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1 Einleitung

Der voranschreitende anthropogene Klimawandel ist langst keine unbekannte Krise mehr. Darum ist es
ein globales Ziel, diesen aufzuhalten. 2015 haben sich insgesamt 195 Lander im Rahmen des Pariser
Klimaabkommen darauf geeinigt, ihre Emissionen, welche fir den Klimawandel verantwortlich sind,
deutlich zu verringern. Ziel ist es, den Temperaturanstieg bis 2050 auf 1,5° Celsius zu begrenzen, im
Vergleich zur vorindustriellen Zeit. Um dieses Ziel zu erreichen, missen die erneuerbaren Energien
(EE) stark ausgebaut werden und eine weltweite Energiewende in allen Energiesektoren stattfinden (Eu-
ropéische Kommission 2016: S. 3). Ein starker Ausbau der EE wird zu hohen lokalen residualen Lasten
aufgrund der fluktuierenden Eigenschaften fuhren. Es gibt verschiedene Ansdtze, um dieses Problem
technisch zu l6sen. Dazu gehort z.B. intelligentes Netzmanagement, um die Erzeugungsspitzen der EE
so gut wie moglich zu nutzen, oder der Stromtransport an Orte, welche den Strom abnehmen kdnnen,
falls dieser am Erzeugungsstandort nicht genutzt werden kann. Eine weitere Mdoglichkeit ist es, die EE
an Orten mit einer hohen globalen Bestrahlung und oder viel Wind, nicht an das Stromnetz anzuschlie-
Ren, sondern den Strom direkt fir flexible Anlagen zu nutzen, welche nicht dauerhaft Strom benétigen.
Somit kann sichergestellt werden, dass der produzierte griine Strom genutzt wird und die EE-Anlagen
nicht, wie derzeit hdufig der Fall, abgeschaltet werden, um das Stromnetz zu stabilisieren, wodurch
nutzbare Energie verloren geht (Trost et al. 2012: S. 174). Eine Offgrid Power-to-Methan-Anlage ist
z.B. eine solche Anlage, welche den fluktuierenden Strom in speicherbare chemische Energie in Form
von klimaneutralem synthetischem Methan (SNG) umwandelt. Das produzierte SNG kann in ver-
schiedensten Anwendungsgebieten das klimaschédliche Erdgas ersetzen.

Bei allen technischen Verfahren ist es wichtig, so effizient wie mdglich zu produzieren. Da die Methan
Produktion durch eine Power-to-Methan-Anlage sehr kostspielig und energieintensiv ist, ist jede
kleinste Verbesserung des Gesamtwirkungsgrades ein Schritt in die richtige Richtung, um die Wirt-
schaftlichkeit dieser Anlagen zu steigern. Bereits in anderen wissenschaftlichen Arbeiten wurde gezeigt,
dass ein Wasserstoffspeicher, welcher zwischen die Elektrolyse und der Methanisierung geschaltet ist,
die ausschlaggebenden Gasgestehungskosten (GGK) senken kann (Gorre et al. 2020: S. 11). Um die
niedrigsten GGK an einem bestimmten Standort zu generieren, muss die genaue Kapazitat des Wasser-
stoffspeichers sowie die Leistung der Methanisierung auf den Wasserstoffinput aus der Elektrolyseleis-
tung, welche von dem Strominput aus den EE abhéngt, optimal ausgelegt werden (Gahleitner 2013:
S. 2057).

Ziel dieser Forschungsarbeit ist es, die optimale WasserstoffspeichergroRe und Methanisierungsleistung
fiir jeweils einen exemplarischen Offshore-, Onshore-, PV- und Hybridstandort durch eine Simulation
zu bestimmen und die wesentlichen Unterschiede verschiedener Strombezugssysteme darzulegen. Au-
Rerdem soll durch die Ergebnisse deutlich werden, ob solche Anlagen heutzutage kommerziell betrieben
werden kénnen und falls nicht welche Parameter sich wie andern missen, damit klimaneutrales SNG
aus einer Offgrid-Power-to-Methan-Anlage wirtschaftlich produziert werden kann.

Mit der Forschungsarbeit soll ein Beitrag zur Bekampfung des Klimawandels geleistet werden.



2 Technischer Hintergrund

In diesem Kapitel werden die technischen Grundlagen zum Power-to-X Verfahren (Kapitel 2.1), der
Elektrolyse (Kapitel 2.3), des Wasserstoffspeichers (Kapitel 2.4) und der Methanisierung (Kapitel 2.5)
sowie die Dynamik einer Power-to-Methan-Anlage (Kapitel 2.2) erldutert. Dabei wird auf die verschie-
denen Elektrolyse- und Methanisierungsverfahren eingegangen sowie die verschiedenen Maoglichkeiten
der Wasserstoffspeicherung vorgestellt.

2.1 Power-to-X

Das Power-to-Gas (PtG) Verfahren ist eines von verschiedenen Konzepten, welche unter dem Namen
Power-to-X (PtX) zusammengefasst werden. Zu den PtX-Verfahren gehdren Verfahren, bei denen tber-
schussige elektrische Energie in groflen Mengen in andere Energieformen umgewandelt werden. Sie
bietet somit eine Langzeit-Speicheroption. Dabei steht ,,Power flr den Strom, der gespeichert werden
soll. Ob der Strombezug aus erneuerbaren Energien kommen muss, wird in der Literatur verneint, weil
sich das Energiesystem derzeit in einem Umbruch befindet und ein Strommix aus erneuerbaren und
konventionellen Energien vorhanden ist. Allerdings mussen die Technologien mit einem fluktuierenden
erneuerbaren Strom funktionieren, da der Anteil der erneuerbaren Energien immer weiter steigt und
anteilig im Stromnetz vorliegt. Das ,,to* meint die Umwandlung der elektrischen Energie in eine andere
Form der Energie, wie z. B. in thermische, mechanische oder chemische. Das ,,X* aus Power-to-X steht
fur das Endprodukt bzw. fiir die Bereitstellung von Dienstleistungen, welche direkt oder indirekt genutzt
werden (Berger et al. 2020: S. 184).

p
Power- to -X
Chemische Umwandlung
; Mechanische Umwandlung
Thermische Umwandlung
(Anteilig) erneuerbar- Produkte
basierter Strom Dienstleistungen

Abbildung 1: Power-to-X Definition (Berger et al. 2020: S. 183)

Es kann bei den PtX-Verfahren unter direkten und indirekten unterschieden werden. Zu den direkten
gehoren die, welche nur einen Umwandlungsschritt besitzen. Dazu gehdrt Power-to-Heat (PtH) und
Power-to-Hydrogen (PtH2). PtH nutzt die elektrische Energie, um Warme zu erzeugen, welche gespei-
chert und entweder im Warmenetz genutzt oder riickverstromt wird. Bei PtH, wird Wasser mittels einer



Wasserelektrolyse in Wasserstoff und Sauerstoff gespalten, wobei der Wasserstoff gespeichert wird und
somit als chemischer Energiespeicher genutzt werden kann.

Bei den indirekten PtX-Verfahren werden die Produkte aus direkten Verfahren (z.B. Wasserstoff) ge-
nutzt, um ein Folgeprodukt herzustellen. Zu diesen Verfahren gehdren Power-to-Methane (PtCH4) und
Power-to-Liquids (PtL), wobei PtL noch in weitere Verfahren wie z.B. Power-to-Methanol oder Power-
to-Ammoniak unterteilt werden kann. AuRerdem existiert die Uberkategorie Power-to-Fuels, welche
sich in Power-to-Gas (PtG), dazu gehdren PtH, und PtCH4, und PtL aufteilt. Eine Ubersicht der ver-
schiedenen PtX-Pfade ist in Abbildung 2 dargestellt (Berger et al. 2020: S. 184; Topler & Lehmann
2017: S. 328).

Power-to-Heat Power-to-Gas Power-to-Liquids
AT Fischer-Tropsch-Synthese : R;h-i’til.i ‘l

/ PtH
s PtCH,

Methan-_

Stromsektor
Power-to-Power

sektor

Warme-

Verkehr

1sierung ©

g PtH, Power-to-Fuels
EE- ) \ ) etanad )
\_ Strom 8 w
Methanol-Synthese [ Ethylen*
Propylen* Industrie

Power-to-Chemicals

Haber-Bosch-Verfah ( 5
& a' — > Ammoniak*
2

*Fissigtransport (unter Druck)

Abbildung 2: Die verschiedenen Power-to-X Pfade (Topler & Lehmann 2017: S. 329)

Insgesamt ist PtX eine Mdglichkeit, grofle Mengen Uberschiissiger griiner Energie langfristig zu spei-
chern und eine Uberbriickung zu anderen Energiesektoren, wie Warme, Mobilitat und Industrie zu ge-
waéhrleisten. Vor allem PtCHy ist flr die derzeitige Infrastruktur eine gute Mdglichkeit, die Energie zu
speichern und zu nutzen, da Methan bereits seit langer Zeit in den verschiedensten Bereichen genutzt
wird. Ein weiterer Vorteil von PtX-Anlagen ist, dass solche Anlagen Netzdienstleistungen anbieten kon-
nen, um somit das Stromnetz zu stabilisieren (Mazza et al. 2018: S. 803 f.).

2.2 Dynamik einer Power-to-Methane-Anlage

Bei PtX-Anlagen sind allgemein Dynamik und flexible Lastwechsel ein wichtiger Aspekt, da solche
Anlagen erneuerbaren Strom nutzen sollen, welcher stark fluktuierend ist. Wenn die Sonne scheint oder
der Wind weht, ist Energie fur die Anlage verfugbar und es kann Wasserstoff und synthetisches Methan,
auch Synthetic Natural Gas (SNG) genannt, produziert werden. Sobald die erneuerbaren Energien je-
doch nicht verflgbar sind, da die Sonne nicht mehr scheint und der Wind nicht stark genug weht, kann
eine PtCH4-Anlage nicht mehr produzieren. Daher ist eine solche Anlage in zwei Teile aufgeteilt: einer-
seits in die Wasserelektrolyse zur Wasserstoffproduktion und andererseits in die Methanisierung zur
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Methanproduktion. Damit die beiden Systeme perfekt zusammenarbeiten, miissten diese ein exakt glei-
ches Lastwechselverhalten haben, um somit eine kontinuierliche und gréRere Produktion zu gewéhrleis-
ten. Da allerdings die Qualitat des SNG stark sinkt, weil die Elektrolyse deutlich schneller auf Last-
wechsel reagieren kann als die Methanisierung, miissen die beiden Systeme getrennt werden, um unter-
schiedliche Lastwechsel gewahrleisten zu kénnen.

Eine Mdglichkeit, dieses Problem zu 16sen, ist ein zwischengeschalteter Wasserstoffspeicher. Mit einem
solchen Zwischenspeicher kann die lastflexiblere Elektrolyse direkt auf den fluktuierenden Strom rea-
gieren und ist nicht auf das tragere System der Methanisierung angewiesen. Der Wasserstoff fullt den
Speicher und kann davon ausgehend in der Methanisierung genutzt werden. Durch diesen Systemaufbau
(Abb. 3) ist es moglich, die Methanisierungsleistung und somit den maximalen Wasserstoffverbrauch
der Anlage zu senken. Eine speziell auf die Lastgange der genutzten erneuerbaren Energien ausgelegte
Power-to-Methan-Anlage kann (durch einen solchen Systemaufbau mit Elektrolyse, Wasserstoffspei-
cher und Methanisierung) Investitionskosten einsparen, was sich direkt auf die Gasgestehungskosten
auswirkt, sodass diese auch sinken. Trotz der héheren Kosten durch einen extra gebauten Speicher fuhrt
die daraus resultierende konstantere Produktion der Methanisierung zu einer niedrigeren benétigten Me-
thanisierungsleistung, mehr Volllaststunden und somit zu mehr produziertem SNG (Frank et al. 2018:
S. 230; Gorre et al. 2020: S. 2).

Erneuer_bare Elektrolyseur H2 Speicher Methanisierung SNG Speicher
Energien

CO2-Quelle

Abbildung 3: Systemaufbau einer Power-to-Methan-Anlage (eigene Darstellung)

2.3 Wasserelektrolyse

Wasserstoff ist fur PtCHs-Verfahren essenziel und die Elektrolyse ist der erste Verfahrensschritt einer
solchen Anlage. Derzeit werden jedoch nur zwei Prozent des produzierten Wasserstoffs aus Wasser-
elektrolysen mithilfe von erneuerbaren Energien produziert (IEA 2019: S. 37). Der gr6ite Teil des heut-
zutage produzierten Wasserstoffs wird mittels fossiler Energietrager produziert. Dieser wird als grauer
Wasserstoff definiert und ist fur 830 Millionen Tonnen CO,-Emissionen pro Jahr verantwortlich. Das
entspricht in etwa den CO.-Emissionen von GrofRbritannien und Indonesien zusammen (IEA 2019:
S. 17). Der Hauptgrund, weshalb Wasserstoff mit fossilen Energietrdgern produziert wird, sind die nied-
rigen Gasgestehungskosten bei diesen Verfahren, welche im optimalen Fall bei etwa 1$/kgn. liegen

(IEA 2019: S. 37).
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Damit PtCH,4 klimaneutral ist, muss griiner Wasserstoff fir die SNG-Produktion erzeugt und verwendet
werden. Es wird von griinem Wasserstoff gesprochen, wenn dieser aus erneuerbaren Energien, also gri-
nem Strom, erzeugt wurde und somit keine klimaschadlichen Emissionen frei werden (BMWi 2020c;
IEA 2019: S. 34). Um grlinen Wasserstoff herzustellen, bietet sich die Wasserelektrolyse an, welche
somit auch der erste Verfahrensschritt beim PtCH.-Verfahren ist. Bei der Elektrolyse wird ein fester,
flissiger oder schmelzflussiger lonenleiter (Elektrolyt) mithilfe des elektrischen Stroms zersetzt (Kurz-
weil & Dietlmeier 2018: S. 380), wobei es sich um Gleichstrom handeln muss (Rashid et al. 2015:
S. 81). Bei der Wasserelektrolyse ist Wasser oder Wasserdampf der zu zersetzende Elektrolyt, welcher
mittels elektrischer Energie in seine Bestandteile Sauerstoff und Wasserstoff geteilt wird. Bei diesem
Vorgang wird aus der elektrischen Energie chemische Energie (Ghaib 2017: S. 3). Folgende Reaktions-
gleichung beschreibt die Wasserelektrolyse:

1
H20—>H2+502 (1)

Heutzutage gibt es drei verschiedene Hauptelektrolyseur-Technologien: Die Alkalische Elektrolyse
(AEL), die Proton-Exchange-Membrane-Elektrolyse (PEMEL) und die Hochtemperaturelektrolyse
(SOEC) (IEA 2019: S. 43). Die drei verschiedenen Technologien werden in den folgenden Unterkapi-
teln vorgestellt und verglichen. Des Weiteren wird ein kurzer Uberblick tiber andere Wasserstoffpro-
duktionsmethoden gegeben.

2.3.1 Alkalische Elektrolyse

Die alkalische Elektrolyse ist die ausgereifteste Technologie unter den Elektrolysetechnologien. Seit
tiber hundert Jahren werden solche Elektrolyseure kommerziell genutzt (IEA 2019: S. 43). AulRerdem
ist der grolite Wasserelektrolyseur der Welt in Betrieb ein alkalischer mit einer Leistung von 25 MW in
Peru (IEA - 2021: S. 117).

Eine AEL-Zelle besteht aus zwei Elektroden, welche in einer wassrigen alkalischen Ldsung vorliegen.
Die beiden Elektroden sind durch ein Diaphragma getrennt (Abb. 4). Die wassrige Losung besteht meis-
tens aus 25-30-prozentiger Kalilauge (KOH). Durch den Strom, welcher durch die Elektrolysezelle
flieRt, werden Wassermolekiile an der Kathode reduziert. Es entstehen Wasserstoffmolekiile und Hyd-
roxidionen. Die negativ geladenen Hydroxidionen fliefen durch das Diaphragma und nehmen an der
Anode ein Elektron auf. Somit entsteht Sauerstoff an der Anode. In der Reaktion in der AEL entsteht
aus einem Wassermolekil Wasserstoff und Sauerstoff in einem Verhéltnis von 2:1 (Brauns & Turek
2020; David et al. 2019: S. 6). Dies wird in den folgenden Reaktionsgleichungen dargestelit:

Kathode: 2H,0 + 2e~ — H, + 20H™ (2.1)
Anode: 20H™ >0, + Hy0 + 2e” 2.2)
Gesamtreaktion: H,0 - H, + %02 (2.3)
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Abbildung 4: Darstellung der alkalischen Elektrolyse (Kurzweil & Dietlmeier 2018: S. 442)

Zu den groRten Vorteilen der alkalischen Elektrolyse gehort die Effizienz mit 4,6 kWh/Nm?3y, und die
bereits sehr ausgereifte und bewéhrte Technologie, wodurch groRe Industrieanlagen mit einer langen
Lebensdauer und dem derzeit geringsten CAPEX unter den drei Elektrolyseuren, bereits heutzutage re-
alisierbar sind (Smolinka et al. 2011: S. 13).

2.3.2 PEM-Elektrolyse

Die ersten PEM-Elektrolyseure erschienen in den 1960er Jahren, um einige Probleme der AEL zu um-
gehen. Aus diesem Grund nutzt die PEM-EL reines Wasser anstelle von Kalilauge. Somit féllt die Ent-
sorgung und das Recyclen der Kalilauge weg, welche bei der AEL genutzt wird. Der PEM-EL besteht
aus einen polymeren Feststoffelektrolyten, welcher als Elektroelektrolyt, Katalysatortrager und Separa-
tor fir die Reaktionsgase genutzt wird. Auf beiden Seiten des Feststoffelektrolyten ist eine Protonen-
austauschmembran (Proton-Exchange-Membrane) angebracht (Abb. 5), welche nur fir Protonen (H*)
durchlassig ist (Kurzweil & Dietlmeier 2018: S. 461).

Um Wasserstoff zu produzieren, wird an der Anode der PEM-EL reines Wasser zugefihrt. Dort gibt das
Wassermolekil zwei Elektronen ab und es entstehen zwei Protonen und Sauerstoff (Gl. 3.1). Die Pro-
tonen flieRen durch die protonendurchléssige Membran zur Kathode. An der Kathode nehmen die Pro-
tonen zwei Elektronen auf und es entsteht Wasserstoff (Gl. 3.2). Im Folgenden sind die Reaktionsglei-
chungen der PEM-EL dargestellt:

Kathode: 2H* +2e~ > H, (3.1)
Anode: Hy0 — >0, + 2H* + 2~ (3.2)
Gesamtreaktion: H,0 - H, + %02 (3.3



Abbildung 5: Darstellung der PEM-Elektrolyse (Kurzweil & Dietlmeier 2018: S. 442)

Zu den groften Vorteilen der PEM-Elektrolyse gehoért die hohe Stromdichte von knapp 2 A/cm2.
Dadurch kann auf einem kleineren Raum eine gréRere Elektrolyse gebaut werden. Jedoch steht die
PEM-EL noch am Anfang der Kommerzialisierung (Smolinka et al. 2011: S. 13).

