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Kurzzusammenfassung

Diese Studie untersucht die technische Machbarkeit sowie die Potentiale von Power-to-Gas
(PtG) fir die Umwandlung von tiiberschiissigem Strom in chemische Energietrager (Wasser-
stoff, Methan, fliissige Kohlenwasserstoffe, etc.) in der Schweiz.

Grundsitzlich ist die technische Machbarkeit von PtG gegeben, jedoch sind die spezifischen
Kosten vergleichsweise hoch. Die hohen Kosten ergeben sich auch durch die geringen Wir-
kungsgrade von heute rund 55% (700 bar Tankstellen-Wasserstoff) bzw. 45-50% (200 bar Me-
than oder fliissige Kohlenwasserstoffe) aufgrund der notwendigen Umwandlungsschritte. PtG
ist deshalb ausschliesslich nur in Verbindung mit Stromiiberschiissen aus erneuerbaren Quel-
len sinnvoll. Wird fossile Elektrizitdt verwendet, ist die CO,-Bilanz schnell negativ.

Erneuerbare Stromiiberschiisse ergeben sich in der Schweiz in Zukunft, wenn der Atomstrom
durch Photovoltaik (PV) ersetzt werden soll. Damit die jahrlich 25 TWh, Atomstrom durch PV
ersetzt werden konnen, miissten 50% der “geeigneten” Dachfldchen mit PV ausgebaut werden.
Um die PV-Uberschiisse am Mittag in die Abend-/Nachtstunden zu verschieben, ist zudem ein
24h-Tag-/Nachtausgleich (z.B. mittels Batterien, Pumpspeicherkraftwerken, etc.) notwendig.
Durch diesen Ausgleich werden die anfallenden Stromiiberschiisse verteilt und Leistungsspit-
zen geglattet. Beides ist auch fiir einen wirtschaftlichen Betrieb von PtG-Anlagen erforderlich.

Nach Abzug des Tag-/Nachtausgleichs — bei einem PV-Ausbau mit 50% der “geeigneten”
Dachfldachen — resultiert im Durchschnitt ein jahrlicher Stromiiberschuss von 10.8 TWh,; (da-
von 10.4TWhg im Sommer), die entweder abgeregelt oder durch PtG umgewandelt werden
miissen. Der bisher praktizierte Export von Stromiiberschiissen in Nachbarldnder wird auf-
grund des dortigen PV-Zubaus mit hoher Wahrscheinlichkeit nicht mehr funktionieren.

Am wirtschaftlichsten konnen PtG-Produkte in naher Zukunft in der Mobilitit abgesetzt wer-
den, da dort die Energiekosten an den Gesamtkosten relativ gering sind und der Druck zur
CO,-Reduktion hoch ist. Aufgrund des hohen Reifegrads der Methanproduktion und der Ver-
fiigbarkeit von Gasfahrzeugen wurden diese Abschdtzungen nur fiir Methan als Treibstoff fiir
Gasfahrzeuge vorgenommen. Basierend auf den o.g. Uberschiissen besteht das energetische
Potential, gegen 1 Mio. Gasfahrzeuge ganzjahrig mit erneuerbarem synthetisierten Methan zu
betreiben. Berticksichtigt man dabei Skaleneffekte und in der Schweiz vorgesehene gesetzli-
chen Massnahmen zeigt sich, dass dies wirtschaftlich zwar anspruchsvoll, aber moglich wire.

Auch nutzbares CO, fiir die Methanisierung ist in der Schweiz geniigend vorhanden, jedoch
oft nicht in der Ndhe von grossen Stromproduzenten wie Wasserkraftwerken, die fiir PtG notig
wiren, um Netzentgelte einzusparen. Es lohnt sich deshalb, in diesem Kontext auch die reine
Wasserstoffnutzung wie auch die atmospharische CO,-Versorgung weiter voranzutreiben.






Zusammenfassung

Power-to-Gas (PtG) gehort zu einer Gruppe von Verfahren zur Umwandlung von Strom in
chemische Energietrager (Wasserstoff, Methan, fliissige Kohlenwasserstoffe). Im Fokus dieser
Studie liegt die Umwandlung von Stromiiberschiissen aus erneuerbaren Energiequellen als
Treibstoff fiir die Mobilitdt. Dabei ist zentral, dass nur erneuerbare, aber keinesfalls Stromiiber-
schiisse aus fossilen Quellen verwendet werden, denn nur so ist PtG eine mogliche Option, um
einen umfangreichen Ausbau erneuerbarer Energien zu unterstiitzen und gleichzeitig fossile
CO,-Emissionen in anderen Energiesektoren zu reduzieren.

Mit dem geplanten Ausbau der Photovoltaik (PV) in der Schweiz und im Rest von Europa wird
es systembedingt zu temporiren Uberschiissen bzw. Defiziten bei der Elektrizititsprodukti-
on relativ zum Elektrizitatsverbrauch kommen. Neben anderen, effizienteren und giinstigeren
Optionen zur Speicherung und Kopplung von Sektoren (z.b. Batterien, Elektromobilitét, vehic-
le-to-grid, etc.), hat PtG insbesondere den Vorteil der kostengiinstigeren und besser skalierbaren
Speicherbarkeit von Energie. Dies erlaubt, Angebot und Nachfrage besser iiber lange Perioden
(auch saisonal) zu entkoppeln, was zusétzliche Flexibilitat und Moglichkeiten zur Sektorkopp-
lung erlaubt.

Obwohl durch die zwei Umwandlungsschritte von Strom zu Wasserstoff (Elektrolyse,
H, ~60-75%) und von Wasserstoff zu Methan (Methanisierung, ny, ~75-83%) relativ hohe
Energieverluste (spanne der moglichen auf den Heizwert bezogenen Gesamtwirkungsgrade
PtG, 7H, ~45-62%) auftreten und PtG heute noch vergleichsweise teuer ist, ist der Gewinn
an Flexibilitdt in der Nutzung des synthetischen chemischen Energietragers in anderen Ener-
giesektoren, insbesondere durch die bessere Speicherbarkeit, ein klarer Vorteil. Wird zudem
die Methanisierung mit einer Hochtemperatur-Elektrolyse (SOEC) zur Erzeugung des Wasser-
stoffs gekoppelt, so dass die Abwarme der Methanisierung fiir die Elektrolyse genutzt wird,
liessen sich prinzipiell deutlich hohere Gesamtwirkungsgrade erzielen [1].

Unter den gegenwairtigen Randbedingungen ist ein wirtschaftlicher Einsatz von PtG nur
schwer moglich, auch fehlen zur Zeit die Stromiiberschiisse, welche durch PtG genutzt werden
konnten. Fiir ein Energiesystem, welches zukiinftig in erster Linie erneuerbare Elektrizitét als
Primédrenergietrager nutzen soll, ist PtG als eine Technologie, die den Einsatz von Elektrizitat
flexibilisieren kann sehr wichtig. Sie erlaubt einen gesteigerten Nutzungsgrad der Erzeugung
von erneuerbarer Elektrizitdt vor allem bei temporérer Uberversorgung, die nicht zeitnah in
elektrischer Form verbraucht oder beispielsweise in Speicherwerken langerfristig gespeichert
werden kann. Fiir einen wirtschaftlichen Einsatz von PtG brauchte es vor allem geringere Ka-
pitalkosten, geringeren Platzbedarf und hohere Umwandlungswirkungsgrade sowie Randbe-
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dingungen, die den Nutzen von PtG im Zusammenhang mit in gesamtsystemischer Sicht in
Zukunft greifen lassen. Zudem braduchte es geniigend Abnehmer, eine ausreichend hohe Dif-
ferenz zwischen dem Marktpreis des Produktes und dem Preis des “erneuerbaren Stromiiber-
schusses” (Strom aus erneuerbarer Energie, welcher nicht anderweitig genutzt werden kann),
sowie passende Speichermoglichkeiten. Nur so konnten die installierte Gesamtkapazitat und
damit die Investitionen in PtG-Anlagen moglichst gering gehalten und die Anzahl an Volllast-
stunden erhoht werden. Zudem miissten Verfiigbarkeiten, zeitliche Profile der Nachfrage und
die Speichertypen/-grossen aufeinander abgestimmt sein. Notwendige Hilfsstoffe, in erster Li-
nie CO, als Edukt der Methanisierung, konnen ebenfalls eine Einschrankung sein, wenn sie zu
teuer sind, da sie beispielsweise zu weit transportiert werden miissen.

In dieser Studie wird, in Form von Szenarioanalysen, vertieft auf eben genannte Zusammen-
hédnge und Abhangigkeiten bei der Nutzung von PtG fiir saisonale Stromiiberschiisse beim
Ausbau der PV eingegangen und daraus die technische Machbarkeit und die Potentiale von
PtG in der Schweiz abgeschitzt. In diesem Zusammenhang wird die Systemgrenze “Schweiz”
gewadhlt, da im Sinne eines worst case Szenarios angenommen wird, dass im Sommer tiberschiis-
siger erneuerbarer Strom (aus Sonne und Wind) meist gleichzeitig auch in den benachbarten
Regionen der Schweiz anfillt, und somit eine internationale Vernetzung durch Import/Export
nicht unmittelbar weiterhilft. Dazu werden GIS-Werkzeuge und historische, hoch aufgeloste
Zeitreihen verwendet, um raumlich und zeitlich detaillierte Abschédtzungen fiir die Schweiz
zu machen. Es wird damit versucht, mit einem top-down Ansatz einen Eindruck zu bekommen,
welche Bedingungen in einem zukiinftigen Schweizer Energiesystem herrschen kénnten und
wie diese den Einsatz bestimmter Technologien notwendig machen kénnten.

In einem ersten Schritt werden die géngigsten Technologien der PtG Hauptkomponenten und
deren Funktionsweise, Vor- und Nachteile, Stand-der-Technik, Wirkungsgrade und Kosten un-
tersucht. Der Fokus liegt dabei vor allem auf den verschiedenen Elektrolyseverfahren, da die-
se Kern und erster Schritt in PtG-Verfahren sind; in der Regel fillt hier auch der Hauptteil
des Wirkungsgradverlustes an (17, ~65-75%). Alkalische Elektrolysen (AEC) sind seit Jahr-
zehnten Stand der Technik, aber auch Elektrolyseure auf Polymerelektrolyt-Membran (PEM)
Basis haben inzwischen den MW-Massstab erreicht. Letztere erlauben insbesondere eine hohe-
re Dynamik beim Wechsel des Lastzustandes, was fiir PtG-Anwendungen wichtig ist. Jedoch
ist das Potential zur Kostensenkung durch Fertigung grosserer Stiickzahlen und Verringerung
des Edelmetalleinsatzes noch nicht ausgereizt. Die AEC sind deshalb gegenwdrtig fiir Gross-
anlagen immer noch die giinstigste Technologie. Andere Technologien (AEM, SOEC) weisen
ebenfalls Vorteile auf, wie etwa hohere Stromdichten mit Standard-Elektrodenmaterialien bzw.
hohere Wirkungsgrade, sind aber noch in der Entwicklung (Labor- und Pilotmassstab), wes-
halb zur Zeit noch keine allgemeingiiltigen Schliisse gezogen werden kénnen.

Bei den Syntheseverfahren, die den gewonnenen Wasserstoff und CO, in Kohlenwasserstof-
fe umwandeln, werden vor allem die verschiedenen Methanisierungsverfahren, Verfahren zur
Methanolherstellung und Fischer-Tropsch-Synthese diskutiert. In Bezug auf die Methanisie-
rungsverfahren werden in dieser Studie die Unterschiede, Vor- und Nachteile der Hauptva-
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rianten (katalytische Festbettreaktoren, katalytische Wirbelschichtreaktoren, biologische Me-
thanisierung) sowie einiger noch in der Entwicklung befindlicher Prozesskonzepte dargestellt.
Es zeigt sich, dass unterschiedliche Anforderungen abhingig vom Typ der CO,-Quelle domi-
nieren. Wenn CO, aus der Luft oder Abgasen abgetrennt werden muss, braucht es Nieder-
bwz. Hochtemperatur-Abwéarme (z.B. eines der beiden katalytischen Methanisierungsverfah-
ren), um das Absorbens der CO,-Abtrennung zu regenerieren. Die biologische Methanisierung
kann wegen ihres tiefen Temperaturniveaus hier nicht eingesetzt werden; sie hat aber gewisse
Vorteile bei der Aufarbeitung von Rohbiogas, die allerdings auch schon mit dem Wirbelschicht-
verfahren gezeigt wurden. Wiahrend adiabate Festbettreaktoren in der Kohlechemie als Stand-
der-Technik betrachtet werden kénnen und gekiihlte Festbettreaktoren in der bisher grossten
Power-to-SNG Anlage eingesetzt werden, erlaubt die Wirbelschicht eine signifikante Prozess-
vereinfachung, wenn das Gas aus einer Holzvergasung als Kohlenstoffquelle eingesetzt wird.
Da die Herstellung von gasférmigen Treibstoffen (Power-to-Gas) grundsétzlich hohere Wir-
kungsgrade aufweist als die Herstellung von Fliissigtreibstoffen (Power-to-Liquids), werden
wirtschaftliche Abkldarungen, Potentialabschiatzungen, etc. in dieser Studie vordergriindig in
Bezug auf Gas (CH,) als Stellvertreter fiir Verfahren zur Umwandlung von Strom zu Kohlen-
wasserstoffen untersucht. Die Methanolsynthese hat gegentiber der Methanisierung den Vor-
teil, dass der fliissige Aggregatzustand eine bessere Speicherbarkeit und eine hohere Energie-
dichte mit sich bringt. Ausserdem ist durch den hoheren Sauerstoffanteil im Methanolmole-
kiil eine sauberere Verbrennung in Verbrennungsmotoren moglich. Dariiber hinaus ist Metha-
nol ein Grundstoff fiir die chemische Industrie, der heutzutage aus fossilem Erdgas reformiert
wird. Im Vergleich zu Methanol kénnen Produkte aus der Fischer-Tropsch-Synthese (FTS) we-
gen ihrer Aromatenfreiheit — gegeniiber klassischen fossilen Fliissigtreibstoffen — Beitrdge zur
Senkung lokaler Emissionen leisten, wenn auch kleinere als das Methanol. Dies ist aber nur zu
erwarten, wenn in den jeweiligen Fahrzeugen ausschliesslich FTS-Produkte getankt werden
und der Motor entsprechend eingestellt ist. Hingegen erlaubt FTS als einziges Verfahren auch
die Herstellung von Flugzeugtreibstoffen (Kerosin).

In bestehenden Publikationen wird fiir die Schweiz je nach Szenario ein Zubau an Photovol-
taik (PV) von 11 -35TWh,; als mogliche Entwicklung im Schweizer Strommarkt geschétzt [2,
3, 4, 5, 6]. In jedem dieser Szenarien wird es temporire Uberschiisse an PV-Leistung geben,
d.h. die Leistung aus PV iibersteigt sowohl den jeweils aktuellen Landesverbrauch als auch
die Pumpleistung zur Fiillung der Speicherseen. Damit diese {iberschiissige erneuerbare Elek-
trizitdt aus PV nicht abgeregelt werden muss, braucht es einerseits Tagesspeicher fiir den Tag-
/Nachtausgleich (z.B. Batterien, Luftdruckspeicher, Carnot-Batterien, Gaspeicher, Pumpspei-
cherkraftwerke, etc.), die innerhalb eines Tages gefiillt und wieder entleert werden konnen, und
anderseits flexible zuschaltbare elektrische Verbraucher, die eine Nutzbarmachung der Uber-
schussenergie in Form einer Umwandlung in chemische Energietrdger und die Integration in
andere Sektoren ermoglichen. Wie eingangs erwédhnt ist dabei entscheidend, dass ausschliess-
lich tiberschiissige erneuerbare Elektrizitit verwendet wird.
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Der grosse PV Uberschuss im Sommer korreliert saisonal mit den Uberschussmonaten der
Wasserkraft. Dies fiihrt in Zukunft zu grossen temporalen (Tageszeit und saisonal) Uberka-
pazititen auf dem Markt, welche die Strompreise sinken lassen. Aus diesen Griinden wird ein
intensiver Ausbau von PV im In- und Ausland mit der Wasserkraft, vor allem mit dem Lauf-
wasserkraftanteil, auf dem Markt konkurrieren.

Auf Basis hoch aufgeloster historischer Zeitreihen von Produktion und Last des schweizeri-
schen Transportnetzes (Swissgrid AG) fiir Elektrizitdt und Daten zu Gebdaudedachflachen wur-
den synthetische Stromproduktionsprofile aus realen Profilen der Jahre 2010 bis 2016 berech-
net. In diesem Zusammenhang wurde die monatliche durchschnittliche Kernkraftproduktion
vom realen Profil abgezogen und fiir verschiedene Ausbaugrade von PV auf Dachflichen das
Potential der moglichen PV-Stromerzeugung abgeleitet. Die daraus errechnete synthetische
Produktionsprofile wurden gegen reale Verbrauchsprofile von Strom {iber die Jahre 2010 bis
2016 aufgetragen, um die daraus abgeleiteten zeitabhingigen Uberschiisse und Defizite der
Produktions- und Lastkurven zu untersuchen. Es zeigt sich, dass lokale dezentrale Speicher
eingesetzt werden miissen, um die PV-Produktionsspitzen zur Mittagszeit fiir die Stunden
mit Stromdefizit einzusetzen, Stromnetze und Transformatoren zu entlasten und die maximale
Leistung der allfdllig benotigten Elektrolysekapazititen zu verringern und dadurch die Zahl
effektiver Betriebsstunden deutlich zu erhohen, beides senkt wiederum das einzusetzende Ka-
pital.

Im Fall eines Ausbaus der PV auf 50% aller von im BFE-Projekt “sonnendach.ch” als gut, sehr
gut und hervorragend geeigneten Dachflichen wiirden fiir ein hypothetisches Jahr 2014 ca.
24 TWhg, aus PV produziert. Davon 15.3 TWhg im Sommer und 8.7 TWh,; im Winter. Diese
Zahlen wurden aus den oben beschriebenen synthetisierten Elektrizitdtsprofilen auf Basis von
Swissgrid-Daten generiert und beriicksichtigen keine Anderung des Endverbraucherprofils.
Auch Verschiebungen der Wasserkraftproduktion wurden nicht berticksichtigt. Wenn man
mittels Tagesspeicher (z.B. Batteriespeicher, Pumpspeicher, H,-Speicher/Elektrolyse) die PV-
Produktion zur Deckung des Stromdefizits in der Nacht einsetzt (24h-Tag/Nacht-Ausgleich),
werden etwa 30% des PV-Uberschusses am selben Tag wieder verbraucht; im Winter sind es
sogar 90%. Das heisst, die Tagesspeicher erlauben es im Sommer 4.9 TWh,; und im Winter etwa
8.3 TWh, zusitzliche Stromerzeugung oder Importe in der Nacht zu vermeiden. Nach Abzug
dieses Tag-/Nacht-Ausgleichs ergibt sich ein Nettostromiiberschuss! im Winter von 0.4 TWh
und im Sommer von 10.4 TWh,. Total sind also 10.8 TWh,; der jahrlich produzierten 24 TWhg
(ca. 40%) Uberschussstrom. Zudem sinkt durch die zeitliche Verteilung des Stromiiberschusses
mittels Tagesspeicher die maximal zu installierende Elektrolyse-Leistung (und damit die Kapi-
talkosten) von 14 GW¢ auf unter 6 GW,j, wahrend die moglichen Betriebsstunden pro Jahr um
gute 20% auf 4’650 Stunden steigen. Davon fallen 4050 Stunden im Sommerhalbjahr und 600
Stunden im Winterhalbjahr an. Man muss daher darauf achten, dass der Betrieb der Elektrolyse
nicht die Stromliicke im Winter vergrossert, sondern nur den PV-Uberschuss verarbeitet. Die
benotigten kumulierten Tagesspeicher wiren in diesem Fall in etwa 130 GWhg gross, was cir-

1 totaler Stromiiberschuss minus Tag/Nacht-Ausgleich



ca einem Tagesverbrauch des Schweizer Strombedarfs entspricht. Bei Nutzung von 75% aller
geeigneten Dachflichen fiir PV wiirde nach Tag/Nacht-Ausgleich als Uberschuss im Winter
2.2TWh und im Sommer gute 18.1 TWhg| zur Speicherung oder Nutzung in anderen Sekto-
ren {ibrig bleiben. Die Anzahl der Betriebsstunden wiirde sich ebenfalls signifikant auf ca. 6000
Stunden erhchen.

