. Die stündliche Auflösung 

der Emissionsfaktoren ermöglicht es, die Einsatzstrategie der PEMEL so auszuwählen, dass 

nur in den Stunden mit den jeweils niedrigsten Emissionsfaktoren der Stromnutzung Wasser-

stoff erzeugt wird. Die Betriebsweise wird zwischen 500 und 8500 Betriebsstunden variiert.  

Es wird angenommen, dass die PEMEL lastflexibel in den betroffenen Einsatzzeiten zwischen 

den beiden Zuständen 0 % und 100 % Auslastung betrieben wird. Betriebsstunden sind hier 

also auch die Volllaststunden. Somit kann ein jährlicher Wasserstoffemissionsfaktor berechnet 

werden. In Formel 5-1 wird der Emissionsfaktor des Stroms zur Stunde 𝑡 mit der korrespon-

dierenden benötigten elektrischen Energie der PEMEL multipliziert , um die THG-Emissionen 

zu berechnen. Abhängig von der Betriebsweise (beispielsweise 𝑣 = 500 Stunden im Jahr) wer-

den jeweils die Stunden mit der geringsten Emissionsintensität als Erzeugungsstunden ausge-

wählt, bis die Anzahl 𝑣 erreicht ist. Die summierten THG-Emissionen eines Jahres werden 

durch die erzeugte Menge Wasserstoff (die Energiemenge wurde mit Heizwert bestimmt) eines 

Jahres geteilt.  

 

 
𝐸𝐹𝐻2,𝑗,𝑣 =

∑ 𝐸𝐹𝑒𝑙,𝑗,𝑡 ⋅ 𝐸𝑒𝑙,𝑚𝑎𝑥,𝑡
𝑣
𝑡

∑ 𝜂𝑃𝐸𝑀𝐸𝐿 ,𝑗 ⋅ 𝐸𝑒𝑙 ,𝑚𝑎𝑥,𝑡
𝑣
𝑡

,             ∀ 𝑗 ∈ 𝐽, 𝑡 ∈ 𝑣, 𝑣 ∈ 𝑉 
5-1 

𝐸𝐹𝐻2,𝑗,𝑣 Emissionsfaktor für Wasserstoff im Jahr 𝑗 erzeugt in den Volllaststunden 𝑣 

[gCO2-Äq/kWhth] 

𝐸𝐹𝐸𝑙,𝑗,𝑡 Emissionsfaktor der Stromversorgung im Jahr 𝑗 und der Stunde 𝑡 [gCO2-Äq/kWhel] 

𝜂𝑃𝐸𝑀𝐸𝐿,𝑗  Systemeffizienz (𝐻𝑢) im Jahr 𝑗 [-] 

𝐸𝑒𝑙 ,𝑚𝑎𝑥,𝑡 Elektrische Energie bei 100 % Auslastung zur Stunde 𝑡 [kWhel] 

𝑣 Menge der Stunden 𝑡 und Anzahl der geordneten Volllaststunden nach den nied-

rigsten Emissionen {1, 2,… , 𝑣} 

𝑉 Menge der diskreten Schritte der geordneten Volllaststunden 𝑣 
{500, 1000,… , 8500} 

 

Für die Systemeffizienz der PEMEL wird angenommen, dass ab dem Jahr 2030 keine weiteren 

merklichen Effizienzfortschritte stattfinden. Eine Effizienzverschlechterung durch den Betrieb 

der Anlage um 0,5 % bis zu 2,5 % pro Jahr wird vernachlässigt. Die angegebenen Investitionen 

gelten für das nicht installierte Erzeugungssystem, berücksichtigen jedoch die notwendigen 
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Nebenaggregate (siehe Tabelle 5-1). Für den Strompreis wird ein vergleichsweise sehr niedri-

ger, konstanter Wert von 45 €/MWh angenommen. Das ermöglicht einen einfacheren Ver-

gleich zwischen den Jahren ohne weitere Annahmen. Zwei Sensitivitäten mit 0 bzw. 90 €/MWh 

für den Strompreis werden zusätzlich berechnet. Die Nutzungsdauer der PEMEL beträgt 15 

Jahre, womit die Lebenszeit zwischen 7500 und 127 500 Betriebsstunden variiert. Die Nenn-

leistung beträgt 2 MWel bei einer Wasserstoffproduktion von 400 Nm3/h. Durch die sehr kur-

zen Kalt- und Warmstartzeit wird der geringe Mehrverbrauch durch die Taktung der PEMEL 

nicht berücksichtigt. Die Taktung der Anlagensysteme verbunden mit langen warmen Stand-

by-Zeiten kann vor allem bei der Kombination mit einer Methanisierung zu Effizienzver-

schlechterungen des PtG-Systems führen (Frank et al. 2018).108 

Tabelle 5-1: Parameter und Annahmen der simulierten Wasserstofftechnologien. 

  2020 2025 2030 2050 

PEMEL     

 Systemeffizienz (Hu) [%] 64 69 74 74 

 Spezifischer Energiebedarf [kWh/Nm3] 4,7 4,4 4,1 4,1 

 Nutzungsdauer [a] 15    

 Anlagengröße [MWel] 2    

 Investitionen1, 2 [€/kW] 1400 760 760 500 

 Wartungskosten in % der Investitionen pro Jahr 2    

Ökonomische Parameter     

 Diskontierungsrate [−] 0,1    

 Bezugspreis Strom [€/MWh] 45    

SMR     

 Spezifische Emissionen [gCO2/kWhH2] 367    

 Wasserstoffgestehungskosten [€/kgH2; €/MWhH2] 1,27; 38,1    
1 Die Investitionskosten fallen bereits im Jahr 2045 auf 500 €/kW. 
2 Nicht installierte Systemkosten. 
Quellen: (Buttler und Spliethoff 2018; Timmerberg et al. 2020; Nazir et al. 2020) 

 

Für die Berechnung der annualisierten TVK der Sektorkopplungsmaßnahme „strombasierter 

Wasserstoff“ werden die annualisierten Wasserstoffgestehungskosten (engl. levelized cost of 

hydrogen, LCOH) berechnet und mit denen der Referenz SMR verglichen. Die LCOH des 

SMR sind der Mittelwert von Timmerberg et al. (2020) und Nazir et al. (2020).109 Die TVK 

werden nach Formel 3-11 und die LCOH mit den annualisierten Kosten ohne Restwert pro 

                                              

108 Frank et al. (2018) berechnen deshalb für den Vergleich unterschiedlicher Einsatzstrategien von PtG-Anlagen 

einen jährlichen Effizienzfaktor, ähnlich der Jahresarbeitszahl.  
109 LCOH ohne CO2-Steuer. Umrechnungskurs 1 $ : 0,9 € (Stand: November 2019, Einreichung Nazir et al. 

(2020)). 
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erzeugte Menge Wasserstoff aus Formel 3-12 berechnet. Die vermiedenen THG-Emissionen 

sind somit nur für das Jahr der Inbetriebnahme gültig und nicht für die gesamte Lebenszeit.  

Der LCOH der Referenz SMR bleibt in dieser Analyse statisch. 

5.2.2 Ergebnis mit dem Strommix-Emissionsfaktor 

Zunächst wird die Analyse der Wasserstofferzeugung mit dem AEF durchgeführt. Im linken 

Diagramm der Abbildung 5-2 wird der Emissionsfaktor der Wasserstofferzeugung 𝐸𝐹𝐻2  für 

das entsprechende Jahr und die gewählte Anzahl Volllaststunden dargestellt. Die Spanne von 

500 bis 8500 VLH wird für das BAU-Szenario in Blau und für das KS-Szenario in Grün ge-

zeigt. Die jeweils unterste Linie der Spanne zeigt den Verlauf des EFH2 bei einer VLH-Anzahl 

von 500 im Jahr. Die gepunkteten Linien zeigen diskrete Zwischenschritte mit 2500, 4500 und 

6500 VLH bis hin zur jeweils obersten Linie mit 8500 VLH und dem dadurch höchsten 𝐸𝐹𝐻2 . 

Die gestrichelte schwarze Linie bildet den 𝐸𝐹𝐻2  des erdgasbasierten Dampfreformierungspro-

zesses ab und dient als Vergleichswert.  

 

Abbildung 5-2: Bewertung mit dem AEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Volllast-

stunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zu Wasserstoff aus 
dem SMR. Die Werte des 𝐸𝐹𝐻2 sind im Anhang in Tabelle C-1 aufgelistet. 

Je geringer die VLH sind desto geringer ist auch der 𝐸𝐹𝐻2  im jeweiligen Szenario. Das wird 

durch die Auswahl der emissionsärmsten Stunden im Jahr bedingt. Somit zeigt sich hier deut-

lich, dass durch die Variation der Betriebsweise schon heute geringere 𝐸𝐹𝐻2  als die des Was-

serstoffs aus dem SMR erreicht werden können. Mit einer geringen VLH-Anzahl von 500 kann 

im KS-Szenario schon ab 2035 ein 𝐸𝐹𝐻2  von 38,8 erreicht und bis 2050 auf 3,1 gCO2-Äq/kWhH2 

abgesenkt werden. Im BAU-Szenario werden vergleichbare Werte erst ab 2040 erreicht.  
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Im rechten Diagramm werden die TVK im Vergleich zum Wasserstoff aus dem SMR als Funk-

tion der VLH in den betrachteten Stützjahren dargestellt. Durch keine oder nur sehr geringe 

Emissionsminderungen im Vergleich zum Wasserstoff aus dem SMR sind vor allem die spä-

teren Jahre interessant. Zwar ist die relative Emissionsreduktion bei geringen VLH am gerings-

ten, jedoch sind die Investitionen hier sehr hoch und die TVK starten bei allen Szenarien und 

Jahren bei Werten von mehr als 600 € pro vermiedene Tonne Kohlendioxidäquivalent. Der 

Tiefpunkt der TVK wird mit fortschreitender Zeit und dadurch auch emissionsärmerem Strom 

in Richtung der höheren VLH verschoben. Zudem sinkt mit den höheren VLH der LCOH be-

trächtlich. Im Jahr 2020 beträgt der LCOH bei jeweils 8500 VLH 3,7 €/kgH2 (2500 VLH = 

6,9 €/kgH2) und sinkt bis 2050 auf 2,5 €/kgH2 ab (2500 VLH = 3,5 €/kgH2). Diese Wasserstoff-

gestehungskosten mit Strom aus dem Netz der allgemeinen Versorgung sind verglichen mit 

denen aus Strom von Stand-alone-Anlagen von Photovoltaik, Onshore oder Offshore Wind-

kraftanlagen mit etwa 1 bis 5 €/kgH2 in einem ähnlichen Bereich (Brändle et al. 2020). 

Im Anhang in Abbildung C-1 und Abbildung C-2 sind die Ergebnisse mit den Sensitivitäten 

im Strombezugspreis dargestellt. Bei 90 €/MWhel sind die LCOH und die TVK erwartungsge-

mäß höher und die TVK fallen zu keinem Zeitpunkt unter 250 €/tCO2-Äq Bei 0 €/MWhel werden 

die TVK jeweils ab dem Jahr 2035 und etwa 3000 VLH negativ.110 Der Betrag der negativen 

TVK hat keine Aussagekraft. Mathematisch betrachtet führt nicht nur eine Kosteneinsparung, 

sondern auch eine geringere Emissionsreduktion der Maßnahme zu höheren negativen TVK 

(Fattler et al. 2019, S. 5).  

Abgeleitet aus der Analyse mit den stündlichen, prospektiven Strommix-Emissionsfaktoren 

kann das Resümee gezogen werden, dass, wenn die Stromnachfrage für die Wasserstoffpro-

duktion mit der PEMEL bereits eingeplant ist, es eine erhebliche Übergangszeit bis etwa 2030 

oder 2040 gibt, in welcher nur eine Betriebsweise mit geringeren VLH als emissionsmindernde 

Sektorkopplungsmaßnahme möglich ist. Um eine möglichst große spezifische Emissionsre-

duktion zu erreichen, müssen jedoch höhere spezifische Kosten in Kauf genommen werden. 

Im Jahr 2050 werden die THG-Emissionen beim geringsten LCOH (8500 VLH) im BAU-Sze-

nario um etwa 36 % und im KS-Szenario um etwa 90 % im Vergleich zu erdgasbasiertem Was-

serstoff reduziert.  

                                              

110 Die TVK sagen nichts über die gesamte Menge der reduzierten Treibhausgasemissionen aus. Das sollte bei 
der Interpretation berücksichtigt werden.  
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5.2.3 Ergebnis mit dem marginalen Emissionsfaktor 

Der zweite Teil der Analyse wird mit dem MEF als Bewertungsgrundlage durchgeführt. Es 

gelten sonst die gleichen Bedingungen wie bei der vorherigen Analyse mit dem AEF. Der 𝐸𝐹𝐻2  

wird im linken und die dazugehörigen TVK im rechten Diagramm der Abbildung 5-3 gezeigt.  

Auch hier sinkt mit der Anzahl der VLH der 𝐸𝐹𝐻2 . Nur im KS-Szenario sind im Jahr 2050 bis 

zu 2500 VLH mit einem 𝐸𝐹𝐻2  von 0 gCO2-Äq/kWhH2 möglich, mit erstmals 0 gCO2-Äq/kWhH2 im 

Jahr 2035. Die Spanne des 𝐸𝐹𝐻2  über die unterschiedlichen Volllaststunden ist beim MEF 

deutlich größer als beim AEF. So ist nur im Jahr 2050 im KS-Szenario eine quasi kontinuier-

liche Wasserstofferzeugung (8500 VLH) durch die PEMEL emissionsmindernd. Im Jahr 2020 

sind die THG-Emissionen durch die PEMEL etwa dreimal so hoch wie die des erdgasbasierten 

SMR. Die geringsten LCOH mit gleichzeitiger Reduktion der Emissionen werden jeweils im 

Jahr 2050 im BAU-Szenario mit 2000 VLH (3,9 €/kgH2, Reduktion der THG-Emissionen um 

5,6 %111) und im KS-Szenario mit maximal 4500 VLH (2,8 €/kgH2, Reduktion der THG-Emis-

sionen um 66,2 %) erreicht.  

Nur im Jahr 2050 im KS-Szenario können in allen Bereichen der VLH-Anzahl TVK berechnet 

werden. Bei den übrigen Stützjahren werden nur bis zu 2000 VLH THG-Emissionen reduziert.  

Der Tiefpunkt der TVK im Jahr 2050 des KS-Szenarios bildet sich bei 3000 VLH mit 

170 €/tCO2-Äq. 

In Abbildung C-3 und Abbildung C-4 im Anhang sind die Ergebnisse mit den Sensitivitäten 

im Strombezugspreis dargestellt. Bei 90 €/MWhel sind die LCOH und die TVK erwartungsge-

mäß höher und die TVK fallen zu keinem Zeitpunkt unter 300 €/tCO2-Äq. Bei 0 €/MWhel werden 

die TVK im Jahr 2050 ab etwa 3000 VLH negativ. 

                                              

111 Im Vergleich zur erdgasbasierten Wasserstofferzeugung im SMR-Prozess (367 gCO2/kWhH2). 
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Abbildung 5-3: Bewertung mit dem MEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Voll-

laststunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zum Wasserstoff 

aus dem SMR. Die Werte des 𝐸𝐹𝐻2 sind im Anhang in Tabelle C-2 aufgelistet. 

Abgeleitet aus der Analyse mit den stündlichen, prospektiven marginalen Emissionsfaktoren 

kann das Resümee gezogen werden, dass wenn die Stromnachfrage für die Wasserstoffproduk-

tion mit der PEMEL nicht eingeplant ist, bis auf die Ausnahme im KS-Szenario im Jahr 2050, 

nur eine Betriebsweise mit sehr geringen VLH als emissionsmindernde Sektorkopplungsmaß-

nahme möglich ist. Durch die Berücksichtigung von Überschussstrom ist es hier möglich, sogar 

eine emissionsfreie Wasserstofferzeugung zu erreichen. Um diese große spezifische Emissi-

onsreduktion zu erreichen, müssen jedoch höhere spezifische Kosten in Kauf genommen wer-

den und die VLH in erheblichem Maße gering gehalten werden. Im Jahr 2050 kann im BAU-

Szenario bei 500 VLH (9,3 €/kgH2) und im KS-Szenario bei bis zu 2500 VLH (3,5 €/kgH2) ein 

𝐸𝐹𝐻2  von 0 gCO2-Äq/kWhH2 erreicht werden. 

5.2.4 Schlussfolgerung 

Die Berechnung des Wasserstoffemissionsfaktors des aus der PEMEL hergestellten Wasser-

stoffs zeigt, dass die indirekte Elektrifizierung mit eingeplanter (AEF) und mit nicht eingeplan-

ter (MEF) Stromnachfrage vor 2035 (KS) bzw. 2040 (BAU) nicht in den Bereich einer nahezu 

emissionsfreien Wasserstofferzeugung (grüner Wasserstoff) gelangt – auch wenn die Zahl der 

VLH nur 500 beträgt. Vorher kann grüner Wasserstoff nur durch nicht integrierbare EE erzeugt 

werden. Andernfalls wird der produzierte Wasserstoff automatisch zu einer Mischung aus 

grauem und grünem Wasserstoff. Hier zeigt sich aber, dass diese Mischung aus grauem und 

grünem Wasserstoff kontinuierlich in grünen Wasserstoff übergehen kann. Das bedeutet, dass 
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grauer Wasserstoff zu 99 % grün gefärbt sein kann (sehr niedriger Emissionsfaktor), aber im-

mer noch als grauer Wasserstoff bezeichnet wird, weil er nicht ausschließlich durch EE erzeugt 

wird. Deutlich wird die Abhängigkeit des 𝐸𝐹𝐻2  von der Anzahl der Volllaststunden im jewei-

ligen Jahr, was wiederum die Wirtschaftlichkeit und die Wasserstoffgestehungskosten beein-

flusst. Doch bereits heute kann die PEMEL durch die geplante Betriebsweise mit sehr wenigen 

VLH im Jahr eine THG-Minderungsmaßnahme darstellen. Ab dem Jahr 2032 (KS) oder dem 

Jahr 2037 (BAU) kann sogar bei einer VLH-Anzahl von 8500 h elektrolythischer Wasserstoff 

emissionsärmer als mit der SMR erzeugt werden. 

Die Ausnutzung von Überschussstrom und von Zeiten mit sehr hohen Anteilen von EE durch 

einen flexiblen Betrieb der PEMEL zeigt sich erst ab 2025 (KS) bzw. 2030 (BAU) als sinnvolle 

THG-Minderungsmaßnahme und kann mit dem Fortschreiten der Dekarbonisierung der Strom-

erzeugung mit immer mehr VLH betrieben werden. Mit der Berücksichtigung von Überschuss-

strom und Bioenergie können die Auswirkungen von Elektrolyseuren als Flexibilitätsoptionen, 

mit eventuell sehr geringen Betriebsstunden im Jahr, im zukünftigen Strommarkt besser ana-

lysiert werden. Hier zeigt sich, dass dadurch (mit dem MEF) sogar geringere 𝐸𝐹𝐻2  als bei der 

Bewertung mit dem AEF, unter sonst gleichen Bedingungen, entstehen können. Die TVK sind 

stark abhängig vom Referenzprozess, den angenommenen Strompreisen und den VLH. Durch 

die stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren wird die Berechnung der Emissionen bei un-

terschiedlichen VLH im Jahr ermöglicht.  

5.3 Elektrifizierung der industriellen Dampferzeugung 

Etwa 25 bis 40 % des industriellen Prozesswärmebedarfs in Deutschland und Europa entfällt 

auf die Dampferzeugung (Rehfeldt et al. 2017). Im Jahr 2018 waren das etwa 127–200 TWh 

(ISI 2019). Aktuell werden hauptsächlich Erdgas, Kohle sowie Öl zur industriellen Dampfer-

zeugung verwendet (ISE 2019, S. 43). Prozessdampf mit Temperaturen von 100 bis 500 °C 

wird vor allem in der Papier-, Nahrungs- und Genussmittel- sowie chemischen Industrie für 

Trocknungs- und Kochprozesse sowie für die kontinuierliche112 Wärmeversorgung von che-

mischen Prozessen verwendet (Rehfeldt et al. 2017). Ein großer Anteil der benötigten Wärme-

energie kann durch PtH-Anwendungen bereitgestellt werden.113 Schüwer und Schneider (2018) 

berechnen ein technisches Elektrifizierungspotenzial der industriellen Dampferzeugung von 

91 TWhth. Bei einem Reinvestitionszyklus von 20 Jahren und einer kontinuierlich steigenden 

Elektrifizierungsquote der neuen Dampferzeuger (20 %/100 % der Investitionen in Dampfer-

zeuger ab 2020/2040) sind im Jahr 2050 immer noch 15 % brennstoffbasierte Dampferzeuger 

                                              

112 Durch die Regelung des Systemdrucks lässt sich mit Sattdampf eine exakte Temperatur der Wärmebereitstel-

lung festlegen. Für viele industrielle Prozesse ist das vorteilhaft (GETEC 2018).  
113 Schüwer und Schneider (2018) schließen bei der Potenzialermittlung solche Anwendungen aus, bei denen 

anfallende Kuppelgase aus dem integrierten Produktionsprozess verbrannt werden. 
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zur Wärmebedarfsdeckung installiert. Die Autoren kommen zu dem Schluss, dass PtH-Maß-

nahmen langfristig eine wichtige Rolle bei der Dekarbonisierung von industrieller Prozess-

wärme spielen werden, es jedoch entscheidend ist, welche spezifischen Emissionsfaktoren der 

Stromerzeugung angesetzt werden (Schüwer und Schneider 2018).  