2.3.3 Hochtemperaturelektrolyse

Von den drei Elektrolyseuren ist die Hochtemperaturelektrolyse (HTEL), auch Solid-Oxid-Electrolyzer
(SOEC) genannt, die Technologie, welche mit einem Technology Readiness Level (TRL) von 6 am
wenigsten ausgereift ist. Dieses Verfahren nutzt kein flussiges Wasser, sondern 650-1000°C heil3en
Wasserdampf, weshalb der Wirkungsgrad deutlich héher ist als bei der AEL und der PEM-EL. Dies ist
allerdings nur ein Vorteil, wenn die bendtigte Warmemenge zur Erzeugung von Wasserdampf vorhan-
den ist. Andernfalls muss diese Warme erst vor Ort erzeugt werden und dies fiihrt zu einer schlechteren
Effizienz (Topler & Lehmann 2017: S. 339).

Bei der SOEC bildet die Festoxidbrennstoffzelle das Vorbild der Elektrolysetechnologie und das Prinzip
wurde umgedreht. Die SOEC besteht aus zwei Halbzellen, welche durch einen keramischen Festelekt-
rolyten getrennt sind (Abb. 6). Als Feststoffelektrolyt wird yttrium-stabilisiertes Zirkoniumoxid genutzt,
an welchem die Elektroden befestigt sind. Bei der Reaktion der SOEC (GlI. 4.1) reagiert der heille Was-
serdampf an der Kathode mit zwei Elektronen zu Wasserstoff und Sauerstoffanionen. Die Sauerstoff-
anionen wandern durch den Feststoffelektrolyten hindurch und geben an der Anode zwei Elektronen
wieder ab, wodurch Sauerstoff entsteht (Gl. 4.2) (Schmidt 2020: S. 288).

Kathode: H,0 + 2e~ > H, + 0%~ 4.2)
— 1 —

Anode: 02 - EOZ(Q) + 2e (42)

Gesamtreaktion: H,0 - H, + %02 4.3)



Abbildung 6: Darstellung der Hochtemperaturelektrolyse (Kurzweil & Dietlmeier 2018: S. 442)

Da sich die Hochtemperaturelektrolyse noch im Forschungsstadium befindet, zeigt sie einige Nachteile
in der Umsetzung von grofReren Anlagen im Megawattbereich im Vergleich zu den anderen beiden
Technologien. Allerdings weist sie eine Effizienz von 3,8 KWh/Nm3y, auf, wenn fiir die bendtigte
Warme keine Energie gebraucht wird, sondern die Warme frei verfligbar ist. In diesem Fall besitzt die
SOEC die hochste Effizienz der vorgestellten Elektrolyseuren (Smolinka et al. 2011: S. 13).

2.3.4 Vergleich der Elektrolyseverfahren

Die drei vorgestellten Elektrolyseverfahren zeichnen sich durch verschiedene Vor- und Nachteile aus.
In Tabelle 1 werden die wichtigsten Daten aus wissenschaftlichen Arbeiten verglichen.

Tabelle 1: Parametervergleich der Elektrolysen (Quelle: eigene Darstellung nach Zauner et al. 2019:
S. 31; Béhm et al. 2019; Bertuccioli et al. 2014: S. 8 DLR 2020: S. 13; Staiger & Tantdu 2020: S. 205;
Smolinka et al. 2018: S. 173; Zauner et al. 2019: S. 14; IEA 2019: S. 46)

Vergleichsparameter Alkalische-Elektro- PEM-Elektrolyse Hochtemperaturelektro-

lyse lyse
Lebensdauer [h] 60.000-90.000 30.000-90.000 10.000-30.000
Effizienz 4.6 4.8 3,8
[KWH/Nm’re] 4,2-5,9 4,255 537
Betriebsdruck [bar] <30 <30 <5
Stromdichte [A/cm?]  0,2-0,4 2 0,8
CAPEX [€/kW] 600-1.200 870-2.000 1.990-2.700
OPEX [Yocarex/al 2,08 2,05 5
Startzeit (Cold- <60 <5 -
Standby) [min]
Maogliche Last [%] 20-100 5-100 20-100




Temperatur [°C] 60-80 50-80 650-1000

Wasserstoffreinheit >99,8 99,999 -
[%0]
TRL 9 8 6

Insgesamt zeigt sich, dass die AEL in den meisten Studien die niedrigsten Investitionskosten hat. Es
wurde allerdings auch eine Studie gefunden bei der die PEM-EL kostengunstiger ist (Zauner et al. 2019:
S. 14). Allerdings unterscheiden sich die Kosten der AEL und der PEM-EL nicht mehr so markant. Es
wird vermutet, dass die Kosten der PEM-EL in den nachsten Jahren mehr sinken als die der AEL. Bis
2050 werden auch die Kosten der Hochtemperaturelektrolyse auf ein ahnliches Niveau fallen, sodass
die drei Technologien ungefahr den selben CAPEX besitzen (Smolinka et al. 2018: S. 48). Derzeit haben
die AEL und die PEM-EL einen klaren Wettbewerbsvorteil gegeniiber der SOEC durch CAPEX, OPEX
und vor allem durch ihre technische Reife. Auf Tabelle 1 wird in Kapitel 3.3 zur Wahl der Elektrolyse-
parameter nochmals Bezug genommen.

2.3.5 Weitere Mdglichkeiten der Wasserstoffproduktion

Abgesehen von den drei vorgestellten Elektrolyse-Verfahren gibt es weitere Mdglichkeiten Wasserstoff
zu produzieren. Ein vielversprechendes Verfahren ist die Anion-Exchange-Membrane (AEM) Techno-
logie. AEM-Elektrolyseure produzieren sehr reinen Wasserstoff von mindestens 99,999%, wobei das
TRL noch bei 4-5 ist. Bei dieser von der Firma Enapter patentierten Technologie werden laut Hersteller
die Kostenvorteile von der AEL mit den Vorteilen der PEM-EL kombiniert (Zakaria & Kamarudin 2021:
S. 18351; Pareto Securities AS Equity Research 2021: S. 3). Allerdings kann Enapter noch keine groRRen
Mengen von ihren Elektrolyseuren produzieren, was sich in den nachsten Jahren andern wird, da bis
2022 eine Produktionsstatte gebaut wird, welche 100.000 Elektrolysemodule pro Jahr produzieren soll.
Ein Modul hat laut Enapter 2,4 kW Somit kann die Produktionsstétte 240 MW Elektrolysekapazitét pro
Jahr herstellen (Enapter 2021).

Das derzeit meistgenutzte industrielle Verfahren zur Wasserstoffproduktion ist die Dampfreformierung
von Erdgas. Es handelt sich um einen chemischen Prozess, in dem Erdgas mit Wasserdampf in einer
endothermen katalytischen Reaktion zu Wasserstoff und Kohlenmonoxid reagiert. Daraufhin reagiert
das Kohlenmonoxid bei der Wassergasshiftreaktion zusammen mit Wasserdampf zu Kohlenstoffdioxid
und Wasserstoff. wobei folgende Gesamtreaktion ablauft:

CH, + H,0 > CO, + 4H, (5)

Bei diesem Verfahren fallen allerdings 9,17 kg CO- pro kg H, an (Schmidt 2020: S. 220). Somit ist die
Dampfreformierung keine Mdoglichkeit griinen Wasserstoff zu produzieren, und es wird aus diesem
Grund nicht weiter auf diese Technik eingegangen.

Weitere Verfahren zur Produktion von Wasserstoff aus erneuerbaren Energien, welche in der Zukunft
interessant werden konnten, sind thermochemische Kreisprozesse, die Biophotolyse, die



Elektrochemische Photolyse, die katalytische Photolyse, Fermentation und die Biogas-Reformierung.
Die verschiedenen Produktionspfade der Technologien sind in Abbildung 7 dargestellt.
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Abbildung 7: Darstellung, aus welchen Energiequellen und mit welchen Prozessen Wasserstoff produ-
ziert werden kann (DLR 2020: S. 8)

Fir die ndhere Zukunft wird vor allem die Elektrolyse eine wichtige Rolle bei der Wasserstoffproduk-
tion spielen. Unter anderem hat Deutschland bereits einen festen Plan fur die Zukunft mit der nationalen
Wasserstoffstrategie, um die Energiewende voranzubringen. Ein Teil dieser Strategie ist der Ausbau der
Elektrolysekapazitat in Deutschland bis 2030. Es sollen Anlagen mit einer gesamten Kapazitat von 5
Gigawatt entstehen. An dieser Stelle wird deutlich, dass andere Erzeugungstechnologien eher im Hin-
tergrund bleiben und noch nicht bereit sind, beim Wasserstoff Markthochlauf eine groRe Rolle zu spie-
len. Jedoch sollen diese Technologien weiter erforscht und deren Potential fiir die spéatere Zukunft ge-
nutzt werden (BMWi 2020b: S. 5).

2.4 Wasserstoffspeicher

Produzierter Wasserstoff wird entweder direkt nach der Elektrolyse weiterverwendet oder muss bis zur
Verwendung gelagert werden. Dann wird von Wasserstoffspeicherung gesprochen. Es gibt verschiedene
technische Mdglichkeiten, um Wasserstoff zu speichern. Da Wasserstoff eine sehr hohe spezifische
Energiedichte mit 33,3 kWh/kg (LHV), aber eine niedrige Energiedichte bei Normalbedingungen mit
3,00 kWh/kg (LHV) hat, sollte Wasserstoff komprimiert werden. Durch das Komprimieren kdnnen
Speicher kleiner gebaut und so groRere Mengen Energie an gespeichert werden (Kurzweil & Dietlmeier
2018: S. 486). Je nach Anwendungsbereich und Grof3e gibt es verschiedene Mdglichkeiten, um Wasser-
stoff zu speichern. Die Speicher lassen sich in physikalische und materialbasierte unterteilen. Zu den
physikalischen Speichern gehtéren Druckgasspeicher, Gaskavernen, Fliissiggasspeicher sowie die Spei-
cherung in Gasnetzen. Die materialbasierten Speicher sind aufgeteilt in chemische Speicher,
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Hybridspeicher und Adsorberspeicher (Abb. 8). Die verschiedenen Speichermdglichkeiten sind in Ab-
bildung 8 dargestellt (Stetson & Wieliczko 2020: S. 4; Staiger & Tantau 2020: S. 26).

Hydrogen Storage Technologies

Physical Storage Materials-based Storage

Compressed Gas Adsorbents

Cold/Cryo- Carbon materials
Compressed e.g. activated carbon

Chemical Carriers Hydrides

Inorganic Carriers Interstitial Hydrides
e.g NHy e.g LaNasHg

Organic Carriers Complex Hydrides
e.g. toluene/MCH e.g NaAlH,

Abbildung 8: Ubersicht der verschiedenen Wasserstoffspeicher (Stetson & Wieliczko 2020: S. 4)

Die technisch ausgereifteste Methode ist die Speicherung in Druckgasspeichern. Dabei wird der produ-
zierte Wasserstoff durch einen Kompressor auf den gewiinschten Druck komprimiert und meist in Ku-
gel- oder Zylinderdruckgastanks gespeichert. In der folgenden Arbeit wird ein solcher Druckspeicher
genutzt. Aus diesem Grund wird nicht weiter auf die anderen Speicher eingegangen. Gaskavernen, Flis-
sigspeicher oder die anderen Speichermethoden werden vor allem bei groen Mengen Wasserstoff, wel-
che l&ngere Zeit gespeichert oder weit transportiert werden mussen genutzt.

Die Kosten bei Wasserstoffdrucktanks hangen vor allem von dem gewiinschten Druck ab. Es ist mdg-
lich, Wasserstoff bei 700 bar, beispielweise an Tankstellen, zu speichern, allerdings sind Speicher giins-
tiger, wenn der Druck deutlich niedriger sein darf (Gorre et al. 2020: S. 5).

2.5 Methanisierung

Der néchste Verfahrensschritt bei Power-to-Methan findet nach der Elektrolyse mit der Methanisierung
statt. Dabei reagiert der produzierte Wasserstoff zusammen mit CO; zu synthetischem Methan (SNG).
Das meistgenutzte Verfahren, um SNG zu produzieren, ist die chemische Methanisierung. Ein weiteres
Verfahren zur Produktion von SNG ist die biologische Methanisierung (IEA 2019: S. 57). Ein grofer
Vorteil von synthetisiertem Methan ist, dass es bereits Infrastruktur, Speichermdglichkeiten und viele
Anwendungen gibt und nur geringe Investitionen wie bei der reinen Wasserstoffnutzung getétigt werden
missen. Methan bzw. Erdgas wird heutzutage fiir das Heizen, die Stromerzeugung in Blockheizkraft-
werken, fir Erdgasautos und die Erzeugung von wichtigen chemischen Rohstoffen wie Methanol ge-
nutzt (IEA 2019: S. 55). Auerdem ist der volumenspezifische Brenn- bzw. Heizwert von Methan mit
9,94 kWh/m3 (LHV) bzw. 11,03 kWh/m3 (HHV) mehr als drei Mal so hoch wie der von Wasserstoff.
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Dadurch muss keine derart starke und kostenintensive Kompression stattfinden. Die Reaktionsgleichung
zur Erzeugung von SNG wird in Gleichung 6.1 und 6.2 dargestellt.

€O, + 4H, —» CH, + 2H,0 (6.1)
CO + 3H, - CH, + H,0 (6.2)

Im Folgenden werden in 2.4.1 und 2.4.2 die beiden verschiedenen Methanisierungsverfahren vorgestellt.

2.5.1 Chemische Methanisierung

Die chemische Methanisierung, auch katalytische Methanisierung genannt, ist seit 1902 durch (Sabatier
& Senderes 1902) bekannt. Die Synthetisierung des SNG wird in einem Reaktor bei einer heterogenen
Gas-katalytischen Reaktion umgesetzt.

Es wird bei der chemischen Methanisierung auRerdem zwischen drei verschiedenen Reaktortypen un-
terschieden. Dem Festbettreaktor, dem Wirbelschichtreaktor und dem Dreiphasenreaktor, wobei der
Festbettreaktor und der Wirbelschichtreaktor der aktuelle Stand der Technik sind (Rénsch & Ortwein
2011: S. 1205).

Bei dem Prozess wird ein Katalysator bendtigt, meist Nickel, welcher eine hohe CH, Selektivitat auf-
zeigt und kostengtinstig ist. Der Prozess findet bei erhdhtem Druck und Temperaturen von 300-550°C
statt. Eine der gréften Schwierigkeiten bei der katalytischen Methanisierung ist, dass eine exotherme
Reaktion stattfindet und somit Warme frei wird. Jedoch darf der Reaktor nicht zu hohe Temperaturen
erreichen, da sonst der Katalysator beschadigt wird (Goétz et al. 2016: S. 1375). Die chemische Metha-
nisierung ist bereits seit vielen Jahren im Einsatz ist somit aktueller der Stand der Technik (Rénsch &
Ortwein 2011: S. 1205).

2.5.2 Biologische Methanisierung

Die biologische Methanisierung ist ein weiteres Verfahren, um aus Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid
Methan zu produzieren. Allerdings wird dabei kein Katalysator bei der Umsetzung von CO; und H; zu
CH, gebraucht. Stattdessen kommen besondere Mikroorganismen zum Einsatz. Sogenannte methano-
genese Archaeen bilden hier die treibende Kraft zur Produktion vom SNG bei 40-70°C unter anaeroben
Bedingungen. Die technische Umsetzung ist jedoch deutlich aufwendiger als bei der chemischen Me-
thanisierung. Die Mikroorgansimen brauchen perfekte Umgebungsbedingungen im Reaktor, damit sie
so effizient wie mdglich das CO; und das H, zu SNG umsetzen. Wenn perfekte Bedingungen angenom-
men werden und der gesamte Input umgewandelt wird, wird von einer Methanumsetzungsrate von 100%
gesprochen. Die wichtigsten Parameter, welche die Effizienz der biologischen Methanisierung beein-
flussen, sind der Druck im Reaktor, die Zellkonzentration der Mikroorganismen, das Reaktorkonzept,
der pH-Wert und die Temperatur im Reaktor. Es gibt derzeit noch keine industriellen Anlagen in Be-
trieb, aber es existieren einige Pilotanlagen (G6tz et al. 2016: S. 1377). Im Jahr 2022 soll eine PtCH.-
Anlage mit einer biologischen Methanisierung und einer Leistung von 2,5 MW in Betrieb gehen
(Strassle 2021).

12



2.5.3 Vergleich der Methanisierungen

Die wichtigsten Werte der beiden Methanisierungsverfahren, welche aus verschiedenen wissenschaftli-
chen Quellen stammen, werden im Folgenden verglichen und in Tabelle 2 dargestellt.

Tabelle 2: Parametervergleich der Methanisierungen (Quelle: eigene Darstellung nach Frank Graf et
al. 2014: S. 48; Staiger & Tantdau, 2020, S. 205; Zauner et al. 2019: S. 81)

Parameter Chemische Methanisierung Biologische Methanisierung
CAPEX [€/kW] 400-1.230 400-1.980

Wirkungsgrad (ohne Warme- 79 79

nutzung) [%0]

Temperatur [°C] 300-550 40-70

SNG Reinheit [%0] >95 >95

Druck [bar] >10 >1

TRL 9 7

Katalysator Meist Nickel Enzyme von Mikroorganismen

Je nach Quelle sind die Kosten der Technologien dhnlich, allerdings schwanken die Werte fir die bio-
logische Methanisierung sehr. Insgesamt ist die chemische Methanisierung derzeit technologisch reifer
als die biologische und ist bereits seit langerer Zeit im industriellen MaRstab umgesetzt worden. Aller-
dings ist die biologische Methanisierung vor allem auf Grund der niedrigen Temperaturen im Reaktor
und der sich selbst reproduzierenden Mikroorganismen eine sehr vielversprechende Technologie und
kann dieselbe SNG Reinheit erreichen. AulRerdem wird kein Katalysator verwendet, der ausgetauscht
werden muss, sondern ein sich selbst reproduzierender aus Mikroorgansimen.
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3 Aufbau des Modells

In diesem Kapitel wird die Methodik der Simulation und die Rechnungen dazu vorgestellt und erkléart.
AuRerdem werden die verschiedenen angenommen Parameter der Bereiche Strombezug, Elektrolyse,
Wasserstoffspeicher und Methanisierung vorgestellt und erlautert. Sowie deren Verhalten untereinander
beschrieben. Bei den angenommenen Werten handelt es sich um solche, die in &hnlichen Studien aus-
gemacht, aus weiterer Literatur entnommen oder selbst festgelegt wurden.

3.1 Methodik

Als Grundlage fiir die Simulation wurde mit der Software MatLab® von der Firma MathWorks® gear-
beitet. MatLab® ist ein Programm, welches zur Lésung von mathematischen Problemen genutzt wird.
Dabei ist es maéglich, Algorithmen, numerische Verfahren und viele andere Mdéglichkeiten zu nutzen
und die Losungen grafisch darzustellen. MathWorks® gibt an, dass deren Programme speziell fiir Inge-
nieure und Wissenschaftler entwickelt wurden (MathWorks® 2021).