Statt SNG zu produzieren, konnten diese Uberschiisse auch direkt in effizienten Elektrofahr-
zeugen (BEV) eingesetzt werden. Allerdings entspannt dies die Situation nur im Sommer, da
mehr als 90% der Uberschiisse im Sommer anfallen und im Winter aufgrund der fehlenden
Uberschiisse fiir diese Fahrzeuge zusitzlich Strom erzeugt oder importiert werden miisste.
Die Situation wird noch verschérft, da BEV im Winter zusitzlichen Strom zur Fahrzeughei-
zung benotigen. Bei Nutzung von 50% der geeigneten Dachfldchen fiir PV konnte man mit
der oben erwdhnten kumulierten Elektrolyseleistung von 6 GW, etwa 6.5 TWh Wasserstoff (1
= 60% H,) herstellen, der allerdings auch zu 90% im Sommer anfiele. Es brauchte also eine
entsprechende jahreszeitlich variierende H,-Nutzung oder geniigend grosse Speichermoglich-
keiten. Wenn man den Wasserstoff noch weiter in Methan (SNG) umwandeln wiirde, konnte
man daraus etwa 5 TWh SNG erhalten, unter der Bedingung, dass geniigend CO, am Standort
der Elektrolyse vorhanden ist.

Um geographische Abhéngigkeiten und Potentiale von PtG-Anlagen zu analysieren, wurden
in dieser Studie GIS-Werkzeuge eingesetzt, mit welchen die raumliche Verteilung und Verfiig-
barkeit der wichtigsten Faktoren fiir den Einsatz von PtG-Technologien abgeschitzt wurde.
Neben der Verfiigbarkeit von CO, als Kohlenstoffquelle sind solche Faktoren unter anderem
das Vorhandensein von Elektrizitét fiir die Energieerzeugung (z.B. Wasserkraftwerke) und ei-
nes Erdgasnetzes mit Einspeisepunkten als Transport- und Speichernetzwerk, ohne welches
eine wirtschaftliche Umsetzung von PtG stark eingeschrankt wére.

Die Gestehungskosten von PtG-Produkten sind aufgrund des hohen Anteils der Stromkosten
sehr sensitiv beziiglich der anfallenden Netzentgelte beim Strombezug aus dem Netz. Eine
mogliche Vermeidungsstrategie ist zunehmend die Realisation von PtG-Anlagen auf Arealen
von Kraftwerken, wodurch der Strombezug der Anlage als Eigenverbrauch deklariert werden
kann und folglich die Netzentgelte entfallen. Hierfiir kommen in erster Linie Wasserkraftwerke
als Standorte in Frage, da diese einen Teil ihres Stroms als erneuerbaren Strom in grosser Menge
zur Verfligung stellen konnen, ohne diesen in das Netz einspeisen zu miissen, wodurch auch
mehr Kapazitit fiir PV im Stromnetz entstiinde.

Die Nutzung des Wasserkraftstroms fiir PtG miisste in diesem Fall mit der dezentralen Spei-
cherung des PV Uberschussstroms koordiniert werden, damit keine lokalen Einspeiseengpésse
entstehen. Das heisst, wenn die dezentralen Speicher entleert werden, speisen sie den Strom in
das Netz ein und die Wasserkraftwerke fiihren gleichzeitig ihren produzierten Strom der PtG-
Anlage zu. Diese Strategie konnte in Zukunft einige Vorteile fiir Kraftwerksbetreiber haben:
Die Rentabilitdt der Wasserkraft wird erhoht, indem die Energie in einem anderen Markt als
dem Strommarkt verkauft werden kann; ein Grossteil der Wasserkraftleistung im Sommer ist
relativ unflexibel, vor allem dann, wenn die Wassermengen tiberdurchschnittlich hoch sind;
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Um Flexibilitdt zu bewahren, miissen die Speicherkraftwerke ndmlich Raum fiir unvorherseh-
bare Wetterbedingungen reservieren. Laufwasserkraftwerke sind dariiber hinaus angewiesen,
jeden Kubikmeter Wasser zu nutzen, um die spezifischen Produktionskosten zu senken. Im
Sommer, wenn die Wasserkraft ihr Produktionsmaximum erreicht, wird sie mit den hohen
Peakleistungen der PV Anlagen am Strommarkt konkurrieren. Dieser Umstand h&uft sich mit
dem erwarteten PV-Zubau zunehmend, was zu niedrigen Strompreisen fithren wird und zu Si-
tuationen, in denen die Wasserkraftproduzenten ihren Strom unterhalb der Gestehungskosten
verkaufen miissen, um die Opportunitatskosten moglichst gering zu halten. Diese Konkur-
renz verstarkt sich mit dem Zubau von PV im benachbarten Ausland und erh6ht den Druck
auf die Wertschopfung noch weiter. PtG konnte daher fiir manche Kraftwerksbesitzer und
Energieversorgungsunternehmen (EVU) eine echte Alternative zur Wertschopfung im Strom-
markt darstellen, um {iber die Sektorkopplung eine zusétzliche, planbare Flexibilitat fiir ihre
Kraftwerke zu schaffen und Elektrizitdt wertschopfend im Energiemarkt unterzubringen.

Die GIS-Analyse hat es ermoglicht, das Potential von PtG-Anlagen zu bestimmen, wenn diese
auf dem Grundstiick eines Wasserkraftwerks stehen und CO,-Quellen (Zementwerken, KVA
und/oder ARA) nicht mehr als 10km davon entfernt sein diirfen. Aus dieser Standortana-
lyse resultieren 1.8 TWhgyg, die mit einer kumulierten Elektrolyseleistung von etwa 1 GWg;
und entsprechend grosser Methanisierung aus dem PV-Uberschuss gewonnen werden. Diese
1.8 TWh gy decken den Energiebedarf von ca. 330000 Erdgasfahrzeugen. Die Menge des SNG
konnte deutlich erhoht werden, wenn PtG-Anlagen direkt bei der CO,-Quelle stiinden und die
Elektrizitat transportiert werden wiirde. Jedoch ist es zur Zeit wirtschaftlich attraktiver, Stand-
orte zur Vermeidung von Netzentgelten zu wéhlen.

In einer weiteren GIS-Analyse wurden potentielle Standorte fiir PtG-Anlagen mit einer gewis-
sen Leistung identifiziert. Es zeigt sich, dass — ungeachtet der verfiigbaren Strommengen —
das ausgestossene CO, der grossten Emittenten (Zementwerke und KVA), die sich alle in der
Néhe zum Erdgasnetz befinden, “theoretisch” (d.h. 100% CO,-Abtrennung und Dauerbetrieb)
fiir 38 TWh gy und unter realistischen Bedingungen (d.h. 75% CO,-Abtrennung; nur Betrieb
mit Uberschussstrom) fiir 15 TWh gng pro Jahr reichen wiirde. Der Standort mit dem grossten
technischen Potential befindet sich in Birr (AG), da hier zwei Zementwerke und zwei KVA
innerhalb eines Radius von 10 km anschliessbar wiren. Die kumulierte CO,-Menge wiirde ei-
ne Power-to-SNG-Anlage mit einer elektrischen Leistung von 1.3 GW, und einer Produktion
von 2.8 TWhgyg ermoglichen. Weitere gut geeignete Standorte sind Untervaz (GR) , Biel (BE) ,
Eclépens (VD) und der Raum Ziirich/Altstetten (ZH).

Waéhrend der CO,-Ausstoss der kleinsten KVA (Gamsen, VS) eine PtG -Anlage mit 63.7 MW,
ermoglichen wiirde, liegt bei den ARA die Obergrenze bei 12 MW,). Da das CO,-Aufkommen
bei den meisten ARA sogar noch kleiner ist, haben die betrachteten ARA mit mehr als 30°000
Einwohnerwerten zusammen nur ca. 2% Anteil am Gesamt-CO,-Ausstoss. Wegen der deut-
lich tieferen Produktionskosten (Mischkalkulation aus Power-to-SNG-Produkt und Rohgas)
an ARA-Standorten (u.a. da keine CO,-Abtrennung aus dem Kldrgasstrom notig ist und der
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anfallende Sauerstoff aus der Elektrolyse im Belebungsbecken genutzt werden kann), werden
diese Potentiale wahrscheinlich — mit grosser Wahrscheinlichkeit — vorrangig erschlossen.

Bei der Betrachtung der potentiellen Mirkte fiir die Produkte von PtG féllt auf, dass von den
beiden in der Schweiz dominanten CO,-emittierenden Sektoren (Gebdaudewarme und Mobili-
tat) die Gebdudeversorgung relativ einfach durch bessere Isolation, Warmepumpen und War-
mespeicher CO,-drmer gestaltet werden kann. In der Mobilitit hingegen, die mit 30% Anteil zu
den grossten Endenergieverbrauchern und zu den Energiesektoren mit einem grossen Poten-
tial zur Integration von erneuerbaren Energien gehort, machen Energiekosten fiir fossile Treib-
stoffe nur etwas mehr als 10% der Gesamtkosten (total cost of ownership) aus; d.h. der Einsatz
von Energietrdgern, die gegeniiber fossilen Treibstoffen teurer sind, fillt — neben anderen Fak-
toren — beim Endverbraucher weniger ins Gewicht, wie beispielsweise in Haushalten bei der
Warmebereitstellung, bei der die Energiekosten einen deutlich hoheren Anteil an den Gesamt-
kosten haben. Durch die CO,-Gesetzgebung der EU und der Schweiz (Sanktionskosten des
CO,-Ausstosses der Neuwagenflotte gemessen in gco,/km) wird zudem ein immer starkerer
Druck im Mobilitatssektor erzeugt, die CO,-Emissionen zu senken. Zukiinftige CO,-Sank-
tionen beim Neuwagenimport belaufen sich auf einen Gegenwert von 450 - 750 CHF/tco,,
bezogen auf die den Grenzwert iiberschreitende emittierte (spezifische) CO,-Menge, ist dies
die teuerste Sanktionierung einer Tonne CO, bisher. Die Sanktionen kénnen durch insgesamt
energiesparendere Fahrzeuge, durch kleinere und leichtere Fahrzeuge oder durch alternative
erneuerbare Energieformen vermieden werden.

Dies weist ebenfalls darauf hin, dass das Interesse der Produktion von erneuerbaren synthe-
tischen Treibstoffen fiir die Mobilitdt in naher Zukunft schnell zunehmen wird, da es einen
entsprechend grossen finanziellen Anreiz gibt. Aus diesem Grund steht in dieser Studie die
Substitution fossiler Treibstoffe durch erneuerbare synthetische Energietrager aus PtG in der
Mobilitdt im Vordergrund, da in diesem Sektor eine wirtschaftliche Nutzung von PtG zur Zeit
am wahrscheinlichsten erscheint.

Fiir die Anwendung von PtG im Bereich der Mobilitat ist wichtig, dass sich zeitliche und raum-
liche Potentiale mit der Nachfrage decken. Im hypothetischen Fall einer CO,-Absenkung auf
95 gco,/km ausschliesslich mit PtG-Fahrzeugen werden iiber einen gesamten Flottenerneue-
rungszyklus von 14.5 Jahren ca. 0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge benotigt. Beziiglich der Nachfrage
wurde abgeschétzt, dass im giinstigsten Fall diese 0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge einen jihrlichen
SNG Bedarf von 6.7 TWh g und einen resultierenden Elektrizititsbedarf von 13 TWh,; beno-
tigen. Der verfiigbare Uberschussstrom von 10.8 TWh, bei einem PV Ausbau von 50% der
geeigneten Dachflichen wiirde fiir ca. 5 TWhgyg respektive ca. 75% dieses Bedarfs reichen,
falls ein Wirkungsgrad von 47% fiir PtG angenommen wird. Sollten ausschliesslich Standorte
an Wasserkraftwerken erschlossen werden, beschriankt sich die verfiigbare Energie zusétzlich.
Da die Wasserkraftwerke nicht im ausreichenden Masse in der Ndhe der grossen CO,-Quellen
liegen, kann bei weitem nicht der ganze verfiigbare Uberschussstrom genutzt werden. In die-
sem Fall kann lediglich ca. 3.9 TWhg der 10.8 TWh, in ca. 1.8 TWh gyc umgesetzt werden. Dies
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wiirde bei zukiinftig 0.9 Mio. Erdgasfahrzeugen fiir ca. 30% der benétigten SNG Produktion
reichen.

Hohere Anteile konnten mit dem weiteren Ausbau der PV ermoglicht werden, wiirden aber
das Problem des Stromiiberschusses noch weiter verstarken. Wiirde das energetische Potential
zur Produktion synthetischer Treibstoffe unter den angegebenen Annahmen voll ausgenutzt
und damit fossile Treibstoffe ersetzt, konnten mit heutiger PtG-Technologie 0.9 — 1.2 Mio. t CO,
eingespart werden.

Die Umwandlung der PV-Uberschiisse in Wasserstoff als Treibstoff fiir Brennstoffzellenfahr-
zeuge wire effizienter und der Bedarf an naheliegenden CO,-Quellen entfiele. Jedoch wire
dann das Problem einer saisonalen Versorgung der Wasserstoffmobilitdt und einer effizienten
Verteilung des Energietrdgers zu 16sen. Da erneuerbares SNG “unbegrenzt” in das Gasnetz
eingespeist werden kann, konnen fossile Erdgasimporte im Sommer in gleicher Hohe einge-
spart werden, wahrend den Erdgasfahrzeugen das ganze Jahr Treibstoff in gentigender Menge
zur Verfligung stiinde. Das Speicherproblem zwischen Sommer und Winter wird damit ent-
schérft, was fiir eine Umwandlung in Methan spricht.

Wird die PtG-Technologie richtig eingesetzt, d.h. die Betriebszeit auf Zeiten mit Uberschuss
begrenzt und der Einsatz in einer netzdienlichen Art und Weise betrieben, kann sie dquivalent
zu einem “Uberdruckventil” fiir Entspannung und mehr Kapazititen im elektrischen Netz in
Zeiten hoher Uberschiisse an erneuerbarer Energie dienen, ohne dass damit neue Versorgungs-
lticken im Winter entstehen. Systemdienlich umfasst in diesem Fall die Netzsicherheit (Netzsta-
bilitdt), Energieversorgungssicherheit, Klimavertraglichkeit (CO,-Reduktion) und Wirtschaft-
lichkeit (Wertschopfung). Dariiber hinaus ermdglicht die Nutzung von SNG aus PtG in der
Mobilitét in Extremsituationen, kurzfristig auf fossiles Erdgas zuriickzugreifen, wenn die Ver-
sorgung mit erneuerbarer Energie ausfallt oder verknappt.

Die oben dargestellten Ergebnisse und Schlussfolgerungen beruhen auf dem gemaéss der Auf-
gabenstellung gewidhlten Fokus auf die Schweiz. Stromimporte fiir den Betrieb von PtG und
Exporte fiir den Abbau von Uberschiissen sind nicht niher betrachtet worden, u.a. aufgrund
der Erwartung, dass bei hohem PV-Ausbau in angrenzenden Landern zur selben Tageszeit
Produktionsspitzen vorkommen werden. Sollte es jedoch eines Tages moglich sein CO,-armen
Strom im Winter zu importieren (z.B. Windkraftstrom aus Danemark oder von Offshore-Anla-
gen iliber noch zu erstellende Stromleitungen in Deutschland), miissten verschiedene Aspekte
neu betrachtet werden, insbesondere die Wahl des Energietrdgers fiir die Mobilitdt. Ebenso
konnten grossere Moglichkeiten zur saisonalen Speicherung von SNG in ausldndischen Ka-
vernenspeichern oder der Transport und internationale Handel von SNG in Fliissiggastankern
(LNG) oder H, auf Schiffen zu allen Jahreszeiten die Randbedingungen fiir PtG in der Schweiz
verdndern.
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1. Einleitung

Eine zentrale Aufgaben des BAFU ist es, vorausschauend Abkldrungen zu treffen, mit welchen
Technologien Fahrzeuge in Zukunft emissionsdrmer betrieben werden kénnen. Dazu gibt es
verschiedene Ansatzpunkte. Eine Option ist beispielsweise die Verwendung von synthetischen
Treibstoffen, hergestellt aus tiberschiissigem erneuerbaren Strom im Rahmen von Power-to-
Gas (PtG).

Im Anschluss an eine von der Abteilung Luftreinhaltung und Chemikalien des BAFU organi-
sierte Besichtigung der ersten industriellen Power-to-Gas (PtG) Anlage in Werlte (6 MW,) mit
Vertreterinnen und Vertretern des BAFU, des BFE und der Empa im Friihjahr 2014 wurden die
Potentiale dieser Technologie fiir die Schweiz diskutiert. Bis zum damaligen Zeitpunkt gab es
keine Studie, die sich mit der Nutzbarmachung temporédrer Stromiiberschiisse in der Schweiz
befasste, weshalb die Moglichkeiten eines solchen Projektes evaluiert wurden. Da sich die Em-
pa und das PSI mit diesen Technologien bereits intensiv befassten, unter anderem im Rahmen
der Schweizerischen Kompetenzzentren fiir die Energieforschung (SCCER) in den Bereichen
Mobilitdt und Energiespeicherung, erteilte das BAFU der Empa und dem PSI den Auftrag fiir
eine entsprechende Studie.

Die vorliegende Studie wurde vom BAFU teilweise finanziert und untersucht die Machbar-
keit und das Potential von synthetischen Energietrdgern aus erneuerbarem Strom im Inland.
Sie leistet damit einen Diskussionsbeitrag im Bereich der defossilisierten Treibstoffe in der
Schweiz. Dabei wird untersucht wie PtG zur Senkung von CO,-Emissionen in anderen Ener-
giesektoren (Mobilitdt) beitragen und in das Energiesystem eingefiigt werden kann. Als ener-
getische Vorgabe diente die Energiestrategie des Bundesrates, die im Wesentlichen auf einem
Ausstieg aus der Kernkraft und einem starken Zubau von PV-Anlagen griindet, gleichzeitig
aber auch in allen Sektoren deutliche Energie- und CO,-Einsparungen vorsieht.