Zielsetzung 

Dies soll in dieser Analyse mit dem AEF und MEF durchgeführt werden. Vor allem eine Be-

trachtung mit hybriden Dampferzeugern (elektrisch und brennstoffbasiert) kann ohne Annah-

men zu den Stunden mit Überschussstrom oder mit der Verwendung von Jahresdurchschnitts-

werten der Emissionsfaktoren der Stromerzeugung nicht durchgeführt werden. Somit soll die 

dringende Entscheidung über Investitionen in PtH-Anlagen durch die Berechnung von Lebens-

zeitemissionen und einem Emissionsfaktor der bereitgestellten Wärme verschiedener Dampf-

erzeugungssysteme mit den stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren der Stromerzeugung 

unterstützt werden. 

Technologien der Dampferzeugung 

Eine Dampfanlage besteht im Wesentlichen aus den Hauptkomponenten Wasseraufbereitung, 

Dampferzeuger, Dampfleitungssystem, Verbraucher und Kondensatsystem (Merritt 2016, S. 

5–6). Die am häufigsten verwendeten Dampferzeuger sind Großraumwasserkessel und 

Schnelldampferzeuger (SDE) mit einem integrierten Brenner, welcher durch die Wärmeabgabe 

der Flamme und des Rauchgases Wasser zum Sieden und Verdampfen bringt. Prinzipbedingt 

haben SDE ein geringeres Wasservolumen und somit weniger Abpufferungsmöglichkeiten so-

wie eine hohe Dampffeuchte. Vorteilhaft sind allerdings der geringe Platzbedarf, ein schneller 

Kaltstart sowie eine schnelle Anpassung an Laständerungen und niedrige Anschaffungskosten.  

In einem Bereich mit einem Druck von bis zu 20 bar und mit einer Kesselleistung von bis zu 

2 t/h werden häufig SDE eingesetzt (SPIRAX SARCO 2014).  

In der Industrie werden auch Abhitzedampferzeuger (engl. heat recovery steam generator, 

HRSG) verwendet. Diese können die Restwärme aus vorgelagerten Prozessschritten oder von 

Rauchgasen aus Verbrennungsprozessen nutzen (Ganapathy 2015, S. 165). HRSG werden in 

verschiedensten Größen und Bauarten ausgeführt und können Dampf auf verschiedenen 

Druckstufen und sehr hohen Temperaturen bereitstellen. Meist werden HRSG in großen KWK-

Anlagen mit Gasturbinen gekoppelt (Merritt 2016, S. 184–220).114 Für geringe Mengen Pro-

zessdampf können auch Mikrogasturbinen mit nachgeschaltetem HRSG eingesetzt werden 

(SAACKE 2012; Weigt und Negele 2015).  

                                              

114 Beispielsweise im GuD-Kraftwerk.  
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Als PtH-Option bietet sich zur Dampferzeugung der Widerstandserhitzer oder der Elektroden-

kessel (EK) an. Während Ersterer im Wesentlichen wie ein Tauchsieder funktioniert, dient 

beim Elektrodenkessel das Wasser selbst als elektrischer Leiter. Durch den Betrieb mit Wech-

selstrom wird verhindert, dass die unter Spannung stehenden Elektroden eine elektrolytische 

Zerlegung des Wassers bewirken (Merritt 2016, S. 78–79). Mit sehr hohen Wirkungsgraden 

(bis 99 %) und einer Kapazität von bis zu 20 MWel ist die technologische Entwicklung der 

elektrischen Dampferzeugung ausgereift (TRL 8–9) (Agora Energiewende und Wuppertal 

Institut 2019, S. 182–183). PtH-Dampferzeuger stellen Sattdampf bereit, womit das Einsatz-

gebiet aktuell noch limitiert ist.115 Denn in manchen Dampfnetzen wird leicht überhitzter 

Dampf eingesetzt, um Kondensationsverluste zu verringern (Ausfelder et al. 2019, S. 62).  

Industriewärmepumpen können Vorlauftemperaturen von bis zu 140 °C und perspektivisch bis 

zu 200 °C erreichen.116 Dadurch könnten sie zukünftig Sattdampf auf einem üblichen Druckni-

veau von bis zu 13 barabs bereitstellen. Aufgrund des limitierten Temperaturhubs ist dies nur 

mit einer vorhandenen Abwärmequelle oder einer kaskadischen Nutzung, verbunden mit einer 

Verringerung des Wirkungsgrads, zu verwirklichen (Wolf 2016; Viking Heat Engines 2018; 

Arpagaus 2018). Industrieller Prozessdampf kann auch aus reinen solaren Systemen oder teil-

integriert in hybriden Systemen erzeugt werden. Je höher die Strahlungsintensität, desto besser 

und lohnenswerter ist die Investition in ein solches System. Die erreichbaren Druckniveaus 

sind stark witterungsbedingt und standortabhängig (Schenk et al. 2015).  

Bewertung der Emissionsintensität 

In der Analyse der industriellen Dampferzeugung sollen die PtH-Option der Dampferzeugung 

mit einem EK und die hybride Dampferzeugung mit alternierender Erzeugung aus EK und SDE 

betrachtet werden. Dabei werden die durch die Stromnutzung verursachten THG-Emissionen 

mit den THG-Emissionen des erdgasbetriebenen, konventionellen Dampferzeugers SDE und 

der KWK-Anlage, bestehend aus Gasturbine (GT) und HRSG, verglichen (siehe Tabelle 5-2 

und Abbildung 5-4). Die hybride oder bivalente Wärmebereitstellung soll im Transformations-

prozess zu einer vollständigen Stromversorgung aus EE als Übergangstechnologie agieren und 

Stromüberschüsse oder Zeiten mit hohem Anteil von EE ausnutzen, um THG-Emissionen zu 

reduzieren (Agora Energiewende und Wuppertal Institut 2019, S. 181–183; Schüwer und 

Schneider 2018; Wolf et al. 2014).  

                                              

115 Eine Nachverdichtung ist technisch möglich aber teuer und nicht üblich (Ausfelder et al. 2019, S. 62). 
116 Gegebenenfalls auch in Verbindung mit einer Brüdenverdichtung (Agora Energiewende und Wuppertal Insti-

tut 2019, S. 182).  
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Als Vergleichsgröße wird ein Emissionsfaktor der bereitgestellten Wärme berechnet. Zusätz-

lich werden die Lebenszeitemissionen ab dem Jahr der Inbetriebnahme der Dampferzeugungs-

systeme berechnet und jährliche sowie Lebenszeit-Treibhausgasvermeidungskosten zur Refe-

renz SDE ermittelt. Zur Vergleichbarkeit wird ein spezifischer Dampfbedarf nachgefragt und 

muss von den modellierten Technologien in der Simulation erzeugt werden.  

 

Abbildung 5-4: Wirkungsgefüge der verschiedenen Methoden der Emissionsbewertung für die Ana-

lyse der Dampferzeugung. 

Ähnlich wie bei der treibhausgasarmen Wasserstofferzeugung kann die Energieversorgung für 

die Wärmeversorgung in drei Teile gegliedert werden (vgl. Unterkapitel 5.2.): 

(1) Die Nutzung von Strom aus nicht in das Netz der allgemeinen Versorgung integrierba-

ren oder angebundenen erneuerbaren Energien und die daraus folgende treibhausgas-

arme Bereitstellung von Strom für die elektrische Dampferzeugung. 

(2) Die Energieversorgung aus dem deutschen Stromnetz. Hier kann noch zwischen dem 

(a) MEF und (b) AEF unterschieden werden. Mit Letzterem werden die THG-Emissi-

onen für eine bereits eingeplante Stromnachfrage des Elektrodenkessels berechnet. Mit 

dem MEF werden die THG-Emissionen der ausgelösten Nachfrageänderung berechnet. 

Hier können auch die Stunden mit Überschussstrom, was zum Teil nicht integrierbare 

erneuerbare Stromerzeugung darstellt, berücksichtigt werden. 

(3) Das Wirkungsgefüge muss bei der Bereitstellung von Erdgas für den SDE und die 

KWK-Anlage erweitert werden. Beim SDE werden nur die (a) energetischen (energie-

bedingten) Emissionen der Erdgasverbrennung bilanziert. Die energetischen Emissio-

nen der KWK-Anlage werden mit der (b) Exergetischen Methode alloziert (siehe Ab-

schnitt 3.1.2). 

Nicht integrierbare EE

Deutsches Stromnetz

Erdgas

Prozess

-dampf

Marginaler 

Emissionsfaktor

Strommix-

Emissionsfaktor

EK

SDE

Emissionsfrei

Energetische 

Emissionen

Energieversorgung Emissionsbewertung Erzeugung Produkt Einsatz

Curtailment

1

2

3

a

b

Hybrid:

EK+SDE

GT+HRSG
Exergetische 

Allokation

In
d

u
st

ri
el

le
 W

ä
rm

ev
er

so
rg

u
n

g

a

b



 Analyse von Sektorkopplungstechnologien 136 

 

 

5.3.1 Modellierung der Dampferzeugung 

Die Auslegung der Wärmeerzeugung wird in vielen Industriebetrieben mit der Jahresdauerlinie 

des Wärmebedarfs ermittelt. Dabei werden zur Grundlasterzeugung besonders effiziente An-

lagen ausgewählt und zur Spitzenlastdeckung meist Anlagen mit günstigem Teillastverhalten 

(Müller et al. 2013, S. 195). Die Dampfnachfrage kann diskontinuierlich (Chargenbetrieb oder 

„batch process“) oder kontinuierlich auftreten und kurzfristig höher sein als die maximale Lie-

fermenge des Dampferzeugers (Merritt 2016, S. 51–53). Mit Dampfspeichern117 oder in 

Dampfsystemen mit mehreren Dampferzeugern, in welchen nur ein kleiner Teil der Nachfrage 

erzeugt werden muss, kann die Dampferzeugung kontinuierlicher gehalten werden (Merritt 

2016, S. 18–20).  

Für die Simulation der Dampferzeuger werden drei synthetische Lastprofile erstellt (siehe Ab-

bildung 5-5). Diese unterscheiden sich in der Anzahl der Volllaststunden und bilden somit ei-

nen (a) 1-Schicht-Betrieb (beispielsweise NuG118), einen (b) 2-Schicht-Betrieb (beispielsweise 

Chemie) und einen (c) kontinuierlichen Betrieb (beispielsweise Papier und Chemie) ab (Gentili 

et al. 2014, S. 125). Während des Betriebs wird angenommen, dass der Dampferzeuger konti-

nuierlich Dampf erzeugt. Da die maximale Effizienz des Kessels meist nicht bei Maximallast 

auftritt, werden die Dampferzeuger so ausgelegt, dass die maximal nachgefragte Dampfmenge  

– hier die Anlagendampfleistung – von 1,6 t/h zu einer Auslastung von ca. 68 % führt (Merritt 

2016, S. 211). Zur besseren Vergleichbarkeit wird für alle Anwendungsfälle (Lastprofile) die 

gleiche Anlagenkonfiguration angenommen – diese Vereinfachung wird für das Ziel der Ana-

lyse als unkritisch betrachtet. 

                                              

117 Dampfspeicher speichern meist keinen gasförmigen Dampf, sondern der Druck des siedenden Speisewassers 

wird bei edarf auf einen tieferen Druck abgesenkt. Dadurch wird eine Nachverdampfung durch die im Spei-
sewasser gespeicherte Energie bewirkt (Merritt 2016, S. 18–20; SPIRAX SARCO 2016). 

118 Zuordnung anhand des ähnlichsten durchschnittlichen Kapazitätsfaktors (Cf) der Branche. 
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Abbildung 5-5: Synthetische Lastprofile (24 h) der nachgefragten Dampfmenge. Die Maximallast 

von 2,36 t/h wird theoretisch bei voller Auslastung der Dampferzeuger erreicht. 

Die technischen, ökonomischen und prozessspezifischen Parameter sind in Tabelle 5-2 aufge-

listet. Die Nutzungsdauer der Dampferzeuger wird einheitlich mit 10, 20 bzw. 30 Jahren ange-

setzt und zusammen mit dem Strombezugspreis von 45119 bzw. 90 €/MWhel variiert. Der Be-

zugspreis von Erdgas für Industriekunden mit einer Abnahmemenge von 116 GWhth/a betrug 

im Jahr 2019 zwischen 23,7 und 33,4 €/MWhth und wird für diese Analyse auf 30 €/MWhth 

festgelegt.120 Damit werden der Einfluss der Transformationsgeschwindigkeit und die Sensiti-

vität des Energieträgerpreisverhältnisses analysiert.  

Der modellierte Gasturbinenprozess mit einem HRSG ohne Zusatzfeuerung hat 1 Freiheitsgrad 

und erzeugt Dampf nur auf dem nachgefragten Druckniveau.121 Der Dampf aus dem HRSG 

wird nicht verstromt. Der elektrische und der thermische Wirkungsgrad der GT wurden anhand 

von Schaumann und Schmitz (2010, S. 118–120) für typische Gasturbinenaggregate dieser 

Größenklasse festgelegt. Die relativ niedrige geforderte Dampftemperatur ermöglicht tenden-

ziell einen höheren thermischen Wirkungsgrad der KWK-Anlage. Bei der hybriden Dampfer-

zeugung werden der EK und der SDE in diskreten stündlichen Zeitschritten simuliert. Es wird 

in einem Zeitschritt entweder der EK oder der SDE eingesetzt. EK können innerhalb von Se-

kunden aus dem Stillstand in den Volllastbetrieb schalten und haben eine Kaltstartzeit von 

weniger als 5 Minuten (Bücken et al. 2017, S. 60; Brauner 2019, S. 228). Auch wenn das 

                                              

119 Siehe Strompreisanalyse der Industrie in Unterkapitel 5.2.  
120 Jahresnutzungsdauer von 250 Tagen (4000 h). Ohne Umsatzsteuer. Streuung zwischen 10 und 90 % der grö-

ßensortierten Lieferantenangaben (BNetzA und BKartA 2020, S. 455–456). 
121 Bei einer GT mit HRSG in der Industrie sind mehrere Druckstufen der Dampferzeugung zur besseren Wär-

meausnutzung üblich – vorausgesetzt dass diese benötigt werden (Schaumann und Schmitz 2010, S. 98).  
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Auskühlen des Brennraums bei einem Abschalten des SDE zu einem Wirkungsgradver lust  

führt, wird angenommen, dass auch der SDE innerhalb von wenigen Minuten seine Last an-

passen kann und in stündlich diskreten Zeitschritten betrieben wird (SPIRAX SARCO 2016). 

Die Dampferzeugung erfolgt also entweder durch den SDE oder den EK. Letzterer wird nicht 

nur zur Ergänzung eingesetzt, was auch möglich wäre. Das hybride Dampferzeugungssystem 

könnte auch in der Kombination EK und KWK-Anlage, die oftmals bei der Fernwärmeversor-

gung angewandt wird, eingesetzt werden (Brauner 2019, S. 228–230). 

Tabelle 5-2: Annahmen zu den technischen und ökonomischen Parametern der eingesetzten Techno-
logien zur Dampferzeugung. 

  GT + HRSG SDE EK 

Technische Parameter    

 Wirkungsgrad elektrisch [%] 20   

 Wirkungsgrad thermisch [%] 605 921 991 

 Nutzungsdauer [a] 10; 20; 30 10; 20; 30 10; 20; 30 

 Anlagengröße elektrisch [MWel] 0,5  1,5 

 Anlagengröße2 thermisch [MWth] 1,5 1,5  

 Energiezufuhr Erdgas Erdgas Strom (Netz) 

Ökonomische Parameter    

 Diskontierungsrate [–] 0,1   

 Investitionen3 elektrisch [€/kWel] 800  150 

 Investitionen thermisch [€/kWth] 1004 60  

 Betriebskosten in [%] der Investitionen pro Jahr 1 0,5 0,5 

 Bezugspreis Erdgas [€/MWh] 30   

 Bezugspreis Strom [€/MWh] 45; 906   

Prozessparameter    

 Umgebungstemperatur [°C] 20   

 Speisewasser [°C; barabs] 100; 1   

 Sattdampf [°C; barabs] 192; 13   

 Heizwert Erdgas [MJ/kg; kWhth/kg] 40; 11,1   

 Emissionsfaktor Erdgas [kgCO2-Äq/kWhth] 0,2044   
1 Brennstoff-/Strom-zu-Dampf-Wirkungsgrad. 
2 Wärmeleistung des Wärmeüberträgers. 
3 Für Boiler/Kessel, Installation und Hauptausstattung (beispielsweise Economizer). 
4 Abhitzedampferzeuger (HRSG). 
5 KWK-Anlagen zur Raumwärmebereitstellung erreichen höhere thermische Wirkungsgrade.  
6 Einmal mit maximal möglicher Entlastung und einmal mit geringerer Entlastung von Steuern und Umlagen.  
Quellen: (Schaumann und Schmitz 2010; Berenschot et al. 2017; Scholz 2013; Gentili et al. 2014; Schüwer 

und Schneider 2018; Brauner 2019, S. 227–228) 

 

Der Brennstoff- bzw. Strombedarf der Dampferzeuger wird vereinfacht nach Scholz (2013, 

228 ff.) bestimmt. In Gleichung 5-3 wird die Berechnung der stündlichen THG-Emissionen 
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des Dampfes, verursacht durch den SDE (𝛼) und den EK (𝛾), dargestellt. Im hybriden oder 

bivalenten Betrieb kann das Dampferzeugungssystem zu jeder Stunde zwischen den beiden 

Technologien SDE und EK entscheiden. Hier wird immer der Dampferzeuger gewählt, welcher 

die geringeren THG-Emissionen verursacht. Für den monovalenten Betrieb gilt bei der Erzeu-

gung mit dem SDE nur Zeile 1 (𝛼) und mit dem EK nur Zeile 2 (𝛾) der Gleichung 5-3 ohne die 

bedingte Anweisung. Der Emissionsfaktor für die GT mit HRSG wird nach der Exergetischen 

Methode alloziert, welche in den Gleichungen 3-2 bis 3-7 beschrieben wurde.122 Für alle Arten 

der Dampferzeugung wird somit ein jährlicher Emissionsfaktor des Dampfes 𝐸𝐹𝐷𝑎  berechnet 

(siehe folgende Gleichung 5-2). 