Ziel der Simulation ist es, die Speichergrée und die Methanisierungsleistung so zu wahlen, dass die
daraus resultierenden Gasgestehungskosten des SNG von der PtCH, mit dem gegebenen Strominput des
jeweiligen Standortes und der gewahlten Elektrolyseleistung so niedrig wie moglich werden. Je groRer
der Speicher oder die Leistung der Methanisierung ist, desto mehr SNG kann produziert werden, jedoch
steigen damit auch die Investitionskosten. Es ist somit die Aufgabe der Simulation, die optimale Spei-
chergréBRe zu der idealen Methanisierungsleistung zu finden. Um dieses Optimum zu identifizieren,
wurde ein MatLab®-Programm geschrieben, welches eine Rastersuche (grid search) durchfiihrt. Bei der
Rastersuche wird eine bestimmte Anzahl an Werten der Reihe nach ausgewertet und verglichen (Berg-
stra & Bengio 2012: S. 282). Somit handelt es sich um eine simulationsbasierte Parametervariation mit
endlichen Losungen. In Abbildung 9 ist ein beispielhaftes Raster (7x7 Raster) dargestellt, in dem jeweils
sieben x- und y-Werte vorhanden sind. An jeder Uberschneidung ist ein blauer Punkt zu sehen, welcher
ein anderes Ergebnis aus einer unterschiedlichen Zusammensetzung von x- und y-Wert illustriert. Aus
dem beispielhaften 7x7 Raster resultieren insgesamt 49 verschiedene Lésungen.

Y7

Ys

Ys

Ya

Y3

Y2

Y1

Abbildung 9: Beispielhaftes 7x7 Raster (Eigene Darstellung)
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Fir diese Arbeit wurde ein 200x200 Raster festgelegt, was zu insgesamt 40.000 verschiedenen Ergeb-
nissen fuhrt. Dabei werden in dieser Simulation fiir jede mogliche Speichergréfie mit jeder méglichen
Methanisierungsleistung die Gasgestehungskosten mit folgenden Parametern berechnet (Gorre et al.
2020: S. 4).

Tabelle 3: Variablen zur Berechnung der Gasgestehungskosten

CAPEXges [€] Gesamte Investitionskosten
OPEXges [€] Gesamte Betriebskosten fir ein Jahr
SBK [€] Strombezugskosten

Z [%] Zinsen

N [a] Abschreibungsdauer

SNG [kg] Produziertes SNG in einem Jahr

Gleichung 7 wird genutzt, um die verschiedenen Gasgestehungskosten der unterschiedlichen Standorte
zu berechnen. Je nach Standort, Technologieauswahl, SpeichergréRe und installierter Elektrolyse- und
Methanisierungsleistung werden sich die GGK aus anderen Kosten zusammenstellen. Dabei wird die
jahrliche Abzahlung des CAPEX aller Anlagen mit den jahrlichen OPEX Kosten aller Anlagen, den
jahrlichen Stromkosten und den CO,-Kosten addiert. Diese Summe wird durch die jahrlich produzierte
Menge des SNG geteilt. Durch diese Rechnung ergeben sich die Gasgestehungskosten in Euro pro Ki-
logramm. Dieser Wert kann mit dem Brenn- bzw. Heizwert in Euro pro Kilowattstunde umgerechnet
werden.

z(1+2)"

CAPEXgeS m

+ OPEXgo5 + SBKgos + COy kosten

K =
GG SNG

(7

Zu Beginn der Simulation wird die niedrigste SpeichergroRe festgelegt. Mit diesem Wert werden fur
alle 200 Methanisierungsleistungen die dazugehdrigen Parameter und die daraus resultierenden Gasge-
stehungskosten berechnet. Daraufhin wird fr den nachstgréReren Speicher das gleiche Verfahren wie-
derholt. Es wird so lange nach diesem Prinzip vorgegangen, bis alle 40.000 Mdoglichkeiten berechnet
worden sind. Zum Schluss werden alle berechneten GGK verglichen. Die Kombination aus Speicher-
grolke und Methanisierungsleistung, bei der die niedrigsten GGK entstehen, ist die optimale Auslegung
fur das genutzte Stromprofil. Der Vorteil einer solchen Simulation ist, dass nicht nur das gesuchte Op-
timum berechnet wird, sondern auch alle anderen Kombinationen. Dies ermdglicht einen direkten Ver-
gleich der verschiedenen Systeme, welcher mithilfe verschiedener Plot-Mdoglichkeiten von MatLab®
visuell dargestellt werden kann. Da nicht nur die Gasgestehungskosten gespeichert werden, sondern
auch alle anderen wichtigen Variablen, wie z.B. die Betriebs- und Volllaststunden oder die Lastgénge
der Systeme, kdnnen aulRerdem diese Variablen miteinander verglichen werden.

Der bereits in Abbildung 3 dargestellte Systemaufbau zeigt, welche verschiedenen Komponenten bei
einer Power-to-Methan-Anlage benétigt werden. Die verschiedenen Technologien, die bei der Anlage

genutzt werden, sind bereits in Kapitel zwei vorgestellt worden. Alle anderen Komponenten, auf die
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nicht eingegangen wird wie z. B. die Wasseraufbereitung oder die Gasaufbereitung, sind zusammenge-
fasst unter der Balance of Plant (BoP) (McDonagh et al. 2018: S. 448). Die BoP wird mit in die Inves-
titionskosten des Systems (CAPEX) einberechnet, indem diese je nach Standort einen prozentualen Auf-
schlag bekommen. Weitere Kostenbestandteile des Systems sind die Abschreibungen der Investitions-
kosten, die Operationskosten (OPEX) fir die Balance of Plant, die Elektrolyse, den Wasserstoffspeicher
und die Methanisierung sowie die Strombezugskosten der erneuerbaren Energien. Jeder dieser ékono-
mischen Parameter hat einen Einfluss auf die gesamten Kosten des Systems und somit auch auf die
Gasgestehungskosten.

Um die Gasgestehungskosten zu berechnen, missen somit erst die einzelnen Kostenbestandteile berech-
net werden. Der CAPEX der verschiedenen Systeme héngt von den jeweiligen Technologien und deren
Leistung bzw. Speichermenge ab. Wie diese sich genau zusammenstellen, wird in den folgenden Unter-
kapiteln der jeweiligen Technologie erkléart. Da der CAPEX jahrlich lber einen bestimmten Zeitraum
abbezahlt wird, spielen die Zinsen auch eine wichtige Rolle. Der OPEX setzt sich aus den variablen und
fixen Betriebskosten zusammen (Gl. 8). Die fixen Betriebskosten werden mit dem Faktor OPEXEix aus
dem CAPEX des jeweiligen Systems berechnet. Die variablen Betriebskosten fallen durch den Strom-
bedarf vom Hot- und Cold-Standby sowie dem Anfahren der Systeme an. Diese Vorgénge benétigen
Strom und werden je nach Strombezug mit dem dazugehérigen Strompreis eingepreist. Es wird dabei
angenommen, dass flr diese Vorgange immer Strom zur Verfugung steht, egal ob die EE derzeit Strom
generieren oder nicht.

OPEXges = OPEXpix + OPEXy4riaper (8

Wie die Kosten der einzelnen Systeme sich zusammenstellen und die Strombezugskosten berechnet
werden, wird in den folgenden Unterkapiteln erlautert.

3.2 Strombezug

Die Strombezugsdaten, welche fur die Simulationen genutzt wurden, basieren auf den Arbeiten von
Pfenninger und Staffell (2016) sowie Staffell und Pfenninger (2016). Diese sind frei zuganglich auf der
Internetseite www.renewable.ninja. Mit den Simulationen ist es mdglich, einen bestimmten Punkt auf
der Welt zu wahlen und dort eine fiktive PV- oder Windanlage berechnen zu lassen. Als Ergebnis wird
eine csv-Datei erzeugt, in der die stiindlichen Stromerzeugungsdaten der simulierten Anlage fir ein Jahr
hinterlegt sind. Es kann auBerdem festgelegt werden, welche Leistung die gewiinschte Anlage haben
soll. Es wurde fiir diese Arbeit festgelegt, dass die Windanlagen eine Nennleistung und die PVV-Anlagen
eine Peakleistung von 10 Megawatt haben. Die Strombezugsdaten werden fiir jede Stunde simuliert.
Das bedeutet, innerhalb eines Jahres gibt es 8760 Daten. Je nach Standort und ausgewéhlter Strombe-
zugsanlage werden sich Strombezugsdaten hinsichtlich ihrer Auslastung ber das Jahr unterscheiden.
Der wichtigste Parameter dafir ist die Volllaststundenzahl der Anlage pro Jahr an dem gewahlten Stand-
ort.

Da es sich in dieser Arbeit um Strom aus Offgrid-Anlagen handelt (also aus Anlagen, die nicht ans
offentliche Stromnetz angebunden sind), hangen die Kosten nicht so stark von Steuern oder Netzbe-
zugskosten ab. Beispielsweise gehen nur 22,4 % des Strompreises in Deutschland auf die Erzeugung
und den Vertrieb zurlick. Der restliche Teil sind Steuern, Netzentgelte und weitere Abgaben (BMWi
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2018). Es wird angenommen, dass der Strom direkt von den erneuerbaren Energien in die Elektrolyse
eingespeist wird. Durch die stark gesunkenen Stromerzeugungskosten der EE in den letzten Jahren lohnt
sich die direkte Nutzung von Offgrid-Anlagen umso mehr. Die durchschnittlichen Stromkosten weltweit
(Tabelle 4) von PV-GrofRanlagen sind derzeit bei 0,068 $/kWh und von Windenergieanlagen Off- und
Onshore bei 0,115 $/kWh und 0,053 $/kWh (IRENA 2019). Diese Stromkosten werden auch in der
Simulation fur die verschiedenen Szenarien angenommen. AulRerdem werden die Stromkosten nicht bei
den Operationskosten miteinkalkuliert, sondern sind aufgrund ihres wichtigen Einflusses auf die gesam-
ten Kosten ein eigener Kostenbereich. In Tabelle 4 sind die spezifischen Strombezugskosten der EE in
Eurocent umgerechnet worden.

Tabelle 4: Die spezifischen Strombezugskosten von erneuerbaren Energien (Quelle: eigene Darstellung
nach IRENA 2019)

PV-GroRanlage 5,9 ct/kWh?
Wind Onshore 4,6 ct/kwWh'?
Wind Offshore 9,9 ct/kWh!

3.3 Elektrolyse

Der von den erneuerbaren Energien produzierte Strom wird direkt in die Elektrolyse eingespeist. Aus
diesem Grund wird in den Simulationen eine Elektrolyseleistung von 10 MW angenommen, da die
Nenn- bzw. Peakleistung bei 10 MW liegt. Eine Elektrolyse mit mehr Leistung wiirde ohne jeglichen
Mehrwert nur zu hoheren Investitionskosten fiihren. Damit eine hdhere Elektrolyseleistung auch zu
mehr Output fiihrt, misste ein hoherer Strombezug gewéhlt werden. Um die Simulation zu vereinfachen,
wurde festgelegt, nur eine Elektrolysetechnologie bei der Optimierung zu verwenden. Dabei wurde auf-
grund der deutlich reiferen Technologien die Alkalische und die PEM-EL zusammengefasst, da sich die
beruicksichtigten Parameter, welche in der Simulation genutzt werden, bei den beiden Technologien
nicht derart stark unterscheiden. Auerdem soll das Ergebnis einen groben Kostenuberblick fiir beide
Technologien bieten. Da sich nur auf die Investitionskosten, die Operationskosten, die Effizienzen, die
minimal Last, den Druck und die Lebenszeit bezogen wird, wurden von diesen Daten der beiden Elekt-
rolysetechnologien die Mittelwerte genutzt. Es kdnnte noch verstarkt auf die unterschiedlichen Techno-
logien eingegangen werden und darauf, wie die gewahlte Elektrolyse durch die genauen Lastverhalten
und dazugehdrigen Effizienzen die Gasgestehungskosten genauer beeinflusst. Dies hétte aber den Um-
fang der Forschungsarbeit iberstiegen. Die Hochtemperaturelektrolyse wurde nicht berticksichtigt, da
diese Technologie deutlich héhere Investitionskosten besitzt und mit einem TRL von 6 die technische
Reife fir eine solch grolie Anlage zu niedrig ist.

Bei einer 10 MW-Anlage kostet eine Elektrolyse mit den angenommenen spezifischen Investitionskos-
ten von 1.000 €/kW insgesamt 10 Millionen Euro, jedoch beziehen sich die 1.000 €/kW auf eine 5 MW-
Anlage. Aus diesem Grund wurden economies of scaling mit einbezogen. Dies meint, dass sich je nach
AnlagengrofRRe die spezifischen Investitionskosten &ndern. Je groRer die Anlage ist, desto mehr sinken

I Dollar in Euro Umrechnungskurs vom 24.10.2021 (1$=0,86€)
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die spezifischen Kosten. Die Formel fur das scaling wurde von Zauner et al. (2019) aus deren Studie fiir
das STORE&GO EU-Projekt tibernommen (Gl. 9).

Cy = Cy » (E)H 9

Dabei steht das Cy, fur den spezifischen CAPEX, der bei der gewollten Leistung Sy gesucht ist. C, steht
fiir den bereits bekannten spezifischen CAPEX, welcher bei der Leistung S, auftritt. Der Exponent f in
der Gleichung ist der scale-Faktor. Dieser wird fur jede Technologie anders gewéhlt und beschreibt, wie
stark die Kosten sinken, wenn es ein economies of scaling gibt. Zauner et al. (2019) geben in ihrer Studie
fiir die AEL und die PEM einen f-Wert von 0,88 und 0,89 an. Wie sich der Preis der Elektrolyse je nach
Leistung verandert wird in Abbildung 10 dargestellt. Es ist zu sehen, dass die Kosten vor allem in dem

Bereich von 0 bis 10 MW Leistung stark sinken. Mehr Leistung flihrt heutzutage noch nicht zu weiteren
Kostensenkungen.

Economies of scaling: Elektrolyse
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Abbildung 10: Economies of scaling Elektrolyse (eigene Darstellung nach Zauner et al. 2019: S. 12)

Als f-Wert wurde in dieser Arbeit 0,88 angenommen. Als Beispiel fur die gewiinschten 10 MW Elekt-
rolyseleistung mit dem spezifischen CAPEX einer 5 MW-Anlage von 1000€/kW ergibt sich der fol-
gende spezifische CAPEX (GlI. 10):

1000 € (
— %
kW

10MW)°’88_1

€
=920,19— 10
SUW : (10)

kw
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Dank der Nutzung der economies of scale, ist es auch mdglich den spezifischen CAPEX fir gréRere-
bzw. kleinere Elektrolysen zu berechnen.

Tabelle 5: Angenommene Werte Elektrolyse

Parameter Wert Quelle

Leistung [MW] 10 Selbst festgelegt

Effizienz [KWh/Nm?] 4,7 Smolinka et al. 2018: S. 36; eigene An-
nahme

Lastbereich [%] 10-100 Gotz etal. 2016: S. 1372; eigene Annahme

Druck [bar] 30 Gorre et al. 2020: S. 4

Lebenszeit [a] 20 Smolinka et al. 2018: S. 174

CAPEXsuw [€/kW] 1000 Zauner et al. 2019: S. 14; eigene Annahme

CAPEXiomw [€/kW] 920,19 Zauner et al. 2019: S. 14

OPEXkix [% vom CAPEX] 2,75 Gorre et al. 2020: S. 4

Zinsen [%/a] 5 Eigene Annahme

Hot-Standby [KW/MW)] 10 Gorre 2021

In Tabelle 5 sind die angenommenen Parameter dargestellt. Abgesehen von dem CAPEX sind die wich-
tigsten Parameter der Anlage die Effizienz mit 4,7 KWh/Nm?3, die minimale Last mit 10 %, der OPEXFix
mit 2,75 % des CAPEX und die 30 bar, mit denen der Wasserstoff aus der Elektrolyse kommt. Die
Effizienz wurde zur Vereinfachung der Simulation als konstant angenommen. Eine Optimierung der
Simulation wére moglich, wenn der Zusammenhang zwischen Effizienz und derzeitiger Last mit einbe-
zogen wird, denn die Effizienz einer Elektrolyse ist abhdngig von der Last. Jedoch kdnnen die genutzten
Elektrolyse-Stacks einzeln abgeschaltet werden, sodass einige Stacks bei null Prozent Last sind und
andere in ihrem Optimum arbeiten kénnen. Dadurch kann die Gesamtlast der Elektrolyse ohne grofe
Verluste der Effizienz sinken (Gorre 2021). Aus diesem Grund wurde ein konstanter Wert flr die Effi-
zienz gewdhilt.

Um die Menge des Wasserstoffs zu berechnen, welche die Elektrolyse produziert, wird die Auslastung
der Elektrolyse benétigt. Daflir werden die Strombezugsdaten ohne Verluste fiir jede Stunde aus den EE
durch die maximale Leistung der Elektrolyse geteilt. Somit wird die Last fur jede einzelne Stunde im
Jahr berechnet. Wenn einer dieser Wert kleiner oder gleich 10 % ist, wird die Last in dieser Stunde auf
0 % gesetzt, da die angenommene Elektrolyse bei einer solchen Last keinen Wasserstoff produzieren
kann. Dieser Zustand wird hier Hot-Standby genannt. Dabei wird die Elektrolyse nicht komplett herun-
tergefahren, sondern verbraucht eine kleinere Menge an Energie, um bei einer Last groRer als 10 %
direkt wieder betriebsbereit zu sein. Die angenommene benétigte Leistung im Hot-Standby betragt 10
kW pro MW Anlagenleistung. Somit verbraucht die Elektrolyse in jeder Stunde, in der kein Wasserstoff
produziert wird, 100 kWh. Kosten, welche sich aus dem Hot-Standby ergeben, gehdren zu den variablen
Betriebskosten des Systems (OPEXuvariabel). Da die EE und die Elektrolyse in dem angenommenen Sze-
nario jeweils eine Leistung von 10 MW haben, waére die maximale Auslastung 100 %. Wiirden die EE
mehr Leistung bereitstellen, waére die Auslastung der Elektrolyse trotzdem bei 100 %, da dies die maxi-
male Auslastung der Elektrolyse ist. Aus der berechneten Last kann nun zusammen mit der Effizienz
die Wasserstoffproduktion pro Stunde berechnet werden. Bei einer Last von 100 % und der angenom-
menen Effizienz von 4,7 kWh/Nm?, ist die maximale Menge an Wasserstoff, die pro Stunde produziert
werden kann, 2127,66 Nm?® bzw. 191,23 kg. Diese Rechnung ist in den Gleichungen 11.1 bis 11.3 zu
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sehen. Bezogen auf den Brennwert entspricht das 7536,62 kWh Energie. Somit ist der Wirkungsgrad
der Elektrolyse bezogen auf den Brennwert bei 75,34 %.

LaStElektrolyse * WElektrolyse,max

Voo = — (11.1)
iz EflelenZElektrolyse
100 % * 10.000kWh 3
Viz = TR = 2127,66 Nm (11.2)
4'7_Nm3
3 kg
my, = 2127,66 Nm* x 0,08988 N3 = 191,23 kg (11.3)

AuBRerdem kénnen die theoretischen Volllaststunden der Elektrolyse mithilfe der Last berechnet werden.
Dafiir werden die 8760 stiindlichen Auslastungswerte durch die 8760 Stunden pro Jahr dividiert. An-
hand der Volllaststunden und der Elektrolyseleistung werden die gesamten Strombezugskosten berech-
net, indem diese mit den spezifischen Strombezugskosten der EE-Technologie multipliziert werden.