In Kapitel 2 wird eine detaillierte Beschreibung der technischen Prozesse und Anlagen zur Ein-
bindung von PtG in den Strommarkt, insbesondere Elektrolyseverfahren und Syntheseprozes-
se zur Herstellung von Kohlenwasserstoffen (Methanisierung, Fischer-Tropsch-Synthese und
Methanol-Synthese) durchgefiihrt. Da die Herstellung von Fliissigtreibstoffen durch Power-
to-Liquids grundsétzlich tiefere Wirkungsgrade aufweist als die Herstellung von gasférmigen
Treibstoffen durch Power-to-Gas, werden wirtschaftliche Abklarungen, Potentialabschéatzun-
gen, etc. in dieser Studie vordergriindig auf Gas (CH,) als Stellvertreter fiir PtG beschrankt.

Die Situation auf dem Energiemarkt wird im Kapitel 3 beschrieben und der Fokus vor allem
auf die Auswirkungen eines Ausbaus der erneuerbaren Energien (Photovoltaik) gelegt. Weiter



1. Einleitung

wird das Potential von PtG-Treibstoffen als Ersatz von fossilen Treibstoffen (Benzin, Diesel) im
Sektor Mobilitit analysiert.

In Kapitel 4 werden mittels GIS-Methoden und hochaufgelosten Zeitreihen die zeitlichen und
raumlichen Faktoren untersucht, die das energetische und 6konomische Potential von PtG-An-
lagen beeinflussen. Diese Faktoren umfassen insbesondere die Prasenz von CO,-Quellen, eines
Erdgasnetzes, erneuerbare Elektrizitat (Wasserkraftwerken und PV-Anlagen) sowie potentielle
Verbraucher (Tankstellen). Dies ermdglicht es, technologische Limitierungen besser abzuschét-
zen, als mit stark vereinfachenden Abschitzungen, beispielsweise iiber raumlich und zeitlich
invariante Mittelwerte.

Eine erste abschédtzende Wirtschaftlichkeitsberechnung im Kapitel 5 rundet die Studie ab.

Die Autoren dieser Studie mochten darauf hinweisen, dass die hier prasentierten Ergebnisse
auf Annahmen beruhen, die bei der Interpretation der Ergebnisse berticksichtigt werden miis-
sen. Insbesondere die Untersuchung zu den Stromiiberschiissen aus Erneuerbaren Energien
(EE) wurden auf Basis der Bilanzgrenze Schweiz durchgefiihrt. Das heisst, es wird Strompro-
duktion aus Schweizer Stromquellen berticksichtigt sowie die sich daraus ergebenden Randbe-
dingungen und Problemstellungen abgeleitet. Der Austausch von Strom mit dem benachbarten
Ausland wurde hier, aufgrund der zentralen Annahme, dass die Nachbarldnder sehr dhnliche
PV-Stromiiberschiisse zu entsprechenden Zeiten generieren, nicht berticksichtigt.



2. Technologien

2.1. Allgemein

In diesem Kapitel werden die zentralen Technologien von PtG, namentlich die Wasserelektro-
lyse, die Methanisierung, die Methanolsynthese und die Fischer-Tropsch-Synthese aus techni-
scher und wirtschaftlicher Sicht vorgestellt. Insbesondere wird der jeweilige Stand der Technik
sowie deren Eingliederung in die Prozessketten von PtG aufgezeigt.

Abb. 2.1 zeigt eine Ubersicht dieser verschiedenen Prozessketten, zentralen Umwandlungs-
schritte und Querbeziehungen sowie benétigten Ressourcen und erzeugten Produkte fiir die
im folgenden beschriebenen PtG-Technologien:

¢ Power-to-H, (Wasserstoff)
¢ Power-to-SNG (Methan/SNG/CNG)
¢ Power-to-Liquids (Methanol, DME/POME, Fischer-Tropsch-Treibstoffe)

2.2. Power-to-H, (Wasserelektrolyse)

2.2.1. Einleitung

Unter der Wasserelektrolyse versteht man die Aufspaltung von Wasser (H,O) in seine elemen-
taren Bestandteile Wasserstoff (H,) und Sauerstoff (O,) mit der Hilfe von elektrischer Energie
(Gleichstrom) und thermischer Energie (Warme) gemaéss der folgenden Reaktionsgleichung:

H,O + el - Energie + therm - Energie — H, + 0.50, AH? =285.84 k] /mol  (2.1)

Technisch wird die Wasserelektrolyse in einer Elektrolysezelle durchgefiihrt. Eine Elektrolyse-
zelle besteht in ihrer einfachsten Form aus einem Elektrolyt (z.B. Wasser) und zwei Elektroden,
ndamlich einer Kathode fiir die Reduktion und einer Anode fiir die Oxidation. Mehrere solche
einzelnen Elektrolysezellen ergeben einen Elektrolyse-Stack (Elektrolyseur).

Da reines Wasser eine zu tiefe Leitfdhigkeit als Elektrolyt hat, werden in technischen Anwen-
dungen alternative (wéssrige oder feste) Elektrolyte eingesetzt. Fiir eine bessere Abtrennung
der entstehenden Gase werden die Anoden- und Kathoden-Seiten der Zellen durch einen Se-
parator (Membran oder Diagraphma) unterteilt. Gegenwartig gibt es drei Typen von Elektro-
lysezellen:
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* AEC (Alkaline Electrolysis Cell)
¢ PEM (Proton Exchange Membrane) und AEM (Anion Exchange Membrane)
* SOEC (Solide Oxide Electrolysis Cell)

Bis dato sind nur die AEC und die PEM in kommerziellen Anwendungen (Industrie) etabliert.

Fiir die SOEC gibt es jedoch schon erste (halb-kommerzielle) Demonstrationsanlagen' 2.

2.2.2. Anforderung an industrielle Anwendungen

Aus rein wirtschaftlicher Betrachtung ist vor allem der produzierte Wasserstoff der Elektroly-
se mit seiner sehr hohen Energiedichte (Brennwert) von 39.4 kWh/kg (3.52kWh/ Nm?) inter-
essant. Wasserstoff kann beispielsweise als Energiespeichermedium, als Treibstoff fiir Brenn-
stoffzellenfahrzeuge oder als Rohstoff in der chemischen Industrie (z.B. Petrochemie und Me-
tallurgie) verwendet werden. Der Transport von Wasserstoff erfolgt dabei entweder in einem
eigenen Wasserstoffverteilnetz, als Beimischung im bestehenden Erdgasnetz oder auf der Stras-
se/Schiene in speziellen Behéltern/Lastwagen (“Trailer”).

Neben dem Wasserstoff kann unter Umstdnden auch der produzierte Sauerstoff z.B. im Bele-
bungsbecken einer Klaranlage (ARA) oder in der chemischen Industrie genutzt werden. Dies
héngt jedoch, noch stédrker als beim Wasserstoff, von den lokalen Gegebenheiten wie der Di-
stanz und des Verteilnetzes zum Abnehmer sowie der allgemeinen Nachfrage ab. Andernfalls
wird der produzierte Sauerstoff ungenutzt in die Atmosphére abgelassen.

Im Zusammenhang mit PtG-Anwendungen ist die Wasserelektrolyse das erste und zentrale
Glied in der Umwandlung von elektrischer Energie zu chemischer Energie. Simtliche nach-
folgenden Prozessschritte /-ketten bauen auf dem mittels Elektrolyse produzierten Wasserstoff
auf (siehe Abb. 2.1). Eine detailliertere Darstellung der Prozessketten im Rahmen von Power-
to-H, ist in Abb. 2.2 ersichtlich.

Insbesondere wenn der elektrische Strom aus intermittierenden erneuerbaren Quellen wie
Wind und Sonne stammt, ergeben sich im Zusammenhang mit PtG-Anwendungen fiir die
Wasserelektrolyse die folgenden zentralen Anforderungen:

¢ moglichst dynamische Arbeitsweise mit grosser Bandbreite fiir Teillastbetrieb und kurz-
en Reaktionszeiten (Anfahrzeiten)

¢ geniigend hohe Gasreinheit fiir eine Einspeisung in (bestehende) Erdgas-/Wasserstoff-
Verteilnetze

¢ hohe Effizienz (Wirkungsgrad) im gesamten System (inkl. Nebenaggregate, etc.)

¢ kompakte Bauweise und wenig Flachenbedarf (Betrieb unter Druck)

1 sunfire http://wuw.sunfire.de/de/unternehmen/presse/detail/DAMPF-ELEKTROLYSE-MODUL_

SALZGITTER_FLACHSTAHL (aufgerufen am 9. Mai 2019)
Haldor Topsoe https://blog. topsoe.com/2016/12/site-carbon-monoxide-generation-takes-next-step
(aufgerufen am 9. Mai 2019)
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¢ einfache Skalierbarkeit bis in den MW-Bereich
¢ hohe Verfiigbarkeit und Lebensdauer
¢ geringe Investitions- und Betriebskosten (CAPEX und OPEX)

2.2.3. Geschichte

Geschichtlich ist die Wasserelektrolyse seit tiber 200 Jahren bekannt. Bis ins 20. Jahrhundert
nahm die Anzahl an Elektrolyseuren kontinuierlich bis auf ca. 400 im Jahr 1902 zu [7, 8]. Im Jahr
1939 wurde der erste grosstechnische Elektrolyseur mit einer Kapazitit von 10000 Nm?® (H,)/h
durch die norwegische Firma Norsk Hydro Electrolyzers in Betrieb genommen. Bis zu diesem
Zeitpunkt wurden die Elektrolyseure hauptsdchlich mit einem alkalischen Elektrolyt (AEC)
und bei Umgebungsdruck betrieben. Der erste Elektrolyseur, der erhohten Druck (30 bar) aus-
nutzte, folgte 1951 von der Firma Lurgi [9]. Davon wurden bis 1960 insgesamt 36 Reihen mit
jeweils 8 Elektrolyseuren und einer Kapazitit von je 140 Nm? (H,)/h (0.8 MW,) fiir eine Diin-
gemittel-Produktionsanlage beim Assuan-Stausee in Agypten in Betrieb genommen. Zu die-
sem Zeitpunkt war dies die weltgrosste elektrolytische Wasserstoffproduktionsanlage mit ei-
ner Produktionsrate von {iber 30000 Nm? (H,)/h und einer elektrischen Leistung von iiber
200MW. Im Jahr 1966 folgte dann der erste Elektrolyseur mit einer Festpolymer-Elektrolyt-
Membran (PEM) und 1972 der erste Festoxid-Elektrolyseur (SOEC).

Die Erforschung der Wasserelektrolyse und die Entwicklung von Elektrolyseuren nahm bis
Ende der 1980er Jahre weiter zu, bis es in den 1990er Jahren durch sinkenden Preise fiir fossi-
le Energietrdager und gleichzeitig steigenden Preise fiir elektrischen Strom zu einem Einbruch
kam. Erst anfangs der 2000er wurde die Produktion von Wasserstoff mittels Elektrolyse im Zu-
sammenhang mit der Nutzung von intermittierend und oftmals tiberschiissig produziertem
Strom aus erneuerbaren Quellen wie Wind und Sonne wieder intensiviert.

2.2.4. Thermodynamik

Die endotherme Wasserelektrolyse braucht bei Standardbedingungen von 25 °C und Umge-
bungsdruck ein theoretisches Minimum von 237.13 k] an elektrischer Energie um ein Mol Was-
ser (H,O) zu dissoziieren. Diese Menge an elektrischer Energie entspricht der Gibbs Energie
AGg (freie Enthalpie). Zusatzlich sind noch 48.7 k] an thermischer Energie notwendig, um die
(irreversible) Entropiedanderung der Reaktion zu ermdglichen. Total sind also 285.83 k] an Re-
aktionsenthalpie AHR nétig.

Die minimale Spannung (Standardpotential), die an eine Elektrolyse-Zelle angelegt werden
muss, um die Reaktion zu starten, entspricht geméss dem Faraday’schen Gesetz 1.23 V. Da-
mit jedoch die in der Zelle durch den Ohm’schen Widerstand produzierte Warme gerade dem
Wirmebedarf der Reaktion entspricht — und somit keine Warme von der Umgebung zugefiihrt
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werden muss — wird eine (thermo-neutrale) Spannung von 1.48V benétigt. Wird eine Span-
nung von mehr als 1.48 V angelegt, muss die zusitzlich erzeugte Warme in geeigneter Weise
(z.B. durch Kiihlung) wieder abgefiihrt werden, um eine vorzeitige Degeneration der Zelle zu
verhindern.

Sowohl die Temperatur als auch der Druck spielen fiir die Wasserelektrolyse eine wichtige Rol-
le. Die Abhdngigkeit zwischen der Temperatur und dem Energiebedarf bzw. der korrespondie-
renden Zellspannung ist in Abb. 2.3 aufgezeigt. Beispielsweise nimmt der totale Energiebedarf
(AH) der Elektrolyse mit steigender Temperatur (leicht) zu. Jedoch nimmt die benétigte elektri-
sche Energie (AG) mit steigender Temperatur auf Kosten der benétigten thermischen Energie
(Wéarme) ab. Dies ist vor allem aus Kostengriinden interessant, da mehr als 2/3 der Kosten der
Elektrolyse auf den Bezug von elektrischer Energie fallen [9]. Noch 6konomisch interessanter
wird der Betrieb bei hohen Temperaturen, wenn zur Deckung des Warmebedarfs eine externe
Warmequelle (z.B. Abwarme eines industriellen Prozesses oder eines thermischen Kraftwerks)
genutzt werden kann. Wird Wasser in fliissiger Form der Elektrolyse-Zelle zugefiigt, muss zu-
sdtzlich die Verdampfungsenthalpie von ca. 40.7 k] /mol aufgebracht werden. Dies entspricht
einer zusétzlich aufzubringenden Spannung von 0.21V (siehe Abb. 2.3). Folglich sollte idea-
lerweise H,O bereits im gasformigen Zustand (Wasserdampf) der Elektrolyse zur Verfiigung
stehen. Dieser Effekt wird bei SOEC ausgenutzt, um hohere Wirkungsgrade von Strom zu Was-
serstoff zu erreichen, es wird jedoch eine geniigend grosse externe Warmequelle benotigt.

Der thermodynamische Einfluss des Drucks auf die Elektrolyse ist im Vergleich zur Tempera-
tur viel geringer: Eine Erhohung des Drucks fiihrt gemédss Nernst-Gleichung zu einer (leich-
ten) Erhohung der minimalen Zellspannung und somit zu einer Erhchung des elektrischen
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Abbildung 2.3. — Einfluss der Temperatur auf den Energiebedarf der Wasserelektrolyse (© Empa 2019)
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Energiebedarfs. Jedoch hat ein Betrieb unter Druck auf das gesamte System betrachtet ein
paar entscheidende Vorteile: Unter Druck nimmt beispielsweise der Flachenbedarf der Elek-
trolyseanlagen ab, da diese kompakter gebaut werden konnen. Gleichzeitig wird unter Druck
die Stromdichte (A/ cmz) erhoht, was zu geringeren Investitionskosten fiihrt, weil die Fldche
der Elektroden und der Membran zum Erreichen einer gewtiinschten Wasserstoffproduktions-
menge kleiner werden. Beziiglich einer effizienteren Gasreinigung bietet sich eine einseitige
Druckladung auf der Wasserstoffseite an>. Der oftmals bedeutendste Vorteil eines Betriebs un-
ter Druck ist jedoch die Reduktion von Kompressionskosten fiir eine anschliessende Netze-
inspeisung oder Speicherung des produzierten Wasserstoffs [10]. Als Nachteile eines Betriebs
unter Druck ergeben sich aus der hheren Stromdichte hohere Energie- und Produktionskosten
wegen einer hoheren Uberspannung der Elektroden, hshere Ohm’sche Verluste, sowie eine ge-
ringere Lebensdauer der Membran [7]. Dennoch werden gemdss Bertuccioli u. a. [10] bis 2030
die meisten kommerziellen Elektrolyseure bei Driicken um die 30 bar arbeiten.

2.2.5. Uberspannungen (Verluste)

Ausgehend vom (reversiblen) Standardpotential der Wasserelektrolyse von 1.23 V kommen in
der Realitét fiir die praktische Durchfiithrung der Wasserelektrolysereaktion noch eine Anzahl
von verschiedenen Uberspannungen (Verlusten) hinzu:

¢ Aktivierungsiiberspannung: Die Aktivierungsiiberspannung muss durch die limitieren-
de Reaktionskinetik an der Anode (Oxidation) und der Kathode (Reduktion) der Elektro-
lysezelle aufgebraucht werden, wobei in dieser Hinsicht die komplexere Oxidation an der
Anode dominiert. Die Aktivierungstiiberspannung wird umso kleiner, je hoher die Aktivi-
tat der Katalysatoren an den Elektroden ist. Weiter hdangt die Aktivierungsiiberspannung
logarithmisch von der Stromdichte ab, was dazu fiihrt, dass die Aktiverungsiiberpan-
nungen bei hoheren Stromdichten beinahe konstant wird.

¢ Ohm’sche Uberspannung: Die Ohm’sche Uberspannung kommt durch den Widerstand
zustande, der iiberwunden werden muss, um eine bestimmte Menge an Elektronen bzw.
Ionen durch die Zelle fliessen zu lassen. Die Ohm’sche Uberspannung ist geméss dem
Ohm’schen Gesetz linear abhédngig von der Stromdichte und wird fiir hohe Stromdichten
dominant.

¢ Konzentrationsiiberspannung: Die Konzentrationsiiberspannung wird durch Stofftrans-
portlimitierungen (hauptsidchlich durch die gasféormigen Produkte) an den Elektroden
verursacht. Beispielsweise fithren Gasblasenbildung, langsame Diffusionsraten und/o-
der lokale Polarisationen an den Elektroden zu Konzentrationsiiberspannungen. Durch
ein optimales Design der Elektrolysezelle (z.B. “zero-gap”-AEC, siehe Abschnitt 2.2.7)
kann diese Konzentrationsiiberspannung jedoch minimiert werden und ist deshalb in
der Regel die geringste der drei Uberspannungen.

3 Proton On-Site: http://www.protononsite.com/ (aufgerufen am 9. Mai 2019)
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Alle drei Uberspannungen haben gemeinsam, dass sie fiir ein gegebenes Zelldesign und eine
gegebene Stromdichte mit steigender Temperatur, wegen einer allgemein besseren Reaktions-
kinetik bei hoheren Temperaturen, geringer werden. Zusammen mit den in Abschnitt 2.2.4
beschriebenen thermodynamischen Vorteilen, ist dies ein weiterer Grund, warum die Wasser-
elektrolyse bei erhohten Temperaturen effizienter betrieben werden kann.

2.2.6. Wirkungsgrad (Effizienz)

Auf Niveau Zelle wird der Wirkungsgrad hadufig als die elektrische Effizienz 7,;, sprich dem
Produkt aus Spannungs-Effizienz 77;; und Faraday-Effizienz #r, angegeben.

Nel = Nu * NF (2.2)

Die Spannungs-Effizienz 7 ist dabei das Verhéltnis aus der thermo-neutralen Spannung Uy,
(1.48 V bei 1 bar und 298 K) und der effektiv angelegten Spannung U, in der Zelle, wahrend
die Faraday-Effizienz das Verhiltnis der realen (gemessenen) Wasserstoffproduktion und der
theoretisch idealen — anhand des Faraday’schen Gesetzes berechneten — Wasserstoffproduktion
ist.