 

 
𝐸𝐹𝐷𝑎,𝑗,𝑑𝑒 =

∑ 𝐸𝑚𝑗,𝑡,𝑑𝑒
 
𝑡

∑ 𝐸𝐷𝑎,𝑗,𝑡𝑡
,             ∀ 𝑗 ∈ 𝐽, 𝑡 ∈ 𝑇, 𝑑𝑒 ∈ 𝐷𝐸 

5-2 

𝐸𝐹𝐷𝑎,𝑗,𝑑𝑒 Emissionsfaktor des Dampfes im Jahr 𝑗 erzeugt durch die Art der Dampferzeugung 

𝑑𝑒 [kgCO2-Äq/kWhth] 

𝐸𝐷𝑎,𝑗,𝑡 thermische Energie des erzeugten Dampfes im Jahr 𝑗 und Stunde 𝑡 [kWhth] 

𝐸𝑚𝑗,𝑡,𝑑𝑒 THG-Emissionen der Art der Dampferzeugung 𝑑𝑒 im Jahr 𝑗 und Stunde 𝑡 

[kgCO2-Äq] 

𝐷𝐸 Menge der Arten der Dampferzeugung 

𝑑𝑒 Art der Dampferzeugung 
 

Mit den Emissionen der hybriden Dampferzeugung 

 

 
𝐸𝑚𝑗,𝑡,𝑑𝑒 =

{
 
 

 
 𝛼 = (

𝑚𝐷𝑎,𝑗,𝑡 ⋅ (ℎ𝐷𝑎 −ℎ𝑆𝑝𝑤)

60 ⋅ 60 ⋅ 𝜂𝑆𝐷𝐸
) ⋅𝐸𝐹𝐸𝑟𝑑𝑔𝑎𝑠  , 𝑓ü𝑟 𝛼 ≤ 𝛾

 

𝛾 = (
𝑚𝐷𝑎,𝑗,𝑡 ⋅ (ℎ𝐷𝑎 −ℎ𝑆𝑝𝑤)

60 ⋅ 60 ⋅ 𝜂𝐸𝐾
) ⋅ 𝐸𝐹𝐸𝑙,𝑗,𝑡 ,            𝑠𝑜𝑛𝑠𝑡          

, ∀ 𝑗 ∈ 𝐽, 𝑡 ∈ 𝑇 

5-3 

𝑚𝐷𝑎,𝑗,𝑡 Nachgefragte Dampfmenge im Jahr 𝑗 und der Stunde 𝑡 [kg] 

ℎ𝐷𝑎 Enthalpie des Dampfes (Sattdampfenthalpie h'') [kJ/kg] 

ℎ𝑆𝑝𝑤 Enthalpie des Speisewassers [kJ/kg] 

𝜂𝑆𝐷𝐸 Kesselwirkungsgrad des Schnelldampferzeugers 

𝐸𝐹𝐸𝑟𝑑𝑔𝑎𝑠  Emissionsfaktor Erdgas [kgCO2-Äq/kWhth] 

𝜂𝐸𝐾  Kesselwirkungsgrad des Elektrodenkessels 

𝐸𝐹𝐸𝑙,𝑗,𝑡 Emissionsfaktor der Stromversorgung im Jahr 𝑗 und der Stunde 𝑡 [kgCO2-Äq/kWhel] 

                                              

122 Für den Prozess der KWK wird davon ausgegangen, dass die beiden erzeugten Zielenergien auch genutzt 
werden (VDI 4608 Blatt 2, S. 2). 
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Für die Berechnung der TVK der verschiedenen Arten der Dampferzeugung (EK und hybrid) 

werden die annualisierten Wärmegestehungskosten (engl. levelized cost of heat/steam, LCOS) 

berechnet und mit denen der Referenz SDE verglichen. Die TVK werden nach Formel 3-11 

und die LCOS mit den annualisierten Kosten ohne Restwert pro erzeugte Wärmemenge 

(Dampf) aus Formel 3-12 berechnet. Die vermiedenen Emissionen sind somit nur für das Jahr 

der Inbetriebnahme gültig. Die TVKL werden nach Formel 3-10 berechnet und zusammen mit 

den Lebenszeitemissionen dargestellt. Die relativen Lebenszeitemissionen werden somit wie 

bei EC (2020, S. 3) mit den jeweiligen Nutzungsdauern berechnet.  

5.3.2 Ergebnis mit dem Strommix-Emissionsfaktor 

Jährliche Betrachtung 

Im ersten Teil der Analyse der Dampferzeugung wird die Stromnutzung des EK mit dem AEF 

bewertet. Die Ergebnisse sind in Abbildung 5-6 mit der jeweiligen Parameterspezifikation auf-

gezeigt. Im linken Bild ist der zeitliche Verlauf des jährlichen Emissionsfaktors der Dampfer-

zeugung 𝐸𝐹𝐷𝑎  abgebildet. Der 𝐸𝐹𝐷𝑎  bleibt für die erdgasbetriebenen Dampferzeuger über die 

Jahre konstant. Der EK zeigt im KS-Szenario bis einschließlich zum Jahr 2032 und im BAU-

Szenario bis 2037 einen konstant sinkenden, aber dennoch höheren 𝐸𝐹𝐷𝑎 als der Referenzer-

zeuger SDE mit 222,2 gCO2-Äq/kWhth. Anschließend kann der 𝐸𝐹𝐷𝑎  nur noch im KS-Szenario 

deutlich weiter auf bis zu 19,7 gCO2-Äq/kWhth absinken. Im BAU-Szenario wird mit 

138,4 gCO2-Äq/kWhth im Jahr 2050 der Wert nur knapp geringer als der der erdgasbasierten GT 

mit HRSG mit 160,8 gCO2-Äq/kWhth.  

Das hybride Dampferzeugungssystem erreicht im BAU-Szenario bis zum Jahr 2035 nur einen 

marginal geringeren 𝐸𝐹𝐷𝑎  als das Referenzsystem. Der EK kann zwar relativ oft in emissions-

mindernder Weise mit bis zu 737 Stunden im Jahr (25,2 % der Betriebszeit (= 2920 Stunden) 

bei Lastprofil a) eingesetzt werden, senkt den 𝐸𝐹𝐷𝑎  allerdings nur in geringem Maße ab. Ge-

genüber der reinen Elektrifizierungsmaßnahme erhält sich das hybride System bis zum Jahr 

2050 einen leichten emissionsmindernden Vorteil (71,7 % der Betriebszeit mit EK). Im KS-

Szenario bildet sich anfänglich bis zum Jahr 2030 eine ähnliche Entwicklung mit einem leicht 

geringeren 𝐸𝐹𝐷𝑎  ab. Ab dem Jahr 2042 wird in über 90 % der Betriebszeit der EK eingesetzt – 

ohne größere Vorteile gegenüber der Dampferzeugung ausschließlich mit dem EK.  
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Abbildung 5-6: Bewertung mit dem AEF. Links: jährlicher Emissionsfaktor der Dampferzeugung 

𝐸𝐹𝐷𝑎 . Rechts: jährliche LCOS (oben) und die zugehörigen TVK (unten). 

Die LCOS des EK sind mit 0,097 €/kWhth in beiden Szenarien identisch und um 

0,062 €/kWhth höher als die des erdgasbetriebenen SDE (0,035 €/kWhth). Das entspricht einem 

Preisverhältnis von elektrischer zu erdgasbetriebener Dampferzeugung von etwa 2,77 zu 1. Das 

implizierte Preisverhältnis von Strom- zu Erdgasbezugspreis beträgt 3 zu 1. Ähnliche LCOS 

berechnen auch Rehfeldt et al. (2019) und Yilmaz et al. (2018).123 Die LCOS der hybriden 

Dampferzeugung sind geprägt durch höhere Investitionskosten und steigen durch die ver-

mehrte Stromnutzung etwa bis zum Jahr 2040 an. Dieser Effekt ist im KS-Szenario stärker. Ab 

2040 kann weder beim 𝐸𝐹𝐷𝑎  noch bei den LCOS ein Vorteil der hybriden Dampferzeugung 

gegenüber der reinen PtH-Option (EK) erzielt werden.  

Trotz des kontinuierlich niedrigeren 𝐸𝐹𝐷𝑎  der hybriden Dampferzeuger ist die anfängliche 

THG-Emissionsreduktion zu gering, um TVK von unter 1000 €/tCO2-Äq zu erreichen. Dadurch, 

dass im KS-Szenario ab etwa 2040 fast ausschließlich der EK bei der hybriden Dampferzeu-

gung läuft, steigen die TVK hier über die der reinen Elektrifizierung mit dem EK. Solange in 

ausreichend vielen Stunden noch mit dem SDE Dampf erzeugt wird, sind die TVK der hybri-

den Dampferzeugung niedriger als die der PtH-Option mit dem EK.  

Lebenszeitbetrachtung 

Werden die Lebenszeitemissionen124 der Dampferzeugungstechnologien betrachtet, kann der 

Einfluss der Nutzungsdauer oder Lebenszeit der eingesetzten Dampferzeuger und somit der 

                                              

123 Durch unterschiedliche angenommene technische und ökonomische Parameter weichen die LCOS durchaus 
voneinander ab. 

124 Die für diese Forschungsarbeit gültige Definition der Lebenszeitemissionen wurde in Abschnitt 3.2.4 erläutert. 
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Transformationsprozess berücksichtigt werden. Im linken Bild der Abbildung 5-7 sind die re-

lativen Lebenszeitemissionen zur Referenz SDE (100 %) aufgezeigt. Wird ein EK im KS-Sze-

nario im Jahr 2030 installiert, dann betragen die Lebenszeitemissionen durch die elektrische 

Dampferzeugung nur 60 % von denen einer Dampferzeugung im erdgasbetriebenen SDE. Im 

Wesentlichen ist der Verlauf vergleichbar mit dem des jährlichen 𝐸𝐹𝐷𝑎  aus Abbildung 5-6. 

Auffallend ist die deutliche Verschiebung der Werte nach links – hin zur näheren Zukunft. Das 

bedeutet, dass, obwohl im KS-Szenario im Jahr 2025 der 𝐸𝐹𝐷𝑎  des EK mit etwa 

300 gCO2-Äq/kWhth noch deutlich höher ist als der des SDE, bei einer Nutzungsdauer von 20 

Jahren durch die PtH-Option insgesamt weniger THG emittiert werden.  

Bei den TVK werden nur die Emissionen des jeweiligen Jahres berücksichtigt und bei den 

TVKL die der gesamten Nutzungsdauer. Ähnlich wie die Lebenszeitemissionen sind die TVKL 

mit vergleichbarem Verlauf deutlich nach links verschoben und die Werte sind zudem noch 

geringer. Die geringeren Werte werden dadurch verursacht, dass der hier betrachtete Kapital-

wert vergleichbarer mit den Lebenszeitemissionen und zudem geringer als die Summe der An-

nuitäten über die Nutzungsdauer ist.125 

 

Abbildung 5-7: Bewertung mit dem AEF. Links: relative Lebenszeitemissionen der Dampferzeu-
gung zum Vergleichszeitpunkt des Jahres der Inbetriebnahme. Rechts: TVKL zum 

Zeitpunkt des Jahres der Inbetriebnahme. 

Abgeleitet aus der Analyse mit den stündlichen, prospektiven Strommix-Emissionsfaktoren 

kann das Resümee gezogen werden, dass, wenn die Stromnachfrage für die elektrische Dampf-

erzeugung mit EK bereits eingeplant ist, es eine kurze Zeitspanne zwischen 2033 und 2039 

gibt (je nach Szenario), in welcher mit dem EK ein vergleichbarer jährlicher 𝐸𝐹𝐷𝑎 wie der bei 

                                              

125 Die THG-Emissionen werden nicht diskontiert. 
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der konventionellen, fossilen Dampferzeuger erreicht wird (siehe Abbildung 5-6). Nur im KS-

Szenario kann durch den EK tatsächlich eine treibhausgasarme, jedoch nicht -freie Dampfer-

zeugung ermöglicht werden. Eine Reduzierung der THG-Emissionen durch die bivalente, hyb-

ride Dampferzeugung zeigt ab 2040 kaum noch Vorteile gegenüber einer reinen Elektrifizie-

rung. Durch die kontinuierlich sinkenden AEF und eine Lebenszeit von 20 Jahren kann der 

Elektrodenkessel allerdings deutlich früher eingesetzt werden, als es die jährlichen 𝐸𝐹𝐷𝑎  ver-

muten ließen.  

Sensitivitätsanalyse  

Die Auswirkungen durch die Variationen werden in Abbildung 5-8 jeweils für eine Ergebnis-

variable und das KS-Szenario gezeigt.126 Die 36 000 Datenpunkte (Jahreswerte) der Parame-

tervariationen sind im Anhang in Tabelle C-3 bis Tabelle C-14 je Stützjahr und für alle Varia-

tionen und Ergebnisvariablen zusammengefasst. Die Variationen sind die Lastprofile b und c, 

die Nutzungsdauern 10 a und 30 a sowie der Strombezugspreis 45 €/MWhel (siehe Tabelle 

5-2). 

                                              

126 Das bedeutet, es wird dargestellt, wie sich eine Ergebnisvariable wie der LCOS im Vergleich zum Normalfall 
(90 €/MWhel, 20 a und Lastprofil a) durch die Variation eines Inputparameters, zum Beispiel durch den Ein-
satz des Lastprofils b, verändert. 
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Abbildung 5-8: Sensitivitätsanalyse im KS-Szenario mit dem AEF für die Dampferzeugung: Varia-

tionen von jeweils einem Parameter und die Auswirkungen auf die Ergebnisvariab-

len für alle Stützjahre. Anmerkung: Hyb = hybrid. 

Den einzigen Einfluss der Parametervariationen auf den 𝐸𝐹𝐷𝑎  haben die Lastprofile: Je mehr 

Betriebsstunden, desto höher ist der 𝐸𝐹𝐷𝑎 . Dadurch verhalten sich auch die relativen Lebens-

zeitemissionen (rel. LEM) durch den Einfluss der Lastprofile gleich. Eine geringere Lebenszeit 

erhöht die relativen Lebenszeitemissionen der elektrischen und hybriden Dampferzeugung und 

eine höhere Lebenszeit verringert sie. Dies ist durch den kontinuierlich sinkenden und ab 2050 

gleichbleibenden AEF zu begründen. Die LCOS werden hauptsächlich durch den geänderten 

Strombezugspreis beeinflusst. Durch das Erhöhen der Betriebsstunden wird der LCOS beim 

EK leicht geringer und bei der hybriden Dampferzeugung durch das vermehrte Verwenden des 

billigeren, erdgasbetriebenen SDE sogar deutlich geringer. Bei den TVK und TVKL hat auch 

der Parameter des Strombezugspreises den größten kostensenkenden Einfluss. Die erhöhten 

Emissionen durch die höheren Betriebsstunden erhöhen auch die TVK, jedoch nicht die 

TVKL.127 Eine geringere Lebensdauer erhöht die TVK und TVKL und umgekehrt, wobei sich 

die TVK dadurch jedoch nur kaum beeinflussen lassen. 

                                              

127 Außer die TVKL des EK in den Jahren 2025 bis 2040. 
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5.3.3 Ergebnis mit dem marginalen Emissionsfaktor 

Jährliche Betrachtung 

Im zweiten Teil der Analyse der Dampferzeugung wird die Stromnutzung des EK mit dem 

MEF bewertet. Der jährliche 𝐸𝐹𝐷𝑎  im linken Bild der Abbildung 5-9 des EK ist durch den 

höheren MEF ebenfalls deutlich höher. Im KS-Szenario wird erst im Jahr 2050 mit 

135,8 gCO2-Äq/kWhth ein geringerer 𝐸𝐹𝐷𝑎  als der der Referenz erreicht. Bei den beiden Szena-

rien ist der erste große Unterschied erst ab dem Jahr 2045 zu erkennen.  

Der 𝐸𝐹𝐷𝑎  der hybriden Dampferzeugung fällt sehr langsam aber konstant ab. Im BAU-Szena-

rio wird allerdings selbst im Jahr 2050 der 𝐸𝐹𝐷𝑎  nicht geringer als der der GT mit HRSG. Im 

KS-Szenario sinkt der Wert im Jahr 2050 bis auf 107,2 gCO2-Äq/kWhth. Die Anzahl der Betriebs-

stunden des EK beträgt im BAU-Szenario erstmals im Jahr 2030 mehr als 0 und steigt auf 525 

Stunden (17,9 % der Betriebszeit mit EK) im Jahr 2050 an. Im KS-Szenario beträgt die Anzahl 

der Betriebsstunden des EK erstmals im Jahr 2025 mehr als 0 und steigt auf 1513 Stunden 

(51,8 % der Betriebszeit mit EK) im Jahr 2050 an.  

 

Abbildung 5-9: Bewertung mit dem MEF. Links: jährlicher Emissionsfaktor der Dampferzeugung 

𝐸𝐹𝐷𝑎 . Rechts: jährliche LCOS (oben) und die zugehörigen TVK (unten). 

Die LCOS bleiben in der Bewertung mit dem MEF für den SDE und die PtH-Option EK un-

verändert. Die LCOS der hybriden Dampferzeugung steigen durch die wachsende Betriebs-

stundenanzahl des EK langsam auf Werte bis zu 0,053 €/kWhth (BAU) bzw. 0,072 €/kWht h 

(KS) an.  

Anfänglich werden durch die zusätzlichen Investitionskosten der hybriden Dampferzeugung 

keine THG-Emissionen vermieden, weshalb auch keine TVK berechnet werden können. Die 
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TVK sinken im Jahr 2050 auf 462 €/tCO2-Äq (BAU) bzw. 326 €/tCO2-Äq (KS) ab. Durch die 

Dampferzeugung mit dem EK werden bis auf das Jahr 2050 im KS-Szenario (719 €/tCO2-Äq) 

keine THG-Emissionen vermieden.  

Lebenszeitbetrachtung 

In Abbildung 5-10 sind die relativen Lebenszeitemissionen der untersuchten Arten der Dampf-

erzeugung abgebildet. Der EK kann im BAU-Szenario zu keinem Vergleichszeitpunkt des Jah-

res der Inbetriebnahme die THG-Emissionen gegenüber der Referenz SDE reduzieren. Ab dem 

Jahr 2042 werden durch die PtH-Option EK im KS-Szenario die Lebenszeitemissionen gerin-

ger als die des SDE und halbieren sich beinahe im Jahr 2050. Die Halbierung kann im KS-

Szenario von der hybriden Dampferzeugung im Jahr 2050 mit 48,2 % sogar etwas unterboten 

werden.  

Die TVKL der reinen PtH-Option im KS-Szenario erreichen ab dem Jahr 2044 Werte von we-

niger als 1000 €/tCO2-Äq. Die TVKL der hybriden Dampferzeugung erreichen im BAU-Szenario 

ihren Tiefpunkt bereits im Jahr 2048 mit 202,6 €/tCO2-Äq und im KS-Szenario im Jahr 2041 mit 

134,3 €/tCO2-Äq. 

 

Abbildung 5-10: Bewertung mit dem MEF. Links: relative Lebenszeitemissionen der Dampferzeu-

gung zum Vergleichszeitpunkt des Jahres der Inbetriebnahme. Rechts: TVKL zum 

Zeitpunkt des Jahres der Inbetriebnahme. 

Unter Berücksichtigung der Lebenszeit können die Integrationszeitpunkte schon deutlich frü-

her bestimmt werden – allerdings sinken im KS-Szenario die THG-Emissionen gegenüber der 

Referenz SDE für den monovalenten Betrieb des EK nur auf 61 % und bei der bivalenten 

Dampferzeugung auf 48 % im Jahr 2050 ab. Das bedeutet eine klare THG-Emissionsredukt ion, 

jedoch noch keine emissionsfreie Dampferzeugung. 
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Sensitivitätsanalyse  

Die Auswirkungen durch die Variationen werden in Abbildung 5-11 jeweils für eine Ergebnis-

variable und das KS-Szenario gezeigt.128 Die 36 000 Datenpunkte (Jahreswerte) der Parame-

tervariationen sind in Tabelle C-15 bis Tabelle C-26 im Anhang je Stützjahr und für alle Vari-

ationen und Ergebnisvariablen zusammengefasst. Die Variationen sind die Lastprofile b und c, 

die Nutzungsdauern 10 a und 30 a sowie der Strombezugspreis 45 €/MWhel (siehe Tabelle 

5-2). 

 

Abbildung 5-11: Sensitivitätsanalyse im KS-Szenario mit dem MEF für die Dampferzeugung: Vari-

ationen von jeweils einem Parameter und die Auswirkungen auf die Ergebnisvari-

ablen für alle Stützjahre. Anmerkung: Hyb = hybrid. 

Die Auswirkungen der Parametervariationen auf den 𝐸𝐹𝐷𝑎 , die relativen Lebenszeitemissionen 

und die LCOS sind bei der Bewertung mit dem AEF und dem MEF vergleichbar (siehe Be-

schreibung auf Seite 144). Im Gegensatz zur Bewertung mit dem AEF führen die erhöhten 

Emissionen durch die höheren Betriebsstunden zu einer Absenkung der TVK und der TVKL. 

                                              

128 Das bedeutet, es wird dargestellt, wie sich eine Ergebnisvariable wie der LCOS im Vergleich zum Normalfall 
(90 €/MWhel, 20 a und Lastprofil a) durch die Variation eines Inputparameters, zum Beispiel durch den Ein-
satz des Lastprofils b, verändert. 



 Analyse von Sektorkopplungstechnologien 148 

 

 

Dieser Effekt ist nur bei der hybriden Dampferzeugung zu sehen. Beim EK sind TVK und 

TVKL ohnehin nur im Jahr 2050 möglich, in welchem sie durch die Parametervariation aber 

ansteigen. Eine geringere Lebensdauer erhöht die TVK sowie die TVKL und umgekehrt, wobei 

sich die TVK durch die geänderte Lebensdauer weniger beeinflussen lassen. 