Strombezugskosten = Volllaststunden * SBK spezifisch * Priektrolyse (12)

Der produzierte Wasserstoff wird in dem Wasserstoffspeicher ohne weitere Kompression zwischenge-
speichert.

3.3 Wasserstoffspeicher

Wie bereits in Kapitel 2.3 erwahnt, wird in der Simulation ein Druckgasspeicher verwendet, da ein tem-
porérer Speicher mit niedrigen Kosten benétigt wird. Da der produzierte Wasserstoff durch die Elektro-
lyse direkt unter einem Druck von 30 bar vorliegt und die Methanisierung keine hoheren Driicke beng-
tigt, wird der Wasserstoff auch bei 30 bar gespeichert. Wenn ein Druck von 30 bar im Speicher vor-
herrscht, bedeutet dies, dass der Speicher komplett voll ist. Wenn Wasserstoff aus dem Speicher ent-
nommen wird, sinkt der Druck im Speicher. Damit der Druck des Wasserstoffs hoch genug fir die Me-
thanisierung ist, darf kein Wasserstoff in die Methanisierung eingespeist werden, wenn der Speicher
unter einem Drittel befullt ist. In diesem Fall ware der Druck des gespeicherten Gases unter 10 bar und
zu niedrig fur den Methanisierungsreaktor. Durch einen solchen Speicher, der im Vergleich zu anderen
Druckgasspeichern fir relativ niedrige Driicke geeignet ist, sind deutlich geringere Investitionskosten
madglich und es wird kein wie sonst tblicher Wasserstoffkompressor benétigt, was weitere Kosten ein-
spart. AulRerdem ist die Anlage so konzipiert, dass der produzierte Wasserstoff aus der Elektrolyse
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verworfen wird, wenn der Speicher voll ist. Das bedeutet, je kleiner der Speicher ist, desto mehr Was-
serstoff wird wahrscheinlich verworfen und bleibt ungenutzt. Dies wurde angenommen, da die 10 MW
Elektrolyse voll genutzt werden soll, wenn der entsprechende griine Strom vorhanden ist, um die Anlage
zu betreiben.

Die festgelegten Parameter sind in Tabelle 6 dargestellt:

Tabelle 6: Angenommene Werte Wasserstoffspeicher

Parameter Wert Quelle

Druckmax [bar] 30 Selbst festgelegt

Druckmin [bar] 10 (Gorre et al. 2020: S. 5)

Lebenszeit [a] 20 (Gorre et al. 2020: S. 5)

CAPEX [€/kg] 500 (Gorre et al. 2020: S. 5) und ei-
gene Annahme

OPEXFix [% vom CAPEX] 1 (Gorre et al. 2020: S. 5)

Zinsen [%/a] 5 Eigene Annahme

GroRe [ky] 50-5025 Eigene Annahme

Die optimale GroRe des Speichers wird durch die Simulation bestimmt, wodurch sich daraufhin der
genaue Preis des Speichers bestimmen lasst. Insgesamt werden Speicher mit einer Gréf3e von 50 kg bis
5025 kg simuliert. Die spezifischen Investitionskosten betragen 500 €/igr2 und die fixen Betriebskosten
1 % vom CAPEX. Es ist zu erwarten, dass je grofier der Speicher ist, desto konstanter kann die Metha-
nisierung SNG produzieren, aber es steigen im Gegenzug bei einem gréferen Speicher die Investitions-
kosten. Insgesamt ist der Speicher das Bindeglied zwischen der flexibleren Elektrolyse und der trageren
Methanisierung und gehort bei dieser Arbeit zu einer der OptimierungsgréBen der Simulation.

3.4 Methanisierung

Der letzte Verfahrensschritt der simulierten Power-to-Methan-Anlage ist die Methanisierung. Die Me-
thanisierung ist wie der Wasserstoffspeicher eine der Optimierungsgrofien. Das heif3t, je mehr Leistung
die Methanisierung haben wird, desto héher sind die gesamten Investitionskosten. Aus diesem Grund
wird in der Optimierung nach der optimalen Leistung gesucht, um die Kosten der Anlage so niedrig und
die SNG-Produktion so hoch wie mdglich zu halten. Aufgrund der &hnlichen Parameter der chemischen
und biologischen Methanisierung werden die beiden Technologien wie bei der Elektrolyse als eine an-
genommen und Mittelwerte der verschiedenen Parameter genutzt. Dies wird zur Vereinfachung der Op-
timierung angenommen. Die Unterschiede der beiden Technologien sowie ihre Einflisse kénnten in
folgenden Forschungen genauer untersucht werden.

Der CAPEX der Methanisierung wird wie bei der Elektrolyse fur eine SMW-Anlage festgelegt und dann
anhand letztendlich genutzter Leistung mithilfe des econmies of scaling berechnet. Bei der Leistung der
Methanisierung wird sich auf den Wasserstoffinput bezogen. Als CAPEX fur die 5SMW-Anlage wurde
590 €/kW angenommen und dazu ein scaling-Faktor von 0,8. Diese Werte basieren auf Zauner et al.
(2019: S. 81) und eigenen Annahmen. In Abbildung 11 ist die Veranderung der spezifischen Kosten
tber die Leistung dargestellt. Wie bei der Elektrolyse ist auch hier zu sehen, dass die Kosten im Bereich
niedrigerer Leistung deutlich héher sind und schneller sinken.
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Economies of scaling: Methanisierung
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Abbildung 11: Economies of scaling Methanisierung (eigene Darstellung nach Zauner et al. 2019: S. 12)

Beispielhaft waren die spezifischen Investitionskosten einer 7 MW-Methanisierung wie folgt zu berech-
nen:

=537 — (13)

Des Weiteren wurde bisher nicht beachtet, dass flir die Methanisierung auch Kohlenstoffdioxid benétigt
wird, um das gewiinschte Methan zu produzieren. Das CO; kann aus verschiedenen Quellen bezogen
werden, wie z.B. aus Biogas und Industrieabgasen oder es wird aus der Luft gefiltert mit der sogenannten
Carbon Capture Technologie. Somit fallen weitere Kosten an, welche berlicksichtigt werden missen. In
dieser Arbeit wird das CO- direkt in die Methanisierung eingespeist und wird mit 50 €/tcoz bepreist.
Dieser Preis wurde bereits in einer ahnlichen Studie (Gorre et al. 2020: S. 5) verwendet und wird hier
tibernommen.

Die Methanisierung arbeitet bei einem Druck von 10 bar. Somit kann der Wasserstoff aus dem 30 bar
Druckgasspeicher direkt genutzt werden, indem der Wasserstoff aus dem Speicher von 30 auf 10 bar
entspannt wird. Dabei darf der Speicher nicht zu leer sein, da sonst der Druck im Speicher auf unter 10
bar sinkt, wie bereits in Kapitel 3.2 erldutert. Die Methanisierung ist so geregelt, dass je nach vorliegen-
dem Druck im Speicher der Reaktor auf einer bestimmten Last lauft. Auf diese Weise wird sicherge-
stellt, dass nur dann Methan produziert werden kann, wenn genug Wasserstoff vorhanden ist. Es wird
auflerdem sichergestellt, dass die Methanisierungslast nicht zu schnell steigt, was zu unreinerem SNG
fihren wirde. Um die Simulation zu vereinfachen, wird auerdem angenommen, dass das CO; auch mit
10 bar in den Methanisierungsreaktor stromt und eine hundertprozentige Umsetzung des Wasserstoffs
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und Kohlenstoffdioxids stattfindet. Wenn die Methanisierung in Betrieb ist, hat sie einen Verbrauch von
25 kW.

Eine weitere wichtige Eigenschaft der Methanisierung, welche die Produktion des SNG beeinflusst, ist,
wie lange die Anlage im Hot-Standby bleibt, bevor sie in den Cold-Standby wechselt. Wenn der Was-
serstoffspeicher nicht mehr genug Wasserstoff zur Produktion bereitstellen kann, dann wechselt die Me-
thanisierung in den Hot-Standby fir eine festgelegte Zeit von maximal 5 Stunden. In diesem Zustand
wird der Methanisierungsreaktor auf Betriebstemperatur gehalten, um direkt wieder in Betrieb gehen zu
kdnnen, wenn genug Wasserstoff vorhanden ist. Dieser VVorgang ist jedoch mit einer Leistung von 45
kW stromintensiver als der normale Betrieb und es wird kein SNG produziert, weshalb dieser Zustand
nicht zu lange am Stlick beibehalten werden sollte. Wenn der Reaktor langer als 5 Stunden im Hot-
Standby bleibt und bis dahin noch nicht genug Wasserstoff im Speicher ist, wird der Reaktor in den
Cold-Standby versetzt. Dort wird mit 5 kW folglich weniger Leistung benétigt als im Hot-Standby,
allerdings dauert es langer, den Reaktor wieder hochzufahren. Fur das erneute Hochfahren wird ein Wert
von funf Stunden angenommen. Wahrend des Hochfahrens wird eine Leistung von 150 kW bendtigt
und es wird kein SNG produziert. Die Anlage verbraucht beim erneuten Hochfahren aus dem Cold-
Standby mehrere Stunden Strom ohne nutzbares SNG zu produzieren (Gorre 2021).

Wie viel SNG durch die Methanisierung produziert wird, hangt von der Stromerzeugung der genutzten
erneuerbaren Energien ab. Denn nur durch diese kann die Elektrolyse Wasserstoff erzeugen und der
Speicher gefullt werden. Die Methanisierung ist so geregelt, dass die Methanisierungslast durch den
Fullstandes des Speichers kontrolliert wird. Je nach Fullstand im Speicher steigert sich die Last von 40
bis zu 100 %. Die Gesamtleistung der Methanisierung ist wie auch die Grol3e des Speichers eine Opti-
mierungsgrofle und wird in der Optimierung berechnet. Die genaue Menge SNG, welche im Jahr pro-
duziert wird, wird anhand der Volllaststunden der Methanisierung berechnet, indem diese mit der Leis-
tung der Methanisierung multipliziert wird. Bei der Elektrolyse ist die Leistung der maximale Stromin-
put. Aber wie schon erwéhnt, ist die Leistung bei der Methanisierung auf den Input an Wasserstoff
bezogen. Aus diesem Grund muss der Wert noch vier Mal durch den Heiz- bzw. Brennwert von Was-
serstoff geteilt werden (GI. 14), da das Mol SNG aus 4 Mol Wasserstoff besteht und angenommen wird,
dass 100 % der Gase im Reaktor umgesetzt werden. Dadurch ergibt sich ein Wirkungsgrad von 78 %.

Ve Volllaststundenyeen, * Pyetn
SNG — 4+« LHVy,

(14)

Die genutzten Parameter fur die Methanisierung sind in Tabelle 7 dargestellt:

Tabelle 7: Angenomme Werte fir die Methanisierung

Parameter Wert Quelle

Leistungsrange [MW] 0,05-10 Eigene Annahme
Umsetzung der Edukte [%] 100 Eigene Annahme
CO,-Preis [€/kg] 50 (Gorre et al. 2020: S. 5)
Minimale Last [%] 40 Eigene Annahme
Druck [bar] 10 (Gorre et al. 2020: S. 6)
Lebenszeit [a] 20 (Gorre et al. 2020: S. 6)
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CAPEXsmw [€/kW] 590 (Zauner et al. 2019: S. 21; ei-
gene Annahme)

OPEXFix [% vom CAPEX] 3 (Gorre et al. 2020: S. 4)
Zinsen [%/a] 5 Eigene Annahme
Lastbereich [%] 40-100 (Gorre 2021)

Bendtigte Leistung Betrieb [kW] 25 (Gorre 2021)

Bendtigte Leistung Hot-Standby 45 (Gorre 2021)

[kw]

Benotigte  Leistung  Cold- 5 (Gorre 2021)

Standby [kW]

Bendtigte Leistung Anfahren 150 (Gorre 2021)

aus Cold-Standby [kW]

3.5 Standorte

Wie bereits in den vorherigen Unterkapiteln deutlich wurde, z&hlt die Anzahl an Volllaststunden der
Systeme mit zu den wichtigsten Faktoren der letztendlichen Produktion. Die Volllaststundenzahl der
Elektrolyse hangt von den Strombezugsdaten ab und diese unterscheiden sich je nach Standort. Aus
diesem Grund ist ein korrekt gewahlter Standort einer solchen Anlage von hoher Bedeutung. Im Fol-
genden werden unterschiedliche Standorte fur die verschiedenen Szenarien vorgestellt, welche in dieser
Avrbeit untersucht werden.

3.5.1 Standort 1: Offshore

Als erster Standort wurde die Hochseeinsel Helgoland gewahlt, um dort Offshore-Wind als EE-Quelle
zu nutzen. Helgoland gehdért zu Deutschland und liegt in der Nordsee. Als Strombezugsquelle wird eine
fiktive 10 MW Offshore-Windanlage 5 Kilometer entfernt von Helgoland festgelegt. Helgoland ist ein
vielversprechender Standort, um direkt Offshore Strom abzunehmen, da die Insel ca. 50 km vom Fest-
land entfernt ist und somit keine Stromkabel aus dem Meer bis ans Festland gelegt werden missen.
Aulerdem konnen gute Offshore-Standorte bis zu 4.500 Volllaststunden pro Jahr erreichen (Statista
2021b). Die ldee, auf Helgoland Wasserstoff zu erzeugen, gibt es bereits seit mehreren Jahren. Mit dem
Forschungsprojekt ,,AquaVentus®“ sind bereits konkrete Pline hierflr vorhanden (Leniger 2021). Aus
diesen Griinden wurde der beschriebene Standort gewahlt.

Da es sich um Strom aus Offshore-Anlagen handelt, werden als Strombezugskosten die in Kapitel 3.2
dargestellten Kosten fiir Offshore mit 9,9 ct/kWh festgelegt, was 99 €/ MWh entspricht. Da der Bau einer
solchen Offshore-Anlage aufgrund des Transportes der Materialien und weiterer Aspekte deutlich teurer
ist, wird hier der héchste BoP-Aufschlag aller vier Standorte mit 100 % angenommen. Der genaue Ort
der Windanlage befindet sich bei 54.2173797° nordlicher Breite und 7.890268° dstlicher Lange (Abb.
12).
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Abbildung 12: Offshore-Standort 54.2173797° nérdlicher Breite und 7.890268° 6stlicher Lange (Google Maps 2021d)

3.5.2 Standort 2: Onshore

Als zweiter Standort wurde ein kistennaher Onshore-Standort bei Cuxhaven ausgewéhlt. Cuxhaven hat
eine gute Infrastruktur mit einem Hafen. Dies ist ein groer Vorteil, da das produzierte SNG nach der
Produktion gunstiger zu transportieren ist und der Bau einer Anlage deutlich vereinfacht ablaufen kann.
Aulerdem kénnen kistennahe Onshore-Wind-Standorte bis zu 3.200 Volllaststunden pro Jahr erreichen
(Statista 2021b).

Es wird hier eine geringere Auslastung der Elektrolyse erwartet als beim Offshore-Standort, allerdings
sind die Strombezugskosten mit 4,6 ct/kWh (46 € MWh) deutlich niedriger. Aus diesem Grund kommt
die Frage auf, ob ein Standort mit einer besseren Auslastung oder einem niedrigeren Strompreis die
geringsten GGK erreicht. AuBerdem ist der angenommene BoP-Aufschlag mit 75 % ebenfalls niedriger,
da an Land der Bau einer solchen Anlage nicht so aufwéndig ist wie auf einer Insel oder komplett offs-
hore. Die genauen Koordinaten des Standorts sind bei 53,87541081457438 ° nordliche Breite und
8.622526064573924° stliche Lange (Abb. 13).

25



tZeENo

203 ‘

Abbildung 13: Onshore-Standort 53,87541081457438 ° ndrdliche Breite und 8.622526064573924° &stliche Lange (Google
Maps 2021c)

3.5.3 Standort 3: Photovoltaik

Beim dritten Standort wird Solarstrom aus Photovoltaikanlagen genutzt. Hier ist es wichtig, dass es eine
hohe Bestrahlungsstéarke vor Ort gibt. Aus diesem Grund wird die fiktive PV-Anlage in Stidspanien in
der N&he von Cordoba stehen. In Stidspanien gibt es mit die hochste Bestrahlungsstérke von ganz Eu-
ropa (Quaschning 2013: S. 64). Da zur Wasserstofferzeugung allerdings auch Wasser benétigt wird,
muss es auch eine Wasserquelle geben. Der Standort ist zwar nicht direkt an der Kiste jedoch gibt
mehrere Seen und Flusse in geringer Umgebung, welche die Wasserversorgung sicher kénnen.

Die Strombezugskosten sind hier bei 5,9 ct/kWh bzw. 59 €/ MWh und somit etwas hoher als bei Ons-
hore-Strom, allerdings immer noch deutlich niedriger als bei Offshore-Strom. Die BoP-Kosten sind bei
diesem Szenario wie beim Onshore-Standort mit 75 % Aufschlag einberechnet, da der Bau einer solchen
Anlage keine weiteren Komplikationen mit sich bringen wirde wie bei einer Offshore-Anlage. Ein
Nachteil bei einem Strombezug aus PV-Anlagen ist, dass nur tagsuber Strom generiert werden kann und
somit auch nur tagsiiber Wasserstoff produziert wird. Die genauen Koordinaten des Standortes liegen
bei 37.78593578992° nordlicher Breite und 5.046069127632° westlicher Lange (Abb. 14).
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Abbildung 14: PV-Standort 37.78593578992° nordlicher Breit und 5.046069127632° westlicher Lange (Google Maps 2021b)

3.5.4 Standort 4: Hybrid

Der vierte Standort nutzt nicht nur eine Stromquelle zum Betreiben der Elektrolyse, sondern bezieht den
Strom aus einer 5 MW Windanlage sowie einer 5 MW PV-Anlage. Eine solche Anlage wird Hybridan-
lage genannt und verbindet verschiedene EE-Systeme miteinander, um eine konstantere Stromerzeu-
gung zu gewdbhrleisten (Said et al. 2019: S. 1020). Somit ist fiir ein solches Szenario ein Ort mit hoher
Bestrahlung und viel Wind optimal. Das Bundesumweltministerium hélt die Zusammenarbeit mit L&n-
dern wie Marokko, Chile und Stdafrika fiir moglich, um Power-to-X-Anlagen mit niedrigen Kosten zu
bauen (BMU 2019). Aus diesem Grund wurde der Standort fur Szenario vier an der Westkiiste von
Marokko gewéhlt.