Uy,

u= (2.3)
7 ucell
nF = ?’le,real (2.4)
NH, ideal

Eine Faraday-Effizienz von 100% bedeutet, dass alle elektrische Energie in Wasserstoff umge-
wandelt werden konnte. Fiir giangige Stromdichten in Elektrolysezellen ist die Faraday-Effi-
zienz meist nahe bei 100%, womit sich die elektrische Effizienz nur noch auf die Spannungs-
Effizienz reduziert [7]. Bei einem Betrieb unterhalb der thermo-neutralen Spannung konnte die
Zelle somit theoretisch eine elektrische Effizienz von mehr als 100% erreichen, jedoch ist dies
in der Praxis wegen irreversiblen Verlusten nicht moglich. Zudem hat ein Betrieb oberhalb der
thermo-neutralen Spannung, das heisst, bei elektrischen Effizienzen kleiner 100%, auch Vor-
teile, da beispielsweise hohere Stromdichten und damit hohere Wasserstoff Produktionsraten
erreicht werden [9].

Der Wirkungsgrad der gesamten Prozesskette 15 ist die systemische Umwandlung von fliissi-
gem (AEC, PEM, AEM) oder gasformigem (SOEC) Wasser in Wasserstoff fiir eine nachgelagerte
energetische Verwertung (Umwandlung in thermische, mechanische oder elektrische Energie).
Er ist definiert als das Verhaltnis aus Heizwert (engl. inferior/lower heating value, H;/LHV) des
produzierten Wasserstoffs zur total zugefiihrten (elektrischen) Energie P,; aller Komponenten
inklusive aller Nebenaggregate (engl. balance of plant, BoP) im System [11].
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LHYV,
Hsys, LHV = P th (25)
el

Wird nicht die Gesamtkette betrachtet, sondern nur wie effizient der Elektrolyseur als tech-
nischer Apparat funktioniert bzw. wie nah am ideal-reversiblen Zustand er betrieben werden
kann, so wird fiir den Fall, dass Wasser als fliissiges Edukt der Elektrolyse zugefiihrt wird und
die zusétzlich fiir die Verdampfung aufgewendete Energie (Verdampfungsenthalpie) bertick-
sichtigt werden muss, der Wirkungsgrad basierend auf dem Brennwert (engl. superior/higher
heating value, H; /HHV) angegeben [11].

HHYV,
Hsys, HHV = P n (2.6)
el

In der Praxis wird oft nicht genau genug spezifiziert, ob sich der angegebene Wirkungsgrad auf
den LHV (H;) oder den HHV (H;) bezieht, was im Fall einer Verwendung des HHV (H;) zu rein
rechnerisch hoheren Wirkungsgraden fiihren kann. Aus diesem Grund sollte — wenn moglich
— statt des Wirkungsgrads (in %) die Menge an bendtigter elektrischer Energie P,; (in kWh,)
pro produzierter Masse oder Volumen H, (bei Normbedingungen) angegeben werden. Weiter
ist zu beschreiben, ob sich die zugefiihrte (elektrische) Energie auf eine einzelne Zelle, einen
Stack oder die gesamte Prozesskette inklusive Nebenaggregate wie Kompressoren, Kiithler und
Gasreiniger bezieht.

In dieser Studie wird versucht, wenn immer moglich, der Elektrizitdtsverbrauch der gesamten
Prozesskette zu betrachten:

¢ Alkalische Elektrolyse (AEC) [11]:

- heute: ca. 4.5-7.0kWh,;/N m%z bei 62 - 82% Spannungswirkungsgrad4

- zukiinftig: ca. 4.3 - 5.7kWh,; /N m‘;’b bei 67 - 87% Spannungswirkungsgrad
¢ Festpolymer-Elektrolyse (PEM, AEM) [11]:

- heute: ca. 4.5-7.5kWh,;/N m?{z bei 67 - 87% Spannungswirkungsgrad®

- zukiinftig: ca. 4.1 - 48kWh,;/N m%z bei 82 - 93% Spannungswirkungsgrad
¢ Festoxid Eletrolyse (SOEC) :

- heute: ca. 3.4kWh,; /N m%z bei 90% Spannungswirkungsgrad®

- zukiinftig: ca. 3.2kWh,; /N m?{z bei 95% Spannungswirkungsgrad [7]

Zelltemperatur 80°C, bezogen auf Brennwert (H;), inkl. Faraday Wirkungsgrad von 98%; Produktgas getrock-
net, Druckbetrieb 30 bar)

Zelltemperatur 80°C, bezogen auf Brennwert (Hs), inkl. Faraday Wirkungsgrad von 98%; Fiir Anlagen
>1 Nm?{2 /h, Druckbetrieb 30 bar

6 HELMETH Project (http://www.helmeth.eu/): Zelltemperatur 800°C, bezogen auf Heizwert (H;); Techni-
kumsmassstab 15 kW,;, Druckbetrieb 15bar (aufgerufen am 19.03.18)
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2.2.7. Alkalische Elektrolyse (AEC)

Die alkalische Elektrolyse (AEC) ist die dlteste und heutzutage am weitesten verbreitete Elek-
trolysetechnik fiir Anlagen im industriellen Massstab (bis tiber 100 MW,).

Das Funktionsprinzip der AEC ist in Abb. 2.4a schematisch dargestellt und im Folgenden kurz
beschrieben: Die beiden Elektroden (Anode und Kathode) der AEC werden vollstindig in eine
wassrige 20 - 40 wt% Kalium-Hydroxid-(KOH)-Losung eingetaucht und durch ein mikroporo-
ses Diaphragma (Separator) voneinander getrennt. Durch Anlegung eines Gleichstroms (DC)
an die beiden Elektroden wird an der (negativen) Kathode Wasser (H,O) zu Wasserstoff (H,)
und Hydroxid-Ionen (OH™) reduziert. Die Hydroxid-Ionen passieren anschliessend das Dia-
phragma und werden an der (positiven) Anode zu Sauerstoff und Wasser oxidiert. KOH wird
dabei nicht verbraucht. Die beiden Halbzellen (Redox)-Reaktionen sind in den Gleichungen
2.7a und 2.7b beschreiben.

Kathode: 2H,0+2¢" — H, +20H" (2.7a)
Anode: 20H™ — 050, + H,0+2e™ (2.7b)
Kathode - + Anode Kathode + Anode
(Ni) H (Ni/Co/Fe) (Pt) (Ir)
L PR L
BN Yade R %0,
2H0+2& — H+20H \ ' | ' 20H - %0,+HO+2e 2H +2€ —H, | \"'H;O—H'”’ioz"ze'
R (e} R
HO [~ ~—1 - . HQO
Diaphragma (z.B. Zirfon™) Membran (z.B. Nafion)
(a) AEC (40-90°C) (b) PEM (20 - 100°C)
Kathode - + Anode Kathode - + Anode
(Ni) Ni/Co/Fe) (LSM) : (NI-YSZ/ILSM)
H, . - %O, H, < %0,
2H0+2e —H+20H | |20H —%0,+HO=2e Hzo"ze'—H;*OE'__l.‘ 0¥ %0, +2e
HO [ HO [ 3
Membran (z.B. fumapem® FAA) Fester O* Leiter (z.B. YSZ)
(c) AEM (20-100°C) (d) SOEC (700 - 1000°C)

Abbildung 2.4. — Schematische Darstellung der a) AEC, b) PEM, ¢) AEM und d) SOEC Elektrolyse (©
Empa 2019; basierend auf Diagrammen FZ-[iilich)
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Das Diaphragma agiert im weiteren Sinn als Membran [8] und muss vor allem einen moglichst
geringen Zellwiderstand, eine geniigende Separation des Elektrolyts und der produzierten Ga-
se sowie eine ionenselektive Transportkapazitdat aufweisen. Als Materialien wurde frither As-
best eingesetzt, heutzutage besteht das Diaphragma aus sulfonierten Polymerwerkstoffen (z.B.
Zirfon™),

Neben KOH konnte auch Natronlauge (NaOH) als Elektrolyt eingesetzt werden, KOH weist
jedoch eine bessere Leitfahigkeit und geringe Energieverluste bei der Sauerstoffbildung an der
Anode auf [12]. Nach der Elektrolyse wird das produzierte Gas (Wasserstoff und Sauerstoff)
von der Elektrolytldsung abgetrennt, wobei immer ein gewisser Teil der KOH-Losung verlo-
ren geht und deshalb sporadisch nachgefiillt werden muss. Eine optimale Gasseparation stellt
somit nicht nur beztiglich der erreichbaren Gasqualitit ein wichtiges Designkriterium von AEC
dar.

Die beiden Elektroden sollten moglichst kostengiinstig und langlebig sein sowie eine hohe
katalytische Aktivitdt haben. Sie bestehen deshalb meist aus Nickel oder aus mit Nickel iiber-
zogenem (rostfreien) Stahl. Alternative Elektrodenmaterialien, die insbesondere eine geringere
Deaktivierungsrate aufweisen, wurden in den letzten Jahren intensiv erforscht [7]. Die Elek-
troden konnen entweder seriell (unipolar) oder parallel (bipolar) zu einem Stack verbunden
werden. Solche AEC-Stacks bestehen oft aus 30 - 200 AEC-Einzelzellen und weisen eine totale
Ionenaustauschfliche von 1 - 3m? aus. Bipolare Stacks haben hohe Spannungen und kleine
Stromstédrken, unipolare Stacks gerade umgekehrt. Bipolare Stacks werden heutzutage, trotz
ihrer hoheren Komplexitat und kostspieligeren Herstellung, wegen ihres deutlich geringeren
Ohm’schen Widerstands (Verluste) favorisiert.

Neben diversen anderen Verlusten ist der physikalische Abstand zwischen den Elektroden
und dem Diaphragma einer der entscheidenden Faktoren fiir die Effizienz einer AEC. Je klei-
ner dieser Abstand, desto geringer wird einerseits die Ohm’sche Uberspannung im Elektrolyt
und andererseits die durch Gasblasenbildung induzierte Konzentrationsiiberspannung an den
Elektroden. Aus diesem Grund werden gegenwartig “zero-gap”-AEC (advanced AEC) entwi-
ckelt, bei denen der Zwischenraum zwischen Diaphragma und Elektrode durch den Einsatz
von Elektrolyt absorbierenden Schichten oder Gas-diffusive Elektroden, die direkt an das Dia-
phragma angrenzen, bis auf (fast) Null (<0.1 mm gegeniiber >2 mm bei konventionellen AEC)
minimiert werden [7, 13, 14]. Durch das “zero-gap”-Design werden deutlich hohere Wirkungs-
grade erreicht, die in etwa denen der PEM-Elektrolyse entsprechen, allerdings sind sie auch
deutlich teurer in der Herstellung als konventionelle AEC.

Gegeniiber konkurrierenden Elektrolysetechniken zeichnet sich die herkémmliche AEC vor
allem durch ihren geringen Bedarf an Energie (4.3 - 5.5kWh, /Nm?®y,), ihre geringen spezifi-
schen Investitionskosten (1000 - 1300 Euro/kW, fiir grosse Anlagen im MW, -Bereich), ihre
Langlebigkeit (>10 Jahre) sowie ihre gleichzeitig relativ hohe Gasqualitét (>99.5%) aus. Beziig-
lich der spezifischen Investitionskosten sind vor allem die Anlagengrosse und deren Betriebs-
druck entscheidend, wobei Systeme unter Druck fiir die gleiche Anlagengrosse ungefahr 20 bis
30% teurer sind, wahrend eine Anlagenvergrosserung vom kWej- zum MW, -Bereich mit einer
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2.2. Power-to-H, (Wasserelektrolyse)

Kostenreduktion um den Faktor 2.5 - 3 verbunden ist [7]. Generell sind die Investitionskosten
bei (Standard-) AEC-Anlagen fiir ca. 50 - 60% der Systemkosten verantwortlich. Fiir leistungs-
tahigere Nebenaggregate (z.B. Gasreinigung, Kompressoren, Gleichrichter, etc.) konnen schnell
noch zusétzliche Kosten von 25 - 50% entstehen.

Nachteile von AEC sind hauptsdchlich der geringe Betriebsdruck (meist nur Umgebungs-
druck) und die geringen Stromdichten, die zu vergleichsweise grossen Anlagen (Flachenbe-
darf) und hoheren Produktionskosten fithren, insbesondere wenn der produzierte Wasserstoff
nachtréglich fiir Speicherung oder Transport noch komprimiert werden muss. Aus diesem
Grund zielt die gegenwértige AEC-Forschung, neben der Optimierung der eingesetzten Mate-
rialien, vor allem auf eine Vergrosserung der Stromdichte (Ziel: Faktor 1.5 - 2) und des Betriebs-
drucks (Ziel: bis 60 bar) ab. Ein weiterer Nachteil von AEC ist ihre Tragheit im dynamischen
Betrieb, das heisst, bei hdufig und schnell &ndernden Teillastphasen, wie sie beispielsweise
fur einen Einsatz mit Strom aus erneuerbaren Energiequellen (Wind und Sonne) notwendig
wadren. Die Tragheit von AEC-Systemen und ihren Komponenten unter dynamischem Betrieb
fiihrt unter anderem zu einer verringerten Gasqualitdt und Systemeffizienz sowie hdufigeren
Betriebsunterbriichen und einer allgemein geringeren Lebensdauer des Systems. Zwar gibt es
erste AEC-Systeme mit einem optimierten dynamischen Teillastbereich von 10 - 100% und Re-
aktionszeiten (Anfahrzeiten) im Sekundenbereich [9], jedoch sind solche Systeme, wenn iiber-
haupt, nur fiir kleine Massstdbe vorhanden und viele Aspekte (Gasqualitidt, Lebensdauer, etc.)
sind noch Gegenstand der Forschung [7].

Eine Zusammenfassung aller Vor- und Nachteile sowie der technische Daten von AEC und ein
Vergleich mit den anderen Elektrolyse-Typen sind in Tab. 2.1 bis 2.3 aufgelistet.

2.2.8. Festpolymer-Elektrolyt Membran Elektrolyse
2.2.8.1. PEM

Die Proton-Exchange-Membrane oder Polymer-Electrolyte-Membrane Elektrolyse (kurz PEM oder
PEMEC) ist neben der AEC die zweite Technologie, die gegenwartig im industriellen Massstab
angeboten wird. Sie ist gegeniiber der AEC noch weniger weit entwickelt, wird inzwischen
aber bis in den einstelligen MW, -Bereich eingesetzt. Jedoch hat sie gegeniiber der AEC ein
paar entscheidende Vorteile, die vor allem im Zusammenhang mit PtG-Anwendungen ein sehr
grosses Potential versprechen.

Das Funktionsprinzip der PEM ist in Abb. 2.4b schematisch dargestellt und im Folgenden kurz
beschrieben: Bei der PEM befindet sich eine diinne (ca. 50 - 250 um) Protonen (H") leitende
Festpolymer-Membran zwischen den Elektroden der Zelle. Die Membran agiert einerseits als
Nichtleiter fiir Elektronen und andererseits als (Feststoff)-Elektrolyt. Ein fliissiges (wéssriges)
Elektrolyt wie bei der AEC entfillt. Die gesamte Membran-Elektroden-Einheit (MEA) besteht
aus der Membran mit den zwei angrenzenden elektro-katalytischen Schichten sowie den poro-
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sen Stromabnehmern (engl. current collector) und den bipolaren Separator-/Verteilplatten auf
beiden Seiten.

Auf der Anoden-Seite der PEM wird hochreines Wasser (H,O) durch die fiir einen optimalen
Stofftransport strukturierten bipolaren Separatorplatten in die Zelle eingelassen. Durch den
pordsen Stromabnehmer diffundieren die Wassermolekiile zur katalytischen Schicht, wo de-
ren Oxidation gemdiss (Gl. 2.8b) stattfindet. Sauerstoff und Wasser verlassen die Zelle auf der
Anoden-Seite, wihrend die Wasserstoff-Ionen /Protonen (H*) durch die Membran auf die Ka-
thoden-Seite transportiert und dort gemaéss (Gl. 2.8a) zu Wasserstoff reduziert werden.

Kathode: 2H" +2e” — H, (2.8a)
Anode: H,0 — 050, +2H" +2e” (2.8b)

In kommerziellen PEM-Elektrolyseuren werden typischerweise bis zu 60 solcher MEA in Serie,
das heisst bipolar, zu einem PEM-Stack zusammengefasst.

Durch den Wegfall des fliissigen Elektrolyten sowie einer einfacheren Gasreinigung sind PEM
generell kompakter zu bauen als AEC-Systeme. Die Membranfldche einer Zelle ist dabei 100 -
300 cm? und somit ungefihr 5 - 10-mal kleiner als bei einem AEC-System.

Durch das stark saure Milieu in der Elektrolyt-Membran und die hohen Spannungen (1.6 - 2'V)
bei vergleichsweise hohen Stromdichten (1 - 2 A/cm?) miissen sehr widerstandsfihige und
dadurch teure Materialien verwendet werden. Die Membran besteht heutzutage meist aus
Nafion, das eine (relativ) gute mechanische und elektrochemische Stabilitdt sowie eine hohe
Protonenleitfahigkeit aufweist, jedoch neben den hohen Kosten auch nur in Anwesenheit von
Wasser Protonen leitet. Daher ist ein Betrieb tiber 80 °C unmoglich. Ebenfalls ist Nafion nur
bestandig bis ca. 120 °C. Gegenwaértig werden alternative Materialien fiir die Membrane (z.B.
PEEK, PES, SPPQ, etc.) gesucht [7]. Diese weisen allerdings noch deutlich geringere erreichba-
re Stromdichten und Lebensdauern als Nafion auf. Weiter wird versucht, durch mechanische
Verstarkungen und chemische Zusétze die Stabilitdt bzw. Temperaturbestandigkeit von Nafion
(bis auf 200 °C) zu steigern.

Neben der Membran miissen auch die Katalysator-Materialien durch das stark saure Milieu
in der Zelle sehr korrosionsbestandig sein. Dazu gehoren hauptsachlich PGM (platinum group
metals), die zwar eine ausgezeichnete elektrochemische Aktivitdt und Stabilitat aufweisen, aber
auch dementsprechend teuer sind. Zwar kann deren Anteil durch geeignete Substitutionen
mit nicht-edlen Metalloxiden oder katalytischen Nanopartikeln (z.B. carbon nanotubes) sowie
alternativen Materialien (Legierungen) verringert bzw. ganz ersetzt werden, jedoch sind solche
Alternativen gegenwaértig noch in der Forschungsphase.

Die bipolaren Separatorplatten und pordsen Stromkollektoren werden {iblicherweise aus (pas-
siviertem) Titan hergestellt und machen dadurch ca. 50% der Produktionskosten eines PEM-
Stacks aus [7]. Ein Ersatz des Titans durch kostengiinstigere Materialien wie z.B. Kupfer, rost-
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freiem Stahl oder Graphit ist daher anzustreben, jedoch gegenwirtig noch in der Forschungs-
phase [7].

Das grosse Potential der PEM-Technologie gegeniiber der AEC-Technologie liegt vor allem in
der grosseren Effizienz (55 - 85%), die hauptséchlich durch die hohe Stromdichte (1 - 2 A/cm?)
bei einer vergleichsweise geringen Zellspannung (1.6 - 2.0 V) zustande kommt. Unter Laborbe-
dingungen konnten sogar schon Stromdichten von 5 - 10 A/cm? bei weniger als 2.5V erreicht
werden [7]. Weiter wirkt sich der Betrieb unter Druck (30 - 60bar) positiv auf die Systemef-
tizienz aus, da der produzierte Wasserstoff bereits komprimiert fiir anschliessende Verwen-
dungen (z.B. Netzeinspeisung, Speicherung, Methanisierung, etc.) zur Verfiigung steht. Wei-
tere Vorteile der PEM sind die sehr hohe Gasqualitédt (>99.9%) und die Moglichkeit eines sehr
dynamischen Betriebs, der prinzipiell den ganzen Teillastbereich von 0 - 100% abdeckt sowie
Reaktionszeiten im Bereich von Sekunden aufweist.