5.3.4 Schlussfolgerung 

Ziel der Analyse war es, die Möglichkeiten der elektrischen Dampferzeugung durch mono- 

und bivalente, also hybride Dampferzeugersysteme in Bezug auf die Reduktion der THG-

Emissionen im Vergleich zu den konventionellen, erdgasbetriebenen Technologien zu berech-

nen. Hier zeigt sich, dass vor allem im KS-Szenario bei einer schnellen Dekarbonisierung der 

Stromerzeugung bereits im Jahr 2033 weniger Emissionen durch einen EK als durch einen 

erdgasbetriebenen SDE ausgestoßen werden. Bei Nutzungsdauern der EK und SDE von bis zu 

30 Jahren kann die Integration eines EK bereits heute eine THG-Minderungsmaßnahme sein – 

und das, obwohl die Stromversorgung noch zu großen Teilen auf fossilen Energieträgern fußt. 

Das betrachtete hybride Dampferzeugersystem ist immer die THG-Minderungsmaßnahme mit 

der größten Reduktionswirkung. Allerdings kann ab einem bestimmten Grad der Dekarboni-

sierung der Stromerzeugung kein nennenswerter Vorteil mehr durch ein kostenintensiveres, 

hybrides Dampferzeugersystem erzielt werden.  

Ein klarer Vorteil der hybriden gegenüber der monovalenten elektrischen Dampferzeugung 

kann bei der Berechnung der THG-Emissionen mit dem MEF gezeigt werden. Wenn der elekt-

rische Dampferzeuger als ungeplante Nachfrageerhöhung eingesetzt wird, dann werden dieser 

Nachfrage immer noch sehr hohe THG-Emissionen zugerechnet. Es sei denn, es werden hyb-

ride Dampferzeugersysteme verwendet. Dies ist in den beiden Szenarien und den meisten Pa-

rametervariationen die einzige sinnvolle THG-Minderungsmaßnahme. Im KS-Szenario mit ei-

ner Nutzungsdauer der Dampferzeuger von 30 Jahren können durch die hybride Dampferzeu-

gung im Jahr 2050 mehr als 50 % der THG-Emissionen reduziert werden. Aber auch in der 

näheren Zukunft (bis 2030) können durch die Entscheidung für ein hybrides Dampferzeuger-

system THG-Reduzierungen von bis zu 30 % erreicht werden. 

Die THG-Reduktion durch elektrische und hybride Dampferzeugung ist allerdings im pessi-

mistischen Szenario BAU – und, wenn auch weniger ausgeprägt, im KS-Szenario – in vielen 

Parametervariationen nicht zu erreichen. Es wird deutlich, dass die Dekarbonisierung der 

Stromerzeugung schneller voranschreiten muss und die Anzahl der Stunden mit Überschuss-

strom, wohlgemerkt in diesen Szenarien, nicht für eine starke Reduktion der THG-Emissionen 

der Dampferzeugung ausreicht.   
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6 Schlussbetrachtung 

Das übergeordnete Ziel dieser Forschungsarbeit war es, die Methode der Emissionsfaktoren 

der Stromerzeugung zu erweitern, um deren einfache Anwendung in der wissenschaftlichen 

Praxis zu erhalten und gleichzeitig fundierte Bewertungen der THG-Emissionen von Sektor-

kopplungstechnologien im zukünftigen Energieversorgungssystem zu ermöglichen. Die in der 

Forschungsfrage zusammengefasste Problembeschreibung lautete:  

Wie kann die Methode zur Berechnung der THG-Emissionsfaktoren der Stromer-

zeugung verbessert und weiterentwickelt werden, um die kurzfristige und langfris-

tige Dynamik des Stromerzeugungssystems abbilden zu können sowie die Effekte 

der fluktuierenden erneuerbaren Energien zu berücksichtigen? 

  

Um diese Frage zu beantworten, wurden drei Ziele entwickelt, welche die tiefgreifendere Prob-

lemstellung beantworten sollen. Im ersten Ziel wurden in einer ausführlichen Darstellung des 

Forschungsstands und der eingesetzten Methoden zur Berechnung von Emissionsfaktoren die 

Grundlagen für die Erstellung von stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren anhand eines 

Strommarktmodells abgeleitet. Das zweite Ziel war die methodische Weiterentwicklung von 

marginalen Emissionsfaktoren. Hier sollte Überschussstrom und weitere Effekte von hohen 

Anteilen erneuerbarer Energien an der Stromversorgung auf die Emissionsfaktoren in der Be-

rechnung berücksichtigt werden. Das dritte Ziel war die Anwendung der entwickelten Emissi-

onsfaktoren auf typische Sektorkopplungstechnologien, wie die Wasserstoffelektrolyse und die 

Elektrifizierung der Prozessdampferzeugung, zur Emissionsbewertung des Energieträgerwech-

sels. In Unterkapitel 6.1 folgt eine Zusammenfassung der Forschungsarbeit, gefolgt von einer 

Beschreibung des weiteren Forschungsbedarfs (Unterkapitel 6.2) sowie einem abschließenden 

Fazit (Unterkapitel 6.3). 

6.1 Zusammenfassung 

Durch den wachsenden Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien, wie Photovoltaik- und 

Windkraftanlagen, in der Stromerzeugung und den deutschen Kohleausstieg bis 2038 wird der 

Emissionsfaktor der Stromerzeugung sich kontinuierlich verringern.129 Zukünftig können typi-

sche Sektorkopplungstechnologien wie die direkte und indirekte Elektrifizierung klassische , 

brennstoffbasierte Anwendungen ersetzen und dadurch effektiv THG-Emissionen in Deutsch-

land reduzieren.  

                                              

129 Dies geschieht trotz des Ausstiegs aus der emissionsarmen Kernenergie bis Ende 2022. 
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Stand der Forschung und Limitierung  

Der Stand der Forschung zeigt auf, dass die bestehenden Methoden zur Berechnung von stünd-

lichen marginalen Emissionsfaktoren der Stromversorgung unzureichend für die Analyse von 

Lebenszeitemissionen von Sektorkopplungstechnologien sind. Ein Grund dafür ist die man-

gelnde Abbildung der Auswirkungen von hohen Anteilen erneuerbarer Energien an der Strom-

erzeugung, wie Überschussstrom, welcher zukünftig für die Erzeugung von treibhausgasneut-

ralem Wasserstoff oder als Substitut von fossilen Energieträgern in Deutschland genutzt wer-

den soll. Ein zweiter Grund ist die methodisch bedingte Verwendung von jährlichen Durch-

schnittswerten des Emissionsfaktors, welche für die Bewertung von Sektorkopplungstechno-

logien in einem flexibler werdenden Energiesystem ungeeignet sind. Eine weitere Limitierung 

ist, dass bei der stündlichen Berechnung von marginalen Emissionsfaktoren mit bisherigen 

Methoden – kontraintuitiv – negative Werte auftreten, das heißt, dass durch eine Nachfragere-

duktion im Stromversorgungssystem zusätzliche THG-Emissionen freigesetzt werden. Zudem 

werden für die Berechnung von stündlichen, prospektiven Strommix- und marginalen Emissi-

onsfaktoren für die deutsche Energiewende bisher weder normative Szenarien verwendet, noch 

wird die Möglichkeit der Berücksichtigung von Vorketten von fossilen Brennstoffen und er-

neuerbaren Energien geboten. Eine gezielte Auswahl von 21 wissenschaftlichen Veröffentli-

chungen mit dem Fokus auf dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren zeigt die beschrie-

benen Limitierungen auf. Daraus lässt sich ableiten, dass die methodische Weiterentwicklung 

dieser Forschungsarbeit unter den etablierten Methoden einen wissenschaftlichen Mehrwert 

schafft. 

Datengrundlage und Szenarien 

Anhand des gemischt-ganzzahligen linearen Optimierungsmodells „European Electricity Mar-

ket Model“ (E2M2), welches den wettbewerblichen Strommarkt abbildet, wurden in einer my-

opischen Optimierung der stündliche Kraftwerkseinsatz in Deutschland für 8 Stützjahre bis 

2050 für zwei unterschiedliche normative Szenarien gebildet. Die beiden Szenarien unterschei-

den sich hauptsächlich in der Vorgabe zur Einhaltung unterschiedlicher THG-Obergrenzen 

(Basisszenario „business as usual“ (BAU) mit –74 % und Szenario „Klimaschutz“ (KS) mit –

95 % gegenüber 1990), welche zwei verschieden schnelle Transformationsprozesse und ver-

schieden starke Dekarbonisierungsgrade der Stromerzeugung darstellen sollen. Die Entwick-

lung der Stromerzeugung ist im Wesentlichen durch den implementierten Kohleausstieg und 

die Verwendung von Gaskraftwerken sowie durch den verstärkten Ausbau der erneuerbaren 

Energien und den dadurch auftretenden Überschussstrom geprägt. Die Szenarien bilden die 

Datengrundlage des gesamten Emissionsmodells, welches modular aufgebaut und in MAT-

LAB umgesetzt wurde. Das bedeutet, die Szenarien können hinsichtlich geänderter Randbe-

dingungen oder aktualisierter Energieträger- oder CO2-Zertifikatspreise ohne eine Anpassung 
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des nachfolgenden Emissionsmodells geändert werden. Der Fokus der Forschungsarbeit lag 

nicht auf dem Modellierungsansatz im Strommarktmodell oder der Bestimmung der zugrunde 

gelegten ökonomischen und regulatorischen Annahmen, sondern auf der exemplarischen An-

wendung und Weiterentwicklung der Methodik der Berechnung der THG-Emissionsfaktoren. 

Die Verwendung von normativen Szenarien in einem modularen Emissionsmodell zur Erstel-

lung von stündlichen, prospektiven Strommix- und marginalen Emissionsfaktoren ermöglicht 

eine kontinuierliche Integration der Faktoren in Sachbilanzen zur Verwendung in der Ökobi-

lanzierung. 

Berechnungsmodell des Strommix-Emissionsfaktors 

Der historisch-empirische Strommix-Emissionsfaktor (AEF) beschreibt die gemittelte Emissi-

onsintensität aller Stromerzeugungseinheiten im betrachteten Bilanz- und Zeitraum. Für retro-

spektive Analysen des Stromverbrauchs einer Sektorkopplungstechnologie wird meist diese 

Art von Emissionsfaktor verwendet. In der prospektiven Analyse wird der AEF hingegen eben-

falls verwendet, sofern die zu analysierende Nachfrage bereits Teil der geplanten gesamten 

Stromnachfrage ist. Im hier entwickelten Emissionsmodell wurden stündliche, prospektive 

AEF entwickelt. Durch die Implementierung eines speziellen Ausspeicherfaktors, welcher ab-

hängig von der Emissionsintensität der eingespeicherten Strommenge ist, und eines europäi-

schen Importfaktors sowie eines deutschen Exportfaktors konnte die Emissionsintensität des 

deutschen Stromverbrauchs mit dem angewandten Verursacherprinzip berechnet und zudem 

auch die dynamische Effizienz der Kraftwerke berücksichtigt werden. Somit werden Emissi-

onsverschiebungen zwischen einzelnen Sektoren oder Ländern berücksichtigt und stets dem 

verursachenden Verbraucher zugeordnet. In Abbildung 6-1 sind die historischen und berech-

neten prospektiven Jahresdurchschnittswerte des AEF aufgezeigt.130 Durch den deutschen 

Kohleausstieg wird der Lösungsraum für die möglichen Jahresdurchschnittswerte einge-

schränkt und dadurch stärker abhängig vom Anteil der erneuerbaren Energien an der Brut-

tostromerzeugung. Im BAU-Szenario sinkt der AEF ohne Berücksichtigung der Vorketten im 

Jahr 2050 auf 182 gCO2-Äq/kWhel und im KS-Szenario auf 29 gCO2-Äq/kWhel ab. Bei der stünd-

lichen Analyse des AEF zeigte sich, dass die jährliche Standardabweichung der Emissionsfak-

toren in beiden Szenarien kontinuierlich hoch auf einem Niveau um etwa 100 gCO2-Äq/kWhel  

schwankt. Nur bei einem Anteil der erneuerbaren Energien von 87 % an der Bruttostromerzeu-

gung sinkt im KS-Szenario die Standardabweichung im Jahr 2050 auf lediglich 

26 gCO2-Äq/kWhel. Durch den Stromexport wird der stündliche AEF nicht signifikant erhöht – 

im Gegensatz dazu wird bei Stromimport der AEF verringert. Denn der Stromimport ist auch 

zukünftig meist deutlich weniger emissionsintensiv als die jeweils zeitgleiche Stromerzeugung 

                                              

130 Die historschen Werte sind Literaturwerte und nicht streng nach dem Verursacherprinzip bestimmt. 
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in Deutschland. Es zeigt sich, dass der Anteil der erneuerbaren Energien an der Nettostromer-

zeugung mit dem AEF negativ korreliert, sich aber nicht als Indikator von stündlichen Werten 

eignet. 

Mit der ausführlichen Beschreibung der Methoden zur Bildung von Emissionsfaktoren sowie  

der gebildeten Datengrundlage konnten stündliche, prospektive Strommix-Emissionsfaktoren 

berechnet und somit das erste Ziel dieser Forschungsarbeit – die methodische Übersicht und 

die Verbesserung der Berechnung der Strommix-Emissionsfaktoren – erreicht werden. 

 

Abbildung 6-1: Lösungsraum der Emissionsfaktoren131 des Stromverbrauchs als Funktion des An-

teils der erneuerbaren Energien an der Bruttostromerzeugung132 und der Bereitstel-
lung der Residuallast durch erdgasbefeuerte Gas-und-Dampf-Kombikraftwerke 

oder Braunkohlekraftwerke. Prospektive Jahresdurchschnittswerte der Modeller-

gebnisse aus den Szenarien. 

Quelle: eigene Darstellung in Anlehnung an (Ausfelder et al. 2018, S. 71), basierend 

auf (UBA 2019a; BMWi 2018; BMWi 2020a; UBA 2020b; UBA 2021b) 

 

 

                                              

131 Bei den historisch-empirischen Emissionsfaktoren werden keine THG-Emissionen aus dem grenzüberschrei-
tenden Stromhandel betrachtet, sondern nur der Kraftwerkseigenverbrauch, Leitungs- und Pumpverluste ab-

gezogen. Die Emissionsfaktoren der Szenarien sind in gCO2-Äq/kWhel angegeben. 
132 Die Ziele der Bundesregierung sind für den Bruttostromverbrauch definiert und werden hier auch für den 

Anteil an der Bruttostromerzeugung verwendet.  
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Methodische Weiterentwicklung des marginalen Emissionsfaktors  

Das zweite Ziel der Forschungsarbeit war die Weiterentwicklung der Methoden zur Bestim-

mung von prospektiven marginalen Emissionsfaktoren (MEF), sodass diese als stündliche 

Werte die Effekte von hohen Anteilen erneuerbarer Energien berücksichtigen können.  

Der historisch-empirische marginale Emissionsfaktor beschreibt die Emissionen, welche durch 

die reagierenden Stromerzeugungsanlagen aufgrund einer Nachfrageänderung entstehen. In 

der prospektiven Analyse wird der kurzfristige oder auch direkte MEF dann verwendet, wenn 

die zu analysierende zukünftige Nachfrageänderung, beispielsweise impliziert durch die Elekt-

rifizierung einer brennstoffbasierten Anwendung, nicht in der bereits geplanten Stromnach-

frage berücksichtigt wird und zusätzlich so gering ist, dass dadurch keine strukturellen Verän-

derungen im Kraftwerkspark ausgelöst werden. Durch die Kombination der Indikatormethode 

und der Methode der linearen Regression zur Berechnung des MEF sowie eine zusätzliche 

Weiterentwicklung beider Methoden konnten stündliche, prospektive MEF berechnet werden. 

Der MEF besteht aus drei wesentlichen Komponenten, welche durch eine Analyse der Struktur 

der steuerbaren Stromerzeugungseinheiten der jeweiligen Zeitschritte in einem bedingten Al-

gorithmus bestimmt werden. Die erste Komponente definiert eine Emissionsintensität von 

0 gCO2-Äq/kWhel durch eine Nachfrageerhöhung bei einem gleichzeitig auftretenden Überange-

bot von in das Stromnetz integrierbarer elektrischer Energie durch erneuerbaren Energien 

(Überschussstrom). Die zwei weiteren Komponenten der Analyse ermöglichen es, dass der 

MEF keine negativen Werte und auch keine unplausiblen Extremwerte annimmt. Diese werden 

bei bisherigen Berechnungsmethoden durch sehr geringe Änderungsraten der steuerbaren 

Stromerzeugung und durch ein Aggregationsproblem beim Wechsel der Stromerzeugung von 

fossilen Erzeugungseinheiten der beteiligten marginalen Kraftwerke ausgelöst. Durch diese 

Weiterentwicklung ist es möglich, in den gewählten Szenarien einen MEF zu bestimmen, wel-

cher zwischen den Extremwerten 0 und 1200 gCO2-Äq/kWhel schwankt. Die Zusammensetzung 

des marginalen Kraftwerksparks ist dann entweder von Bioenergie, Überschussstrom oder 

emissionsintensiveren Stromerzeugern wie Kohlekraftwerken dominiert. In einer Sensitivitäts-

analyse wurde gezeigt, dass ohne die Berücksichtigung von Überschussstrom der durchschnitt-

liche MEF um bis zu 40 % höhere Werte annimmt und die Standardabweichung um mehr als 

60 % absinken kann. Somit kann, trotz der zukünftig dominierenden Erdgaskraftwerke in der 

Residuallast, der MEF im Jahr 2050 auf einen Jahresdurchschnittswert von 194 gCO2-Äq/kWhel  

im KS-Szenario absinken. Eine Nachfrageerhöhung muss somit nicht zwangsläufig die THG 

emittieren, die der Emissionsintensität eines fossilen Kraftwerks entsprechen. Die in dieser 

Forschungsarbeit weiterentwickelte Methode kann daher zur Berechnung des stündlichen MEF 

für Stromversorgungssysteme mit hohen Anteilen von erneuerbaren Energien verwendet wer-

den.  
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Analyse von Sektorkopplungstechnologien 

Das dritte Ziel der Forschungsarbeit war die exemplarische Anwendung der entwickelten 

Emissionsfaktoren. Diese Anwendung wurde zur Bewertung der Auswirkungen auf die Treib-

hausgasintensität bei den Sektorkopplungstechnologien der Wasserstoffelektrolyse und der 

elektrischen Prozessdampferzeugung durchgeführt. Durch die neue stündliche, prospektive 

Analysemöglichkeit der Stromnutzung können Fragestellungen hinsichtlich des flexiblen Be-

triebs, des Einsatzes hybrider Wärmeversorgungssysteme, der Lebenszeitemissionen und der 

Treibhausgasvermeidungskosten beantwortet werden.  

In der Analyse der treibhausgasarmen Wasserstoffelektrolyse wurde ein jährlicher Wasser-

stoffemissionsfaktor in Abhängigkeit von den Volllaststunden gebildet, welcher mit dem des 

konventionell aus Erdgas erzeugten Wasserstoffs verglichen wurde. Hier zeigte sich, dass 

durch eine optimale Ausnutzung des emissionsarmen Stroms zu bestimmten Betriebsstunden 

die THG-Emissionen des elektrisch erzeugten Wasserstoffs bereits heute die des fossilen Was-

serstoffs unterschreiten. Bei der Betrachtung mit dem MEF wurde allerdings klar, dass auch 

durch die Ausnutzung von Überschussstrom bei der Wasserstoffelektrolyse zunächst sehr hohe 

jährliche Wasserstoffemissionsfaktoren von mehr als 1000 gCO2-Äq/kWhth entstehen und die 

Elektrolyse zukünftig nur bei einer geringen Volllaststundenzahl als flexible Dekarbonisie-

rungsmaßnahme eingesetzt werden kann. Durch die Verwendung von stündlichen, prospekti-

ven Emissionsfaktoren konnten die Auswirkungen durch diese indirekte Elektrifizierungsmaß-

nahme genauer analysiert sowie Unsicherheiten und Limitierungen bezüglich der Annahmen 

zu den Emissionsfaktoren oder der Betriebsstrategie der aktuellen Untersuchungen verringert 

werden.  

Die elektrische Dampferzeugung birgt ein sehr großes Dekarbonisierungspotenzial in der zu-

künftigen Prozesswärmebereitstellung. Ein Vergleich der konventionellen, fossilen Dampfer-

zeugung mit der elektrischen und hybriden133 Dampferzeugung zeigte, dass die hybride 

Dampferzeugung nur in einem relativ kurzen Übergangszeitraum zwischen fossiler und rein 

elektrischer Dampferzeugung als wirkungsvolle Dekarbonisierungsmaßnahme eingesetzt wer-

den kann. Mit den stündlichen, prospektiven Emissionsfaktoren können Betriebsstrategien, 

Umsetzungszeitpunkte sowie verschiedene Lebensdauern der eingesetzten Technologien un-

tersucht und hinsichtlich der Dekarbonisierungswirkung bewertet werden. Bei der Bewertung 

mit dem MEF kann durch die monovalente Prozesswärmeerzeugung keine THG-Reduktions-

wirkung gegenüber einer konventionellen Verbrennung erreicht werden. Dies kann nur durch 

die Verwendung von hybriden Dampferzeugungssystemen erreicht werden. 