Die Stromkosten stellen sich aus dem Mittelwert der Stromkosten von Offshore- und PV-Anlagen zu-
sammen. Dadurch entsteht ein Preis von 5,25 ct/kWh bzw. 52,5 € MWh. Der Zuschlag aufgrund des
BoP wird wie bei den beiden vorherigen Szenarien mit 75 % einberechnet. Die genauen Koordinaten
sind bei 28.44004593814759° ndrdlicher Breite und 11.284058785301037° westlicher Lange (Abb. 15).
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Abbildung 15: Hybrid-Standort 28.44004593814759° nérdliche Breite und 11.284058785301037° westlicher Lange (Google
Maps 2021a)
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4 Ergebnisse

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Simulationen fur die verschiedenen Szenarien mit den
standortspezifischen Strombezugsdaten des Offshore-, Onshore-, PV- und Hybrid-Standorts vorgestellt,
indem die jeweiligen GGK in einem Farbplot mit den variierten Parametern der Methanisierungsleistung
(Y-Achse) und der Wasserstoffspeichergréfle (X-Achse) dargestellt werden. Aufgrund deutlicher Un-
terschiede der Szenarien sind die Abbildungen, welche die GGK uber die Methanisierungsleistung und
WasserstoffspeichergroRRe zeigen, verschieden skaliert, da die verschiedenen GGK ansonsten fir das
einzelne Szenario nicht mehr gut darstellbar wéren. Abgesehen von den GGK werden die wichtigsten
dariiber hinaus berechneten Parameter der verschiedenen PtCH4-Anlagen in Abbildungen und Tabellen
dargestellt und beschrieben.

4.1 Szenario 1: Offshore

In Abbildung 16 ist das Ergebnis der Simulation fur den Offshore-Standort bei Helgoland als Farbplot
dargestellt. Es werden Methanisierungsleistungen ab 4 MW bis 10 MW, sowie der gesamte simulierte
Bereich von 50-5025 kg fiir die SpeichergroRe dargestellt. Die jeweiligen Gasgestehungskosten zu jeder
Parametervariation sind durch ihre Farbe gekennzeichnet. Der Farbiibergang von héheren Kosten zu
niedrigeren ist hier von dunklem Rot (hohe Kosten) zu dunklem Blau (niedrige Kosten) illustriert. Die
Farbskala stellt GGK von 310 € MWh bis 345 € MWh dar, wobei in der dunkelroten Fliche die Kosten
sogar noch iiber 345 €/MWh liegen. Eine genaue Darstellung von diesen Werten ist allerdings nicht
notwendig, um den Einfluss der verschiedenen Kombinationen von Methanisierungsleistung und Was-
serstoffspeicher zu verdeutlichen. In Abbildung 16 wird deutlich, dass sich bei einer Methanisierungs-
leistung von 7,05 MW und einer WasserstoffspeichergréRe von 600 kg die niedrigsten GGK bei dem
Strombezug aus dem Offshore-Standort Gasgestehungskosten ergeben. Die genauen GGK bei der opti-
malen Auslegung der PtCH4-Anlage sind 311,64 €/ MWhsne, Was 4,33 €/kgsne entspricht. Es ist zu se-
hen, dass vor allem die SpeichergroRe ab ca. 200 kg einen groRRen vergiinstigen Einfluss auf die GGK
hat, wenn die Methanisierungsleistung zwischen 5 und 10 Megawatt liegt. Besonders stark ist dieser
Einfluss in dem Bereich von 6,3 bis 7,5 MW. Dieser Einfluss wird in dem Plot durch den Farbum-
schwung in dem Bereich sehr deutlich. Bereits ein 200 kg groRerer Speicher kann bei der optimalen
Methanisierungsleistung von 7,05 MW zu 30 €/ MWh giinstigeren GGK fiihren. Insgesamt ist es zu
erkennen, dass ein Speicher bereits mit einer Kapazitat von mindestens 400 kg zusammen mit der pas-
senden Methanisierungsleistung die GGK deutlich senkt. AulRerdem ist abzulesen, dass mit steigender
Wasserstoffspeicherkapazitat die Methanisierungsleistung eine immer grofere Rolle spielt und die
Range fur diese kleiner wird, um szenariospezifische geringe GGK zu erreichen.
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Abbildung 16: GGK nach Speicher- und MethanisierungsgréRe (Offshore)

Die Kosten der PtCH4-Anlage mit Offshore- .

Wind Strombezug setzen sich aus den bereits Kostenaufteilu ng Offshore
beschrieben Kostenparametern aus Kapitel 3 Szenario

und der produzierten Menge SNG von 1%

23.355,02 MWhsng zusammen. Wie die pro-

zentualen Anteile der einzelnen Kosten auf-
gefachert sind, wird in Abbildung 17 illus- ’
triert. Es ist zu sehen, dass die Stromkosten

mit 60 % den mit Abstand gréRten Kosten- i
bestandteil darstellen. An zweiter Stelle ste- 50% v
hen die Investitionskosten (CAPEX) mit 19

%, an dritter die Zinsen vom CAPEX mit 11
%, daraufhin folgt der OPEX mit 9 %. Die
geringsten Auswirkungen haben die CO,-
Kosten mit 1 %.

m CO2-Kosten m CAPEX = Zinsen Stromkosten m OPEX

Abbildung 17: Zusammensetzung der Kosten Offshore-Szenario

Die hohen Stromkosten, welche hier mehr als die Halfte der jahrlichen Gesamtkosten ausmachen, setzen
sich aus den Volllaststunden der Elektrolyse, dem Strompreis und der Elektrolyseleistung zusammen.
Die Volllaststundenanzahl betragt 4.427,83 Stunden, was den nutzbaren Volllaststunden aus der Offs-
hore-Strombezugsquelle entspricht. Durch den angenommenen Strompreis von 99 €/ MWh, welcher der
hdchste aller Szenarien ist, ergeben sich insgesamt 4.383.550,38 € pro Jahr. Der CAPEX setzt sich aus
den Investitionskosten der 7,05 MW Methanisierung mit 4.005.226,00 €, des Wasserstoffspeichers mit
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300.000,00 €, der Elektrolyse mit 9.201.876,51 € und der Balance of Plant mit 13.507.102,50 € zusam-
men und ergibt somit 27.014.205,00 € fiir die gesamte Power-to-Methan-Anlage. Der gesamte CAPEX
mit den Zinsen fiihrt zu einer jahrlichen Abschreibung von 2.167.700,00 €. Die fixen Betriebskosten
betragen 376.210,00 €/a und die variablen 289.120,00 €/a, was sich zu dem gesamten OPEX von
665.330,00 €/a zusammensetzt. Die CO,-Kosten betragen 61.748,00 €/a.

Wie in Tabelle 8 zu sehen ist, werden insgesamt 23.355,02 MWhsng pro Jahr mit dieser Anlage produ-
ziert. Dies entspricht in etwa 2.349.600 Nm?® bzw. 1.543,69 Tonnen SNG bezogen auf den Heizwert.
Um diese Menge zu produzieren, ist die Methanisierung insgesamt 6.618 Stunden im Jahr in Betrieb,
was 4.719,20 theoretischen Volllaststunden entspricht. Die Elektrolyse hingegen hat 7.993 Betriebs-
stunden, was 4.427,83 Volllaststunden entspricht bei der durchschnittlichen Auslastung von 50,54 %
der Elektrolyse mit dem Offshore-Strombezug. Das in Kapitel 3.3 erklarte Verhalten, dass Wasserstoff
verworfen und ungenutzt bleiben kann, wenn der optimale Speicher diesen nicht aufnehmen kann, tritt
bei der optimalen Auslegung dieses Szenarios trotzdem auf. Allerdings zeigt sich bei dem Offshore-

Szenario ein Wert von nur 6,69 kg/a.

Tabelle 8: Ergebnisse Offshore-Szenario

Parameter Wert
Gasgestehungskosten [€/MWh] 311,64
Produziertes SNG [MWh] 23.355,02
Elektrolyseleistung [MW] 10
Speichergrofie [kg] 600
Methanisierungsleistung [MW] 7,05
Betriebsstunden Elektrolyse [h] 7.993
Volllaststunden Elektrolyse [h] 4.427,83
Betriebsstunden Methanisierung [h] 6.618
Volllaststunden Methanisierung [h] 4.719,20
CAPEX Elektrolyse [€] 9.201.876,51
CAPEX Wasserstoffspeicher [€] 300.000,00
CAPEX Methanisierung [€] 4.005.226,00
CAPEX Balance of Plant [€] 13.507.102,50
CAPEX Gesamt PtCHy [€] 27.014.205,00
OPEXFix [€/a] 376.210,00
OPEXuvariavel [€/a] 289.120,00
OPEXgesamt [€/a] 665.330,00
Stromkosten [€/a] 4.383.550,38
CO:-Kosten [€/a] 61.748,00
Abschreibung [€/a] 2.167.700,00
Wasserstoffverwurf [t] 0,00669

4.2 Szenario 2: Onshore

In Abbildung 18 sind die GGK des zweiten Szenarios flir den Onshore-Standort bei Cuxhaven fur Me-
thanisierungsleistungen von 3,7 bis 10 MW mit allen simulierten Speicherkapazitaten dargestellt. Die
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Farbskala stellt GGK von 218 €/ MWh bis 240 €/ MWh dar, wobei in der dunkelroten Flache die Kosten
sogar noch iiber 240 €/MWh liegen. Eine genaue Darstellung von diesen Werten ist allerdings nicht
notwendig, um den Einfluss der verschiedenen Kombinationen von Methanisierungsleistung und Was-
serstoffspeicher zu verdeutlichen. Es ist zu sehen, dass die geringsten GGK in einem Bereich von etwa
5,5 MW bis 7 MW und einer Speichergrdfie von 250 kg bis 750 kg entstanden sind. Das genaue Mini-
mum der Simulation liegt bei 217,98 €/ MWh, was 3,03 €/kg entspricht, welches bei einer Methanisie-
rungsleistung von 6,2 MW und einer SpeichergréRe von 500 kg eintritt. Wie schon beim Offshore-
Szenario wird deutlich, dass der Speicher ab einer Wasserstoffspeichergrélie von etwa 200 kg einen
grofRen vergiinstigen Einfluss auf die GGK hat, welcher erst langsam abnimmt ab einer Kapazitét von
etwa 1000 kg. Die Methanisierungsleistung hingegen hat zwar weiterhin einen gréReren Bereich, in dem
die GGK niedrig bleiben bei passender Speichergréfie, dieser ist jedoch deutlich Kleiner als beim ersten
Szenario.

o Gasgestehungskosten nach Speicher- und Methanisierungsgrofie (Onshore)
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Abbildung 18: GGK nach Speicher- und MethanisierungsgréRe (Onshore)

Die Kosten der PtCHs-Anlage mit Onshore-Wind-Strombezug setzen sich aus den beschriebenen Kos-
tenparametern und der produzierten Menge von 18.315,44 MWhsne zusammen. Wie sich die Anteile
der einzelnen Kosten aufgliedern, wird in Abbildung 19 illustriert. Es ist zu sehen, dass die Stromkosten
mit 41 % den groRten Kostenbestandteil darstellen. An zweiter Stelle befinden sich die Investitionskos-
ten (CAPEX) mit 29 %, an dritter die Zinsen vom CAPEX mit 17 %, daraufhin folgt der OPEX mit 12
%. Die geringsten Auswirkungen besitzen die CO,-Kosten mit 1 %.
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Abbildung 19: Zusammensetzung der Kosten Onshore-Szenario

Die Stromkosten setzten sich aus den 3.525,30 Volllaststunden und der Leistung der Elektrolyse sowie
dem angenommen Onshore-Strompreis von 46 €/ MWh zusammen. Somit ergeben sich jahrlich insge-
samt 1.621.639,35 € durch den Strombezug der Elektrolyse. Der CAPEX setzt sich aus den Investiti-
onskosten der Methanisierung mit 3.572.459,51 €, des Wasserstoffspeichers mit 250.000,00 €, der
Elektrolyse mit 9.201.876,51 € und der BoP mit 9.768.252,02 € zusammen. Daraus ergibt sich der ge-
samte CAPEX der Onshore-PtCH.-Anlage von 22.792.588,04 €. Dieser wird jahrlich abbezahlt mit
1.139.629,40 € plus den dazugehorigen Zinsen von 689.270,60 €. Dies fiihrt zu einer jahrlichen Ab-
schreibung von 1.828.900,00 €. Die fixen Betriebskosten betragen 362.730,00 €/a, die variablen
130.710,00 €/a, was sich zu dem gesamten OPEX von 493.440,00 €/a zusammensetzt. Die CO>-Kosten
betragen 48.432,00 €/a.

Wie in Tabelle 9 festgehalten ist, werden mit dieser Anlage insgesamt 18.315,44 MWhgne pro Jahr
produziert. Dies entspricht in etwa 1.842.600Nm? bzw. 1.210,59 Tonnen SNG bezogen auf den Heiz-
wert. Um diese Menge zu produzieren, lauft die Methanisierung insgesamt 6.111 Stunden im Jahr, was
4.208,20 theoretischen Volllaststunden entspricht. Die Elektrolyse hingegen hat 6.111 Betriebsstunden,
was 4.208,20 Volllaststunden entsprache bei der durchschnittlichen Auslastung der Elektrolyse mit dem
Onshore-Strombezug. Der Verwurf von ungenutztem Wasserstoff tritt in diesem Szenario mit 41,05 t/a
auf.

Tabelle 9: Ergebnisse Onshore-Szenario

Parameter Wert
Gasgestehungskosten [€/MWh] 217,98
Produziertes SNG [MWh] 18.315,44
Elektrolyseleistung [MW] 10
Speichergrolie [kg] 500
Methanisierungsleistung [MW] 6,2
Betriebsstunden Elektrolyse [h] 7.679
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Volllaststunden Elektrolyse [h] 3.525,30
Betriebsstunden Methanisierung [h] 6.111
Volllaststunden Methanisierung [h] 4.208,20
CAPEX Elektrolyse [€] 9.201.876,51
CAPEX Wasserstoffspeicher [€] 250.000,00
CAPEX Methanisierung [€] 3.572.459,51
CAPEX Balance of Plant [€] 9.768.252,02
CAPEX Gesamt PtCH, [€] 22.792.588,04
OPEXFix [€/a] 362.730,00
OPExVariabel [€/a] 130710,00
OPEXgesamt [€/a] 493.440,00
Stromkosten [€/a] 1.621.639,35
CO:-Kosten [€/a] 48.432,00
Abschreibung [€/a] 1.828.900,00
Wasserstoffverwurf [t] 41,05

4.3 Szenario 3: Photovoltaik

Im dritten Szenario, in welchem der Strom aus einer PV-Anlage in Siidspanien genutzt wird, ergeben
sich die minimalen GGK von 288,20 €/ MWh bzw. 4,01 €/kg bei einer Methanisierungsleistung von 3,4
MW und einer Kapazitat des Wasserstoffspeichers von 2.150 kg. In Abbildung 20 ist das Ergebnis der
Simulation fiir Methanisierungsleistungen von 2 MW bis 7,5 MW und alle Speichergréf3en von 50-5025
kg dargestellt. Die Farbskala stellt GGK von 288 €/ MWh bis 318 €/ MWh dar, wobei in der dunkelroten
Flache die Kosten sogar noch iiber 318 €/MWh liegen. Eine genaue Darstellung, um den Einfluss der
verschiedenen Kombinationen von Methanisierungsleistung und Wasserstoffspeicher von diesen Wer-
ten zu verdeutlichen, ist allerdings nicht notwendig. Es ist ein deutlicher Unterschied zu den vorherigen
Szenarien zu erkennen. Der optimale Bereich fiir die niedrigsten GGK liegt zwischen 3 bis 3,5 MW
Methanisierungsleistung und Speichergréen von 1.750 bis 3.000 kg. Es fallt auf, dass ein groRerer
Speicher notwendig ist, um das Optimum zu erreichen, wobei die Methanisierung kleiner skaliert wird.
Je mehr Leistung die Methanisierung hat, desto kleiner sollte der Speicher gewéhlt werden, was in dem
Bereich mit einer SpeichergréRe von 600 bis 1.500 kg zu sehen ist. Insgesamt wird bei dem dritten
Szenario mit PV-Strom deutlich, dass der Speicher bei einem solchen Strombezug hohe Kapazititen
und niedrigere Methanisierungsleistungen haben muss, damit die standortbedingte optimale GGK ent-
stehen.
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Abbildung 20: GGK nach Speicher- und MethanisierungsgroRe (PV)

Die Kosten der PtCH-Anlage mit PV-Strombezug setzen sich aus den beschriebenen Kostenparametern
und der Menge von 12.565,15 MWhsne zusammen. Wie die Anteile der einzelnen Kosten augfeéchert
sind, wird in Abbildung 21 illustriert. Es ist zu sehen, dass die Stromkosten mit 39 % den mit Abstand
grofiten Kostenbestandteil darstellen. An zweiter Stelle stehen die Investitionskosten (CAPEX) mit 30
%, an dritter die Zinsen vom CAPEX mit 18 %, daraufhin folgt der OPEX mit 12 %. Die geringsten
Auswirkungen zeigen die CO»-Kosten mit 1 %.

Die Stromkosten setzten sich aus den 2.387,01 Volllaststunden der Elektrolyse, den 10 MW Leistung
der Elektrolyse sowie dem angenommen PV-Strompreis von 59 €/ MWh zusammen. Somit ergeben sich
jéhrlich insgesamt 1.408.333,14 € durch den Strombezug der Elektrolyse. Der CAPEX setzt sich aus
den Investitionskosten der Methanisierung mit 2.092.931,18 €, dem Wasserstoffspeicher mit
1.075.000,00 €, der Elektrolyse mit 9.201.876,51 € und der BoP mit 9.277.355,77 € zusammen. Daraus
ergibt sich der gesamte CAPEX der PtCHs-Anlage mit PV-Strombezug von 21.647.163,45 €. Dieser
wird jahrlich abbezahlt mit 1.082.358,17 € plus den dazugehorigen Zinsen von 654.641,83 €. Dies fiihrt
zu einer jéhrlichen Abschreibung von 1.737.000,00 €. Die fixen Betriebskosten betragen 326.590,00 €/a
und die variablen 116.100,00 €/a, was sich zu den gesamten OPEX von 442.690,00 €/a zusammensetzt.
Die CO,-Kosten betragen 33.221,00 €/a.
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Kostenaufteilung PV-Szenario
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Abbildung 21: Zusammensetzung der Kosten PV-Szenario

Wie in Tabelle 10 abgebildet, werden insgesamt 12.565,15 MWhsne pro Jahr mit dieser Anlage produ-
ziert. Dies entspricht in etwa 1.264.100 Nm? bzw. 830,51 Tonnen SNG bezogen auf den Heizwert. Um
diese Menge zu produzieren, lauft die Methanisierung insgesamt 7.592 Stunden im Jahr, was 5.264,60
Volllaststunden entspricht. Die Elektrolyse hingegen hat 4.013 Betriebsstunden, was 2.387,01 Volllast-
stunden entspréche bei der durchschnittlichen Auslastung der Elektrolyse mit dem PV-Strombezug. Das
in Kapitel 3.3 erklarte Verhalten, dass Wasserstoff verworfen und ungenutzt bleiben kann, wenn der
optimale Speicher diesen nicht aufnehmen kann, tritt bei der optimalen Auslegung trotzdem auf. Dieser

Verwurf betrégt bei dem PV-Szenario 4,99 t/a.