Demgegeniiber hat die PEM ein paar Nachteile, die fiir einen letztendlichen Durchbruch der
Technologie in naher Zukunft noch verbessert bzw. behoben werden miissen. An erster Stel-
le stehen dabei die durch die hohe Komplexitidt des Systems anspruchsvolle Hochskalierung
in den MW-Bereich und die hohen spezifischen Herstellungskosten (momentan noch doppelt
so hoch wie bei der AEC) durch viele teure Materialien der Komponenten (z.B. PGM-Metalle,
Titan, etc.). Gegentiber der AEC ist das Potential fiir Kostensenkungen jedoch gross. Insbe-
sondere lassen sich durch grossere Stiickzahlen und neue, giinstigere Materialien substantiel-
le Kostensenkungen erzielen. Beziiglich der Materialien besteht gegenwairtig noch mehr For-
schungsbedarf.

Eine Zusammenfassung der Vor- und Nachteile sowie der technische Daten von PEM sind in
Tab. 2.1 bis 2.3 aufgelistet.

2.2.8.2. AEM

Bei der Anion-Exchange-Membrane (AEM) Elektrolyse werden die Vorteile der (alkalischen)
AEC-Elektrolyse und der (sauren) PEM-Elektrolyse kombiniert. Dies verspricht ein sehr gros-
ses Potential fiir zukiinftige Anwendungen, insbesondere im Bereich PtG. Jedoch befindet sich
die AEM-Technologie noch weitestgehend in der Forschungs- und Entwicklungsphase.

Grundsitzlich entspricht der Aufbau der AEM demjenigen der PEM, jedoch wird statt einer
(sauren) Protonen leitenden Membran eine (alkalische) Hydroxid leitende Membran in der
Membran-Elektroden-Einheit (MEA) verwendet (siehe Abb. 2.4c). Von der Elektrochemie ent-
spricht die AEM der AEC: Wasser wird auf der Kathodenseite zugefiigt und dann gemdéss der
Halbreaktion (Gl. 2.7a) zu einem Wasserstoff und zwei Hydroxid-Anionen reduziert. Die Hy-
droxid-Anionen passieren anschliessend die Membran und werden an der Anode gemass (GL
2.7b) zu Sauerstoff und Wasser oxidiert.

Der grosste Vorteil der AEM ist, dass durch das alkalische, weniger korrosive Milieu in der Zel-
le keine extrem teuren Materialien, wie z.B. PGM-Metalle und Titan fiir den Katalysator bzw.
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die Komponenten, verwendet werden miissen. Stattdessen kdnnen giinstigere Materialien wie
z.B. Nickel als Katalysatormaterial, analog der AEC, verwendet werden. Jedoch kommt dieser
Vorteil nur zum Tragen, wenn gleichzeitig die Leitfdhigkeit und Lebensdauer der Membran
derjenigen der PEM-Technologie entspricht. Dies ist momentan nicht der Fall. Gegenwaértig
konnen AEM nur Stromdichten unter 0.5 A /cm? erreichen, was dazu fiithrt, dass AEM nicht so
kompakt wie PEM gebaut werden kénnen und spezifisch pro Wasserstoff-Ertrag mehr Materi-
al eingesetzt werden muss. Die Verbesserung der Leitfdhigkeit und Lebensdauer der Membran
ist deshalb im Fokus der AEM-Forschung.

Eine Zusammenfassung der Vor- und Nachteile sowie der technische Daten von AEM sind in
Tab. 2.1 bis 2.3 aufgelistet.

2.2.9. Festoxid Elektrolyse (SOEC)

Die (Hochtemperatur)-Elektrolyse mittels einer Solid Oxid Electrolysis Cell (SOEC) unterschei-
det sich grundsétzlich von den bisher beschriebenen (Niedertemperatur)-Elektrolysen. Durch
die fiir die Elektrolyse in einer SOEC notwendigen hohen Temperaturen von 700 - 1000 °C kann
gemadss der Thermodynamik in 2.3, ein relativ grosser Teil der elektrischen Energie (Strom), die
fur die Elektrolyse-Reaktion notwendig ist, durch thermische Energie (Wédrme) ersetzt werden.
Da Wérme in der Regel deutlich giinstiger ist als Strom und die SOEC noch weitere interessan-
te Eigenschaften hat (z.B. schnelle Kinetik auch mit Nickel- statt PGM-Katalysatoren), hat sich
das Interesse und die Forschung fiir die SOEC-Technologie in den letzten Jahren deutlich ge-
steigert.

Das Funktionsprinzip der SOEC ist in Abb. 2.4d schematisch dargestellt und im Folgenden
kurz beschrieben: Die SOEC besteht aus einer diinnen (ca. 10 - 30 ym) Festoxid-Membran, die
bei hohen Temperaturen (700 - 1000 °C) als Elektrolyt wirkt und selektiv Anionen (in der Regel
Sauerstoff-Anionen) leiten kann. Auf beiden Seiten der Festoxid-Membran sind direkt angren-
zend die porosen Elektroden mit dem Katalysator und die Stromkollektoren positioniert. Auf
der Kathodenseite wird Wasserdampf in die Zelle eingelassen und an der Kathode findet ei-
ne Reduktion gemaiss (Gl. 2.9a) statt. Dabei entstehen elementarer Wasserstoff und Sauerstoff-
Anionen. Die Sauerstoff-Anionen wandern durch die Festoxid-Membran zur Anode, wo sie zu
elementarem Sauerstoff oxidiert werden, wahrend der produzierte Wasserstoff die SOEC auf
der Kathodenseite verlasst.

Kathode: H,O+2e” — H, + O, (2.9a)
Anode: 0, — 050, +2e" (2.9b)

Einzelne SOEC koénnen zu einem Stack zusammengefasst werden, wobei planare und tubulare
Anordnungen moglich sind. Obwohl tubulare Systeme mechanisch stabiler sind und kiirze-
re Anfahr- und Abschaltzeiten haben, wird gegenwirtig die planare Anordnung wegen ihres
hoheren elektrochemischen Wirkungsgrads und ihrer einfacheren Herstellung bevorzugt.
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Durch die hohen Temperaturen in der SOEC resultiert einerseits eine verbesserte Thermodyna-
mik und Kinetik, anderseits konnen SOEC dank den hohen Temperaturen parallel zur Elektro-
lyse auch CO, zu CO reduzieren (Co-Elektrolyse), was als Syngas zusammen mit dem H, die
Basis fiir weitere synthetische Produkte wie Treibstoffe, Diingemittel, Losungsmittel, etc. ist [7].
Jedoch fiihren die hohen Temperaturen auch zu einer schnelleren Degeneration der Zellkom-
ponenten, was sich wiederum nachteilig auf die Kosten und die Leistung der Zelle auswirkt.
Aus diesem Grund ist eine der Hauptaufgaben der aktuellen SOEC-Forschung, entweder per-
sistente Materialien zu entwickeln oder die SOEC so weiterzuentwickeln, dass sie auch im
tieferen Temperaturbereich von 500 - 700 °C hohe Wirkungsgrade erzielt. Beziiglich der Mate-
rialien werden gegenwartig vor allem (dotierte) Keramikmaterialien (z.B. YSZ, SDC, GDC, etc.)
tir die Hauptkomponenten in der SOEC verwendet. Ein wichtiges Augenmerk liegt dabei auf
die Warmeausdehnung der einzelnen Schichten, damit es bei Temperaturdanderungen nicht zu
Spannungsrissen kommt.

Die thermische Energie fiir die Elektrolyse in der SOEC kann entweder autotherm (d.h. rein
durch die elektrische Energie) oder (teilweise) allotherm (d.h. durch eine dussere Hochtem-
peraturwarmequelle) geliefert werden. Falls eine nutzbare, dussere Warmequelle zur Verfii-
gung steht, kann der elektrische Energiebedarf deutlich um 0.6 kWh, /Nm®y, reduziert wer-
den. Steht hingegen Wasser nicht als Wasserdampf zur Verfiigung, muss dieser mit einer zu-
sdtzliche Warmequelle (Niedertemperatur) zuerst noch verdampft werden, was den totalen
Energiebedarf des SOEC-Systems wieder erhoht. Im optimalen Fall einer verfiigbaren dusse-
ren Hochtemperaturwarmequelle und Wasser in Dampfform kénnen in SOEC-Systemen Wir-
kungsgrade von tiber 90% erreicht werden [7].

Obwohl es bereits erste halb-kommerzielle Anlagen gibt (siehe Abschnitt 2.2.1), ist die SOEC-
Technologie gegenwirtig immer noch keine marktreife Technologie, sondern wird hauptsach-
lich im Labor-/Pilotmassstab von bis zu einigen 100 kWhg betrieben.

Eine Zusammenfassung der Vor- und Nachteile sowie der technische Daten von SOEC sind
in Tab. 2.1 bis 2.3 aufgelistet. Weiterfiihrende Literatur zu SOEC befindet sich z.B. in Laguna-
Bercero [9].

2.2.10. Vorteile/Nachteile (Technologievergleich)

Eine Zusammenstellung der Vor- und Nachteile der in den vorangehenden Abschnitten be-
schriebenen Elektrolyse-Typen ist in Tab. 2.1 aufgelistet. Die wichtigsten technischen Kennda-
ten dieser Elektrolyse-Typen befinden sich in Tab. 2.2 und Tab. 2.3.
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Tabelle 2.1. — Vor- und Nachteile der verschiedenen Elektrolyse-Typen

AEC PEM AEM SOEC
Vorteile Etabliert, ausgereift Kompakte Geringere Kosten Geringer
und zuverlédssig Bauweise durch durch Einsatz Energiebedarf
N hohe Strom- / weniger teurer (insbesondere bei
bewihrter . . . .
industrieller Leistungsdichten Materialien als bei Nutzung externer
Massstab im Druckbetrieb (>30 PEM Warmequellen)
MW-Bereich bar) einfach Vorteile PEM Moglichkeit der
Vergleichsweise moglich Grosses Potential Co-Elektrolyse
Lo (H,Ound O,)
glinstig Stufenloser
lanelebi Teillastbetrieb (0 -
&levI8 100%),
schnelle
Reaktionszeiten
(Sekunden)
keine aufwandige
Gasaufbereitung
wegen hochreinem
Wasserstoff
(>99.99%)
Kein fliissiges
Elektrolyt
Nachteile Geringe Weniger ausgereift Noch in der Noch in der
Stromdichten .. . Entwicklungsphase Entwicklungsphase
. . Anlagengrosse im
(fithrt zu grosseren Klei Geri
Anlagen) unteren Nur kleine eringe
MW-Bereich Anlagegrosse Langlebigkeit der
Erhohter Druck . Materialien
. Hohe Geringe
(>30 bar) nur in L L .
. Investitionskosten Langlebigkeit Geringe
Spezialanwendun- - . .
wegen Titan und A Betriebsdynamik
gen nspruchsvolles
PGM-Metallen Wi T
Eingeschrankter assermanages eure
Hoch reines Wasser ment Investitionskosten

Teillastbetrieb

notig (aufwandige

. Wirmeverluste
Langsame Wasseraufberei-
Reaktionszeiten tung) und teurer Standby
eaktionszeite ung Betrieb
Fliissiges Elektrolyt
mit Tank und
Kreislauf

2.2.11. Kosten
2.2.11.1. Wasserstoffgestehungskosten

Die Wasserstoffgestehungskosten werden im Wesentlichen durch die Investitionskosten (CA-
PEX) fiir die Anlage, die Anlagenauslastung, den elektrischen Wirkungsgrad und die Ener-
giekosten bestimmt [11]. Dazu kommen noch die Betriebskosten (OPEX) fiir den laufenden
Unterhalt und Betrieb der Anlage (inkl. Personalkosten).

2.2.11.2. Investitionskosten (CAPEX)

Beziiglich der Investitionskosten (CAPEX) macht der Elektrolyse-Stack selbst etwa 1/3 aus;
2/3 der CAPEX sind die Nebenaggregate und 30% von diesen Kosten sind in etwa die Kosten
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Tabelle 2.2. — Technische Kenndaten der verschiedenen Elektrolyse-Typen (runde Klammern: zukiinftig zu
erwartende Werte (2030); eckige Klammern: Maximal-/Minimalwerte unter Laborbedingungen) — Teil 1

Quelle AEC PEM AEM SOEC
Stromdichte [11] [0.2-0.4]! [0.6-2.0] <1.0%
in (A/cm?) (2020: <0.6) (2020: [1.0-2.5]) (2020: [1.5-2.0])*
(2030: <0.8) (2030: [1.5-3.0]) (2030: [2.0-3.0])°
[71 [0.3-0.5] [1.0-2.0] [0.3-0.6]
(Lab: [5-10])?
[10] 0.3[0.2-0.4] 1.7 [1.0-2.0] <0.5 [0.6-1.0]
(2020: 0.7 [0.3-1.0]) (2020: 2.2 [1.6-2.5])
(2030: 0.8 [0.6-1.0]) (2030: 2.5 [1.6-3.0]) (2030: 1.5) (2030: 2.0)
Spannung [11] [1.8-2.4] [0.6-2.0]
in (V) (2020: [1.8-2.2]) (2020: [1.0-2.5]) (2020: [1.2-1.4])3
(2030: [1.7-2.2]) (2030: [1.5-3.0])
71 [1.9-2.4] [1.6-2.0] [1.2-1.3]
Temperatur [11] [60-80] [50-80] [800-1000]
in (°C) (2020: [60-80]) (2020: [60-90])
(2030: [60-90]) (2030: [60-90])
[7] [70-90] [60-80] [700-1000]
(2030: [500-7001)
[10] 70 [60-80] 60 [50-80] 50
(Max: 150)° (Max: 200)*
(2020: 70 [60-80]) (2020: 70 [60-90])
(2030: 75 [60-90]) (2030: 70 [60-90])
Druck [11] <30 <30
in (bar) (2020: 60) (2020: 60)
(2030: 60) (2030: 100)
[71 [0-15] [30-60]
(Max: 30) (Max: 200)6
[10] 15 [0-30] 20 [10-30] 30 0
- (Max: 450)7 (Max: 50)8
(2020: 30 [0-60]) (2020: 30 [30-100])
(2030: 30 [0-60]) (2030: 30 [30-100])
H, Ertrag [11] <760° <10 / <307
in (Nm3/h) H, (2020: <1000) (2020: <30 / <120)
(2030: <1500) (2030: <250 / <500)
[7] <760 <40 <5
[10] <760 <240 <1
H, Reinheit 71 >99.5 >99.99
in (%)
[10] [99.5 - 99.9998] [99.9 - 99.999] 99.4
Spannungswirkungsgrad [11] 62-82 67-87
in (%) (2020: 67-82) (2020: 74-87)
(2030: 67-87) (2030: 82-93)
[7] 60-80 60-80 >90

1 Leistungsdaten fiir eine Zelltemperatur von 80 °C

2 bei einer Spannung von weniger als 2.5V

3 theoretisch sind heute schon 2 - 3 A / cm? moglich, ab >1 A/, cm? gibt es eine starke Degeneration

4 fiir eine Zelltemperatur von 750 °C
5 unter Druck

6 ohne externen Kompressor

7 tubulares Design

8 im Labor getestet

9 Stack /System

des Transformators [7]. Je nach Marktsituation (z.B. Kupferpreis fiir Transformatoren, etc.) und
Anwendungsfall mit zusdtzlichen Komponenten fiir eine erweiterte Gasreinigung, leistungsfa-
higere Gleichrichter (AC/DC), etc. konnen schnell zusatzliche CAPEX von 25 - 50% entstehen.

In Abb. 2.5 sind spezifische CAPEX und deren prognostizierte Entwicklung bis 2030 fiir AEC-
und PEM-Systeme gemaiss Laguna-Bercero [9] darstellt. Die spezifischen CAPEX beinhalten
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Tabelle 2.3. — Technische Kenndaten der verschiedenen Elektrolyse-Typen (runde Klammern: zukiinftig zu
erwartende Werte (2030); eckige Klammern: Maximal-/Minimalwerte unter Laborbedingungen) — Teil 2

Quelle AEC PEM AEM SOEC
Energiebedarf Stack [11] [4.2-5.9] [4.2-5.6]
in (kWh/Nm® H,) (2020: [4.2-5.5]) (2020: [4.1-5.0])
(2030: [4.1-5.2]) (2030: [3.9-4.3])
71 >4.6 >4.8 <3210
Energiebedarf System [11] [4.5-7.0]11 [45-7.5]1
in (kWh/Nm?3 H,) (2020: [4.4-6.0]) (2020: [4.3-5.5])
(2030: [4.3-5.7]) (2030: [4.1-4.8])
[10] 4.8 [4.5-7.0]'2 5.1 [4.5-7.4]12
(2020: 4.6 [4.4-6.0]) (2020: 4.3 [3.9-5.4])
(2030: 4.5 [4.3-5.6]) (2030: 4.2 [3.9-4.7])
Leistung Stack [7] <0.1
in (MW,I)
[10] 2.4[0.2-4.5] 0.05 [0.04-0.10] [0.07-0.50]
(2020: 2.9 [0.3-5.5]) (2020: 1.1 [0.1-10])
(2030: 4.1 [0.4-7.8]) (2030: 1.9 [1-10])
Untere Teillastbetrieb [11] [20-40] [0-10]
im (%) (2020: [10-20]) (2020: [0-5])
(2030: [10-20]) (2030: [0-5])
[71 [30-40] [0-10]
[10] 30 [20-40] 9 [5-10]
(2020:15 [10-20]) (2020: 4 [0-5])
(2030: 15 [10-20]) (2030: 4 [0-5])
Dynamischer Betrieb [10] 20 [Min-Std] 5[5-15]
(Startzeit)!?
in (min) (2020: 20 [Min-Std]) (2020: 5 [5-15])
(2030: 20 [Min-Std]) (2030: 5 [5-15])
Separator Degradation [11] <3 <14
in (V/h) (2020:<3) (2020:<9)
(2030: <3) (2030: <5)
Lebensdauer Stack [11] <90 <20
in (1000 Stunden) (2020: <90) (2020: <50)
(2030: <90) (2030: <60)
[10] 75 [60-90] 62 [20-90]
(2020: 95 [90-100]) (2020: 74 [50-90])
(2030: 95 [90-100]) (2030: 78 [60-90])
8014
Lebensdauer System [11] [20-30] [10-20]
in (Jahre) (2020: [25-30]) (2020: [20-30])
(2030: 30) (2030: 30)
[10] 25 [20-30] 20 [10-30]
(2020: 28 [25-30]) (2020: 25 [20-30])
(2030: 30) (2030: 30)

10 mit externer Warmequelle
1 fiir Anlagen >1 Nm® H, /h, Druckbetrieb (30 bar), Zelltemperatur 80 °C, inklusive Faraday Wirkungsgrad, Produktgas getrocknet
12 inklusive Energieversorgung, Systemsteuerung, Gastrocknung; exklusive externe Kompression, externe Gasreinigung und Speicherung

13 yon Kaltstart bis minimale Teillast
14 Sjemens (sales)

neben dem Kennzahlen und Bandbreiten fiir den eigentlichen Elektrolyse Stack (siehe Tab. 2.2
und Tab. 2.3) auch die Kosten fiir die Energieversorgung. Durch die grosse Preisspanne bei
Nebenaggregaten (Kompressoren, Pumpen, Speichereinheiten) wurden diese in den Berech-
nungen in Laguna-Bercero [9] nicht berticksichtigt.