                                              

133 Auswahl zwischen einem elektrischen Elektrodenkessel und einer erdgasbasierten Dampferzeugung. 
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6.2 Weiterer Forschungsbedarf 

Im Rahmen der Forschungsarbeit sind einige weitere Herausforderungen bezüglich der Aktu-

alisierung, Weiterentwicklung und Anwendung der Emissionsfaktoren entstanden. Im Folgen-

den wird der weitere Forschungsbedarf erläutert:  

Datengrundlage und Szenarien 

Da die Entwicklung der verwendeten Stromerzeugungsszenarien nicht im Fokus dieser For-

schungsarbeit stand und sich durch die modulare Modellstruktur auch andere Szenarien unter-

suchen lassen, können hier noch weitere mögliche Entwicklungen der zukünftigen Stromver-

sorgung in Deutschland analysiert werden. Hier ist vor allem die vollständige Dekarbonisie-

rung der Stromversorgung bis in das Jahr 2050 als mögliches Szenario zu nennen. Zusätzlich 

ist die Transformationsgeschwindigkeit, insbesondere was den Kohleausstieg betrifft, durch 

politische Entscheidungen und den CO2-Preis geprägt. Weitere mögliche Aktualisierungen und 

Anpassungen der Szenarien können hinsichtlich der Nachfrageentwicklung, des Speicheraus-

baus, der Wasserstoffwirtschaft und der Entwicklung des steigenden CO2-Preises erfolgen. 

Speziell im Hinblick auf den zukünftigen marginalen Kraftwerkspark stellt sich die Frage, wie 

die zukünftige Flexibilität der Bioenergieanlagen in den Strommarkt integriert wird, welche 

Marktmechanismen dafür verantwortlich sein werden und wie diese im Strommarktmodell 

E2M2 umgesetzt werden können.134 Der Effekt des grenzüberschreitenden Stromhandels auf 

die Emissionsintensität der nationalen Stromversorgung kann durch eine ausgeweitete Analyse 

des europäischen Versorgungsnetzes konkretisiert oder durch eine modellendogene Modellie-

rung des gesamten europäischen Strommarktes betrachtet werden. Dies führt jedoch unweiger-

lich auch zu geringen Anpassungen im entwickelten Emissionsmodell im Bereich des MEF.  

Mit einer zusätzlichen Betrachtung der Netzrestriktionen für das im Modell auftretende Cur-

tailment kann eine regionale Komponente mit in den Emissionsfaktor integriert werden. 

Methode der Emissionsfaktoren 

Sollen die Effekte des internationalen Stromhandels auf den MEF berücksichtigt werden, dann 

müssen das Problem der ausschließlichen Betrachtung des Handelssaldos, die fehlende Daten-

basis zum marginalen Kraftwerkspark der umliegenden Importländer sowie das Zuordnungs-

problem von Handelsvolumina zum marginalen Kraftwerkspark gelöst werden. Der Zusam-

menhang des direkten und des indirekten MEF wird mit dem kontinuierlichen Ausbau der er-

neuerbaren Energien immer komplexer (Vandepaer et al. 2019). Eine Kombination der beiden 

Betrachtungsweisen stellt sich als zukünftige Herausforderung bei der Berechnung von pros-

pektiven Emissionsfaktoren dar. Zusammen mit dem Problem der Nichtvergleichbarke it 

                                              

134 Beispielsweise die Forschungsarbeit von Fleischer (2019) zu „Systemeffekten von Bioenergie“. 
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zweier unterschiedlicher Energiesystemmodelle erschwert dies die präzise Evaluation von 

marginalen Emissionsfaktoren.  

Anwendung der Emissionsfaktoren 

Die in den Anwendungsbeispielen untersuchten Sektorkopplungstechnologien können durch 

weitere Technologien zur elektrischen Wasserstofferzeugung, einer Implementierung von 

Stromspeichern sowie die nachgelagerte Weiterverarbeitung und den Transport des Wasser-

stoffs ergänzt werden. Auch bei der elektrischen Dampferzeugung können hinsichtlich der 

komplexen Integration von einzelnen Technologien in die Wärmeversorgungssysteme von in-

dustriellen Anlagen noch weitere detailliertere Analysen durchgeführt werden. Weitere poten-

zielle Analyseaufgaben gibt es beispielsweise in den Bereichen der Elektromobilität, der Aus-

wirkungen von Energieeffizienzmaßnahmen bei elektrischen Anwendungen oder des Lastma-

nagements. 

6.3 Fazit 

Als zentrales Fazit der Forschungsarbeit kann zusammengefasst werden, dass durch die Ver-

wendung des stündlichen, kraftwerksscharfen Strommarkmodells die Berechnung der Strom-

mix-Emissionsfaktoren so verbessert werden konnte, dass nun die zeitlichen und bilanzie llen 

Verzerrungen der THG-Emissionen aus dem grenzüberschreitenden Stromhandel und den 

Stromspeichern im Emissionsfaktor berücksichtigt werden. Eine initiale Erzeugungsanalyse 

anhand der Strommarktdaten bestimmt, wie sich der marginale Kraftwerkspark verhält, und 

bedingt dadurch die Berechnung des MEF. Somit können spezielle Situationen mit Über-

schussstrom in die Bildung des MEF integriert werden und es kann trotzdem der gesamte be-

teiligte marginale Kraftwerkspark als plausible Basis für die stündliche Berechnung dienen. 

Durch diese Weiterentwicklung kann die Berechnungsmethode der Emissionsfaktoren im zu-

künftig flexiblen Energieversorgungssystem angewandt werden. Dadurch können bereits heute 

die möglichen Auswirkungen von hybriden und diskontinuierlichen elektrischen Sektorkopp-

lungstechnologien auf den THG-Ausstoß detailliert untersucht werden. Die ausführliche Er-

läuterung der Methode der Emissionsfaktoren sowie die daraus weiterentwickelten Berech-

nungsmethoden für den AEF und MEF werden zur Ergänzung in Sachbilanzen der Ökobilan-

zierung oder bei der exklusiveren Ermittlung des „carbon footprint“ die wissenschaftlichen 

Analysen stärken und die einfache Anwendung der Emissionsfaktoren beibehalten. 

Trotz der unterschiedlichen Dekarbonisierungsgrade der Szenarien von –74 % und –95 % im 

Jahr 2050 konnte hier erst durch die Weiterentwicklung des MEF ein deutlicher Unterschied 

der stündlichen Werte im Vergleich zu anderen Methoden wie der lineare Regression aufge-

zeigt werden. Somit trägt der Ausbau der erneuerbaren Energien auch zur Senkung der margi-
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nalen THG-Emissionen bei. Es konnte dargestellt werden, dass mit einem differenziert berech-

neten Wasserstoffemissionsfaktor, je nach Betriebsstrategie, ein kontinuierlicher Übergang 

zwischen grauem und grünem Wasserstoff besteht. Die sinkenden AEF und MEF führen dazu, 

dass die elektrische Wasserstofferzeugung in Deutschland – je nach Betriebsstrategie – mittel-

fristig (bis ca. 2035) zu geringen und langfristig zu hohen THG-Reduktionen führen kann. Eine 

THG-freie elektrische Wasserstofferzeugung in Deutschland ist vor 2035 (MEF) unter den hier 

getroffenen Annahmen nicht möglich. Ob der AEF oder der MEF für eine Berechnung gewählt 

wird, ist von der Interpretation der zu analysierenden Last abhängig. Bei einem intensiven 

Wasserstoffhochlauf mit großem Kapazitätsausbau der Elektrolyseure in Deutschland, muss 

auch das entsprechende Stromerzeugungsszenario (Datengrundlage) um diese extreme Nach-

frageerhöhung angepasst werden. 

Die Analyse der hybriden elektrischen Dampferzeugung zeigte, dass es je nach ökonomisch-

technischer Nutzungsdauer einen Übergangszeitraum gibt, welcher den Einsatz der mono- oder 

bivalenten Energiebereitstellung als Dekarbonisierungsstrategie ermöglicht. Für eine langfris-

tige Planung stellt der Entscheidungsprozess im jeweiligen Installationsjahr die Weichen dafür, 

ob eine Sektorkopplungsmaßnahme die THG-Emissionen nachhaltig vermindert oder nicht. 

Für die zukünftige Implementierung von Dekarbonisierungsmaßnahmen muss die dynamische 

Berechnung der THG-Emissionen entscheidend sein. Der geeignete Umsetzungszeitpunkt ei-

ner Elektrifizierungsmaßnahme liegt schon deutlich vor dem Zeitpunkt der ersten jährlichen 

(statischen) THG-Reduktion und kann durch die dynamischen Emissionsfaktoren berechnet 

werden. Im KS-Szenario sollten für die Reduktion von Treibhausgasen Elektrodenkessel zur 

Dampferzeugung frühestens ab 2023 (AEF) bzw. ab 2042 (MEF) genutzt werden. 

Die konsequente Anwendung der dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren ermöglicht 

es, bei aktuellen Studien oder Förderprogrammen, welche auf eine Reduktion der THG-Emis-

sionen abzielen, die tatsächliche THG-Minderung – entgegen der aktuellen Methode mit stati-

schen Emissionsfaktoren oder der Annahme von 100 % erneuerbarem Strom – einer Sektor-

kopplungstechnologie zu berechnen. Im jahrelangen Transformationsprozess der Energie-

wende muss eine dynamische Emissionsberechnung die Bestimmung von adäquaten Dekarbo-

nisierungsmaßnahmen begleiten. Die Integration von Überschussstrom in den MEF zeigte die 

Chancen und Grenzen des Potenzials der Nutzung dieser treibhausgasneutralen elektrischen 

Energie auf. 

Insofern lässt sich aus den Ergebnissen schließen, dass durch die Weiterentwicklung der Me-

thode der dynamischen, prospektiven Emissionsfaktoren ein einfaches und praktisches Werk-

zeug bei der Bewertung von Dekarbonisierungsmaßnahmen maßgeblich verbessert wurde und 

die Forschungsarbeit dadurch einen wertvollen Beitrag zur Zielerreichung der Sektorkopplung 

leistet. 
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A Anhang: Berechnungen und Annahmen 

Tabelle A-1: Quantitative Ziele aus dem Klimaschutzplan 2050 der Bundesregierung und der Sta-

tus quo. 

 Ist Ziele 

 2018 2020 2030 2040 2050 

Erneuerbare Energien 

Anteil am Bruttoendenergiebedarf  16,8 % 18 % 30 % 45 % 60 % 

Anteil am Bruttostrombedarf 37,8 % 35 % 50 % 65 % 80 % 

Anteil am Wärmeverbrauch 15,0 % 14 %    

Effizienz und Verbrauch 

Primärenergieverbrauch (ggü. 2008) -8,7 % -20 %   -50 % 

Endenergieproduktivität (2008-2050)  +2,1 %/a 

Bruttostromverbrauch (ggü. 2008) -4,4 %    -25 % 

Primärenergiebedarf Gebäude (ggü. 2008) -18,3 %1    -80 % 

Wärmebedarf Gebäude (ggü. 2008) -13,6 % -20 %    

Endenergieverbrauch Verkehr (ggü. 2005) +6,1 % -10 %   -40 % 
1 Wert gültig für das Jahr 2016. 

Quelle: (BMWi 2018, S. 8; BMWi 2020a; BMWi 2020d; AGEB 2019c) 

 

Beschreibung von Technologien der Sektorkopplung  

Wärme: Im Gegensatz zu elektrischer und mechanischer Arbeit, welche aus reiner Exergie135 

bestehen, besteht Wärme immer aus einem Teil Exergie und einem Teil Anergie, abhängig 

vom Temperaturniveau der Wärme und der Umgebungstemperatur. Nach dem zweiten Haupt-

satz der Thermodynamik wandelt sich bei allen irreversiblen Prozessen Exergie in Anergie. 

Daraus folgt, dass Wärme immer in Richtung niedrigerer Temperatur strömt und dabei ihren 

Betrag behält (Langeheinecke et al. 2017, S. 150–154). Somit muss bei Prozessen der Wärme-

übertragung, also der Wärmeversorgung, eine Klassifikation anhand der Temperatur vorge-

nommen werden, um die zu bereitstellenden Wärmemengen dem benötigten Temperaturniveau 

anzupassen. Die verschiedenen Technologien zur Wärmeerzeugung sind daher eingeteilt in 

Bereiche erreichbarer Temperaturniveaus. 

                                              

135 Exergie ist definiert „als derjenige Teil der Energie, der in nutzbare Arbeit verwandelt werden kann, wenn ein 
geschlossenes System durch reversible Zustandsänderungen mit seiner Umgebung ins Gleichgewicht gebracht 

wird. Die Exergie ist also eine Zustandsgröße des Systems in einer bestimmten Umgebung. Anergie ist der 
nicht in Arbeit umwandelbare Teil einer Energie“ (Langeheinecke et al. 2017, S. 151). 



 Anhang: Berechnungen und Annahmen 200 

 

 

Als Niedertemperaturwärme wird oft der Temperaturbereich unter 100 °C bezeichnet. Die hier 

typischen Anwendungen wären die Erzeugung von Warmwasser und Raumwärme, was durch 

die Wärmepumpentechnik unter Einsatz von elektrischer Energie effizient bereitgestellt wer-

den kann. Je niedriger der Temperaturhub von Wärmequelle zu Wärmesenke ist, desto effizi-

enter kann eine Wärmepumpe die eingesetzte Umgebungswärme oder Abwärme aufwerten 

(Wolf 2016, S. 7–11). Moderne kaskadierte Höchsttemperaturwärmepumpen können Zieltem-

peraturen bis zu 160 °C erreichen (Viking Heat Engines 2018). Klassische erneuerbare Ener-

gien, wie die nicht konzentrierende Solarthermie und oberflächennahe Geothermie, erreichen 

in Deutschland Temperaturen bis zu 90 °C (Ecofys et al. 2018). Mit tiefer Geothermie sind in 

Deutschland Temperaturen bis ca. 160 °C erreichbar. Konzentrierende Solarthermie kann dar-

gebotsabhängig136 bis zu 300 °C erreichen. Konventionelle KWK-Anlagen wie Blockheizkraft-

werke gelten bei gleichzeitiger Strom- und Wärmenutzung als sehr effizient. Durch die Motor-

kühlung können Temperaturen zwischen 70 °C und 130 °C erreicht werden. Die Abgastempe-

ratur von KWK-Anlagen beträgt maximal 600 °C und kann somit auch für eine Dampferzeu-

gung verwendet werden (Schaumann und Schmitz 2010, S. 58–60). Weiterhin sind Technolo-

gien mit höheren möglichen Temperaturniveaus zur Wärmebereitstellung aus technischer Sicht 

immer abwärtskompatibel. Biogene und synthetische Brenn- und Kraftstoffe können in kon-

ventionellen Verbrennungsprozessen eingesetzt werden und erreichen Temperaturen zwischen 

500 °C und über 1000 °C (Naegler et al. 2016). Eine Wärmebereitstellung durch elektrische 

Energie kann über direkte und indirekte Widerstandserwärmung, Hochfrequenzerwärmung so-

wie über die Lichtbogenerwärmung und Plasmastrahlerwärmung geschehen. Die dabei erreich-

ten Temperaturen reichen von wenigen 100 °C bis ca. 3000 °C137 (Bubeck 2016, S. 124–127; 

Bechem et al. 2015, S. 60–64; Schüwer und Schneider 2018; Ausfelder et al. 2019, S. 4). 

Mit einem Endenergiebedarf von 765 TWh für Raumwärme und Warmwasser im Jahr 2018 in 

Deutschland liegen etwa 58 % des Wärmebedarfs in einem Temperaturbereich der der Nieder-

temperaturwärme zugeordnet werden kann. Der restliche Bedarf von 565 TWh geht überwie-

gend auf die industrielle Prozesswärme mit unterschiedlichen Temperaturniveaus zurück. Etwa 

ein Drittel wird im Bereich bis 500 °C und etwa zwei Drittel im Bereich bis weit über 500 °C 

benötigt (AGEB und BDEW 2019; acatech et al. 2017; Wolf 2016). Für die benötigten hohen 

Prozesstemperaturen der Industrie kommen lediglich biogene und synthetische Brennstoffe so-

wie die PtH-Lösungen als Möglichkeit zur Dekarbonisierung in Frage. Bei der energieintensi-

ven Industrie138 kommt erschwerend die Tatsache hinzu, dass manche fossilen Energieträger 

                                              

136 Abhängig von der Tageszeit, Sonnenscheindauer, Einstrahlwinkel und Bedeckung (Ecofys et al. 2018).  
137 Plasmastrahlerwärmung mit Temperaturen von mehr als 3000°C (Ausfelder et al. 2019, S. 4). 
138 Zur energieintensiven Industrie zählen: Chemie, Metallerzeugung, Kokerei- und Mineralölverarbeitung, Glas-

waren, Keramik, Steine und Erden sowie Papier und Pappe. In diesen Bereichen werden etwa 75 % der Pro-
zesswärme benötigt (acatech et al. 2017, S. 33).  
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notwendigerweise stofflich im Produktionsprozess benötigt werden, beispielsweise wird Koks-

kohle im Hochofenprozess als Reduktionsmittel eingesetzt. Weiterhin werden prozessbedingte 

Kuppelgase zur Wärmeerzeugung verbrannt und Sekundärbrennstoffe wie Industrie- und Ge-

werbeabfälle mit sehr geringen Brennstoffkosten eingesetzt (Schüwer und Schneider 2018; 

Brunke 2017, S. 88).  

Abwärme: Wärme die in industriellen Prozessen als Nebenprodukt anfällt und nicht genutzt 

an die Umgebung abgegeben wird, nennt man Abwärme. Diese Wärme kann je nach Tempe-

raturniveau durch technische Lösungen für spezielle Prozesse verwendet werden. Die Ab-

wärme kann direkt im Prozess, dem sie entstammt, verwendet werden – dabei wird von Wär-

merückgewinnung gesprochen. Neben einer direkten thermischen Nutzung kann Abwärme 

auch indirekt genutzt werden, indem durch eine weitere Energiezufuhr das Temperaturniveau 

erhöht wird. Die Abwärme kann aber auch innerhalb eines Betriebs für andere Zwecke einge-

setzt oder für eine externe Nutzung, wie Wärmenetze oder zur Stromerzeugung139, bereitge-

stellt werden. Technologien zur Abwärmenutzung sind Wärmetauscher, Wärmepumpen, 

Dampf- und Organic Rankine Cycle-Prozesse140 (ORC), sowie Ad- und Absorptionskälteer-

zeuger (Hirzel et al. 2013, S. 4–10). Die Nutzungsmöglichkeiten und Potenziale von Abwärme 

werden in Hirzel et al. (2013) und Broberg Viklund und Johansson (2014) ausführlicher be-

trachtet.  

Stromversorgung: Durch die Nutzung von biogenen und synthetischen Brennstoffen sowie 

industrieller Abwärme können konventionelle thermische Kraftwerke und ORC-Anlagen zur 

Stromerzeugung (Rückverstromung) eingesetzt werden. Diese Nutzung von synthetischen 

Brennstoffen könnte beispielsweise zur Überbrückung einer Dunkelflaute und zur Stabilisie-

rung der Stromversorgung verwendet werden. Die möglichen indirekten Emissionen des PtG-

Prozesses in Kombination mit den Effizienzverlusten der Umwandlungs- und Transportkette 

muss nicht notwendigerweise zu einer Reduktion der gesamten Emissionen führen (Ausfelder 

et al. 2018, S. 44–48). 

Verkehr: Der Personen- und Güter-Straßenverkehr macht mit 612 TWh den überwiegenden 

Anteil des Endenergiebedarfs im Verkehrssektor aus. Weitere 122 TWh werden im Bereich 

der Luftfahrt nachgefragt. Der Schienenverkehr mit 55 TWh ist zugleich der Bereich in dem 

die meiste elektrische Energie eingesetzt wird (AGEB und BDEW 2019). Der Anteil erneuer-

barer Energien liegt stagnierend bei etwa 5 % und stammt im Wesentlichen aus der Beimi-

schung von Bioethanol und Biodiesel zu Kraftstoffen sowie dem erneuerbaren Energien Anteil 

                                              

139 Kann auch intern erfolgen.  
140 Bei Turbineneintrittstemperaturen unter 350°C nimmt der Wirkungsgrad des Wasserdampfprozesses stark ab 

und die Gefahr für turbinenschädlichen Tropfenschlag nimmt zu. Daher wird in diesem Temperaturbereich 
ein organischer Stoff mit tieferer Siedetemperatur als Arbeitsmedium eingesetzt (Rettig 2011). 
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des Bahnstrommix (acatech et al. 2017, S. 28). Szenarien zeigen, dass der Technologiemix im 

Jahr 2050 sehr divers sein muss. Mehr als die Hälfte des der Fahrzeuge im Pkw-Bereich werden 

durch BEVs und hybride Fahrzeuge abgedeckt. Offener ist die Abschätzung der Technologien 

im Schwerlast-, Schiffs- und Flugverkehr (Leopoldina et al. 2019, S. 10). 