Tabelle 10: Ergebnisse PV-Szenario

Parameter Wert
Gasgestehungskosten [€/MWh] 288,20
Produziertes SNG [MWh] 12.565,15
Elektrolyseleistung [MW] 10
Speichergrofie [kg] 2.150
Methanisierungsleistung [MW] 34
Betriebsstunden Elektrolyse [h] 4.013
Volllaststunden Elektrolyse [h] 2.387,01
Betriebsstunden Methanisierung [h] 7.592
Volllaststunden Methanisierung [h] 5.264,60
CAPEX Elektrolyse [€] 9.201.876,51
CAPEX Wasserstoffspeicher [€] 1.075.000,00
CAPEX Methanisierung [€] 2.092.931,18
CAPEX Balance of Plant [€] 9.277.355,77
CAPEX Gesamt PtCH, [€] 21.647.163,45
OPEXFix [€/a] 326.590,00
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OPEXVariabel [€/a] 116100,00

OPEXgesamt [€/a] 442.690,00
Stromkosten [€/a] 1.408.333,14
CO2-Kosten [€/a] 33.221,00
Abschreibung [€/a] 1.737.000,00
Wasserstoffverwurf [t] 4,99

4.4 Szenario 4: Hybrid

Beim Hybridszenario, bei dem PV- und Windanlagen kombiniert werden, ergeben sich die geringsten
GGK von 236,80 €/ MWh bzw. 3,29 €/kg bei einer Methanisierungsleistung von 4,1MW und einer Was-
serstoffspeichergroBe von 1.675 kg. In Abbildung 22 sind die GGK fiir die Methanisierungsleistungen
von 2,1 bis 10 MW mit allen simulierten SpeichergrdfRen von 50-5025 kg zu sehen. Die Farbskala stellt
GGK von 235 €/ MWh bis 260 €/ MWh dar, wobei in der dunkelroten Flache die Kosten sogar noch iiber
260 €/ MWh liegen. Eine genaue Darstellung von diesen Werten ist allerdings nicht notwendig, um den
Einfluss der verschiedenen Kombinationen von Methanisierungsleistung und Wasserstoffspeicher zu
verdeutlichen. Bei dem Standort in Nordafrika sind bei einer Speicherkapazitat von 1.000 kg bis 2.500
kg und einer Methanisierungsleistung von 3,6 bis 5 MW allgemein gesehen niedrige standortspezifische
GGK zu erreichen, was im Vergleich zu den anderen Szenarien ein groRer Bereich ist. In diesem Bereich
sind die Kosten zwischen dem bereits erwdhnten Minimum und etwa bei 240 €/ MWh. Dies sind nur ca.
3 €/ MWh Unterschied, obwohl der Speicher um 1.500 kg und die Methanisierungsleistung um 1,4 MW
schwanken koénnen. Es ist deutlich zu erkennen, dass der Speicher ab 500 kg bis 3.500 kg keinen so
grolRen Einfluss auf die GGK hat wie die Leistung der Methanisierung.
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Abbildung 22: GGK nach Speicher- und MethanisierungsgréfSe (Hybrid)

Die Kosten der PtCH;-Anlage mit einem . .
Hybrid-Strombezug setzen sich aus den Kostenaufteilung Hybrid-
beschriebenen Kostenparametern und der Szenario

Menge von 16.477,54 MWhsne zusam-

men. Wie die Anteile der einzelnen Kosten

aufgegliedert sind, wird in Abbildung 23

illustriert. Es ist zu sehen, dass die Strom-

kosten mit 43 % den mit Abstand groften

Kostenbestandteil darstellen. An zweiter

Stelle stehen die Investitionskosten 43%
(CAPEX) mit 28 %, an dritter die Zinsen T
des CAPEX mit 17 %, daraufhin folgt der |
OPEX mit 11 %. Die geringsten Auswir-
kungen zeigen die CO-Kosten mit 1 %.
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Abbildung 23: Zusammensetzung der Kosten Hybrid-Szenario

Die Stromkosten setzten sich aus den 3.158,93 Volllaststunden der Elektrolyse, den 10 MW Leistung
der Elektrolyse und dem angenommen Hybrid-Strompreis von 52,5 €/ MWh zusammen. Somit ergeben
sich jahrlich insgesamt 1.658.437,49 € aus dem Strombezug der Elektrolyse. Der CAPEX setzt sich aus
den Investitionskosten der Methanisierung mit 2.472.386,39 €, dem Wasserstoffspeicher mit 837.500,00
€, der Elektrolyse mit 9.201.876,51 € und der BoP mit 9.383.822,17 € zusammen. Daraus ergibt sich
der gesamte CAPEX der PtCHs-Anlage mit hybridem Strombezug von 21.895.585,07 €. Dieser wird
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jéhrlich mit 1.094.779,25 € plus den dazugehdrigen Zinsen von 662.220,75 € abbezahlt. Dies fiihrt zu
einer jahrlichen Abschreibung von 1.757.000,00 €. Die fixen Betriebskosten betragen 335.600,00 €/a,
die variablen 107.430,00 €/a, was sich zu dem gesamten OPEX von 443.030,00 €/a zusammensetzt. Die
CO2-Kosten betragen 43.565,00 €/a.

Wie in Tabelle 11 dargestellt, werden mit dieser Anlage insgesamt 16.477,54 MWhgng pro Jahr produ-
ziert. Dies entspricht in etwa 1.657.700Nm? bzw. 1.089,10 Tonnen SNG bezogen auf den Heizwert. Um
diese Menge zu produzieren, ist die Methanisierung insgesamt 7.910 Stunden im Jahr in Betrieb, was
5.725,20 theoretischen Volllaststunden entspricht. Die Elektrolyse hingegen hat 7.910 Betriebsstunden,
was 3.158,93 Volllaststunden entsprache bei der durchschnittlichen Auslastung der Elektrolyse mit dem
Hybrid-Strombezug. Das in Kapitel 3.3 erkléarte Verhalten, dass Wasserstoff verworfen und ungenutzt
bleiben kann, wenn der optimale Speicher diesen nicht aufnehmen kann, tritt bei der optimalen Ausle-

gung trotzdem auf. Dieser Verwurf betragt bei dem Hybrid-Szenario 26,54 t/a.

Tabelle 11: Ergebnisse Hybrid-Szenario

Parameter Wert
Gasgestehungskosten [€/MWh] 236.80
Produziertes SNG [MWh] 16.477,54
Elektrolyseleistung [MW] 10
Speichergrofie [kg] 1.675
Methanisierungsleistung [MW] 4,1
Betriebsstunden Elektrolyse [h] 7.910
Volllaststunden Elektrolyse [h] 3.158,93
Betriebsstunden Methanisierung [h] 7.975
Volllaststunden Methanisierung [h] 5.725,20
CAPEX Elektrolyse [€] 9.201.876,51
CAPEX Wasserstoffspeicher [€] 837.500,00
CAPEX Methanisierung [€] 2.472.386,39
CAPEX Balance of Plant [€] 9.383.822,17
CAPEX Gesamt PtCH, [€] 21.895.585,07
OPEXFix [€/a] 335.600,00
OPEXvariabel [€/a] 107.430,00
OPEXgesamt [€/a] 443.030,00
Stromkosten [€/a] 1.658.437,49
CO,-Kosten [€/a] 43.565,00
Abschreibung [€/a] 1.757.000,00
Wasserstoffverwurf [t] 26,54
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5 Auswertung und Diskussion

Im folgenden Kapitel werden die einzelnen Kostenbestandteile der gesamten PtCH4-Anlage der einzel-
nen Szenarien, die Ergebnisse sowie deren Zustandekommen verglichen, genauer untersucht und disku-
tiert. Ebenfalls wird die Vorgehensweise der durchgefiihrten Forschung kritisch reflektiert.

5.1 Vergleich der Szenarien

In Abbildung 24 sind die optimierten GGK der jeweiligen Szenarien illustriert. Auf’erdem werden die
spezifischen Kosten der einzelnen Bereiche in €/ MWhsne dargestellt. Insgesamt zeigt sich, dass die
niedrigsten GGK einer Power-to-Methan-Anlage mit optimiert ausgelegtem Wasserstoffspeicher und
Methanisierungsleistung bei dem Szenario mit Onshore-Wind-Strombezug mit 217,98 €/MWhsne auf-
treten. Die hochsten Kosten entstehen bei der optimierten Anlage mit Offshore-Wind-Strombezug mit
311,64 €/ MWh, was zu einem erheblichen Kostenunterschied von 93,66 € MWh zwischen dem giins-
tigstem und dem teuersten Szenario fuhrt. Es wird auerdem deutlich, dass die GGK beim Hybrid-Sze-
nario um 18,82 €/ MWh hoher sind als beim Onshore-Szenario, obwohl durch die Kombination von
Solar- und Windenergie eine konstantere und héhere Produktion erreicht werden sollte, um niedrige
GGK zu erreichen. Auflerdem ist in Abbildung 24 zu erkennen, dass die GGK bei allen vier Szenarien
ihren groBten Anteil in den Stromkosten haben. Vor allem im Offshore-Szenario wird dies deutlich.
Dort sind 187,7 €/ MWhsne nur durch den Strombezug der Elektrolyse erforderlich. Dies entspricht fast
den gesamten GGK bei dem Onshore-Szenario. Die hichsten Investitionskosten und dazugehdrigen
Zinsen, bezogen auf das produzierte SNG, sind bei dem PV-Szenario vorzufinden mit 86,1 €/ MWHsne
fiir den CAPEX und 52,1 €/ MWhsye fiir die Zinsen. Es zeigen sich aulerdem mit 35,2 €/ MWhsne die
hdchsten OPEX-Kosten beim PV-Szenario, wohingegen beim Onshore- und Hybridszenario mit 26,9
€/MWhsne die geringsten OPEX Kosten anfallen. Die CO2-Kosten betragen auf die SNG-Produktion
bezogen bei allen vier Szenarien 2,6 €/MWh.

\ergleich der GGK
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2 PV ———— I
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g
& onshore | |
Offshore | I
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m Stromkosten = CAPEX Zinsen OPEX mCO2-Kosten

Abbildung 24: Vergleich der GGK und deren Zusammensetzung
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In Tabelle 12 sind die genauen Kosten der einzelnen Kostenparameter in Bezug auf die jeweiligen
Szenarien dargestellt.

Tabelle 12:Vergleich der Produktionsspezifischen Kosten

Offshore Onshore PV Hybrid
Stromkosten [/ MWHsng] 187,7 88,5 112,1 100,6
CAPEX [€/MWHsnG] 57,8 62,2 86,1 66,4
Zinsen [€/MWHsnc] 35,0 37,6 52,1 40,2
OPEX [€/MWHsng] 28,5 26,4 35,2 26,9
COs-Kosten [E/MWHsng] 2,6 2,6 2,6 2,6

Wie die vier verschiedenen Szenarien sich im Hinblick auf die Methanisierungsleistung und Wasser-
stoffspeichergréfie unterscheiden, ist in Abbildung 26 zu erkennen. Es wird deutlich, dass wenn der
Wasserstoffspeicher kleiner skaliert ist, wie bei den beiden Szenarien mit Windstrombezug, eine deut-
lich hohere Methanisierungsleistung benétigt wird, um standortspezifische niedrige GGK zu erreichen,
als bei den Szenarien mit groRerem Speicher. Es lasst sich allerdings nicht pauschal aussagen, dass ein
groRerer Speicher oder eine héhere Methanisierungsleistung zu niedrigeren GGK fiihren. Dies lasst sich
im Vergleich der Systemauslegung zusammen mit den Ergebnissen deutlich erkennen. Das Onshore-
und Offshore-Szenario haben eine dhnliche Systemauslegung, trotzdem erreicht das Offshore-Szenario
die hochsten und das Onshore-Szenario die niedrigsten GGK in der Simulation. Die Auslegung hat des
Weiteren einen direkten Einfluss auf die Investitionskosten der jeweiligen PtCHs-Anlage. Dies wird im
Vergleich von Abbildung 25 und 26 deutlich. Zwar sind die Kosten flir die Elektrolyse bei vier Szenarien
gleich, jedoch ist die Methanisierung deutlich teurer als der Wasserstoffspeicher und das bei jeder der
optimalen Systemauslegungen. Somit wird ein System mit einer héheren Methanisierungsleistung und
einem Kleineren Speicher wie beim Off- und Onshore-Szenario hohere Investitionskosten besitzen als
Systeme mit kleineren Methanisierungsleistungen und gréReren Speicherkapazitaten wie beim PV—und
Hybridszenario.

In den jahrlichen Abschreibungen der jeweiligen Szenarien zeigt sich, dass das teuerste Szenario mit
Offshore-Strombezug auch die hochsten jéhrlichen Abschreibungen mit 2.167.700 €/a besitzt. Da der
Zinssatz und die Lebensdauer der Anlagen bei allen Szenarien gleich gewéhlt wurden, unterscheiden
sich die jahrlichen Abschreibungen nur auf Grund der jeweiligen Investitionskosten. Die 10 MW Elekt-
rolyse ist bei jedem der vier gewahlten Konzepte vorhanden und hat bei den drei Systembestandteilen
mit 9.201.876,51 € den grofiten Kosteneinfluss auf den CAPEX, wie in Abbildung 25 zu sehen ist. Wie
im vorherigen Absatz bereits dargestellt, hat der Speicher in jedem Szenario einen deutlich geringeren
Einfluss im Vergleich zu der Elektrolyse und der Methanisierung. Selbst beim PV-Szenario, welches
die groRte Kapazitéat zur Speicherung zusammen mit der geringsten Methanisierungsleistung bereitstellt,
sind die Investitionskosten fur den Wasserstoffspeicher in etwa halb so hoch wie vom CAPEX der Me-
thanisierung.
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Vergleich der Systemauslegung Zusammensetzung des CAPEX
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Abbildung 25: Vergleich der optimalen Systemauslegungen Abbildung 26: Zusammensetzung des CAPEX der verschiedenen
Szenarien

Durch den CAPEX der BoP hat das Offshore-Szenario einen weiteren Kostennachteil. Dieser wurde mit
dem hdéchsten Faktor der verschiedenen Szenarien angenommen. Dies fulhrt dazu, dass der bereits
hdchste CAPEX nur durch die drei Systembestandteile auRerdem den héchsten CAPEX der BoP besitzt.
Somit benétigt der Offshore-Standort 4,2 Millionen Euro héhere Investitionskosten als der Onshore-
Standort, welcher die zweit hochsten Abschreibungen mit 1.828.900 €/a und Investitionskosten mit
22.792.588 € besitzt. Die giinstigste PtCHa-Anlage im Hinblick auf den absoluten CAPEX ist die mit
PV-Strombezug. Dieses Szenario ist mit 21.647.163 € ungefahr 250.000 € giinstiger ist als das Hyb-
ridszenario. Dies fiihrt zu einer Abschreibung von 1.737.000 €/a, welche 20.000 €/a niedriger ist als
beim Hybridszenario. Allerdings wird dabei nicht die Produktion des SNG berticksichtigt, welche durch
hohere Investitionskosten steigen kann, indem z.B. eine Methanisierung mit mehr Leistung mehr SNG
produziert. Wie bereits beschrieben und in Abbildung 24 deutlich wurde, ist bei dem PV-Szenario der
CAPEX bezogen auf das SNG von allen vier Szenarien am hdchsten, trotz des geringsten absoluten
CAPEX. Bei dem Offshore-Szenario ist Ahnliches zu erkennen. Wie bereits erwahnt, bestehen dort zwar
die hdchsten absoluten Investitionskosten, allerdings zeigt das Szenario den geringsten spezifischen
CAPEX. Somit wird deutlich, dass im Vergleich von verschiedenen Konzepten die spezifischen Inves-
titionskosten immer berlicksichtigt werden mussen und nicht nur die absoluten Investitionskosten be-
trachtet werden sollten.

Wie in den Abbildungen 17, 19, 21 und 23 jeweils deutlich wird, sind die Stromkosten der Elektrolyse
in allen vier Szenarien fr die hochsten anteiligen Kosten mit Anteilen von 39- (PV), 41- (Onshore), 43-
(Hybrid) oder 60 % (Offshore) an den gesamten Kosten verantwortlich. Werden die absoluten Zahlen
verglichen, wird der Unterschied der Szenarien noch deutlicher. Wahrend das Onshore-, PV- und Hyb-
ridszenario jahrliche Stromkosten um die 1,5 Millionen Euro zeigen, hat das Offshore-Szenario mit
knapp 4,4 Millionen Euro pro Jahr fast 300 % hohere Stromkosten als die PtCH4-Anlage mit Onshore-
Strombezug. Dies l&sst sich durch die gewahlten spezifischen Strombezugskosten und die Volllaststun-
den der Elektrolyse erkldren. In Abbildung 27 sind die Betriebsstunden sowie die Volllaststunden der
Elektrolyse und der Methanisierung dargestellt. Zuerst wird sich auf die Volllaststunden der Elektrolyse
im Bezugsjahr bezogen, um die hohen Stromkosten der Szenarien erklaren zu kénnen. Es ist zu erken-
nen, dass die Elektrolyse bei reiner PV-Stromversorgung mit 2387 die niedrigsten Volllaststunden be-
sitzt, was einer Auslastung von 27,25 % im Jahr entspricht. Bei dem Hybridszenario betrégt die
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Volllaststundenanzahl 3159, was einer Auslastung von 36,06 % entspricht. Die beiden Windszenarien
haben die hochste Volllaststundenanzahl der Elektrolyse mit 3525 beim Onshore- und 4428 beim Offs-
hore-Szenario, was Auslastungen von 40,24 und 50,55 % ergibt. Somit wird deutlich, dass bei den
Windszenarien auch der meiste Wasserstoff produziert werden kann, um diesen fur die SNG-Produktion
zu nutzen. Allerdings ist der Offshore Strombezugspreis mit 99 €/ MWh der hochste der vier verschie-
denen Systeme. Das flihrt zusammen mit der hochsten Auslastung automatisch zu den héchsten absolu-
ten Stromkosten pro Jahr. Hingegen ist der Onshore-Strombezugspreis mit 46 € MWh der niedrigste
von allen Konzepten, besitzt aber die zweit hochsten Volllaststunden und kann somit mehr Wasserstoff
produzieren als das PV- oder Hybrid-Konzept. Trotz der 366 Volllaststunden mehr, welche die Elekt-
rolyse mit Onshore-Strombezug im Vergleich zu der mit Hybrid-Strombezug hat, sind die produktions-
spezifischen Stromkosten pro Jahr durch den geringeren spezifischen Strompreis niedriger (Tab. 13)
aufgrund der geringeren Strombezugskosten. Bei der Elektrolyse mit PVV-Strombezug sind die absoluten
Stromkosten pro Jahr am niedrigsten, allerdings sind die Volllaststunden der Elektrolyse auch am ge-
ringsten, was zu einer deutlich niedrigeren Wasserstoffproduktion fihrt. Der Wasserstoff ist fur die
SNG-Produktion jedoch notwendig, weshalb das PV-Szenario die niedrigste SNG Produktion aller Sze-
narien hat. Es zeigt sich, dass die Volllaststundenanzahl der Elektrolyse ein wichtiger Faktor ist: Je
hoher diese ist, desto mehr SNG wird produziert (Tab. 14). Allerdings wird deutlich, dass hohe spezifi-
sche Strombezugskosten zusammen mit einer hohen Volllaststundenanzahl wie bei dem Offshore-Sze-
nario zu deutlich htheren GGK fiihren als niedrigere spezifische Strombezugskosten mit einer geringen
Anzahl an Volllaststunden wie bei dem PV-Szenario (Abb. 24).