Gegenwdrtig sind die spezifischen CAPEX von PEM-Anlagen immer noch ungefdhr doppelt so
gross wie bei AEC-Anlagen. Das Potential fiir Kosteneinsparungen bei PEM ist jedoch ungleich
grosser als bei AEC. Daher sollten die Differenz bei den CAPEX zwischen PEM und AEC bis
ins Jahr 2030 nur noch ca. 30% ausmachen. Zukiinftige Kostenreduktionen bei PEM finden
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Abbildung 2.5. — Aktuelle und zukiinftige (bis 2030) spezifische CAPEX (Investitionskosten) fiir AEC-
und PEM-Elektrolyse Systeme (Datenquelle: Bertuccioli u. a. [10])

hauptséachlich durch das Aufskalieren in den MW-Bereich und die Entwicklung von neuen
Materialien (z.B. Ersatz von Titan und PGM) statt.

Bei AEC-Anlagen variieren die spezifischen CAPEX vor allem mit der Anlagengrosse und dem
Betriebsdrucks [7]. Wahrend man beispielsweise den Transformator fiir mehrere Stacks hoch-
skalieren kann, wird fiir jeden Stack einzeln ein Wechselrichter benétigt. Systeme unter Druck

7000
drucklose Elektrolyseure
6000 f----"-"-"-"-"--"-----
m Druckelektrolyseure
5000 |-----"""""""""-F
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3000 W\

Investitionskosten [€/kW]
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Abbildung 2.6. — Spezifische CAPEX von AEC-Anlagen als Funktion der Anlagengrisse und des Betriebs-
drucks fiir den Sachstand 2008/9 (Abbildung aus Smolinka, Giinther und Garche [11]; mit Genehmigung)
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sind ca. 20 - 30% teurer (siehe Abb. 2.6), hingegen fiihrt eine Anlagenvergrosserung vom kW-
in den MW-Massstab zu einer Kostenreduktion um den Faktor 2.5 bis 3. Daher wird angenom-
men, dass zukiinftige CAPEX-Reduktionen bei AEC vor allem durch Skaleneffekte, jedoch we-
niger durch Entwicklungen von neuen Materialien/ Anlagenkomponenten stattfinden werden.

2.2.11.3. Betriebskosten (OPEX)

Neben den Investitionskosten (CAPEX) spielen auch die Betriebskosten (OPEX) fiir Wirtschaft-
lichkeitsbetrachtungen von Elektrolyseanlagen eine wichtige Rolle. OPEX umfassen z.B. Per-
sonalkosten, Materialkosten, Unterhaltskosten, etc. jedoch nicht die Elektrizitdtskosten fiir die
Elektrolyse.

In Abhingigkeit der Anlagengrosse konnen die OPEX zwischen 1 - 5% der CAPEX ausmachen,
wobei grossere Anlagen’ prozentual weniger OPEX haben [9]. Eine Unterscheidung zwischen
den verschiedenen Technologien (AEC, PEM) ist nicht sinnvoll. Neben der Anlagengrosse ist
tiir die OPEX auch der Standort der Anlagen ausschlaggebend.

Gemiss IHT® kostet eine Generaliiberholung der Elektrolyse etwa 40% der urspriinglichen CA-
PEX. Dabei konnen einzelne Teile rezykliert werden; Elemente und Zellen die Beschdadigungen
aufweisen, miissen vollstindig ausgetauscht und der Stack danach wieder neu zusammenge-
baut werden.

2.3. Power-to-SNG (Methanisierung)

2.3.1. Einleitung

Erneuerbares Methan (CH,) oder auch Synthetisches Erdgas (SNG) ist ein weithin akzeptierter
und vielseitiger Energietrager, der leicht durch das bestehende Erdgasnetz verteilt und effizi-
ent eingesetzt werden kann, z.B. fiir die Mobilitdt in Erdgasfahrzeugen. Es gibt mehrere Wege,
um SNG zu produzieren (siehe Abb. 2.8). Das heute am hdufigsten vorkommende Verfahren
ist die anaerobe Vergarung von Klarschlimmen, nasser Biomasse aus der Landwirtschaft und
organischen Abféllen aus Haushalten und Gartenarbeit, z.B. Kompogas®. Es liefert eine Mi-
schung aus hauptsachlich Methan (50 - 65% CH,) und Kohlendioxid (35 - 50% CO,), wobei das
Verhiltnis vor allem vom verwendeten Substrat abhdngt. Das sogenannte Biogas kann als ro-
hes SNG betrachtet werden, das durch CO,-Abtrennung und Trocknung vor der Einspeisung
in das Erdgasnetz weiter aufgearbeitet werden muss, um die Qualitdtsvorgaben hinsichtlich
Dichte und Heizwert zu erfiillen.

7 Herstellerangaben Firma Siemens: OPEX = 3% CAPEX fiir 1 MW Anlage (2017)
8 IHT: http://www.iht.ch/ (aufgerufen am 7. Mai 2019)
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Abbildung 2.7. — Prozesskette Methanisierung (© Empa 2017)

Roh-SNG kann aus Biomasse auch durch Vergasung hergestellt werden. Klassische Vergasung
von trockener Biomasse, insbesondere Holz, wird dabei kombiniert mit Gasreinigung zur Ent-
fernung von Katalysatorgiften und anschliessender Methanisierung [15]. Hydrothermale Ver-
gasung/Methanisierung von nasser Biomasse ermoglicht die Umwandlung von Algen, Klar-
schlamm oder Hofdtinger [16]. Bei beiden Verfahren wird ein Gasgemisch aus je 40 - 50% Me-
than und CO, sowie bis zu 10% Wasserstoff (H,) erreicht, daher ist auch hier vor der Ein-
speisung in das Erdgasnetz eine Gasaufbereitung erforderlich. Es werden Wirkungsgrade vom
Holz zum Methan deutlich tiber 60% erreicht. Vor kurzem wurde in Géteborg/Schweden eine
erste industrielle 20 MW Holz-zu-SNG-Anlage in Betrieb genommen, die auf Holzvergasung
basiert [17].

Aufgrund der bestehenden Subventionierung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Quel-
len konkurriert die Aufbereitung von Biogas zu SNG mit der direkten Verbrennung in Gas-
motoren fiir die dezentrale Kraft-Warme-Kopplung (KWK). Gleiches gilt fiir Produktgas aus
der Biomassevergasung. In den meisten Holzvergasungsanlagen, z.B. in Stans/Schweiz oder
in Giissing/Osterreich und Oberwart/Osterreich wird das Gas in Strom (mit 25 - 28% Wir-
kungsgrad) und Warme umgewandelt. Eine noch hohere elektrische Effizienz wéare durch die
Anwendung von Hochtemperatur-Brennstoffzellen moglich [16], die jedoch eine griindlichere
(heisse) Gasreinigung verlangen [18]. Stand der Technik zur Herstellung von Strom aus Holz
ist die Verbrennung von Holz und Nutzung der Warme in einer Dampfturbine. Kleinanlagen,
d.h. von 300 - 1500 kW, haben einen Wirkungsgrad von 15%; Grossere Anlagen wie das Holz-
Kraftwerk in Aubrugg/Schweiz (10 MW) erreichen 25% elektrischen Wirkungsgrad.
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Abbildung 2.8. — Unterschiedliche Weg von Biomasse zu synthetischem Erdgas (SNG) (© PSI 2017)

Bei PtG-Anwendungen kann Kohlendioxid (CO,) mit Wasserstoff (H,) — hergestellt durch Elek-
trolyse aus iiberschiissigem Strom - in einer Methanisierung zu erneuerbarem Methan/SNG
umgewandelt werden, bis eine Mischung aus hauptsidchlich Methan und (kondensierbarem)
Wasser erreicht ist. Das Kohlendioxid kann dabei aus Abgasen, Produktgasen oder aus der
Atmosphire stammen. Ebenso kann die Produktionsmenge an SNG aus Biomasse durch Zu-
gabe von Wasserstoff in einen Methanisierungsschritt weiter erhoht werden. Dies ermoglicht
auch die (saisonale) Speicherung von anders nicht genutztem Strom aus volatilen Quellen wie
Windkraftanlagen und Photovoltaik oder deren Verwendung als SNG im Mobilitédtssektor.

Insbesondere, wenn die Methanisierung mit einer Hochtemperatur-Elektrolyse (SOEC, sie-
he Abschnitt 2.2.9) fiir die Wasserstoffherstellung kombiniert wird, kénnen im Rahmen von
Power-to-SNG wertvolle Synergien ausgenutzt werden. Wahrend eine konventionelle Power-
to-SNG Anlage mit Methanisierung und Niedertemperaturelektrolyse (AEC, PEM, AEM)
einen Gesamtwirkungsgrad von ca. 55% erreicht, konnte im vom KIT (Karlsruher Institut fiir
Technologie) koordinierten EU-Projekt HELMETH? gezeigt werden, dass durch die optima-
le Nutzung der Prozessabwarme der exothermen Methanisierung zur Deckung des Warme-
bedarfs der SOEC ein Gesamtwirkungsgrad von tiber 75% im Technikumsmassstab (15kW,;)
erreicht werden konnte. Im Industriemasstab werden sogar bis zu 85% Gesamtwirkungsgrad
angestrebt.

Aufgrund der Bedeutung des (katalytischen) Methanisierungsschritts bei der Herstellung von
SNG bei PtG-Anwendungen werden in den folgenden Abschnitten die spezifischen Heraus-
forderungen dieses Schrittes und der entwickelten Reaktortypen diskutiert.

9 HELMETH-Project www.helmeth. eu, Presseinformation Nr. 009 vom 05.02.2018
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2.3. Power-to-SNG (Methanisierung)

2.3.2. Anforderungen an katalytische Methanisierungsreaktoren

Die Methanisierung ist der Syntheseschritt bei der Herstellung von SNG. Um die chemische
Effizienz zu optimieren, ist es das Ziel, moglichst viele Kohlenstoffatome in Treibstoff bzw.
Energietrager umzuwandeln. Biogas enthélt Kohlenstoff hauptsachlich als CH, und CO,; CO,,
das mittels Temperatur-/Druckwechseladsorption oder durch Gaswésche aus der Atmospha-
re oder Abgasen gewonnen wurde, ist praktisch rein. Je nach Vergasungsprozess umfasst das
Produktgas aus der Holzvergasung jedoch hauptsachlich CO, CO, (iiblicherweise iiber 20 Mol-
%) und CH, (1 - 10 Mol-%), aber auch C,-Spezies (gesamthaft bis zu 4 Mol-%) wie Ethan, Ethen
und Ethin. Weiterhin sind Spuren von aromatischen Verbindungen wie Benzol, Toluol und
Naphthalin vorhanden. Aufgrund der Spezifikationen in Bezug auf Heizwert und Dichte fiir
die Einspeisung von SNG in das Erdgasnetz sollte der Gehalt an Methan (und Ethan) maxi-
miert werden; CO, CO,, Wasserstoff und ungesittigte Kohlenwasserstoffe miissen bei der Me-
thanisierung umgesetzt oder entweder im Gasreinigungs- und Konditionierungsschritt strom-
aufwirts oder in der Gasaufbereitung abgetrennt werden. Daher laufen die folgenden Reak-
tionen in Methanisierungsreaktoren ab: CO- und CO,-Methanisierung, homogene Wassergas-
konvertierung (Water-Gas-Shift-Reaktion, WGS) und umgekehrte (R-)WGS, Hydrierung von
ungeséttigten Kohlenwasserstoffen, z.B. Ethen zu Ethan, und Hydrogenolyse von grosseren
Kohlenwasserstoffen zu Methan. Als Nebenreaktionen konnen die beteiligten Molekiile eine
Anzahl unterschiedlicher Kohlenstoffablagerungen bilden, die den Katalysator deaktivieren
konnen.

Es gibt drei Hauptherausforderungen fiir Methanisierungsreaktoren:
* Das Einsatzgas kann Katalysatorgifte wie Schwefelverbindungen enthalten

¢ Kohlenstoffablagerungen, die bei hohen Temperaturen, d.h. tiber 500 °C, sogar bevorzugt
entstehen

¢ Die meisten Reaktionen sind stark exotherm

2.3.2.1. Schwefelverbindungen

Ublicherweise werden fiir die Methanisierung Nickel-basierte Katalysatoren eingesetzt. Da-
her muss der Schwefelgehalt im Gas unter 1 ppm liegen, um eine Katalysatorlebensdauer von
mindestens einem Jahr zu erreichen, die als wirtschaftlich notwendig angesehen wird [19].
Wiéhrend es eine Reihe von Adsorptions-basierten Technologien gibt, um die géngigste Schwe-
felspezies Schwefelwasserstoff (H,S) zu entfernen, enthélt Rohgas aus der Niedertemperatur-
vergasung von trockener Biomasse eine grosse Anzahl von aromatischen Schwefelverbindun-
gen wie Thiophene, Benzo-Thiophene und Dibenzo-Thiophene [20, 21]. Aufgrund ihrer ther-
mischen Stabilitat miissen sie entweder durch kalte Gaswasche entfernt oder in katalytischen
Schritten in leicht entfernbares H,S umgewandelt werden. Fiir letzteres wird eine Anzahl ver-
schiedener Konzepte verfolgt, z.B. Hydrodesulfurierung [22] oder Reformierung mit auf Zir-
konoxid basierenden [23] oder Edelmetall-basierten Katalysatoren [24]. Weiterhin werden Re-
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doxzyklen-Reformierungsverfahren entwickelt [25]. Bisher wurde kein klarer Kandidat fiir ein
optimales Verfahren identifiziert.

2.3.2.2. Kohlenstoffablagerungen

Kohlenmonoxid wird in der Biomassevergasung produziert oder kann aus CO, und Was-
serstoff durch umgekehrte Wassergaskonvertierung (R-WGS) gebildet werden. CO adsorbiert
stark auf Nickelkatalysator und kann auf der Katalysatoroberfliche einzelne Kohlenstoffato-
me bilden [26]. Wenn diese nicht schnell genug hydriert werden, konnen sie sich entweder im
Nickel 16sen, was zur Bildung von Nickelkarbiden oder Kohlenstoff-Nanofasern fiihrt, oder
sie konnen auf dem Nickelkatalysator polymerisieren, was eine Blockade von aktiven Stellen
verursachen kann [27, 28]. Daher kann bereits ein zu tiefes lokales Wasserstoff-zu-Kohlenstoff-
Verhiltnis langsam zur Katalysatordeaktivierung fiihren.

Auch Kohlenwasserstoffe konnen auf der Katalysatoroberfliche Kohlenstoffatome bilden [26],
wobei insbesondere die ungesittigten Spezies wie Ethen eine sehr hohe Kohlenstoffablage-
rungsrate aufweisen. Als Ergebnis fiihren Ethen und Ethin zu einer schnellen und starken Ka-
talysatordeaktivierung, wenn der Katalysator als Festbett aus Katalysatorteilchen eingebracht
wird [29]. Aus vielen Untersuchungen, z.B. [28] ist bekannt, dass die Kohlenstoffabscheidungs-
rate mit zunehmender Temperatur schneller zunimmt als die Kohlenstoffabtragsrate aufgrund
von Hydrogenolyse oder Dampfreformierung.

2.3.2.3. Exothermie

Der starke exotherme Charakter der Methanisierung fiihrt zu einer signifikanten Temperatur-
erhohung in katalytischen Reaktoren, wenn keine oder unzureichende Warmeabfuhr ange-
wendet wird. Abhédngig von der Zusammensetzung des Einsatzgasgemisches wird das ther-
modynamische Gleichgewicht die weitere Umwandlung begrenzen. Daher fiihrt der Tempera-
turanstieg zu heissen Stellen (,,hot spots”) von 550 - 750 °C. Solch hohe Temperaturen kénnen
manche Katalysatoren durch Sintern beschddigen. Weiterhin bevorzugen wie oben erwahnt
die hohen Temperaturen Kohlenstoffablagerungs-Reaktionen. Die thermodynamische Begren-
zung der exothermen Methanisierungsreaktion erfordert eine effiziente Kiihlung des Reaktors
oder die Anwendung mehrerer Reaktoren in Reihe mit Zwischenkiihlung, um eine nahezu
vollstindige Umwandlung der Kohlenstoffoxide zu ermoglichen.

2.3.3. Industriell eingesetzte Methanisierungsreaktoren

Bisher wurden verschiedene Methanisierungs-Reaktorkonzepte entwickelt, die den im vori-
gen Abschnitt beschriebenen Herausforderungen und Anforderungen gerecht werden konnen.
Diese Konzepte und ihre Anwendung fiir die Produktion von SNG werden in den nédchsten
Abschnitten beschrieben.
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2.3. Power-to-SNG (Methanisierung)

2.3.3.1. Reihenschaltung von adiabaten Festbettreaktoren

Im Biogasprojekt Goteborg (,,Gothenburg Biogas”, GoBiGas) wird Holz mit einer thermischen
Leistung von 32 MWy, in einem allothermen Wirbelschichtvergaser (engl. Dual Fluidised Bed,
DEFB) vergast und in mehreren Stufen zu rund 20 MW ¢\ synthetischem Erdgas umgewandelt,
siehe Abb. 2.10. Die Anlage wurde Ende 2014 in Betrieb genommen.

Der DFB-Vergaser (z.B. der Fast Internal Circulating Fluidized Bed Vergaser, FICFB, wie er in
Goteborg, Glissing, Oberwart oder Senden [30] gebaut wurde) ist heute der am meisten ange-
wendete und zuverldssigste Holzvergaser und liefert ein wasserstoffreiches Produktgas, das
bereits einen hohen Methananteil aufweist (ca. 10%). Der hohe Methangehalt ist fiir den Wir-
kungsgrad der gesamten Prozesskette sehr giinstig, ist aber mit einem relativ hohen Gehalt
an ungesattigten Kohlenwasserstoffen (insbesondere Ethen C,H,) verbunden; weitere aroma-
tische Verbindungen einschliesslich Thiophene sind in diesem Erzeugergas vorhanden. Fiir die
Methanisierung wurde eine Reihe von mehreren adiabatischen Festbettreaktoren gewdhlt, die
von Haldor Topsoe A/S auf der Basis ihres erfolgreichen TREMP®-Verfahrens geliefert wur-
den, das entwickelt wurde, um Kohlevergasungs-Gas in grossem Massstab zu SNG umzuwan-
deln.