Für den Straßenverkehr gibt es zwei mögliche Antriebstechnologien. Die erste, typische Tech-

nologie ist hierbei der Verbrennungsmotor. Dieser kann mit Erdgas, synthetischen oder bioge-

nen Kraftstoffen betrieben werden. Die zweite mögliche Technologie ist der Elektromotor. 

Hier kann die Endenergie durch Batteriespeicher, Oberleitungen oder Stromschienen und 

durch Brennstoffzellen, welche aus Wasserstoff oder Methanol Strom erzeugen können, be-

reitgestellt werden. Innerhalb der zwei eingesetzten Gruppen unterscheiden sich die Technolo-

gien hauptsächlich in der Speicherung und Bereitstellung der Endenergie (Agora Verkehrs-

wende 2020, S. 43–45). Für den Flugverkehr werden aufgrund der schweren Batterien, der 

geringen Energiedichte von Wasserstoff141 (H2) und den langen Beladevorgängen rein elektri-

sche Lösungen eher unwahrscheinlich (acatech et al. 2017, S. 30–31). Die Verkehrswende und 

der Technologietransfer im Transportsektor werden in Agora Verkehrswende (2020), Viebahn 

et al. (2018b, S. 675–710) und (IWES et al. 2015, S. 152–158) ausführlich beschrieben. 

Power-to-Gas und Power-to-Liquid: Mit synthetischen Kraft- und Brennstoffen als indirekte 

Elektrifizierungsmaßnahme lassen sich mit Ausnahme bestimmter Prozesse in der energiein-

tensiven Industrie alle Anwendungsgebiete der Substitutionsmöglichkeiten abdecken. Das 

Aufkommen von Biomasse ist begrenzt und die Infrastruktur und technologische Verbreitung 

spricht für eine Nutzung von synthetischen Kraftstoffen. Die direkte Elektrifizierung erfordert 

in manchen Bereichen eine Umstellung der Art und Weise, wie manche Technologien genutzt 

werden, beispielsweise der Tankvorgang bei Fahrzeugen oder die geringere Reichweite von 

BEVs gegenüber konventionellen Fahrzeugen (Ausfelder et al. 2018, S. 21–24). 

Als Power-to-Gas wird die Übertragung von elektrischer Energie in einen gasförmigen, stoff-

lichen Energieträger bezeichnet. Dies erfolgt durch die Spaltung des Wassermoleküls in Was-

serstoff und Sauerstoff durch Gleichstrom oder pulsierenden Gleichstrom in einem Elektroly-

seur. Die drei wichtigsten Elektrolysetechniken sind die alkalische Elektrolyse (AEL), Poly-

merelektrolytmembran-Elektrolyse (PEMEL) und die Festoxidelektrolyse (SOEC). Die AEL 

ist jedoch die am weitesten verbreitete Technologie mit einem Technologie-Reifegrad (engl. 

Technology Readiness Level, TRL) von 8. Wasserstoff kann mit Kohlenstoffdioxid in einem 

Synthesereaktor zu Methan (CH4), dem Hauptbestandteil von Erdgas, konvertiert werden. Für 

die chemisch-katalytische Methanisierung werden Festbett-, Wirbelschicht- oder Drei-Phasen-

Reaktoren verwendet. Die am häufigsten eingesetzte Technologie ist der Festbettreaktor mit 

                                              

141 Bezogen auf das Volumen hat Wasserstoff selbst im flüssigen Zustand eine deutlich geringere Energiedichte 
als Flüssigkraftstoffe oder Kerosin (Linde Gas GmbH 2013).  
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einem TRL von 8. Weiterhin kann synthetisches Methan auch durch eine biologische oder bio-

elektrische Methanisierung (TRL 6-7 / 3-4) erzeugt werden (Viebahn et al. 2018a, S. 95–105). 

Als Power-to-Liquid wird die Übertragung von elektrischer Energie in flüssige synthetische 

Kraftstoffe bezeichnet. Aus den Grundstoffen Wasserstoff, gewonnen mit der Power-to-Gas-

Technologie oder aus der Erdgasreformierung, und CO2 oder Kohlenmonoxid (CO), aus Kraft-

werks- und industriellen Prozessen oder einer Abtrennung aus der Luft (engl. direct air capture, 

DAC), werden Kohlenwasserstoffe erzeugt. Für den PtL-Prozess kann die Fischer-Tropsch-

Synthese (FTS) und verschiedene Arten der Methanolsynthese eingesetzt werden, um über 

weitere Prozessschritte (engl. Methanol to Gasoline, MtG) synthetische Flüssigkraftstoffe wie 

Kerosin, Benzin, Diesel und weitere Nebenprodukte herzustellen. Die beschriebenen PtL-

Technologien haben ein TRL zwischen 6 und 8 (Viebahn et al. 2018a, S. 107). Für weiterfüh-

rende Informationen zum Thema PtG und PtL wird auf Viebahn et al. (2018b, S. 7–223), Va-

rone und Ferrari (2015), Buttler und Spliethoff (2018) und Ausfelder et al. (2018) hingewiesen.  
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Tabelle A-2:  Spezifische Emissionen für die Wärme- und Stromerzeugung in KWK-Systemen 
mit verschiedenen Allokationsmethoden in Abhängigkeit des elektrischen Wir-

kungsgrads im Vergleich. 

  Elektrischer Wirkungsgrad ηel 

Allokationsmethode Einheit 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 

W
ä
rm

e
e
rz

e
u

g
u

n
g

  η
th  =

 𝜔
 - η

el  

Energetisch 

gCO2
/ 

kWhth 

224 224 224 224 224 224 

Wirkungsgrad 28 64 112 180 281 449 

Exergetisch 163 127 105 89 77 68 

Finnisch 202 183 167 154 143 133 

Stromgutschrift  (474 gCO2
/kWhel) 193 153 100 25 -88 -275 

Stromgutschrift  (237 gCO2
/kWhel) 223 221 218 214 209 199 

Stromgutschrift  (119 gCO2
/kWhel) 238 255 277 309 357 436 

Stromgutschrift  (810 gCO2
/kWhel) 151 57 -68 -244 -508 -947 

Wärmegutschrift  238 238 238 238 238 238 

Substitution elektrisch 238 238 238 238 238 238 

Substitution thermisch 192 151 96 19 -96 -289 

S
tro

m
e
rz

e
u

g
u

n
g
 η

el  

Energetisch 

gCO2
/ 

kWhel 

224 224 224 224 224 224 

Wirkungsgrad 1796 786 449 281 180 112 

Exergetisch 719 564 464 394 342 302 

Finnisch 408 370 339 312 290 270 

Stromgutschrift  (474 gCO2
/kWhel) 474 474 474 474 474 474 

Stromgutschrift  (237 gCO2
/kWhel) 237 237 237 237 237 237 

Stromgutschrift  (119 gCO2
/kWhel) 119 119 119 119 119 119 

Stromgutschrift  (810 gCO2
/kWhel) 810 810 810 810 810 810 

Wärmegutschrift  119 178 198 208 214 218 

Substitution elektrisch 119 178 198 208 214 218 

Substitution thermisch 481 481 481 481 481 481 

Annahmen: �̇� = 10 MW; Wirkungsgrad der getrennten Stromerzeugung: η
el
 = 0,42; Wirkungs-

grad der getrennten Wärmeerzeugung: η
th
 = 0,85; T

m,1
= 395,6 K; T

m,2
 372,3 K; T

u
 = 288,15 K; 

Emissionsfaktor Erdgas = 202 g
CO2

/kWh
th
; Emissionsfaktor der Stromerzeugung 2018 = 474 

(50% = 237, 25% = 119) g
CO2

/kWh
el
; Verdrängungsmix = 810 g

CO2
/kWh

el
. 

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf (ifeu et al. 2014; Mauch et al. 2010; VDI 4660 Blatt 2) 
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Tabelle A-3: Entwicklung der installierten Nettoleistung, Zubau und Rückbau des deutschen Kraft-
werksparks. 

 [GWel] 

 Installierte Nettoleistung Zubau (davon EE) Rückbau (davon EE) 

2008 136,2 5,07 0,09 

2009 144,28 (+5,9 %) 9,1 0,77 

2010 156,31 (+8,3 %) 12,04 0 

2011 154,36 (-1,3 %) 13,43 (10,75) 8,361 (0) 

2012 165,18 (+7,0 %) 11,41 (9,81) 0,61 (0,03) 

2013 174,09 (+5,4 %) 8,99 (7,18) 0,06 (0) 

2014 181,62 (+4,3 %) 7,68 (6,7) 0,14 (0) 

2015 189,87 (+4,5 %) 10,31 (7,32) 2,07 (0,1) 

2016 196,77 (+3,6 %) 8,29 (6,54) 1,37 (0) 

2017 200,47 (+1,9 %) 8,12 (8,06) 4,44 (0,71) 

2018 205,96 (+2,7 %) 7,08 (6,76) 1,6 (0) 

2019 210,66 (+2,28 %) 6,02 (6,02) 1,2 (0) 

2020 216,71 (+2,87 %) 8,15 (6,68) 2,05 (0) 
1 Fehlende Daten. 
Anmerkung: 2008-2010 keine EE-Datendisaggregation in der Referenz. 

Quelle: (ISE 2021) 

 

Kapitalwertmethode 

 

 𝑁𝑃𝑉 = −𝐼0 +∑(
𝑍𝑡

(1+ 𝑑)𝑡
)

𝑁

𝑡=1

+𝐿 ∙ (1 + 𝑑)−𝑁 

A-1 

𝑁𝑃𝑉 Kapitalwert oder NPV [€] 

𝐼0 Investition zum Zeitpunkt 𝑡0 [€] 

N Ende des Betrachtungszeitraums 

𝑡 Zeitpunkt im Betrachtungszeitraum 

𝑍𝑡 Zahlungsstrom zum Zeitpunkt 𝑡 [€] 

𝑑 Diskontierungsrate [–] 

𝐿 Restwert zum Zeitpunkt 𝑇 [€] 
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Annuitätenmethode  

 

 
𝐴 = 𝑘 ∙ 𝐴𝐹 = 𝑘 ∙

(1 + 𝑑)𝑇 ∙ 𝑑

(1+ 𝑑)𝑇− 1
 

A-2 

𝐴 Annuität [€/a] 

𝐴𝐹 Annuitätenfaktor [–] 

 

Tabelle A-4:  Verwendete Energieträgerpreise der Szenarien im Strommarktmodell E2M2 in den 

Stützjahren. 

 [€/MWhth] 

Energieträger: 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

Biogas 9,3 9,6 9,685 9,77 9,865 9,96 10,03 10,1 

Biomasse 0 24,42 28,27 28,53 30,52 30,46 27,28 18,75 

Steinkohle 8,93 12,07 12,5 12,51 13,16 13,66 14,26 14,83 

Braunkohle 6,93 10,99 11,56 11,57 12,46 13,13 13,94 14,7 

Kernenergie1 3,59 3,38       

Erdgas 20,22 25,61 26,54 27,64 30,38 32,67 33,91 35,76 

Öl (leicht und schwer) 30,6 47,22 51,87 55,79 64,23 62,74 68,85 75,82 

Sonstiges 0 30,4 31,325 32,25 32,82 33,39 33,62 33,85 

Kommunaler Abfall 0 0 0 0 0 0 0 0 

CO2-Preis (EUA)2 7,68 18 25,65 33,3 59,4 85,5 117,75 150 

1 Thermische Energie der Brennelemente. 
2 €/tCO2. Die Preisentwicklung ist aus dem Projekt ENavi entnommen (ENavi 2016; ISE 2019). 

Quelle: Datenbank der E2M2 Szenarien. Modellendogene Ergebnisse. 
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Abbildung A-1: Verlauf der minimalen Emissionsreduktion der Stromerzeugung als exogener Mo-

dellparameter, abgeleitet von den Zielen der Bundesregierung (Klimaschutzplan) 

für die gesamte THG-Reduktion Deutschlands.  

 
Quelle: Aus dem Englischen übersetzt und verändert nach Seckinger und Radgen 

(2021). 

Tabelle A-5:  Berechnung des Emissionsfaktors der Braunkohle in Deutschland für das Jahr 2018 

Kohlerevier: 

Menge der zur Strom- und 

Fernwärmeerzeugung ein-

gesetzter Braunkohleför-

derung [Mio. Tonnen] 

Anteil der zur Strom- 

und Fernwärmeer-

zeugung eingesetzter 

Braunkohleförderung 

Emissionsfaktor 

[tCO2/TJ] 

Rheinland 75,8 50,3 % 113 

Lausitz 56,9 37,8 % 111,3 

Mitteldeutschland 18 11,9 % 103,9 

Helmstedt 0 0,0 % 97,9 

Deutschland 150,7 100 % 
111,31 

 ≙ 400,58 gCO2/kWhth 

1 Gewichteter Mittelwert 
Quelle: (DEBRIV 2019; UBA 2018) 
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Tabelle A-6: Berechnung des Emissionsfaktors der sonstigen Brennstoffe 

Eingesetzter Brennstoff: Emissionsfaktor [tCO2/Tj] 

Deponiegas 111,4 

Klärgas 104,9 

Holzrückstände2 0 (107,8) 

Kommunaler Abfall 91,5 

Gemisch1 67,6 

Mittelwert 75,1 ≙ 270,3 gCO2/kWhth 
1 Bestehend aus: Deponiegas, kommunalem Abfall und Bio-

masse (Mit der Annahme, dass Biomasse CO2-neutral in die 
Berechnung einfließt)  

1 Wird als Biomasse und daher als CO2-neutral betrachtet.  
Quelle: (UBA 2018) 

 

 

Abbildung A-2: Verschiedene Allokationsmethoden für die Stromerzeugung in KWK-Systemen in 

Abhängigkeit des elektrischen Wirkungsgrads im Vergleich. Das Strommarktmo-

dell E2M2 nutzt die Arbeitswertmethode zur Allokation der Brennstoffmenge. Ei-
nen elektrischen Nettowirkungsgrad bis ηel = 0,58 bei einem Brennstoffausnut-

zungsgrad von 𝜔 = 0,9 wird nur von modernen hocheffizienten GuD-Kraftwerken 
erreicht. 

Quelle: Eigene Darstellung und Berechnung nach (VDI 4660 Blatt 2; Mauch et al.  
2010; ifeu et al. 2014, 120 ff.; Konstantin 2017, S. 144; BDEW 2018) 
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Annahmen: 

�̇� = 10 MW; Wirkungsgrad der getrennten Stromerzeugung: ηel = 0,42; Wirkungsgrad der getrennten 

Wärmeerzeugung: ηth = 0,85; Emissionsfaktor Erdgas = 202 gCO2/kWhth; Emissionsfaktor der Stromerzeugung 2018 = 

474 (25% = 119) gCO2/kWhel; 
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B Anhang: Entwicklung der Emissionsfaktoren 

Tabelle B-1: Stündliche aggregierte Emissionsfaktoren der Europäischen Union aus zwei Szenarien 

„Stated“ und „Sustainable“ der IEA bis 2040. Trendextrapolation bis in das Jahr 2050. 
Bedingung: Minimalwert = 0 gCO2-Äq/kWhel, keine negativen Emissionsfaktoren mög-

lich. 

 gCO2-Äq/kWhel 

Stunde des Tages 2018 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

 Stated (~BAU) / Sustainable (~KS) 

0-1 242 227 / 224 190 / 179 153 / 134 117 / 89 87 / 53 50 / 8 13 / 0 

1-2 222 207 / 204 172 / 160 137 / 116 102 / 73 74 / 38 39 / 0 4 / 0 

2-3 211 197 / 194 162 / 152 128 / 110 94 / 68 66 / 34 32 / 0 0 / 0 

3-4 202 189 / 186 155 / 146 122 / 105 89 / 65 62 / 33 28 / 0 0 / 0 

4-5 199 186 / 184 153 / 144 119 / 104 86 / 64 59 / 33 26 / 0 0 / 0 

5-6 200 186 / 184 152 / 144 118 / 105 85 / 65 58 / 33 24 / 0 0 / 0 

6-7 204 190 / 188 155 / 147 120 / 106 85 / 66 58 / 33 23 / 0 0 / 0 

7-8 223 208 / 205 169 / 161 130 / 116 91 / 72 60 / 36 21 / 0 0 / 0 

8-9 232 216 / 213 175 / 167 134 / 120 94 / 74 61 / 37 20 / 0 0 / 0 

9-10 233 216 / 214 175 / 167 134 / 120 93 / 73 60 / 36 18 / 0 0 / 0 

10-11 230 213 / 211 171 / 163 129 / 116 87 / 68 54 / 30 12 / 0 0 / 0 

11-12 229 212 / 210 169 / 162 127 / 114 84 / 66 50 / 28 8 / 0 0 / 0 

12-13 230 213 / 211 169 / 162 126 / 114 83 / 65 49 / 27 5 / 0 0 / 0 

13-14 227 210 / 208 167 / 160 125 / 112 82 / 64 48 / 26 5 / 0 0 / 0 

14-15 230 213 / 210 170 / 162 127 / 113 84 / 64 49 / 26 6 / 0 0 / 0 

15-16 237 219 / 217 175 / 167 132 / 117 88 / 67 53 / 27 9 / 0 0 / 0 

16-17 246 229 / 226 185 / 176 141 / 126 97 / 76 63 / 36 19 / 0 0 / 0 

17-18 260 242 / 240 199 / 191 156 / 141 113 / 92 78 / 53 35 / 3 0 / 0 

18-19 273 257 / 254 215 / 205 174 / 157 132 / 108 99 / 69 58 / 21 16 / 0 

19-20 281 265 / 262 225 / 215 185 / 168 145 / 121 113 / 83 73 / 36 33 / 0 

20-21 282 267 / 264 227 / 217 188 / 170 149 / 124 117 / 86 78 / 40 38 / 0 

21-22 279 264 / 261 225 / 215 187 / 168 148 / 122 118 / 85 79 / 39 41 / 0 

22-23 274 259 / 256 220 / 209 181 / 163 142 / 116 111 / 79 72 / 32 33 / 0 

23-24 260 245 / 242 207 / 197 169 / 152 132 / 107 101 / 71 63 / 26 25 / 0 

Quelle: (IEA 2020a) 
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Abbildung B-1: Oben: Boxplot der Strommix-Emissionsfaktoren (AEFLCA) in den Szenarien BAU 

und KS. Die Länge der Whisker beträgt 𝑤 = 1,5; 𝑞3 +𝑤 ⋅ (𝑞3 −𝑞1) <
𝐴𝑢𝑠𝑟𝑒𝑖ß𝑒𝑟 < 𝑞1−𝑤 ⋅ (𝑞3− 𝑞1). Das entspricht einer Abdeckung der Werte von 
etwa 99,3 % bei einer Normalverteilung. Die waagerechte Linie in der Box zeigt 

den Median. Unten: die geordneten Jahresdauerlinien der Stützjahre im Vergleich. 
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Abbildung B-2: Zusammenhang des stündlichen AEF mit dem Anteil der EE an der Nettostromer-
zeugung (Ordinate) und der gleichzeitig nachgefragten Last, dem Nettostromver-

brauch (Abszisse) als Streudiagramm. Szenario: KS. Oben: Januar. Unten: Juni. 

 

Abbildung B-3: Oben: Zusammenhang des stündlichen (AEFLCA) mit dem Anteil der EE an der Net-

tostromerzeugung (Ordinate) und der gleichzeitig nachgefragten Last, dem Net-
tostromverbrauch (Abszisse) als Streudiagramm. Szenario: KS.   

Unten: die zeitliche Verteilung der 8760 AEFLCA-Werte im Verlauf des Jahres und 

Tages in Form einer Heatmap. Der AEFLCA wird in einer farbigen Skala aufgezeigt. 
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Abbildung B-4: Streudiagramm des Strommix-Emissionsfaktors AEF mit den 24 diskreten Werten 

des Import-Emissionsfaktors EFEU für das KS-Szenario. Siehe auch Tabelle B-1. 