Betriebs- und Volllaststunden der Systeme
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Abbildung 27: Vergleich der Betriebs- und Volllaststunden der Systeme

In Abbildung 27 ist auBerdem zu erkennen, dass die Elektrolyse bei reiner PV-Stromversorgung die
niedrigsten Betriebsstunden besitzt, allerdings nicht bei Methanisierung. Die hdchsten Betriebsstunden
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der Elektrolyse erreicht das Offshore-Konzept mit 7993 Stunden im Jahr. Somit ist die Elektrolyse tiber
91 % des Jahres in Betrieb. Im Vergleich zu den niedrigsten Betriebsstunden des PV-Szenario mit 4013,
ist die Elektrolyse fast doppelt so lange in Betrieb. Die niedrigsten Betriebsstunden bei der Methanisie-
rung treten mit 6111 Stunden bei dem Onshore-Szenario auf, trotz der geringsten GGK aller Szenarien.
Die hochste Anzahl tritt beim Hybrid-Szenario mit 7975 Betriebsstunden auf.

Wie bereits beim CAPEX sollten die absoluten Kosten allerdings noch mit den spezifischen Kosten
bezogen auf die SNG-Produktion verglichen werden. Dabei ist ein klarer Zusammenhang zwischen spe-
zifischen Strombezugskosten und spezifischen Stromkosten bezogen auf die Produktion zu erkennen.
Wie in Abbildung 28 zu sehen ist, zeigen sich bei den hdchsten spezifischen Strombezugskosten auch
die hochsten spezifischen Strombezugskosten bezogen auf die SNG-Produktion. Dasselbe Verhaltnis
gilt fir die zweit- und dritthtchsten sowie fir die geringsten spezifischen Strombezugskosten mit den
dazugehdorigen Kosten bezogen auf die SNG-Produktion.

Vergleich der Strombezugskosten mit den produktionsbezogenen
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Abbildung 28: Vergleich der Strombezugskosten mit den produktionshezogenen Stromkosten

Werden die Betriebsstunden mit den SpeichergroRen verglichen, wird deutlich, dass die Systeme mit
groReren Speichern auch mehr Betriebsstunden besitzen. Somit lasst sich eine konstantere SNG Pro-
duktion vorweisen. Eine konstantere Produktion flihrt zu weniger Stunden im Hot- und Cold-Standby,
was zu geringeren variablen Betriebskosten flhrt. Dies wird beim Betrachten des Hybrid-Szenarios
deutlich. Dieses hat mit 7.975 Stunden die hochsten Betriebsstunden. Somit ist die Methanisierung in
diesem Fall zu 91,04 % im Jahr in Betrieb. Diese hohe Betriebsstundenanzahl fihrt dazu, dass mit
107.430 €/a die geringsten variablen Betriebskosten bei dem Hybrid-Szenario vorzufinden sind. Bei
dem PV-Szenario l&uft die PtCH4-Anlage mit 7.592 Stunden mit den zweitmeisten Betriebsstunden,
was zu variablen Betriebskosten von 116.100 €/a fiihrt. Beim Offshore-Szenario liegt die Betriebsstun-
denanzahl bei 6.618. Dieses Szenario hat somit die drittmeisten Stunden, allerdings sind hier die vari-
ablen Betriebskosten mit 289.120 €/a deutlich hdher als beim PV- und Hybridszenario. Des Weiteren
ist der OPEXuariabel beim Offshore-Konzept ebenfalls hoher als beim Onshore-Konzept (130.710 €/a),
obwohl die Betriebsstunden hier mit 6.111 am niedrigsten sind. Der Grund dafur ist der hohe Strompreis
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fur den Offshore-Wind im Vergleich zu den anderen Strombezugsquellen. Dies fuhrt dazu, dass der
OPEXuarianel, Welcher sich aus Stromkosten fur die Zeit aus dem Hot- bzw. Cold-Standby zusammen-
setzt, durch den Strompreis mehr steigt, als er durch eine hohe Betriebsstundenanzahl sinkt. Zuziglich
zu dem niedrigstem OPEXvaiael der verschiedenen Systeme zeigt der OPEXkix bei dem PV-Szenario
auch den niedrigsten absoluten Wert mit 326.590 €/a. Da die fixen Betriebskosten sich jeweils aus einem
Prozentsatz der einzelnen Investitionskosten der Systeme zusammensetzten, ist die Reihenfolge der ab-
soluten Werte des OPEXGkix bei den Systemen gleich der Reihenfolge der Werte des CAPEX der ver-
schiedenen Szenarien. Wie bereits erwéhnt, ist dieser Wert beim PV-Szenario am niedrigsten, daraufhin
folgt der OPEXrix vom Hybridszenario mit 335.600 €/a sowie mit 362.730 €/a vom Onshore-Szenario.
Am hdchsten sind die fixen Betriebskosten beim Offshore-Szenario mit 376.210 €/a. Dasselbe Bild
ergibt sich beim gesamten OPEX, wie in den Werten in Tabelle 14 deutlich wird. Wie jedoch bereits bei
den Stromkosten und dem CAPEX sollte auch der absolute OPEX mit dem auf die SNG-Produktion
bezogenen OPEX verglichen werden. Dabei wird deutlich, dass der in allen Szenarien niedrigste abso-
lute OPEX vom PV-Szenario bezogen auf die SNG-Produktion mit 35,2 €/ MWhsne am hdchsten ist,
obwohl beim Offshore-Konzept der absolute OPEX in etwa 35 % hoher ist. Durch die deutlich héhere
SNG-Produktion sind die spezifischen Betriebskosten bei dem Onshore- und Hybridszenario ebenso
deutlich niedriger als beim PV-Szenario.

Der niedrigste Kostenbestandteil ist bei allen Szenarien derselbe Kostenparameter. Die CO.-Kosten ma-
chen bei allen Konzepten nur ein Prozent oder weniger der gesamten Kosten aus. Zwar ist beim Offs-
hore-Szenario der absolute Preis mit 61.748 €/a am hochsten, jedoch ist bei den spezifischen Kosten,
welche auf die SNG-Produktion bezogen sind, bei allen vier Szenarien der Betrag bei 2,6 €/ MWhsne
(Tab. 12). Hierdurch wird deutlich, dass der CO,-Preis in allen Szenarien den gleichen Einfluss hat. Das
ist der Fall, weil die gesamten CO,-Kosten direkt mit der SNG-Produktion zusammenhdangen. Da bei
der Berechnung der GGK die gesamten CO,-Kosten durch die Menge des SNG geteilt werden und fur
jedes produziertes CH4-Molekiil auch ein CO2-Molekiil benétigt wird, kann abgeleitet werden, dass die
spezifischen CO,-Kosten bei dem angenommenen CO»-Preis von 50 €/t immer 2,6 €/MWhsng betragen.

Ein weiterer sehr interessanter VVergleich lasst sich bei der Menge des Wasserstoffverwurfs in den ver-
schiedenen Szenarien ziehen. Die groRte Menge an Wasserstoff, die in einem Jahr verworfen wird, ist
bei dem Onshore-Szenario vorzufinden, obwohl dort die geringsten GGK fuir SNG erreicht werden.
Beim Offshore-Szenario besteht der geringste Verwurf, wobei dort die hochsten GGK vorzufinden sind.
In dem PV-Szenario, welches den gréfiten Speicher besitzt, wird im Vergleich zum Onshore- und Hyb-
ridszenario nur eine geringe Menge Wasserstoff verworfen. Ein Ziel der Simulation war, durch den
Wasserstoffspeicher so viel Wasserstoff wie moglich zu nutzen, um geringere GGK zu erreichen. Auf
eine Erklarung flr dieses Phdnomen, wird in der Diskussion eingegangen.

Des Weiteren unterscheiden sich die Ergebnisse der verschiedenen Szenarien je nach Strombezug deut-
lich. Jedoch ist bei allen Konzepten zu erkennen, dass durch eine passende Auslegung von Wasserstoff-
speicher und Methanisierungsleistung auf den Strombezug, die GGK des jeweiligen Systems deutlich
gesenkt werden konnen. Zudem ist in den Abbildungen 16, 18, 20 und 22 abzulesen, dass die optimale
Systemauslegung aus Methanisierungsleistung und Wasserstoffspeichergréfe nicht auf ein Kilowatt
Leistung und ein Kilogramm Speicherkapazitit berechnet werden muss. Da ein flieRender Ubergang
von den ginstigeren zu den teureren Auslegungen bei allen Szenarien zu sehen ist, entsteht eine gewisse
Toleranz in einem optimalen Bereich. Die GroRRe dieses Bereichs unterscheidet sich allerdings bei den
verschiedenen Szenarien. Bei On- und Offshore Windstrombezug kann die Methanisierungsleistung
deutlich mehr schwanken (ca. 1 MW) als bei PV- oder Hybridstrombezug (0,45 MW), ohne dass die
GGK deutlich steigen. Im Hinblick auf den Speicher ist vor allem bei dem Hybridszenario (800 kg) im
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Vergleich zu den anderen Szenarien (300 kg) ein grof3er Bereich maoglich, um weiterhin bei ortspezifi-
schen niedrigen GGK zu bleiben. In diesem Bereich zeigen sich nur geringe Schwankungen der GGK
von unter 3 €/ MWhsne, was 4 ct/kgsne entspricht.

In Tabelle 13 sind alle vorgestellten Ergebnisse der verschiedenen Szenarien in einer Tabelle dargestellt.

Tabelle 13: Vergleich aller Szenarien

Offshore Onshore PV Hybrid
Gasgestehungskosten 311,64 217,98 288,20 236,80
[€/MWh]
Produziertes SNG [MWh] 23.355,02 18.315,44 12.565,15 16.477,54
Elektrolyseleistung [MW] 10 10 10 10
Speichergrofie [kg] 600 500 2.150 1.675
Methanisierungsleistung 7,05 6,2 34 4,1
[MW]
Betriebsstunden Elektrolyse 7.993 7.679 4.013 7.910
[h]
Volllaststunden Elektrolyse 4.427,83 3.525,30 2.387,01 3.158,93
[h]
Betriebsstunden Methanisie- 6.618 6.111 7.592 7.975
rung [h]
Volllaststunden Methanisie- 4.719,20 4.208,20 5.264,60 5.725,20
rung [h]
CAPEX Elektrolyse [€] 9.201.876,51 9.201.876,51  9.201.876,51  9.201.876,51
CAPEX Wasserstoffspeicher 300.000,00 250.000,00 1.075.000,00  837.500,00
[€]
CAPEX Methanisierung [€] 4.005.226,00 3.572.459,51 2.092.931,18 2.472.386,39
CAPEX Balance of Plant [€]  13.507.102,50 9.768.252,02  9.277.355,77  9.383.822,17
CAPEX Gesamt PtCH, [€] 27.014.205,00  22.792.588,04 21.647.163,45 21.895.585,07
OPEXFix [€/a] 376.210,00 362.730,00 326.590,00 335.600,00
OPEXvariabel [€/a] 289.120,00 130.710,00 116.100,00 107.430,00
OPEXagesamt [€/a] 665.330,00 493.440,00 442.690,00 443.030,00
Stromkosten [€/a] 4.383.550,38 1.621.639,35 1.408.333,14  1.658.437,49
CO;-Kosten [€/a] 61.748,00 48.432,00 33.221,00 43.565,00
Abschreibung [€/a] 2.167.700,00 1.828.900,00 1.737.000,00 1.757.000,00
Wasserstoffverwurf [t] 0,00669 41,05 4,99 26,54

5.2 Diskussion der Ergebnisse

Wie in Kapitel 5.1 deutlich wurde, unterscheiden sich die verschiedenen Szenarien in einigen Parame-
tern deutlich und bei anderen weniger. Dieser Unterschied entsteht durch die verschiedenen Strombe-
zugsdaten, welche von ihrem jeweiligen Standort und der EE-Quelle abhé&ngen, da dies die einzigen
Unterschiede bei den Eingangsparametern der Simulation sind. Insgesamt I&sst sich erkennen, dass eine
Kombination aus niedrigen Strombezugskosten und hohen Volllaststunden bei einer PtCH4-Anlage zu
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den niedrigsten GGK fiihrt. AuRerdem wird deutlich, dass eine Simulation zur optimalen Auslegung fiir
die Methanisierungsleistung und die Wasserstoffspeichergréfle die GGK senkt. Dies wurde bei allen
vier Szenarien bewiesen. Allerdings lassen die Ergebnisse der verschiedenen Szenarien mit unterschied-
lichem Strombezugsprofil bereits erste Schlusse zu, welche EE-Quellen fiir solche Anlagen in Frage
kommen und welche weniger. Im Folgenden werden zunéchst die einzelnen Szenarien und daraufhin
die Mdglichkeiten solche Szenarien wirtschaftlicher zu betreiben, diskutiert. AbschlieBend wird die Her-
angehensweise an die Forschung sowie die genutzte Methode diskutiert. Dabei wird Bezug zu den Li-
mitationen der Forschung genommen.

Als erstes wird die Simulation des Offshore-Szenarios diskutiert. Wie in den Ergebnissen und dem Ver-
gleich deutlich wurde, ist das Offshore-Szenario zur SNG Produktion mit Abstand am teuersten, obwohl
die meiste Menge an SNG produziert wurde. Die hohe Produktionsmenge lasst sich auf die hohen Voll-
laststunden der Elektrolyse und somit auf den Offshore-Windstrombezug zuruickfiihren. Somit wurde
die Hypothese, dass ein Offshore-Windstandort konstant Strom in groRen Mengen fiir die Elektrolyse
bereitstellen kann, um mdglichst viel Wasserstoff und somit auch SNG herzustellen, bestétigt. Aller-
dings treten bei diesem Szenario trotzdem die hdchsten GKK der vier Szenarien auf. Der Grund fiir die
hohen Kosten liegt in dem hdchsten gewéhlten Strompreis von 99 €/ MWh. Dieser ist mehr als doppelt
so hoch wie der angenommene Onshore-Windstrompreis und fast doppelt so hoch wie der aus dem PV-
und Hybridszenario. Zudem wurde der groRte BoP-Aufschlag angenommen, da eine Offshore-Anlage
mit deutlich mehr Investitionskosten verbunden ist als die anderen Konzepte. Insgesamt wird durch die
Simulation deutlich, dass bei einem solchen Szenario eine hohe Methanisierungsleistung wichtiger ist
als ein grof3er Speicher, um den produzierten Wasserstoff schnellstméglich weiterzuverwenden. Dies ist
der Fall, da die Elektrolyse durch die hohe Volllast- und Betriebsstundenanzahl auch eine hohe und
konstantere Wasserstoffproduktion besitzt. Somit muss der Speicher nicht derartig grol? skaliert werden,
da auch nur sehr selten gar kein Wasserstoff produziert wird. Folglich kann auch die Methanisierung
groRer skaliert werden. Es entstehen zwar hohere Investitionskosten als bei Szenarien mit einer niedri-
geren Methanisierungsleistung und einem gréBeren Speicher, aber es wird deutlich mehr SNG produ-
ziert und weniger Wasserstoff verworfen. Um die GGK senken zu kdnnen, miissen die Strombezugs-
kosten deutlich sinken. Wirde derselbe Strompreis wie in dem Onshore-Szenario angenommen werden,
wirden sich die GGK beim Offshore-Szenario um fast einen Drittel senken und so trotz deutlich hdheren
Investitionskosten dhnliche GGK wie das Hybrid- oder Onshore-Szenario erreichen. Die Haupterkennt-
nis aus der Simulation des Offshore-Szenarios ist, dass es mit dem gewéhlten Strompreis nahezu un-
mdoglich ist, GGK zu erreichen, welche konkurrenzfahig mit denen aus den anderen Szenarien sind,
obwohl die hochste Produktionsmenge durch die hohen Volllaststunden der Elektrolyse entsteht.

Als zweites werden die Ergebnisse des PV-Szenario diskutiert und die Vor- und Nachteile einer rein
solarbetriebenen PtCHs-Anlage beleuchtet. Bei reinem Strombezug aus Solarenergie durch PV-Anlagen
ist eine hohe Speicherkapazitét notig, um auch bei Nacht die Methanisierung weiter in Betrieb zu halten,
da nur tagsuber Strom und somit auch Wasserstoff produziert werden kann. Folglich tritt auch die
kleinste Methanisierungsleistung der vier Szenarien beim PV-Szenario auf, da bei einer zu hohen Me-
thanisierungsleistung der Wasserstoffspeicher noch deutlich groRRer skaliert werden misste. Ansonsten
leert sich der Speicher nachts schneller und es kann keine konstante Produktion mehr stattfinden. Da es
trotz des groRen Wasserstoffspeichers zu einem Wasserstoffverwurf kommt, kann festgehalten werden,
dass ein Speicher, welcher fir die gesamte Nacht jedem Tag im Jahr genug Kapazitét hat, nicht rentabel
ist. Nicht genutzter verfligbarer Wasserstoff kann verworfen werden, um niedrigere GGK zu erreichen,
obwohl dadurch weniger SNG produziert wird. Hinzu kommt, dass eine 10 MW ea-PV-Anlage in der
Realitat keine 10 MW Leistung tatsachlich nutzt, sondern dieser Wert im Labor unter sogenannten
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Standardbedingungen entsteht. In der Realitét ist diese Leistung meist geringer. Dies fiihrt dazu, dass
die 10 MW-Elektrolyse nie bei einer 100 % Last arbeitet, auBer die sogenannten Standard Testing Con-
ditions (STC) wiirden auftreten (Fraunhofer ISE 2021b). Das bedeutet, dass ein gewisser Teil der instal-
lierten Elektrolyseleistung nicht genutzt werden kann, obwohl sie verfugbar ist. Es kdnnte also eine
kleinere skalierte Elektrolyse mit einem insgesamt niedrigerem absoluten CAPEX dieselbe Menge Was-
serstoff produzieren, was wiederum zu niedrigeren GGK fiihren wiirde. Die Eigenschaft der nicht kom-
plett genutzten Leistung, zusammen mit den niedrigen Volllaststunden, fiihrt trotz des grolen Wasser-
stoffspeichers zu der niedrigsten Produktion aller vier Szenarien. Da bei der Berechnung fiir die GGK
die produzierte Menge des SNG eine wichtige Rolle spielt, ist dies ein klarer Nachteil. Um einen solchen
Nachteil auszugleichen, miissten die gesamten Kosten, die auftreten, deutlich niedriger sein als bei den
anderen Szenarien. Bei dem Vergleich der Szenarien wird deutlich, dass die durchgefihrte Simulation
genau dies zu erreichen versucht. Das optimal ausgelegte PV-Szenario besitzt fir jeden einzelnen Kos-
tenparameter die niedrigsten absoluten Werte, jedoch ist die SNG-Produktionsmenge auch die nied-
rigste. Nur das Offshore-Szenario weist hthere GGK auf, welche nur durch den hohen Strompreis ent-
stehen, wie zuvor bereits erlautert. Wie auch beim Offshore-Szenario sind die Stromkosten der Kosten-
faktor mit dem groRten Einfluss auf die GGK. Um diese zu senken, ware es moglich, sich die ortspezi-
fischen Stromgestehungskosten genauer anzuschauen. In dieser Arbeit wurden durchschnittliche Preise
angenommen, allerdings wirde ein ergiebigerer PV-Standort wie in Stidspanien zu deutlich geringeren
Strombezugskosten fithren. Es konnen dort Stromgestehungskosten von bis zu 33 €/ MWh erreicht wer-
den, was die GGK des SNG drastisch senken wiirde (Enkhardt 2021). Allerdings wirde das Problem
der niedrigen Produktion trotzdem bestehen bleiben. Dieses kdnnte durch einen gréfReren Strombezug
behoben werden. Alternativ kénnte das System mit einer kleineren Elektrolyse kleiner skaliert werden,
um Investitionskosten zu sparen.