Da diese adiabatischen Festbettreaktoren aufgrund von mehreren Prozent Ethen im Gas sehr
anfillig fiir eine Kohlenstoffablagerung sind, muss das Ethen stromaufwérts umgesetzt wer-
den. Dies wird durch die Hydrierung des Hauptanteils von Ethen zu Ethan im Hydrodesul-
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Abbildung 2.9. — Vereinfachtes Schema der GoBiGas-Anlage (ohne Wirmetauscher) (Quelle: Thunman
u.a. [31])
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furierungsschritt (HDS) und anschliessende Umsetzung des Ethans und Rest-Ethens im so-
genannten Olefinreformer realisiert. Der HDS-Schritt ermoglicht auch die Umwandlung von
Thiophenen zu H,S, das von Adsorbern leicht abgetrennt werden kann. Wéahrend bisher nur
wenig liber die Leistungsfahigkeit der gesamten Prozesskette bekannt ist, kann man sagen,
dass dieser Vorgang relativ komplex ist, da sich das Temperaturniveau mehrmals dndert: Wah-
rend HDS, Olefinreformer und Methanisierung bei einer Temperatur von mehr als 300 °C be-
trieben werden, laufen die H,S-Entfernung und die CO,-Waésche bei niedrigen Temperatu-
ren ab. Dartiiber hinaus sind weitere Warmetauscher zwischen den adiabatischen Methanisie-
rungsreaktoren notwendig. Aufgrund der exothermen Reaktion (-206 kJ/mol) steigt die Re-
aktionstemperatur stark an und die Umwandlung ist, wie oben erwdhnt, durch das thermo-
dynamische Gleichgewicht begrenzt. Daher muss das Gas vor dem néchsten Reaktoreingang
abgekiihlt werden.

Eine dhnliche Prozesskette wurde im Pilotmassstab von ECN (Energy Research Center der Nie-
derlande) betrieben [32]. Die Hauptunterschiede sind i) dass die von ECN entwickelte proprie-
tare Milena-Vergasung und OLGA-Wische fiir die Teerentfernung verwendet werden, ii) dass
die H,S-Entfernung durch Warmtemperatur-Adsorber realisiert wird, um eine starke Abkiih-
lung unter den Taupunkt des Wassers zu vermeiden, und iii) dass die CO,-Abtrennung erst
nach der Methanisierung durchgefiihrt wird, was die Temperaturerhohung in der Methani-
sierung dampft. Dennoch sind Warmetauscher zwischen der HDS-Stufe und der Methanisie-
rung sowie zwischen den Methanisierungsreaktoren notwendig, allerdings hochstwahrschein-
lich mit geringerer Oberfldche als in der GoBiGas-Anlage.

Forscher des Deutschen Biomasse-Forschungszentrums (DBFZ) in Leipzig untersuchen die
Eignung dieser adiabaten Reaktoren fiir PtG-Anwendungen. Auch Haldor Topsoe forscht an
einer Kombination ihres TREMP®-Prozesses mit einer Hochtemperatur-Elektrolyse (SOEC).

2.3.3.2. Gekiihlte Festbettreaktoren fiir PtG-Anwendungen

Auf Basis der erfolgreichen Reaktorentwicklung des ZSW (Zentrum fiir Solare Wasserstoffer-
zeugung) in Stuttgart entwickelte die Firma Solarfuel GmbH (spéter etogas GmbH, heute Teil
von Hitachi Zosen Inova) ein Verfahren zur Umwandlung von CO, mit Wasserstoff zu Methan.
Dieser Prozess gehort zu den ersten Beispielen von PtG-Anwendungen, bei denen tiberschiis-
sige Strom-Erzeugung, insbesondere aus volatilen erneuerbaren Quellen wie Photovoltaik und
Wind, nicht abgeregelt, sondern zur Elektrolyse eingesetzt wird. Der Wasserstoff kann direkt
verwendet werden, entweder fiir die Mobilitdt (z.B. in Brennstoffzellenfahrzeugen) oder mit
einer gewissen Speicherung zur erneuten Stromerzeugung, z.B. um Spitzen im Strombedarf
zu decken. Wenn die erforderliche Dauer oder das zu speichernde Volumen die Kapazititen
fiir die Wasserstoff-Speicherung tibersteigen, ist die Umwandlung in Methan und die Einspei-
sung in das bestehende Erdgasnetz eine wichtige Option, die dann eine Kohlenstoffoxidquelle
benotigt. Rohbiogas aus der anaeroben Vergdrung von nasser Biomasse oder Produktgas aus
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der Vergasung von trockener Biomasse sind neben CO, aus Abgasen und Atmosphire die am
besten geeigneten Kohlenstoffoxidquellen im Bereich von 1 MW bis mehreren zehn MW.

Das Reaktorkonzept des ZSW basiert auf einem Rohrbiindel-Festbettreaktor, bei dem der Kata-
lysator auf Nickelbasis in Rohre mit kleinem Durchmesser gefiillt wird, die durch geschmolze-
nes Salz oder andere Kiihlmedien gekiihlt werden. Wie jiingste Modellierungs- und Simulati-
onsstudien zeigen [33, 34], hilft die Kiihlung bei einer stochiometrischen CO,-Methanisierung
nicht, einen signifikanten Hotspot von tiber 650 °C zu vermeiden, da die durch die Reaktion
freigesetzte Warme nur lokal entfernt werden kann wegen der begrenzt vorhandenen Warme-
tibertragungsflache. Daher muss der Katalysator solchen hohen Reaktionstemperaturen stand-
halten, ohne zu schnelles Katalysator-Sintern. Alternativ kann die Verdiinnung mit Methan,
z.B. durch direkte Methanisierung von Biogas aus anaerober Verdauung oder mit recyceltem
Produktgas, die Temperaturerhohung dampfen. Aufgrund der Hot-Spot-Bildung sollte die An-
wesenheit von Kohlenstoff-Ablagerungen minimiert werden. Dennoch hilft die Reaktorkiih-
lung, die Temperatur zu verringern und infolgedessen den Umsatz der thermodynamisch be-
grenzten exothermen Methanisierung zu erhchen, siehe Abb. 2.10. Folglich ist eine vollstandi-
ge Umwandlung nur moglich, indem mindestens zwei Reaktoren mit Zwischenkondensation
von Wasser verwendet werden. Die Reaktorgrosse hingt stark von der Warmeabfuhrleistung
ab. Im Vergleich zum adiabaten Reaktorsystem muss eine geringere Anzahl von Apparaten,
aber komplexere und damit teurere Gerite (Reaktoren mit integrierten Warmetauschern und
Salzschmelzen-Kiihlung) eingesetzt werden.
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Abbildung 2.10. — Konzentrations- und Temperaturprofile eines gekiihlten Festbettreaktors mit stochiome-
trischer Reaktandenzugabe (© PSI 2017)
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2.3.3.3. Wirbelschicht-Methanisierung

Die Forschung am Paul Scherrer Institut (PSI) in der Schweiz konzentriert sich auf die Ent-
wicklung sowohl von PtG-Anwendungen als auch eines Prozesses "Methan-aus-Holz". Letz-
terer kann ebenso mit PtG kombiniert werden und basiert auf Niedertemperaturvergasung
als ersten Schritt, da die Niedertemperaturvergasung zu hohen Methaninhalten im Produ-
zentengas fithrt, was wiederum die gesamte Prozessketteneffizienz deutlich erhoht. Wie oben
erwdhnt, impliziert der hohe Methangehalt im Vergaser-Produktgas auch eine betrdchtliche
Menge an ungeséttigten Spezies, insbesondere Olefine, die schwere Kohlenstoffablagerungen
in klassischen Festbett-Methanisierungsreaktoren verursachen. Zur Vereinfachung der Gasrei-
nigung und -konditionierung wurde ein Reaktortyp gesucht, der Olefin-haltige Gasgemische
ohne nachteilige Bildung von Kohlenstoffablagerungen umwandelt. Es wurde festgestellt, dass
das Bewegen der Katalysatorteilchen in einem Wirbelschichtreaktor die Umsetzung von unge-
sattigten Kohlenwasserstoffen ermoglicht. Die Bewegung der Katalysatorpartikel verbessert
einerseits die Warmeiibertragung und ermoglicht andererseits eine interne Regeneration des
Katalysators.

Warmeabfuhr Das Bewegen der Katalysatorteilchen innerhalb des Reaktors verbessert die
Warmeabfuhrleistung zweifach: Zuerst werden laminare Grenzschichten auf der Oberfliche
von Warmetauscherflachen kontinuierlich gestort, was den lokalen Warmetibergangskoeffizi-
enten erhoht. Zweitens tritt die Warmeabgabe durch die chemischen Reaktionen am Katalysa-
torteilchen auf. Die Bewegung der Partikel durch den gesamten Reaktor verteilt daher die War-
meerzeugung in axialer Richtung und macht die komplette eingetauchte Warmetauscherflache
fur die Warmeabfuhr zuganglich. Infolgedessen konnen Wirbelschichtmethanisierungsreakto-
ren bei niedrigeren Temperaturen nahezu isotherm betrieben werden [35]. Dies ermoglicht die
Verwendung von aktiveren Katalysatoren (keine Notwendigkeit fiir eine hohe Temperatursta-
bilitdt) und verringert die Tendenz zur Kohlenstoffablagerung. Weiterhin ist dieser Reaktortyp
ein vielversprechender Kandidat fiir PtG-Anwendungen, die, wie oben diskutiert, stark durch
das thermodynamische Gleichgewicht und damit durch Warmeiibertragung begrenzt sind [34]

Interne Katalysatorregeneration Kohlenmonoxid und Kohlenwasserstoffe (Teere, Olefine,
aber auch das in Biogas enthaltene Methan) dissoziieren auf der Oberflache von Nickelkataly-
satoren, was zu einzelnen Kohlenstoffatomen auf der Katalysatoroberflache fiihrt, wie durch
Isotopen-Markierungsexperimente gezeigt wurde [26]. Die Geschwindigkeit der Kohlenstof-
fablagerung ist fiir Ethin und Ethen deutlich grosser als fiir Ethan und Methan. Wenn diese
Kohlenstoffatome nicht schnell genug reagieren konnen, konnen sie Plétze fiir die Wasserstof-
fadsorption blockieren und Nickelkarbide bilden oder auch bei relativ niedrigen Temperaturen
polymerisieren, was schliesslich zu einer langsamen Katalysatordeaktivierung fiihrt [27, 28,
29]. Das Bewegen der Katalysatorteilchen durch den Wirbelschichtreaktor transportiert sie in
die oberen Bereiche des Reaktors, in den nur noch eine geringe Konzentration an Kohlenstoff
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ablagernden Reaktanden vorhanden ist, wiahrend die Umwandlung von Kohlenstoffatomen
mit Wasserstoff und /oder Dampf noch weiterldauft. Auf diese Weise hilft die Fluidisierung der
Katalysatorteilchen, die Anzahl Kohlenstoffatome auf der Katalysatoroberfliche zu begrenzen
und damit die irreversible Kohlenstoffablagerung signifikant zu verlangsamen. Dartiber hin-
aus konnen ungesittigte Olefine wie Ethylen zu Ethan hydriert werden, welches wegen seines
hohen volumetrischen Heizwerts eine gewiinschte Verbindung in SNG darstellt.

Es gibt einige Griinde, warum Wirbelschichtreaktoren nicht haufig fiir katalytische Prozesse
angewendet werden. Neben den eingeschrankten Erfahrungen mit diesem Reaktortyp in vie-
len Forschungsgruppen und Unternehmen sind die beiden grossten Herausforderungen die
hydrodynamische Komplexitdt und die Notwendigkeit eines mechanisch-stabilen Katalysa-
tormaterials, um den Katalysatorverlust durch Abrieb zu begrenzen. Zwar gibt es im Handel
Katalysatoren mit ausreichender Stabilitit, die Erforschung von Abriebsphdnomenen [36] und
die Entwicklung noch stabilerer Katalysatortrager [37] sind jedoch im Gange.

2.3.3.4. Hydrodynamik in Wirbelschicht/-Metallmonolith- und Blasenséaulenreaktoren

Die Komplexitdt im Stromungsmuster von Wirbelbetten wird durch die aufsteigenden Hohl-
rdaume in Wirbelbetten verursacht, die auch als Blasen bezeichnet werden. Wahrend eine gewis-
se Gasgeschwindigkeit notwendig ist, um die Katalysatorteilchen anzuheben (die sogenannte
"Fluidisierung"), steigt das tiberschiissige Gas bei noch hoheren Gasstromen als nahezu kataly-
satorfreie "Blasen"durch die Gaspartikelmischung, die sich in vielen Aspekten dhnlich verhalt
wie Fliissigkeiten. Die aufsteigenden Blasen helfen, den Warmeiibergang zu verbessern und
die Katalysatorteilchen zu bewegen, konnen aber einen unerwiinschten Reaktandendurch-
bruch verursachen, wenn sie im Vergleich zum Stoffaustausch zu schnell aufsteigen. Eine zu-
verldssige Auslegung der Wirbelschichtreaktoren erfordert daher eine detaillierte Kenntnis der
Grosse und der Aufstiegsgeschwindigkeit der Blasen, die stark von den eingetauchten War-
metauscherrohren beeinflusst werden. In den letzten Jahren wurde ein erheblicher Aufwand
auf die Methodenentwicklung fiir die Bestimmung von Blaseneigenschaften in katalytischen
Wirbelschichtreaktoren fokussiert, insbesondere auf Druckschwankungsmessungen, optische
Sonden und Roéntgen-Tomographie [38, 39, 40, 41, 42, 43]. Weiterhin wurden Regeln fiir ein
zuverldssiges Hochskalieren von blasenbildenden Wirbelbetten mit senkrechten Einbauten ab-
geleitet [44, 45]. Das Wissen tiber die Blasengrossenverteilungen und die Verteilung der Blasen-
aufstiegsgeschwindigkeit kann verwendet werden, um hydrodynamische Korrelationen abzu-
leiten, die verwendet werden, um die Stromungsmuster in Computermodellen hinreichend
korrekt abzubilden. Zusammen mit der experimentell bestimmten Kinetik [46] war es moglich,
ein detailliertes Reaktormodell [47] aufzustellen, das die physikalisch-chemischen Phanomene
beschreibt und daher fiir Optimierung und Hochskalierung geeignet ist. Weiterhin kénnen sol-
che detaillierten Raten-basierten Modelle fiir Analysen der verschiedenen Prozessketten (Holz-
zu-SNG, PtG mit Biogas, etc.) mit ihren variierenden Gaszusammensetzungen verwendet wer-
den.

31



2. Technologien

Parallel zu diesen mehr laborbasierten Aktivititen wurden Langzeit-Tests der Gasreinigung
und der Wirbelschicht-Methanisierung mit einem Teilstrom des Holz-DFB-Vergasers in Giis-
sing/Osterreich durchgefiihrt [48]. Diese Tests zeigten eine gute Leistung fiir mehr als 1000 h
und waren die Grundlage fiir die Hochskalierung der Prozesskette. Innerhalb des EU-Projekts
BioSNG wurde eine 1 MW g\ Pilotanlage (siehe Abb. 2.11) errichtet, in Betrieb genommen und
erfolgreich betrieben, die eine chemische Effizienz von Holz zu Methan von 61% erreichte [15].
Die laufende Forschung konzentriert sich auf die Erweiterung der Know-how-Basis fiir hohe-
re Betriebsdriicke und fiir (dynamische) PtG-Anwendungen mit CO,, Biogas und Produktgas
aus der Holzvergasung als Kohlenstoffquelle. Ein weiterer 1000 h-Test der direkten Methanisie-
rung von realem Biogas mit H, (PtG als Alternative zur herkdémmlichen Biogas-Aufbereitung)
hat im ersten Halbjahr 2017 die Marke von 1100 Stunden ohne grossere technische Probleme
erreicht.

2.3.3.5. Metallmonolithreaktoren und Blasensaulenreaktor

Ausser durch Fluidisierung der Katalysatorpartikel kann die Warme exothermer Reaktionen
in einem katalytischen Reaktor durch Einfiihrung hochwérmeleitender Strukturen dispergiert
werden [49]. Das Engler-Bunte-Institut (Karlsruher Institut fiir Technologie, KIT) entwickelt
einen Methanisierungsreaktor, der dieses Konzept durch Beschichten von Nickelkatalysator
auf Metallmonolithen realisiert, welche die Warme radial und axial transportieren [50]. Auf
diese Weise konnen Hot Spots deutlich gedampft werden. Die Reaktorentwicklung wird durch

Abbildung 2.11. — Foto der 1 MW sy Demonstrationsanlage (PDU) in Giissing/Osterreich (Umwandlung
von Holzvergaser-Produktgas zu SNG mittels Gasreinigung, Wirbelschicht-Methanisierung und Gasaufbe-
reitung) (Foto: © PSI 2017))
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CFD-Simulationen und Tests in einer Container-basierten Anlage unterstiitzt. Die angestrebte
Anwendung ist die Umwandlung von Holzvergasungsgas mit Wasserstoff aus der Elektrolyse
im Rahmen eines PtG-Prozesses. Da der Katalysator im Monolith fixiert ist, ist ein solcher Reak-
tor wahrscheinlich anféllig fiir die Kohlenstoffablagerung in Gegenwart von Olefinen. Fiir die
angestrebte Prozesskette ist daher ein Olefin-freies Erzeugergas notwendig, das beispielswei-
se durch den sogenannten “Woodroll”-Vergaser geliefert werden kann. Die Abwesenheit von
Olefinen im Erzeugergas dieses stark warme-integrierten Hochtemperaturvergasers impliziert
wiederum einen niedrigen Methangehalt (ca. 1%) und eine tiefere Gesamtprozessketteneffi-
zienz. Bisher sind begrenzte experimentelle Informationen zu diesem Konzept und nur eine
Simulationsstudie verfiigbar [51].

Ein weiteres Reaktorkonzept, das am KIT, aber auch an der TU Miinchen, untersucht wird, ist
die sogenannte Blasensdule, bei der feine Katalysatorteilchen nicht durch das aufsteigende Gas,
sondern durch eine inerte Fliissigkeit in der Schwebe gehalten werden. In diesem Reaktor stei-
gen dann die reagierenden Gase (CO,, H,) als Blasen auf, miissen sich aber erst in der Fliissig-
keit 16sen, da die Katalysatorpartikel mindestens teilweise von der Fliissigkeit benetzt werden.
Wegen der grossen thermischen Tragheit der inerten Fliissigkeit sind gute Warmeabfuhr und
geringe Empfindlichkeit gegen Schwankungen im Gasfluss Vorteile dieses Reaktorkonzepts,
das sich jedoch noch weitgehend im Labor-Massstab befindet.

2.3.3.6. Biologische Methanisierung

Einen vollstindig anderen Weg beschreitet die sogenannte biologische Methanisierung, die
aufbauend auf umfangreichen Arbeiten aus den 1980er Jahren in den letzten Jahren sehr schnel-
le Hochskalierungs-Erfolge realisieren konnte. Statt eines chemischen Katalysators bei erhoh-
ten Temperaturen werden Mikro-Organismen (z.B. sogenannte Archaeen) eingesetzt, die bei 60
- 70 °C in wassriger Phase Methan aus CO, und H, erzeugen konnen. Je nach Hersteller wird
dabei ein einziger Stamm oder eine Mischung verschiedener Stimme eingesetzt. Die relativ tie-
fe Temperatur hat den Vorteil, dass das Gleichgewicht komplett auf Seite des Methans liegt, so
dass bei geeigneten Reaktorbedingungen in einem Durchgang einspeisefdhige Methangehalte
(>96%) erhalten werden konnen. Die Reaktionswidrme der Methanisierung wird allerdings auf
einem sehr tiefen Temperaturniveau freigesetzt, das die weitere Verwertung einschrankt bzw.
den Einsatz von Warmepumpen erfordert. Ein weiterer Vorteil ist die Flexibilitat (0 - 100%) der
Mikro-Organismen, die ohne H,-Zugabe sozusagen in Ruhe abwarten und bei Bedarf sofort
wieder Methan erzeugen.