 

Abbildung B-5: Gemittelter stündlicher Differenzfaktor 𝐷𝐹𝑡,𝑏,𝐿𝐶𝐴
𝐺𝑒𝑤  in 24 Klassen. 
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Abbildung B-6: Oben: Boxplot der Emissionsfaktoren für Überschussstrom EFC,LCA in den Szena-

rien BAU und KS. Die Länge der Whisker beträgt 𝑤 = 1,5; 𝑞3 +𝑤 ⋅ (𝑞3−𝑞1)<
𝐴𝑢𝑠𝑟𝑒𝑖ß𝑒𝑟 < 𝑞1−𝑤 ⋅ (𝑞3− 𝑞1). Das entspricht einer Abdeckung der Werte von 
etwa 99,3 % bei einer Normalverteilung. Die waagrechte Linie in der Box zeigt den 

Median. Unten: die geordneten Jahresdauerlinien der Stützjahre im Vergleich. 
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Abbildung B-7: Oben: Boxplot der marginalen Emissionsfaktoren (MEFLCA) in den Szenarien BAU 

und KS. Die Länge der Whisker beträgt 𝑤 = 1,5; 𝑞3 +𝑤 ⋅ (𝑞3 −𝑞1) <
𝐴𝑢𝑠𝑟𝑒𝑖ß𝑒𝑟 < 𝑞1−𝑤 ⋅ (𝑞3− 𝑞1). Das entspricht einer Abdeckung der Werte von 
etwa 99,3 % bei einer Normalverteilung. Die waagrechte Linie in der Box zeigt den 

Median. Unten: die geordneten Jahresdauerlinien der Stützjahre im Vergleich. 

 

Marginale Reaktion des Erzeugungssystems (MSR) 

 

 
𝑀𝑆𝑅𝑡 =

∑ 𝐸𝑚𝑡+1,𝑖 −𝐸𝑚𝑡,𝑖𝑖

𝐸𝑅𝑒𝑠,𝑡+1 −𝐸𝑅𝑒𝑠,𝑡
, ∀ 𝑖 ∈ 𝐼, 𝑡 ∈ 𝑇 B-1 

𝑀𝑆𝑅𝑡 Marginal system response zur Stunde 𝑡 [gCO2/kWhel] 

𝐸𝑚𝑡,𝑖 Emissionen des Kraftwerks 𝑖 zur Stunde 𝑡 [gCO2] 

𝐸𝑅𝑒𝑠,𝑡 Residuallast zur Stunde 𝑡 in [kWhel] 

𝑡 Zeitintervall (Stunde des Jahres) 

𝑖 Spezifisches Kraftwerk 

 

Quelle: (Braeuer et al. 2020) 
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C Anhang: Analyse von Sektorkopplungstechnologien 

 

Abbildung C-1: Bewertung mit dem AEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Volllast-

stunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zu Wasserstoff aus 

dem SMR. Strompreis = 0 €/MWhel.142 

 

Abbildung C-2: Bewertung mit dem AEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Volllast-

stunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zu Wasserstoff aus 
dem SMR. Strompreis = 90 €/MWhel. 

                                              

142 Der höhe der Zahl der negativen TVK hat keine Aussagekraft. Mathematisch betrachtet führt nicht nur eine 

Kosteneinsparung, sondern auch eine geringere Emissionsreduktion der Maßnahme zu höheren negativen 
TVK (Fattler et al. 2019, S. 5). Die TVK sagen nichts über die gesamte Menge der reduzierten Treibhaus-
gasemissionen aus. Das sollte bei der Interpretation berücksichtigt werden. 
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Abbildung C-3: Bewertung mit dem MEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Volllast-

stunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zu Wasserstoff aus 

dem SMR. Strompreis = 0 €/MWhel. 

 

Abbildung C-4: Bewertung mit dem MEF. Links: jährliche 𝐸𝐹𝐻2 in Abhängigkeit von den Volllast-

stunden der PEMEL. Rechts: TVK der PEMEL im Vergleich zu Wasserstoff aus 
dem SMR. Strompreis = 90 €/MWhel. 
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Tabelle C-1: Wasserstoffemissionsfaktoren 𝐸𝐹𝐻2 nach Volllaststunden. Bewertungsmethode mit dem 
AEF. 

 𝐸𝐹𝐻2  [gCO2-Äq/kWhth] 

Anzahl der 

Volllaststunden (VLH) 
2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

[h] BAU / KS 

500 308 / 285 197 / 112 163 / 93 126 / 39 31 / 17 15 / 7 7 / 3 

1000 351 / 313 231 / 160 238 / 136 192 / 60 64 / 25 40 / 9 17 / 4 

1500 383 / 335 261 / 197 277 / 174 227 / 84 86 / 42 62 / 10 36 / 5 

2000 409 / 356 290 / 230 304 / 207 251 / 108 102 / 59 81 / 12 52 / 5 

2500 434 / 376 318 / 260 326 / 236 271 / 131 116 / 74 97 / 16 67 / 6 

3000 457 / 395 346 / 288 344 / 260 288 / 153 129 / 88 113 / 23 81 / 7 

3500 478 / 413 373 / 313 360 / 279 303 / 174 141 / 102 126 / 30 94 / 7 

4000 498 / 431 399 / 336 375 /296 316 / 193 152 / 116 139 / 38 105 / 8 

4500 517 / 449 423 / 358 388 / 310 328 / 209 164 / 129 152 / 46 117 / 9 

5000 536 / 467 445 / 378 400 / 323 339 / 224 175 / 141 166 / 54 131 / 11 

5500 553 / 484 466 / 396 411 / 334 350 / 237 187 / 153 181 / 61 146 /14 

6000 570 / 501 485 / 413 422 / 346 360 / 250 198 / 165 195 / 68 161 / 18 

6500 587 / 517 504 / 429 433 / 356 370 / 261 209 / 177 209 / 76 176 / 22 

7000 603 / 533 521 / 444 443 / 367 380 / 273 220 / 188 223 / 84 191 / 26 

7500 618 / 550 539 / 460 454 / 377 391 / 284 231 / 199 236 / 94 205 / 30 

8000 633 / 567 556 / 475 465 / 388 402 / 295 242 / 210 250 / 105 220 / 33 

8500 649 / 584 573 / 492 477 / 399 414 / 307 255 / 222 265 / 118 236 / 37 

Anmerkung: Nur Daten aus den Stützjahren. 
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Tabelle C-2: Wasserstoffemissionsfaktoren 𝐸𝐹𝐻2 nach Volllaststunden. Bewertungsmethode mit dem 
MEF. 

 𝐸𝐹𝐻2  [gCO2-Äq/kWhth] 

Anzahl der 

Volllaststunden (VLH) 
2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

[h] BAU / KS 

500 789 / 830 733 / 252 169 / 184 157 / 0 36 / 0 20 / 0 0 / 0 

1000 816 / 850 741 / 458 301 / 345 307 / 139 213 / 94 255 / 0 126 / 0 

1500 834 / 874 745 / 565 367 / 410 373 / 276 310 / 226 365 / 0 261 / 0 

2000 852 / 903 747 / 627 410 / 452 425 / 365 381 / 314 432 / 114 346 / 0 

2500 877 / 933 749 / 672 449 / 491 471 / 427 428 / 374 477 / 197 405 / 0 

3000 907 / 959 751 / 707 482 / 522 502 / 476 460 / 420 510 / 256 448 / 19 

3500 938 / 981 754 / 735 508 / 548 525 / 512 484 / 456 534 / 302 479 / 63 

4000 969 / 1000 758 / 757 529 / 570 542 / 540 503 / 483 552 / 339 504 / 97 

4500 998 / 1017 765 / 776 546 / 588 556 / 562 519 / 505 566 / 369 523 / 124 

5000 1025 / 1031 774 / 792 560 / 603 568 / 581 531 / 524 578 / 394 538 / 146 

5500 1050 / 1045 786 / 807 572 / 616 578 / 597 542 / 539 588 / 414 551 /165 

6000 1075 / 1058 801 / 823 582 / 627 587 / 611 553 / 552 596 / 432 562 / 181 

6500 1100 / 1072 818 / 838 591 / 637 595 / 623 563 / 563 604 / 447 571 / 197 

7000 1124 / 1091 837 / 855 598 / 646 603 / 634 572 / 572 610 / 461 580 / 211 

7500 1147 / 1113 861 / 874 605 / 655 609 / 646 580 / 582 615 / 473 587 / 225 

8000 1168 / 1135 888 / 896 611 / 667 616 / 663 587 / 591 620 / 484 594 / 237 

8500 1187 / 1156 915 / 921 625 / 684 631 / 688 594 / 599 624 / 496 599 / 252 

Anmerkung: Nur Daten aus den Stützjahren. 
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Tabelle C-3: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
te

r 

E
in

h
e
it

 

L
a
st

p
ro

fi
l 

2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 184,5 159,8 142,4 116,8 85,8 69,1 64,9 62,3 

b 196,3 172,9 155,6 128,8 97,1 80,9 77,1 74,4 

c 203,5 181,2 164,5 137,3 105,1 89,3 85,8 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 

b 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 

c 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

TVK €/tCO2-Äq 

a      308 310 240 

b      383 441 286 

c      578 882 396 

TVKL €/tCO2-Äq 

a     405 186 163 152 

b     1580 243 203 182 

c      399 301 251 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 172,9 137,5 114,1 85,6 57,8 33,3 15,0 8,9 

b 184,0 149,7 127,2 99,2 69,9 41,3 19,1 11,5 

c 190,8 157,9 136,7 109,2 78,6 46,9 22,0 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 

b 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 

c 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

TVK €/tCO2-Äq 

a     436 207 128 99 

b     1290 232 116 83 

c      294 117 78 

TVKL €/tCO2-Äq 

a    398 136 86 68 63 

b    5811 154 79 57 53 

c     201 81 55 49 
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Tabelle C-4: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
te

r 

E
in

h
e
it

 

L
a
st

p
ro

fi
l 

2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 163,4 138,3 114,1 93,0 75,3 65,7 63,6 62,3 

b 175,9 150,8 126,3 104,8 87,1 77,7 75,8 74,4 

c 184,0 159,2 134,8 113,3 95,4 86,1 84,4 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a      277 280 216 

b      360 414 269 

c      552 843 378 

TVKL €/tCO2-Äq 

a    509 145 104 98 95 

b     234 135 125 118 

c     623 204 181 166 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 143,5 111,6 85,9 59,4 36,4 21,1 11,9 8,9 

b 155,6 124,5 98,5 70,2 44,5 26,4 15,3 11,5 

c 163,8 133,5 107,7 78,0 50,3 30,1 17,6 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a     393 187 115 89 

b     1211 218 109 78 

c      281 112 74 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   255 88 56 45 41 39 

b   2083 102 54 41 36 34 

c    129 57 41 34 33 
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Tabelle C-5: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
te

r 

E
in

h
e
it

 

L
a
st

p
ro

fi
l 

2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 137,6 115,2 97,7 82,7 71,0 64,5 63,1 62,3 

b 149,6 127,5 109,9 94,7 82,9 76,6 75,3 74,4 

c 157,7 135,9 118,5 103,2 91,3 85,1 83,9 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a      270 272 210 

b      354 407 264 

c      546 833 374 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   1107 149 89 73 70 68 

b    415 128 94 89 86 

c     237 139 129 121 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 114,9 85,5 62,3 42,6 27,2 17,0 10,9 8,9 

b 127,0 96,7 72,1 50,7 33,5 21,4 14,1 11,5 

c 135,4 104,7 79,1 56,5 38,0 24,5 16,2 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a     382 182 112 87 

b     1191 214 107 76 

c      278 110 73 

TVKL €/tCO2-Äq 

a  177 68 45 35 31 29 28 

b  671 79 45 33 28 26 25 

c   99 48 33 27 25 24 
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Tabelle C-6: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
te

r 

E
in

h
e
it

 

L
a
st

p
ro

fi
l 

2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 184,5 159,8 142,4 116,8 85,8 69,1 64,9 62,3 

b 196,3 172,9 155,6 128,8 97,1 80,9 77,1 74,4 

c 203,5 181,2 164,5 137,3 105,1 89,3 85,8 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 

b 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 

c 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

TVK €/tCO2-Äq 

a      981 990 764 

b      1418 1634 1061 

c      2273 3472 1557 

TVKL €/tCO2-Äq 

a     1291 592 521 486 

b     5854 900 753 674 

c      1571 1185 989 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 172,9 137,5 114,1 85,6 57,8 33,3 15,0 8,9 

b 184,0 149,7 127,2 99,2 69,9 41,3 19,1 11,5 

c 190,8 157,9 136,7 109,2 78,6 46,9 22,0 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 

b 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 

c 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

TVK €/tCO2-Äq 

a     1391 661 408 316 

b     4778 859 429 306 

c      1158 459 306 

TVKL €/tCO2-Äq 

a    1270 434 275 215 201 

b    21525 572 293 213 195 

c     789 317 216 194 
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Tabelle C-7: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
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r 

E
in

h
e
it

 

L
a
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p
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 163,4 138,3 114,1 93,0 75,3 65,7 63,6 62,3 

b 175,9 150,8 126,3 104,8 87,1 77,7 75,8 74,4 

c 184,0 159,2 134,8 113,3 95,4 86,1 84,4 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a      950 959 741 

b      1395 1607 1043 

c      2247 3432 1540 

TVKL €/tCO2-Äq 

a    1744 498 358 337 326 

b     909 525 485 459 

c     2535 832 739 678 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 143,5 111,6 85,9 59,4 36,4 21,1 11,9 8,9 

b 155,6 124,5 98,5 70,2 44,5 26,4 15,3 11,5 

c 163,8 133,5 107,7 78,0 50,3 30,1 17,6 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a     1348 640 395 307 

b     4699 845 422 301 

c      1145 454 303 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   875 303 193 156 140 135 

b   8083 394 211 159 139 133 

c    526 232 165 140 133 
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Tabelle C-8: Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem AEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit.  

S
z
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n

a
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,490 0,384 0,355 0,312 0,269 0,157 0,157 0,138 

b 0,514 0,409 0,386 0,341 0,296 0,180 0,185 0,165 

c 0,529 0,425 0,406 0,361 0,315 0,196 0,205 0,184 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 137,6 115,2 97,7 82,7 71,0 64,5 63,1 62,3 

b 149,6 127,5 109,9 94,7 82,9 76,6 75,3 74,4 

c 157,7 135,9 118,5 103,2 91,3 85,1 83,9 83,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a      943 951 735 

b      1389 1601 1039 

c      2241 3423 1535 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   3873 521 310 254 244 239 

b    1630 504 368 350 337 

c     975 569 528 499 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,500 0,348 0,300 0,257 0,176 0,125 0,065 0,020 

b 0,525 0,371 0,329 0,284 0,210 0,152 0,082 0,026 

c 0,540 0,384 0,350 0,304 0,234 0,171 0,094 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 114,9 85,5 62,3 42,6 27,2 17,0 10,9 8,9 

b 127,0 96,7 72,1 50,7 33,5 21,4 14,1 11,5 

c 135,4 104,7 79,1 56,5 38,0 24,5 16,2 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a     1337 635 392 304 

b     4680 841 420 300 

c      1141 453 302 

TVKL €/tCO2-Äq 

a  620 239 157 124 108 101 99 

b  2634 309 175 130 110 100 97 

c   407 195 137 113 101 98 
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Tabelle C-9: Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 98,7 96,2 94,5 88,8 73,8 61,5 56,9 54,7 

b 99,1 97,3 96,1 91,9 79,4 68,9 64,7 62,7 

c 99,3 97,9 97,0 93,7 83,2 74,0 70,0 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,050 0,050 0,051 0,054 0,056 0,056 0,057 

b 0,040 0,041 0,041 0,042 0,045 0,047 0,047 0,048 

c 0,037 0,038 0,038 0,039 0,042 0,044 0,044 0,044 

TVK €/tCO2-Äq 

a  4901 1128 1337 1057 260 240 204 

b  3934 828 1091 954 215 200 166 

c  3663 713 1021 963 210 197 158 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 2663 994 707 383 199 150 135 129 

b 1955 756 547 295 159 124 110 105 

c 1706 674 495 270 150 121 106 101 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 97,3 91,9 85,9 73,8 54,6 32,8 14,9 8,9 

b 98,1 94,0 89,4 80,2 63,2 39,9 19,0 11,5 

c 98,5 95,1 91,5 84,4 69,1 44,8 21,8 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,049 0,051 0,052 0,054 0,057 0,059 0,060 0,060 

b 0,040 0,042 0,043 0,045 0,048 0,051 0,052 0,052 

c 0,038 0,039 0,040 0,041 0,044 0,048 0,049 0,049 

TVK €/tCO2-Äq 

a  2879 657 692 324 228 152 118 

b  2433 501 551 290 207 127 93 

c  2363 445 501 299 214 123 84 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 1341 508 315 193 132 99 80 75 

b 970 380 242 154 108 80 64 59 

c 841 336 219 146 103 75 59 54 
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Tabelle C-10:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 96,6 92,5 84,1 75,2 65,3 58,1 55,8 54,7 

b 97,6 94,6 87,8 80,4 72,1 65,8 63,7 62,7 

c 98,2 95,8 90,1 83,9 76,6 71,0 69,0 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,044 0,045 0,046 0,047 0,050 0,051 0,051 0,051 

b 0,038 0,039 0,040 0,041 0,043 0,045 0,045 0,045 

c 0,036 0,037 0,038 0,039 0,041 0,042 0,042 0,043 

TVK €/tCO2-Äq 

a  3658 917 1124 867 212 195 165 

b  3066 740 1025 843 186 172 143 

c  2920 678 1042 892 188 176 141 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 509 263 139 100 86 78 74 73 

b 387 204 107 79 72 67 64 63 

c 346 187 98 74 69 67 63 62 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 91,6 82,8 70,3 53,3 34,8 20,8 11,9 8,9 

b 93,7 87,1 76,3 60,0 41,1 25,7 15,3 11,5 

c 95,0 89,7 80,3 64,6 45,5 29,0 17,5 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,044 0,046 0,048 0,050 0,053 0,054 0,055 0,055 

b 0,039 0,040 0,042 0,044 0,046 0,049 0,049 0,049 

c 0,036 0,038 0,039 0,041 0,044 0,046 0,047 0,048 

TVK €/tCO2-Äq 

a  2295 559 602 278 193 128 100 

b  2076 471 541 274 188 114 83 

c  2090 445 535 302 203 113 78 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 227 133 88 65 55 49 45 44 

b 169 105 70 52 44 41 38 36 

c 150 98 65 48 41 38 36 34 
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Tabelle C-11:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 89,0 82,2 75,0 68,4 61,8 57,0 55,5 54,7 

b 91,6 86,0 80,1 74,5 68,9 64,7 63,3 62,7 

c 93,2 88,5 83,4 78,5 73,7 69,9 68,6 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,044 0,045 0,046 0,047 0,049 0,051 0,051 0,051 

b 0,038 0,039 0,040 0,041 0,043 0,044 0,045 0,045 

c 0,036 0,037 0,038 0,039 0,041 0,042 0,042 0,042 

TVK €/tCO2-Äq 

a  3765 933 1130 858 208 191 162 

b  3295 777 1055 844 183 170 141 

c  3250 729 1089 900 186 174 139 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 120 84 66 58 57 55 53 53 

b 86 63 51 46 48 48 46 46 

c 76 56 46 43 46 47 45 45 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 79,3 66,1 51,8 38,5 26,1 16,8 10,9 8,9 

b 83,6 71,3 57,2 43,9 31,3 21,0 14,0 11,5 

c 86,4 74,8 60,8 47,5 34,7 23,8 16,1 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,045 0,046 0,048 0,050 0,052 0,054 0,054 0,054 

b 0,039 0,041 0,042 0,044 0,046 0,048 0,049 0,049 

c 0,037 0,038 0,040 0,042 0,044 0,046 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a  2384 574 608 276 190 126 98 

b  2264 504 562 277 187 113 82 

c  2368 492 568 309 203 113 77 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 71 52 41 37 35 34 32 32 

b 52 38 31 28 28 28 27 27 

c 46 33 27 25 26 26 26 25 
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Tabelle C-12:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 98,7 96,2 94,5 88,8 73,8 61,5 56,9 54,7 

b 99,1 97,3 96,1 91,9 79,4 68,9 64,7 62,7 

c 99,3 97,9 97,0 93,7 83,2 74,0 70,0 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,051 0,056 0,057 0,063 0,078 0,087 0,087 0,088 

b 0,042 0,046 0,047 0,051 0,065 0,074 0,075 0,076 

c 0,039 0,042 0,043 0,046 0,059 0,069 0,070 0,071 

TVK €/tCO2-Äq 

a  7243 1751 2412 2430 653 604 517 

b  6593 1456 2284 2625 648 605 505 

c  6573 1338 2287 2882 693 653 528 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 3174 1469 1098 690 458 375 339 328 