Insgesamt ist es das Prinzip der simulierten PtCHs-Anlage mit dem genutzten PV-Strom, dass durch die
niedrig gewahlte Methanisierungsleistung tagstber konstant Wasserstoff verbraucht wird und der tber-
schissig produzierte Wasserstoff den Speicher fiir die Nacht fiillt. Somit kann auch teilweise nachts
weiterhin SNG produziert und eine hohere Produktion gewéhrleistet werden. Allerdings wird bei dem
PV-Szenario insgesamt deutlich, dass eine rein mit PV-Strom betriebene PtCHs-Anlage keine optimale
Losung bildet. Eine weitere Stromquelle, welche auch nachts Strom erzeugen kann, wére eine Lésung,
um eine deutlich héhere Produktion zu erreichen. Zusammen mit niedrigeren Stromkosten wiirden die
GGK deutlich sinken.

Als drittes wird das Hybridszenario genauer untersucht. Vor der Ausfiihrung der Simulation wurde die
Annahme getroffen, dass ein Hybridszenario, welches PV- und Windstrom verbindet, zu niedrigen GGK
durch die resultierenden hohen Volllaststunden und dem konstanteren Betrieb der Anlage fiihren wiirde.
Jedoch ist es von den untersuchten Szenarien nur das zweitglinstigste nach dem Onshore-Szenario. Wie
in den Ergebnissen deutlich wurde, sind zwar die hochsten Volllaststunden der Methanisierung erreicht
worden, allerdings nicht bei der Elektrolyse (Abb. 27), obwohl genau dieses Ziel mit dem hybriden
Strombezug erreicht werden sollte. Um dies zu erklaren, kann auf das PV-Szenario verwiesen werden,
welches die niedrigsten Volllaststunden der Elektrolyse vorweist. In dem Hybridszenario ist weniger
nutzbare Leistung vorhanden als in dem Onshore-Szenario. Somit werden, wie auch im PV-Szenario
erlautert, bei optimalen Wind- und PV-Bedingungen keine 10 MW, sondern 5 MW aus der Windener-
gieanlage und weniger als 5 MW aus der PV-Anlage genutzt. Dies bildet einen groRen Nachteil eines
solchen Systems im Vergleich zu den anderen Szenarien. Der Nachteil kdnnte nur durch eine gréRer
skalierte PV-Anlage oder kleiner skalierte Elektrolyse ausgeglichen werden.
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Genau aus dem zuvor erlauterten Grund fallt die Kapazitat des Speichers in der Simulation deutlich
groler und die Methanisierungsleistung kleiner aus als bei den reinen Windszenarien. Hierdurch wird
sichergestellt, dass sogenannte Dunkelflauten Gberbriickt werden und eine konstantere SNG-Produktion
garantiert werden kann. Jedoch ware es unwirtschaftlicher, wenn jede Dunkelflaute komplett ausgegli-
chen wird, was in der Simulation deutlich wird. Es gibt trotzdem einen Verwurf von Wasserstoff, da
eine Balance aus Investitionskosten fur den Speicher und der Methanisierung sowie dem Nutzen aus
dem Speicher und der Methanisierungsleistung gefunden werden muss. Dieses Phanomen ist bei allen
vier Szenarien vorzufinden. Insgesamt zeigt das Hybridszenario, dass durch eine Kombination von
Wind- PV-Strom niedrigere GGK als mit einer einzelnen Stromquelle zu erreichen sind, allerdings muss
auch hierfir der spezifische Strompreis sinken. Auerdem sollte auch tatsdchlich 10 MW nutzbare Leis-
tung zur Verfligung stehen oder eine kleiner skalierte Elektrolyse genutzt werden, um die Investitions-
kosten zu senken.

Das vierte und kostengiinstigste Szenario mit optimaler Auslegung von Wasserstoffspeicher und Me-
thanisierungsleistung war in der Simulation das Onshore-Szenario. In den Ergebnissen wurde Klar deut-
lich, dass dies an den niedrigsten Strombezugskosten aller vier Szenarien zusammen mit der hohen Aus-
lastung der Elektrolyse lag. Die hohe Auslastung der Elektrolyse ist ein Indikator fur einen Standort mit
guten Bedingungen zur Erzeugung von griinem Strom. Wie schon beim Offshore-Szenario wurde eine
geringere Speicherkapazitat mit einer grofReren Methanisierungsleistung kombiniert, um die ortsspezi-
fischen niedrigsten GGK zu erreichen. Somit wird beim Onshore-Szenario versucht den produzierten
Wasserstoff schnellstmoglich in SNG umzuwandeln. Wenn die Methanisierungsleistung allerdings
nicht hoch genug skaliert ist, resultiert zusammen mit der geringen Kapazitat des Wasserstoffspeichers
ein hoher Wasserstoffverwurf und genau dieser Fall tritt hier ein. Jedoch zeigt die Simulation, dass
genau diese Kombination trotzdem zu den niedrigsten ortsspezifischen sowie den niedrigsten GGK aller
Szenarien flhrt. Der Grund dafur ist, dass die geringen Stromkosten eher zu einem Verwurf fiihren als
hohe Stromkosten, da jedes kg ungenutzter Wasserstoff bereits teuer durch den Strom erzeugt worden
ist.

Unter Betrachtung aller vier simulierten Szenarien wird ersichtlich, dass es mehrere Faktoren gibt, wel-
che zu niedrigeren bzw. héheren GGK fiihren. Jedoch ist keines der Szenarien ansatzweise wirtschaft-
lich, wenn die GGK mit denen von herkdmmlichem Erdgas verglichen werden. Laut dem Bundesmi-
nisterium fiir Wirtschaft und Energie war 2020 der durchschnittliche Gaspreis bei 63,1 € MWh, wovon
nur 31,2 €/ MWh auf die Erzeugung und Vertrieb zuriickzufiihren sind (BMWi 2020a). Das macht eine
Differenz von 186,78 €/ MWh zwischen dem herkdmmlichen Erdgas und den GGK aus dem kosten-
giinstigsten simulierten Szenario, welches GGK von 217,98 €/ MWh hat. Da das SNG klimaneutral ist,
sollte es allerdings nicht nur mit Erdgas verglichen werden, welches CO,-Emissionen verursacht. Aus
diesem Grund wird der Preis von Bioerdgas, auch Biomethan oder Biogas genannt, mit den simulierten
GGK verglichen. Das Biogas wird bereits seit ber 20 Jahren in Biogasanlagen im Dies ist immer noch
deutlich niedriger als die simulierten SNG-GGK. Rein ¢konomisch betrachtet sind somit PtCH4-Anla-
gen mit den angenommenen Parametern zur Berechnung der GKK trotz der optimalen Auslegung des
Wasserstoffspeicher und der Methanisierungsleistung nicht ansatzweise wirtschaftlich.

Im Folgenden werden Maglichkeiten, um eine solche Anlage wirtschaftlicher zu betreiben, diskutiert.
Es gibt mehrere Ansatze die GGK zu senken, wobei der effektivste die Senkung der Stromkosten ist.
Diese sind je nach Standort unterschiedlich, weshalb ein geeigneter Standort niedrige Strombezugskos-
ten fur EE-Quellen haben muss. AuRerdem ist es ein globales Ziel, Emissionen zu senken, weshalb
staatliche Forderungen eine weitere Option waren, um die Stromkosten zu senken. Allerdings wird die
reine Reduzierung der Stromkosten nicht allein zur wirtschaftlichen Nutzung fiihren. Die
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Investitionskosten fiir solche Anlagen mussen ebenso sinken. Staatliche Forderungen kdnnten nicht nur
die Stromkosten senken, sondern auch den CAPEX, jedoch ist die Umsetzung einer PtCH4-Anlage aus-
schlieBlich mithilfe des Staates derzeit unwahrscheinlich.

In der Zukunft kénnten solche Anlagen eher rentabel werden, da erwartet wird, dass der spezifische
CAPEX von Elektrolyseuren sinken wird, ahnlich wie bereits die Kosten fiir PV-Module und Batterien
in den letzten Jahren und Jahrzehnten stark gesunken sind (Fraunhofer ISE 2021a: S. 9; Statista 2021a).
In Abbildung 29 ist der geschéatzte Riickgang des CAPEX der verschiedenen Elektrolysetechnologien
dargestellt. Es wird deutlich, dass alle drei vorgestellten Elektrolyseure bis 2050 deutlich glinstiger wer-
den sollen (Smolinka et al. 2018: S. 175). Somit waren die reinen Investitionskosten einer 10 MW AEL
oder PEM-Elektrolyse bei finf Millionen Euro und somit fast 50 % geringer, als in der Arbeit angenom-
men wurde. Vor allem die Hochtemperaturelektrolyse ist fur eine PtCHs-Anlage vorteilhaft, da die be-
notigte Wéarme der HTEL direkt durch die Methanisierung gestellt werden kann. Wenn die HTEL keine
zusétzliche Warme mehr benétigt, da diese durch die Methanisierung gestellt wird, besteht eine optimale
Kopplung der zwei Anlagen. Dies fiihrt zu einem deutlich besseren Wirkungsgrad (Tépler & Lehmann
2017: S. 339). Ist die Technologie im Jahr 2050 so giinstig wie in Abbildung 29 dargestellt und fur eine
Leistung von 10 MW oder mehr technisch reif genug, ware es in der Zukunft mdglich, eine solche
PtCH,4-Anlage wirtschaftlich zu betreiben.

CAPEX [E/KW]

Heute 2030 2050

m PEMEL B AEL W HTEL

Abbildung 29: Zukiinftiger CAPEX der Elektrolysetechnologien (Quelle: Smolinka et al. 2018: S. 175)

Zudem gibt es seit 2021 eine CO»-Bepreisung, wenn Emissionen frei werden (BMU 2020: S. 24). Somit
konnte es in der Zukunft der Fall sein, dass das benétigte CO, zur SNG Herstellung nicht eingekauft
werden muss, sondern die Abnahme von CO- aus industriellen Betrieben eine Einkommensmdglichkeit
wird und somit die gesamten Kosten senkt. Abgesehen vom CO; kann auch der Sauerstoff als Neben-
produkt der Elektrolyse verkauft werden, um niedrigere GGK zu erreichen. AulRerdem sollte auch der
verworfene Wasserstoff genutzt werden. Je nach Anlagenauslegung féallt mehr oder weniger Wasserstoff
an, welcher nicht genutzt wurde. Dieser sollte entweder direkt verkauft oder selbst verwendet werden,
um einen wirtschaftlicheren Betrieb zu gewéhrleisten. Falls es keinen Wasserstoffabnehmer gibt, konnte

der verworfene Wasserstoff riickverstromt werden. Dies wdére zwar aus energetischer Sicht eine
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Energieverschwendung, da ein groRer Teil der Energie bei den zwei Umwandlungsschritten verloren
geht, allerdings wird hierbei die Energie aus dem Wasserstoff wenigstens genutzt und nicht verworfen.
Ein deutlich besseres Konzept ware es jedoch, dass die Elektrolyse aufhért Strom zu beziehen und Was-
serstoff zu erzeugen, wenn der Speicher voll ist. Damit die EE nicht einfach abgeschaltet werden, sollte
der Strom anderweitig genutzt werden. Falls eine anderweitige Abnahme des griinen Stroms nicht mog-
lich ist, ware ein Batteriespeicher eine sinnvolle Alternative. Durch eine Batterie kann der Uiberschissige
Strom so lange gespeichert werden, bis der Wasserstoffspeicher nicht mehr voll ist und keine EE zur
Verfugung stehen. Dadurch wére eine konstantere und hohere Produktion erreichbar und somit auch
niedrigere GGK. Fur die optimale Batteriekapazitit muss jedoch eine Abwégung zwischen Investitions-
kosten der Batterie und der Kapazitat mit dem jeweiligem Strombezugsprofil vorgenommen werden,
ahnlich wie in der durchgefiihrten Simulation zur optimalen Auslegung von Wasserstoffspeicher und
Methanisierungsleistung.

Im Folgenden wird die genutzte Methode und deren Umsetzung diskutiert. Reslimierend ist die Simu-
lation von solchen Anlagen eine wichtige und aussagekraftige Methode, um Ergebnisse zu generieren
und verschiedene Szenarien vergleichen zu kdnnen. Allerdings hétten einige Aspekte spezifiziert wer-
den kénnen, was jedoch den Umfang dieser Arbeit Uberschritten hétte. Dazu gehort z.B. die genauere
Untersuchung der Standorte. Dadurch ware eine genauere Aussage Uber die Stromkosten moglich sowie
eine bessere Abschatzung des BoP. Beide Punkte haben wesentlichen Einfluss auf die berechneten GGK
und kdnnten durch eine Spezifizierung zu genaueren Ergebnissen fiihren. AufRerdem wurde auf die Pro-
zesse der genaueren Betriebsweise der Elektrolyse und Methanisierung verzichtet. Vor allem bei der
Elektrolyse hat die tatséchliche Last einen grof3en Einfluss auf den Wirkungsgrad. Um den genauen
Einfluss der verschiedenen Technologien zu berlicksichtigen, musste die Simulation erweitert werden
und die Betriebsweise der Technologien erganzt werden. Jedoch ist es durch die durchgefuihrte Simula-
tion moglich geworden, verschiedene Standorte und EE-Quellen zu vergleichen sowie die dazu passende
optimale Auslegung des Wasserstoffspeichers und der Methanisierungsleistung zu bestimmen, was auch
das Ziel dieser Arbeit war. Insgesamt wurde es hierdurch méglich, einen Uberblick tiber die verschie-
denen Kosten aufzustellen und zu verdeutlichen, wie diese entstehen und zusammenhangen. Aufgrund
der verschiedenen Ergebnisse konnten die Zusammenhénge erldutert und die Griinde, weshalb eine mit
PV- oder Windstrom betriebene Offgrid-PtCH4-Anlage derzeit nicht wirtschaftlich ist, dargestellt wer-
den. Auch konnte gezeigt werden, welche Anderungen die Wirtschaftlichkeit steigern wiirden.
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6 Zusammenfassung und Ausblick

Im folgenden Kapitel werden die Ergebnisse sowie die Diskussion zusammengefasst und ein Ausblick
auf die mogliche Umsetzung von Offgrid-PtCHs-Anlagen, welche EE nutzen, gegeben.

6.1 Zusammenfassung

Im Rahmen der vorliegenden Bachelorarbeit wurde eine Simulation zur optimalen Auslegung des Was-
serstoffspeichers und der Methanisierungsleistung einer Power-to-Methan-Anlage mit PV- oder Wind-
strombezug entwickelt und auf verschiedene Standortszenarien mithilfe von frei zugénglichen Strom-
bezugsdaten angewendet. Dabei hatte jeder Standort ein unterschiedliches Strombezugsprofil, wobei
diese in Offshore-, Onshore-, PV- und Hybridszenario unterteilt wurden.

Aus den Ergebnissen lasst sich schlielRen, dass mit den getroffenen Annahmen eine wirtschaftliche Um-
setzung von PtCH4s-Anlagen derzeit nicht moglich ist. Allerdings bestétigt die Arbeit, dass eine Opti-
mierung von Wasserstoffspeicher und Methanisierungsleistung sinnvoll ist, um fir den jeweiligen
Standort die geringsten GGK zu erreichen. AuBerdem lieRen sich die einzelnen Kostenparameter dar-
stellen und vergleichen, wodurch deutlich wurde, dass vor allem die Strombezugskosten sinken miissen,
damit solche Anlagen in der Zukunft 6konomisch betrieben werden kénnen. Insgesamt l&asst sich fest-
stellen, dass mit den aufgestellten Annahmen das Onshore-Szenario die geringsten GGK von den vier
verschiedenen Szenarien mit 217,98 €/ MWhsne bzw. 3,03 €/kgsne bei einer Wasserstoffspeicherkapa-
zitat von 500 kg und einer Methanisierungsleistung von 6,2 MW aufweist. Auf der anderen Seite treten
die hochsten GGK der verschiedenen Szenarien trotz optimierter Auslegung bei dem Offshore-Szenario
mit 311,64 €/ MWhsne bzw. 4,33 €/kgsnc bei einem Wasserstoffspeicher mit 600 kg Kapazitét und einer
Methanisierungsleistung von 7,05 MW auf. Die optimierte Systemauslegung bei dem PV-Szenario liegt
bei einer Wasserstoffspeichergrofle von 2.100 kg und einer Methanisierungsleistung von 3,4 MW und
erreicht GGK von 288,20 €/ MWhsne bzw. 4,01 €/kgsne. Bei dem Hybridszenario liegt diese bei einer
Wasserstoffspeicherkapazitat von 1.675 kg und 4,1 MW Methanisierungsleistung, was zu GGK von
236,80 €/MWhsne bzw. 3,29 €/kgsne flhrt.

Aulerdem wurden verschiedene Maéglichkeiten aufgezeigt, wie die GGK der unterschiedlichen Szena-
rien weiter gesenkt werden kénnen. Dabei ist deutlich geworden, dass vor allem die Strombezugskosten
in der Zukunft sinken mussen. Insgesamt sind die technischen Mdglichkeiten zur Umsetzung von sol-
chen Anlagen, welche die nétige Energiewende voranbringen. Es muss jedoch mehr VVerdnderungen und
staatliche sowie globale Unterstiitzung geben, damit die Anlagen auch wirtschaftlich umsetzbar werden.

6.2 Ausblick

Unter Vernachl&ssigung der 6konomischen Sichtweise wéren solche Anlagen z.B. in Entwicklungslan-
dern mit mangelnder Infrastruktur eine Methode, diese zu dekarbonisieren, damit dort klimaneutrales
SNG genutzt werden kann. Die technischen Mdglichkeiten zur Nutzung sind weltweit verbreitet und
nicht teuer.

Solche Anlagen wirden auch fir Industrieldnder wie Deutschland eine Mdglichkeit bieten, sich von der
Abhéngigkeit von anderen Landern, welche Erdgas liefern, zu lésen. Insgesamt ist der grofite Vorteil
von SNG, dass das Gas sofort mit der derzeitigen Infrastruktur genutzt werden kann. Wie die Ergebnisse
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dieser Arbeit zeigen, ist es allerdings noch nicht rentabel, eine solche Anlage zu betreiben. Ob eine reine
Offgrid-PtCH.-Anlage im Megawattbereich in der Zukunft ohne jegliche Subventionen umgesetzt wird
und wirtschaftlich ist, ist somit unklar. Die reine Wasserstoffproduktion bildet eine andere Mdéglichkeit,
welche in Zukunft moglicherweise rentabler ist. Viele Lander und internationale Firmen sehen Wasser-
stoff in der Zukunft als den Energietréger der Zukunft (IEA 2019: S. 18). Ob dieser Wasserstoff dann
zur Produktion von SNG und nicht in anderen Bereichen genutzt wird, ist allerdings fraglich.
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