b 2496 1267 962 617 437 373 332 321 

c 2265 1210 929 604 450 397 349 335 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 97,3 91,9 85,9 73,8 54,6 32,8 14,9 8,9 

b 98,1 94,0 89,4 80,2 63,2 39,9 19,0 11,5 

c 98,5 95,1 91,5 84,4 69,1 44,8 21,8 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,053 0,061 0,066 0,075 0,090 0,101 0,104 0,104 

b 0,043 0,050 0,054 0,062 0,076 0,090 0,095 0,096 

c 0,040 0,046 0,049 0,056 0,070 0,085 0,092 0,093 

TVK €/tCO2-Äq 

a  4899 1248 1537 838 635 429 336 

b  4850 1124 1447 888 689 434 316 

c  5134 1087 1416 988 771 453 313 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 1737 865 599 429 341 275 228 213 

b 1388 757 542 405 331 267 218 201 

c 1278 729 535 411 339 270 217 199 
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Tabelle C-13:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 96,6 92,5 84,1 75,2 65,3 58,1 55,8 54,7 

b 97,6 94,6 87,8 80,4 72,1 65,8 63,7 62,7 

c 98,2 95,8 90,1 83,9 76,6 71,0 69,0 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,053 0,059 0,065 0,076 0,082 0,083 0,084 

b 0,041 0,045 0,050 0,055 0,066 0,072 0,073 0,073 

c 0,038 0,042 0,046 0,051 0,061 0,068 0,068 0,069 

TVK €/tCO2-Äq 

a  6763 1953 2701 2384 615 568 484 

b  6526 1848 2903 2708 628 585 485 

c  6656 1834 3189 3071 680 638 512 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 759 487 296 241 236 225 215 213 

b 642 434 267 225 230 227 216 214 

c 608 426 264 227 238 242 228 225 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 91,6 82,8 70,3 53,3 34,8 20,8 11,9 8,9 

b 93,7 87,1 76,3 60,0 41,1 25,7 15,3 11,5 

c 95,0 89,7 80,3 64,6 45,5 29,0 17,5 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,052 0,060 0,068 0,078 0,089 0,097 0,099 0,099 

b 0,044 0,051 0,058 0,067 0,079 0,089 0,093 0,094 

c 0,041 0,047 0,053 0,062 0,074 0,086 0,091 0,092 

TVK €/tCO2-Äq 

a  5056 1399 1683 845 611 409 319 

b  5358 1384 1764 963 689 423 308 

c  5817 1406 1866 1129 788 446 307 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 394 292 220 182 166 156 145 140 

b 340 271 206 169 156 150 141 135 

c 326 274 207 166 152 149 141 135 
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Tabelle C-14:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem AEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,219 0,210 0,211 0,205 0,145 0,138 0,122 

b 0,222 0,220 0,213 0,215 0,210 0,160 0,154 0,139 

c 0,222 0,221 0,215 0,216 0,213 0,170 0,166 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 89,0 82,2 75,0 68,4 61,8 57,0 55,5 54,7 

b 91,6 86,0 80,1 74,5 68,9 64,7 63,3 62,7 

c 93,2 88,5 83,4 78,5 73,7 69,9 68,6 67,9 

LCOS €/kWhth 

a 0,049 0,055 0,060 0,066 0,076 0,081 0,082 0,082 

b 0,042 0,047 0,051 0,057 0,066 0,072 0,072 0,073 

c 0,040 0,044 0,048 0,053 0,061 0,068 0,068 0,069 

TVK €/tCO2-Äq 

a  7478 2076 2786 2378 606 558 476 

b  7737 2051 3076 2736 623 579 480 

c  8307 2096 3441 3130 676 634 508 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 196 167 148 144 157 159 155 155 

b 163 147 134 135 154 161 157 156 

c 156 144 133 136 159 172 166 165 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,217 0,199 0,197 0,158 0,120 0,064 0,020 

b 0,222 0,219 0,204 0,203 0,174 0,141 0,080 0,026 

c 0,222 0,220 0,208 0,206 0,185 0,155 0,091 0,030 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 79,3 66,1 51,8 38,5 26,1 16,8 10,9 8,9 

b 83,6 71,3 57,2 43,9 31,3 21,0 14,0 11,5 

c 86,4 74,8 60,8 47,5 34,7 23,8 16,1 13,3 

LCOS €/kWhth 

a 0,054 0,062 0,070 0,079 0,089 0,096 0,098 0,098 

b 0,046 0,054 0,061 0,069 0,080 0,089 0,093 0,093 

c 0,043 0,050 0,056 0,065 0,076 0,086 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a  5584 1493 1732 847 605 403 315 

b  6309 1552 1874 984 689 421 306 

c  7166 1636 2028 1166 792 445 306 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 135 121 107 105 108 108 104 102 

b 118 106 95 95 100 104 102 99 

c 114 101 89 90 97 103 102 99 

 

  



 Anhang: Analyse von Sektorkopplungstechnologien 231 

 

 

Tabelle C-15:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 340,5 320,4 251,4 210,3 196,8 186,7 183,1 176,3 

b 342,0 321,2 253,3 213,9 203,4 197,3 196,7 191,6 

c 343,2 319,9 253,5 216,3 209,6 206,4 206,7 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 

b 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 

c 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 336,5 310,9 255,2 220,9 194,7 156,0 98,7 61,1 

b 337,0 313,9 259,9 227,6 207,4 172,6 114,5 73,8 

c 339,7 316,5 264,0 235,7 220,5 187,1 129,0 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 0,056 

b 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 0,050 

c 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

TVK €/tCO2-Äq 

a        233 

b        279 

c        561 

TVKL €/tCO2-Äq 

a       4280 148 

b        178 

c        357 
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Tabelle C-16:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 295,9 265,4 224,1 198,5 190,0 181,5 179,7 176,3 

b 297,6 267,5 228,3 205,6 200,1 194,5 194,2 191,6 

c 298,4 268,1 231,6 211,3 208,2 204,5 204,7 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 295,8 265,9 225,0 188,5 146,7 108,6 79,9 61,1 

b 298,5 270,8 233,6 200,1 160,9 123,2 94,1 73,8 

c 301,8 276,1 242,2 211,4 174,7 137,5 108,5 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 0,053 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a        210 

b        262 

c        537 

TVKL €/tCO2-Äq 

a       178 92 

b       516 115 

c        236 
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Tabelle C-17:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 45 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 262,9 239,1 210,4 191,1 185,4 179,8 178,6 176,3 

b 266,2 244,1 217,8 201,0 197,3 193,5 193,3 191,6 

c 268,8 247,5 223,3 208,5 206,3 203,9 204,0 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 262,1 229,3 182,9 146,0 118,2 92,8 73,6 61,1 

b 268,1 238,0 193,9 158,0 131,9 106,7 87,4 73,8 

c 274,7 246,4 204,5 170,2 145,8 121,0 101,6 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 0,052 

b 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 0,048 

c 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 0,047 

TVK €/tCO2-Äq 

a        203,8 

b        258,0 

c        530,3 

TVKL €/tCO2-Äq 

a      355,3 97,6 66,2 

b       173,7 83,8 

c        172,3 
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Tabelle C-18:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
z
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a
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P
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E
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 340,5 320,4 251,4 210,3 196,8 186,7 183,1 176,3 

b 342,0 321,2 253,3 213,9 203,4 197,3 196,7 191,6 

c 343,2 319,9 253,5 216,3 209,6 206,4 206,7 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 

b 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 

c 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 336,5 310,9 255,2 220,9 194,7 156,0 98,7 61,1 

b 337,0 313,9 259,9 227,6 207,4 172,6 114,5 73,8 

c 339,7 316,5 264,0 235,7 220,5 187,1 129,0 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 0,100 

b 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 0,094 

c 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

TVK €/tCO2-Äq 

a        742 

b        1035 

c        2209 

TVKL €/tCO2-Äq 

a       13644 471 

b        658 

c        1403 
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Tabelle C-19:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 

S
z
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P
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L
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 295,9 265,4 224,1 198,5 190,0 181,5 179,7 176,3 

b 297,6 267,5 228,3 205,6 200,1 194,5 194,2 191,6 

c 298,4 268,1 231,6 211,3 208,2 204,5 204,7 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 295,8 265,9 225,0 188,5 146,7 108,6 79,9 61,1 

b 298,5 270,8 233,6 200,1 160,9 123,2 94,1 73,8 

c 301,8 276,1 242,2 211,4 174,7 137,5 108,5 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 0,097 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a        719 

b        1018 

c        2184 

TVKL €/tCO2-Äq 

a       611 316 

b       2001 448 

c        961 
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Tabelle C-20:Analyse der Dampferzeugung mit dem Elektrodenkessel (EK) und dem MEF: Variatio-
nen mit 90 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit.  

S
z
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n

a
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P
a
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m
e
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E
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L
a
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,738 0,774 0,649 0,468 0,467 0,408 0,422 0,392 

b 0,743 0,777 0,650 0,475 0,476 0,428 0,448 0,426 

c 0,752 0,773 0,648 0,479 0,483 0,449 0,468 0,450 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 262,9 239,1 210,4 191,1 185,4 179,8 178,6 176,3 

b 266,2 244,1 217,8 201,0 197,3 193,5 193,3 191,6 

c 268,8 247,5 223,3 208,5 206,3 203,9 204,0 202,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

TVKL €/tCO2-Äq 

a         

b         

c         

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,741 0,754 0,627 0,507 0,475 0,391 0,303 0,136 

b 0,746 0,752 0,643 0,512 0,499 0,422 0,345 0,164 

c 0,755 0,755 0,652 0,521 0,526 0,454 0,378 0,195 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 262,1 229,3 182,9 146,0 118,2 92,8 73,6 61,1 

b 268,1 238,0 193,9 158,0 131,9 106,7 87,4 73,8 

c 274,7 246,4 204,5 170,2 145,8 121,0 101,6 88,0 

LCOS €/kWhth 

a 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 0,096 

b 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 0,092 

c 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 0,091 

TVK €/tCO2-Äq 

a        713 

b        1014 

c        2178 

TVKL €/tCO2-Äq 

a      1243 341 232 

b       682 329 

c        707 
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Tabelle C-21:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
z
e
n

a
ri

o
 

P
a
ra

m
e
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E
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h
e
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L
a
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 100,0 100,0 97,5 94,9 92,2 88,6 84,8 82,1 

b 100,0 100,0 98,3 96,4 94,6 92,5 90,2 88,2 

c 100,0 100,0 98,7 97,1 95,9 94,7 93,1 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,048 0,048 0,049 0,049 0,049 0,050 0,050 

b 0,040 0,040 0,040 0,040 0,040 0,041 0,041 0,041 

c 0,037 0,037 0,037 0,037 0,038 0,038 0,038 0,038 

TVK €/tCO2-Äq 

a    1130 1071 577 483 347 

b    824 780 441 395 278 

c    731 659 406 388 266 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   1380 691 465 330 252 220 

b   986 502 348 262 202 176 

c   863 434 313 251 195 169 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 100,0 97,6 94,7 89,5 83,8 75,5 58,4 48,2 

b 100,0 98,4 96,3 92,5 88,5 82,4 68,2 59,3 

c 100,0 98,8 97,2 94,7 92,0 87,1 75,2 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,048 0,048 0,049 0,050 0,051 0,053 0,054 

b 0,040 0,040 0,040 0,041 0,041 0,042 0,043 0,045 

c 0,037 0,037 0,037 0,038 0,038 0,038 0,040 0,041 

TVK €/tCO2-Äq 

a   1169 977 410 373 235 157 

b   867 727 306 292 186 120 

c   795 649 294 286 174 110 

TVKL €/tCO2-Äq 

a  1427 661 351 241 169 113 99 

b  1040 486 257 182 129 85 76 

c  948 439 242 176 119 78 70 
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Tabelle C-22:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 

S
z
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L
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 98,8 97,4 94,9 91,8 88,5 85,4 83,5 82,1 

b 99,1 98,2 96,4 94,5 92,4 90,4 89,2 88,2 

c 99,3 98,6 97,3 95,9 94,5 93,2 92,4 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,043 0,043 0,043 0,044 0,044 0,044 0,045 0,045 

b 0,037 0,037 0,037 0,038 0,038 0,038 0,038 0,039 

c 0,035 0,035 0,036 0,036 0,036 0,036 0,036 0,036 

TVK €/tCO2-Äq 

a    799 764 417 349 250 

b    593 565 325 291 204 

c    529 479 301 287 196 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 1259 616 320 210 155 128 116 110 

b 892 439 236 164 124 104 94 90 

c 777 375 211 154 118 100 90 86 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 97,3 93,6 89,2 82,5 71,1 61,9 53,3 48,2 

b 98,1 95,4 92,4 87,5 78,4 70,9 63,7 59,3 

c 98,6 96,7 94,6 90,9 83,6 77,4 71,5 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,043 0,043 0,044 0,044 0,045 0,046 0,048 0,049 

b 0,037 0,037 0,038 0,038 0,039 0,040 0,041 0,042 

c 0,035 0,036 0,036 0,036 0,037 0,037 0,038 0,039 

TVK €/tCO2-Äq 

a   841 720 319 300 186 123 

b   642 555 251 251 156 99 

c   592 500 247 255 150 92 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 590 256 163 107 73 60 55 54 

b 428 186 122 81 55 46 43 43 

c 384 174 116 76 50 42 40 41 
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Tabelle C-23:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
45 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 96,6 94,5 91,5 88,5 86,4 84,3 83,0 82,1 

b 97,6 96,3 94,3 92,4 91,0 89,7 88,9 88,2 

c 98,2 97,3 95,9 94,5 93,6 92,7 92,2 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,042 0,042 0,043 0,043 0,043 0,044 0,044 0,044 

b 0,037 0,037 0,037 0,038 0,038 0,038 0,038 0,038 

c 0,035 0,035 0,035 0,036 0,036 0,036 0,036 0,036 

TVK €/tCO2-Äq 

a    780 744 405 338 242 

b    581 553 316 283 198 

c    518 468 293 280 190 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 326 207 139 109 94 86 81 79 

b 236 157 108 87 76 70 66 64 

c 208 144 101 82 72 67 63 62 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 92,8 87,6 78,9 71,1 63,4 57,3 51,6 48,2 

b 94,9 91,1 84,3 78,1 72,0 67,0 62,3 59,3 

c 96,4 93,5 88,1 83,2 78,3 74,2 70,3 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,042 0,043 0,043 0,044 0,045 0,046 0,047 0,048 

b 0,037 0,037 0,038 0,038 0,039 0,040 0,041 0,042 

c 0,035 0,035 0,036 0,036 0,037 0,037 0,038 0,039 

TVK €/tCO2-Äq 

a   845 730 319 298 183 120 

b   658 577 256 253 154 97 

c   613 528 255 258 149 91 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 159 96 62 49 43 40 39 39 

b 115 70 45 36 32 30 31 32 

c 109 65 41 32 29 28 28 29 
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Tabelle C-24:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 10 Jahren Lebenszeit. 

S
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A

U
 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 100,0 100,0 97,5 94,9 92,2 88,6 84,8 82,1 

b 100,0 100,0 98,3 96,4 94,6 92,5 90,2 88,2 

c 100,0 100,0 98,7 97,1 95,9 94,7 93,1 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,048 0,049 0,051 0,053 0,055 0,056 0,058 

b 0,040 0,040 0,041 0,042 0,043 0,044 0,045 0,046 

c 0,037 0,037 0,038 0,039 0,040 0,040 0,041 0,042 

TVK €/tCO2-Äq 

a    1384 1387 818 714 546 

b    1102 1111 682 631 477 

c    1029 981 643 628 465 

TVKL €/tCO2-Äq 

a   1508 846 602 468 373 347 

b   1124 672 496 406 323 303 

c   1009 611 466 397 315 295 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 100,0 97,6 94,7 89,5 83,8 75,5 58,4 48,2 

b 100,0 98,4 96,3 92,5 88,5 82,4 68,2 59,3 

c 100,0 98,8 97,2 94,7 92,0 87,1 75,2 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,048 0,049 0,051 0,054 0,057 0,061 0,070 0,077 

b 0,040 0,041 0,042 0,044 0,047 0,049 0,056 0,063 

c 0,037 0,038 0,039 0,040 0,042 0,044 0,050 0,055 

TVK €/tCO2-Äq 

a   1421 1319 635 640 482 355 

b   1132 1084 534 569 443 318 

c   1068 990 521 575 438 308 

TVKL €/tCO2-Äq 

a  1542 803 474 373 290 232 225 

b  1161 635 384 318 250 203 202 

c  1072 590 370 312 240 195 196 
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Tabelle C-25:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 20 Jahren Lebenszeit. 

S
z
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 98,8 97,4 94,9 91,8 88,5 85,4 83,5 82,1 

b 99,1 98,2 96,4 94,5 92,4 90,4 89,2 88,2 

c 99,3 98,6 97,3 95,9 94,5 93,2 92,4 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,043 0,044 0,045 0,048 0,049 0,051 0,052 0,053 

b 0,038 0,038 0,039 0,041 0,041 0,043 0,043 0,044 

c 0,036 0,036 0,037 0,038 0,038 0,039 0,039 0,040 

TVK €/tCO2-Äq 

a    1169 1187 710 614 462 

b    962 972 609 558 414 

c    898 855 577 560 405 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 1391 716 410 307 241 218 204 203 

b 1003 532 327 266 213 195 180 182 

c 884 467 304 261 210 191 176 178 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 97,3 93,6 89,2 82,5 71,1 61,9 53,3 48,2 

b 98,1 95,4 92,4 87,5 78,4 70,9 63,7 59,3 

c 98,6 96,7 94,6 90,9 83,6 77,4 71,5 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,044 0,046 0,048 0,051 0,056 0,061 0,067 0,072 

b 0,038 0,039 0,041 0,043 0,047 0,051 0,056 0,060 

c 0,036 0,037 0,038 0,040 0,043 0,045 0,050 0,054 

TVK €/tCO2-Äq 

a   1269 1226 640 669 462 326 

b   1076 1066 579 645 444 300 

c   1018 988 590 681 446 293 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 683 331 246 183 146 135 137 143 

b 512 259 205 156 127 119 124 132 

c 466 247 200 150 120 113 120 129 
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Tabelle C-26:Analyse der hybriden Dampferzeugung (Hyb) und dem MEF: Variationen mit 
90 €/MWhel und 30 Jahren Lebenszeit. 
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2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 

B
A
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EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,222 0,211 0,210 0,199 0,194 0,182 

b 0,222 0,222 0,222 0,214 0,214 0,207 0,205 0,196 

c 0,222 0,222 0,222 0,216 0,215 0,211 0,210 0,204 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 96,6 94,5 91,5 88,5 86,4 84,3 83,0 82,1 

b 97,6 96,3 94,3 92,4 91,0 89,7 88,9 88,2 

c 98,2 97,3 95,9 94,5 93,6 92,7 92,2 91,7 

LCOS €/kWhth 

a 0,043 0,043 0,045 0,047 0,048 0,050 0,051 0,052 

b 0,037 0,038 0,039 0,040 0,041 0,042 0,043 0,043 

c 0,035 0,036 0,037 0,038 0,038 0,039 0,039 0,040 

TVK €/tCO2-Äq 

a    1142 1152 683 588 441 

b    950 953 590 540 398 

c    886 837 560 543 390 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 353 239 178 159 146 144 140 143 

b 266 192 151 141 130 130 125 129 

c 239 182 147 141 130 128 122 127 

K
S

 

EFDa kgCO2-Äq/kWhth 

a 0,222 0,222 0,212 0,209 0,189 0,183 0,152 0,107 

b 0,222 0,222 0,215 0,213 0,198 0,195 0,171 0,132 

c 0,222 0,222 0,217 0,215 0,205 0,203 0,184 0,151 

rel. LEM % (SDE=100%) 

a 92,8 87,6 78,9 71,1 63,4 57,3 51,6 48,2 

b 94,9 91,1 84,3 78,1 72,0 67,0 62,3 59,3 

c 96,4 93,5 88,1 83,2 78,3 74,2 70,3 67,8 

LCOS €/kWhth 

a 0,044 0,045 0,049 0,052 0,057 0,061 0,067 0,071 

b 0,038 0,039 0,042 0,044 0,048 0,051 0,056 0,060 

c 0,036 0,037 0,039 0,041 0,043 0,046 0,050 0,053 

TVK €/tCO2-Äq 

a   1347 1320 662 676 457 318 

b   1192 1202 615 664 444 295 

c   1152 1143 637 708 448 289 

TVKL €/tCO2-Äq 

a 187 129 98 88 88 90 97 103 

b 145 103 81 74 77 80 88 96 

c 139 98 76 69 72 76 85 94 
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