Wegen der schlechten Loslichkeit des Wasserstoffs in der wissrigen Phase ist jedoch zusétz-
licher Energie-Eintrag fiir Rithrwerke im Bereich weniger Prozente der Elektrolyse-Leistung
notig, die moglichst kleine Wasserstoffblasen und damit hohe Stoffiibergangsflache sicherstel-
len sollen. Zusatzlich werden die Anlagen bei einem Druck von 6 - 10 bar betrieben, also dhn-
lich wie die meisten chemisch-katalytischen Verfahren. Generell sind die Reaktoren signifikant
grosser bzw. volumindser als katalytische, so dass man ohne weitere Entwicklungsarbeit keine
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endgiiltigen Aussagen tiiber die relativen Kosten und Platzbedarf der eigentlichen Methani-
sierungseinheit treffen kann. Derzeit sind Reaktoren im 1 - 2MW gy Massstab im Bau bzw.
geplant.

2.3.4. Vorteile/Nachteile

Die Vor- und Nachteile der verschiedenen, oben beschriebenen Technologien werden in Tab. 2.4
und Tab. 2.5 gemiss Einschdtzung PSI bzw. einer externen Studie [52] dargestellt. Beide Ein-
schiatzungen entsprechen einander im Wesentlichen. Es gibt keine klare beste Option, es kommt
sehr auf die Randbedingungen an, und in vielen Fallen braucht es eine Pre-Engineering-Studie,
um die (finanziellen) Unterschiede wirklich zu erkennen.

2.3.5. Kosten

Bei der Kostenabschédtzung gibt es bisher noch keine konsistente Berechnung aller Félle mit den
verschiedenen Technologien. Vergleiche zwischen den Kosten-Ergebnissen verschiedener Au-
toren sind mit grosster Vorsicht zu behandeln, da es oft grossere Unterschiede bei Annahmen

Tabelle 2.4. — Ubersichtstabelle Technologien Methanisierung; ++ sehr zutreffend, + zutreffend, o wenig
zutreffend, - kaum zutreffend, - nicht zutreffend, ? unbekannt, n.a. nicht relevant (Einschitzung PSI)

Name des TREMP PSI Hitachi Zosen KIT, TUM KIT Microbenergy,
Methanisierungs- Innova, ZSW electrochaea
verfahrens oder
Lieferant / Exfinder
Reaktortyp Serie adiabater Isothemer Blasen Polytropisches Isothermer Blasen- Polytropes Festbett Gertihrte
Festbetten mit bildender Wirbel- Festbett mit sdulenreaktor mit konduktivem Blasenséule;
intermittierender schichtreaktor mehreren Katalysatortrager Reaktion durch
und Kiihlzonen Mikroorganismen
rezirkulierender bei 65°C katalysiert
Kiihlung
Besonderheiten Hohere Katalysa- Abriebbestindiger Fliissigphase mit Metallmonolith Tolerant gegen
torstabilitit, Katalysator thermischer / beschichtet mit Schwefelverbin-
geringere notwendig chemischer Katalysator in dungen;
Rezirkulationsrate Stabilitit, niedriger gekiihlter Rohre sporadische
Dampfdruck Nihrstoffzugabe
notwendig
Einfachheit des + - - - 0 -
Reaktors
Geringe Anzahl - + + 0 + it

von Einheiten

Hohe Temperatur
zur Kiithlung

++

Flexibilitat

++

Zusatz von
Olefinen und
Benzol moglich

++

Ausreichender
Stoffaustausch

Gute
Warmetibertragung

n.a.

++

++

++

Geringe
Anforderungen an
den Katalysator

Technologie-
Reifegrad
(TRL)
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Tabelle 2.5. — Vergleich von verschiedenen Methansierungskonzepten. FB = Festbettreaktor, Kat. = Kataly-
sator, Mech. = mechanisch, Therm. = thermisch; GHSV = gas hourly space velocity, TRL = technology
readiness level [1-9] (adaptiert von Ronsch u. a. [52])

Konzept Adiabater FB Gekiihlter FB Mikro-Reaktor Wirbelschicht Dreiphasen Reaktor
Reaktor

Betriebsmodus adiabat polytrop polytrop ~isotherm isotherm

Reaktorstufen 2-7 1-2 1-2 1-2 1-2

Gasrecycling meistens manchmal nein manchmal nein

Temperaturbereich [°C | 250 - 700 250 - 500 250 - 500 300 - 400 300 - 350

Anordnung/Zustand Kat. packed packed coated Sfluidized fluidized / suspended

Partikelgrosse mm mm <200 pm 100 - 500 pm <100 pm

Mech. Kat. Belastung tief tief tief hoch mittel

Therm. Kat. Belastung hoch mittel mittel tief tief

Komplexizitit Prozess hoch tief tief tief tief

Reaktorkosten mittel - hoch hoch sehr hoch mittel - hoch tief - mittel

Raumgeschwindigkeit (GHSV) mittel - hoch hoch hoch mittel - hoch tief - mittel

Technologie-Reifegrad (TRL) 9 7 4-5 7 4-5

und betrachtetem Umfang der Kostenangabe gibt, die das Ergebnis dann signifikant veran-
dern.

Dennoch gibt es einige Erkenntnisse, die eine gewisse Orientierung erméglichen. Eine vom BFE
und FoGa finanzierte Pre-Engineering-Studie hat die Kapital- und Betriebskosten (CAPEX und
OPEX) fiir eine relativ kleine Holz-zu-SNG-Anlage (4 MWy, 2.67 MW g\¢) in der Westschweiz
berechnet, bei der eine allotherme Vergasung mit einer Wirbelschicht-Methanisierung gekop-
pelt wurde. Unter der Annahme eines Holzpreises von etwa 4.5Rp/kWhy, kommt man zu
SNG-Gestehungspreisen von 16.5 - 23 Rp/kWhcy,, wobei die hoheren Preise zustande kom-
men, wenn man eine halb so grosse Anlage und die zusatzlichen Aufwénde bei einer Erstanla-
ge betrachtet. Unter den Schweizer Randbedingungen mit recht hohen Holz- und Arbeitskos-
ten ergeben sich also Produktionskosten, die 30 - 50% hoher liegen als die aus der anaeroben
Vergarung (Kldrgas oder Biogas).

Thunman u. a. [31] hat die Kapitalkosten und die Exponenten fiir die Skalierung der einzelnen
Anlagen-Teile der 20 MW gy¢ GoBiGas-Anlage veroffentlicht, die mit allothermer Vergasung
und einer Festbett-Methanisierung arbeitet. Wenn man anhand der Skalierungsexponenten die
Kapitalkosten vergleicht, zeigt sich, dass die fiir die Westschweiz vorgeschlagene Anlage mit
etwa einem Dirittel tieferen spezifischen Kapitalkosten auskommt als die GoBiGas-Anlage. Dies
ist vor allem auf die vereinfachte Gasreinigung und den tieferen Apparate-Aufwand bei der
Wirbelschichtanlage zuriickzufiihren, da diese mit ungesattigten Kohlenwasserstoffen im Ver-
gaser-Produktgas problemlos zurechtkommt.

Des Weiteren haben Witte u. a. [53] mithilfe der Kostenzuschlagfaktorenmethode die Kosten-
struktur fiir eine PtG-Anlage basierend auf Direktmethanisierung von Biogas bestimmt. Es er-
gibt sich, dass die Wasserstofferzeugung mithilfe Elektrolyse alles andere dominiert, sowohl
bei den Betriebskosten als auch bei den Kapitalkosten, die etwa zu einem Drittel des finalen
Produktpreises beitragen (siehe Abb. 2.12). Das bedeutet, dass beim jetzigen Kenntnisstand
keine signifikanten Unterschiede zwischen den verschiedenen moglichen Methanisierungsva-
rianten (Wirbelbett, gekiihltes Festbett, biologische Methanisierung) benannt werden kénnen.
Hierzu brauchte es eine Pre-Engineering-Studie, die auf die Erkenntnisse der erfolgreich ge-
laufenen Dauerversuche in diesem Bereich zuriickgreifen kann.
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Fiir das gleiche Verfahren haben Witte u.a. [53] einen Vergleich mit der bisherigen Biogas-
Aufbereitung angestellt. Es zeigte sich, dass eine PtG-Anlage zwar absolut teurer ist als ei-
ne Biogasaufbereitung mit Aminwéasche oder Membranen, aber wegen der um 60% erhohten
Produktmenge die spezifischen Kosten nur rund 10% hoher liegen. Bei Stromkosten von rund
5Rp/kWh,; wire es dann finanziell moglich, statt in eine Aminwdsche in eine PtG-Anlage
zu investieren. Damit ist in der Schweiz unter den aktuellen gesetzlichen Randbedingungen
eine solche Anlage nur moglich, wenn Kraftwerk, Elektrolyse und Biogas-Anlage sehr nahe
beieinander stehen, das sonst eine Netznutzungsgebiihr anfillt, die den Strompreis in etwa

verdoppelt.
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Abbildung 2.12. — Kostenvergleich Methanisierung (© PSI 2017)
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2.3.6. Fazit Methanisierung

Die Produktion von synthetischem Erdgas aus Biomasse ist ein wichtiger Schritt, um den Ein-
satz von Bioenergie aus der Biomasseproduktion in Bezug auf Zeit und Ort zu entkoppeln.
Wiéhrend die anaerobe Vergdrung von nasser Biomasse ein gut entwickelter Prozess ist, geht
die Holzvergasung und Methanisierung des gereinigten Erzeugergases tiber die Pilotskala hin-
aus. Power-to-Gas-Anwendungen mit Biomasse (Biogas oder Holzvergasung-abgeleitetes Er-
zeugergas) als Kohlenstoffoxidquelle sind in der Entwicklung, erreichen aber inzwischen teil-
weise den 1 MW-Massstab. Die verschiedenen Reaktortechnologien fiir die katalytische Me-
thanisierung haben je nach Anwendung ihre spezifischen Vorteile. Besonders wenn eine Nie-
dertemperaturvergasung angewendet wird, ermoglicht die Wirbelschicht-Methanisierung, den
Gasreinigungs- und Konditionierungs-Teil wesentlich zu vereinfachen.

2.4. Power-to-Liquids

2.4.1. Allgemein

Anders als Wasserstoff und Methan konnen fliissige Energietrdger drucklos mit hoher Ener-
giedichte gespeichert werden. Dies ermdoglicht ihren Einsatz in mobilen Anwendungen, die
beim heutigen Stand der Technik nicht mit Wasserstoff oder Methan versorgt werden kénnen:
Lastwagen fiir Mittel-/Langstrecke, Baumaschinen und landwirtschaftliche Maschinen, Loko-
motiven und Flugzeuge.

Als fliissige Energietrager kommen vor allem zwei Verbindungsklassen in Frage: langkettige
Alkane, wie sie in Benzin, Diesel und Kerosin vorkommen, sowie Alkohole, insbesondere Etha-
nol und Methanol und ihre Derivate. Wahrend Ethanol grosstechnisch aus Biomasse, namlich
durch Vergarung von Zucker und Stirke, erzeugt wird, werden die anderen Energietréger aus
Synthesegas erzeugt. Synthesegas ist eine Mischung aus Wasserstoff und Kohlenoxiden (Koh-
lenmonoxid CO oder Kohlendioxid CO,). Bislang wird das Synthesegas durch Vergasung von
Kohle und festen Riickstinden aus der Raffinerie oder durch partielle Oxidation von Erdgas
erzeugt. Synthesegas kann aber auch durch Vergasung von trockener Biomasse oder als Mi-
schung von CO, mit Elektrolyse-Wasserstoff gewonnen werden (als erste Stufe eines Power-
to-Liquids Verfahren), allenfalls in Zukunft auch durch Co-Elektrolyse von Wasser und CO,.
Wenn der Strom fiir die Elektrolyse (bzw. Co-Elektrolyse) erneuerbar ist, konnen die Stoffe aus
diesem Prozess als CO,-neutral betrachtet werden.

Da die Co-Elektrolyse sich noch im frithen Entwicklungsstadium befindet, liegt das Hauptau-
genmerk auf dem Einsatz eines der oben beschriebenen Verfahren zur Elektrolyse von Wasser
(AEC, PEM/AEM, SOEC) zur Wasserstoffbereitstellung. Hierzu muss nun reines CO, oder CO
hinzugefiigt werden, da andere Stoffe, wie z.B. das Methan im Biogas, in den Prozessen nach
Stand der Technik storen. Im Gegensatz zur Methanisierung, die auch die direkte Umwand-
lung von Biogas oder Produktgas aus der Niedertemperatur-Vergasung zulédsst, muss fiir die
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Erzeugung fliissiger Energietrdger zunéchst ein reiner CO,-Strom bereitgestellt werden, was
sowohl Investitionskosten als auch Energieverbrauch mit sich bringt.

Grundsitzlich konnen CO bzw. CO,-Wasserstoff-Gemische sowohl in Alkane (Benzin, Diesel,
Kerosin) als auch in Methanol umgewandelt werden; diese Prozesse werden seit Jahren gross-
technisch (d.h. im 100 MW- bis GW-Massstab) durchgefiihrt.

2.4.2. Fischer Tropsch Synthese

Die exotherme (also Warme freisetzende) Alkan-Synthese ist auch als Fischer-Tropsch-Synthe-
se bekannt:

CO +2H, —+ —(CH,)— + H,0 (2.10)

Wenn man von CO, beginnt, muss dieses vorab noch mittels der riickwértslaufenden Wasser-
gaskonvertierung in CO umgewandelt werden:

CO, + H, —> CO + H,0 (2.11)

Diese endotherme Reaktion verbraucht etwas Warme (41 kJ /mol) und ein zusatzliches Wasser-
stoffmolekiil.

Als Katalysatoren fiir die Fischer-Tropsch-Reaktion kommen Eisen und vor allem Kobalt zum
Einsatz; es werden meist recht hohe Driicke (einige 10bar), Temperaturen unter 250 °C und
genaue Kontrolle des Wasserstoff zu Kohlenoxid-Verhéltnis verwendet, um die Ausbeute zu
maximieren.

In den grosstechnischen Anwendungen (Umwandlung von “stranded” Erdgas in Katar und
Malaysia bzw. von Kohle in Stidafrika) kommen grosse Rohrbiindel-Reaktoren oder Blasen-
sdulenreaktoren zum Einsatz. Fiir die dezentralen Anwendungen der Fischer-Tropsch-Synthe-
se werden auch Mikroreaktorsysteme vorgeschlagen, etwa von der Firma Velocys fiir die Um-
wandlung von Erdgas aus Olbohrungen auf Erdélbohrplattformen oder vom KIT fiir Power-
to-Liquid-Verfahren 0. Da bei der FT-Synthese eine grosse Produktverteilung anfillt, ist die
Reaktionsfiihrung nicht einfach. So muss die Reaktionswarme gut abgefiihrt werden, um die
Bildung von gasformigen Produkten, allen voran Methan zu vermeiden. In allen Fillen kann
das Reaktionsprodukt nicht direkt verwendet werden, sondern muss noch mittels weiterer Ver-
fahrensschritte (z.B. Hydrocracking) weiter aufgearbeitet werden.

Die Firma Sunfire hat vor kurzem eine ganze Anlage gezeigt, mit der CO, aus der Luft mit
Wasserstoff aus einer Hochtemperatur-Elektrolyse (SOEC) via riickwértslaufender Wassergas-
Konvertierung und Fischer-Tropsch-Synthese zu fliissigen Energietragern umgewandelt wird.
Dabei wird die Abwéarme der Fischer-Tropsch-Synthese genutzt, um Wasser zu verdampfen.

10 Firma Ineratec: http://ineratec.de/ (aufgerufen am 7. Mai 2019)

38


http://ineratec.de/

2.4. Power-to-Liquids

Der Dampf kann dann in der SOEC mit erheblich héherem Wirkungsgrad als in einer Nieder-
temperaturelektrolyse zu Wasserstoff und Sauerstoff gespalten werden (siehe Abschnitt 2.2.9).

Gesamthaft sprechen neben der Komplexitat der Reaktionsfithrung mehrere Griinde gegen die
Anwendung des Fischer-Tropsch-Verfahrens in der Schweiz (ausser allenfalls fiir die Produk-
tion von alternativen Flugzeug-Treibstoffen, die sich fast nur mittels Fischer-Tropsch-Synthese
herstellen lassen): die Kosten liegen deutlich hoher, der Wirkungsgrad aber tiefer als etwa bei
der Methanisierung und erst recht als bei der direkten Nutzung von Wasserstoff.

Jedoch koénnen Produkte der Fischer-Tropsch-Synthese (FTS) wegen ihrer Aromatenfreiheit —
gegentiber klassischen fossilen Fliissigtreibstoffen — Beitrdge zur Senkung lokaler Emissionen
leisten, wenn auch kleinere als das Methanol. Dies ist aber nur zu erwarten, wenn in den jewei-
ligen Fahrzeugen ausschliesslich FTS-Produkte getankt werden und der Motor entsprechend
eingestellt ist.

2.4.3. Methanol und Derivate (DME, POME)

Etwas anders sieht die Situation bei Methanol (MeOH) aus. Methanol wird als wichtiges Zwi-
schenprodukt fiir die Chemie-Industrie im Millionen-Tonnen-Massstab hergestellt, hauptsich-
lich ausgehend von Erdgas durch Erzeugung von Synthesegas mittels partieller Oxidation.
Dieser Schritt ist sehr dhnlich wie bei der Fischer-Tropsch-Synthese, da die gleichen Verhiltnis-
se von Wasserstoff zu Kohlenmonoxid bzw. -dioxid nétig sind. Mit zwei (im Fall CO) bzw. drei
(im Fall CO,) liegen sie tiefer als das Wasserstoff zu CO bzw. O,-Verhiltnis bei der Methanisie-
rung. Dieses Synthesegas ldsst sich auch mit Wasserstoff aus einer Wasser-Elektrolyse und CO,
aus einer Kohlenstoffquelle bereitstellen. Der grosse Unterschied zu den langkettigen Alkanen

Abbildung 2.13. — Foto der FT-Anlage von Ineratec Karlsruhe
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aus der Fischer-Tropsch-Synthese liegt im Sauerstoff-Molekiil, das bei der Methanol-Synthese
eingebunden wird:

CO, + 3H, — H;COH + H,0 (2.12)

Dieses Sauerstoffatom sorgt einerseits dafiir, dass der Energieinhalt pro Masse bzw. Volumen
etwa halb so hoch ist wie bei den langkettigen Alkanen. Andererseits fiihrt der Sauerstoff aber
auch zu einer saubereren Verbrennung. Dies und die gute Loslichkeit mit Wasser gilt auch fiir
zwei Methanol Derivate, namlich das Dimthethylether (H;C—O—CHj;) und die Polyoxome-
thylendimethylether (POME), die ebenfalls zu tieferen Emissionen im Motor fithren und aus
Methanol erzeugt werden.

Methanol wird in der Gasphase bei hohen Driicken tiber Kupfer-Zinkoxid-Katalysatoren er-
zeugt. Wegen der thermodynamischen Gleichgewichtslage erreicht man nur einen relativ klei-
nen Umsatz pro Reaktordurchgang. Deshalb werden im sogenannten “Niederdruck”-Verfah-
ren 50 - 100 bar Druck angewendet, um die Ausbeute zu erhdhen, aber auch, um die Apparate-
Abmessungen klein zu halten. Das Produkt, ein Methanol/Wasser-Gemisch wird dann aus-
kondensiert, wahrend das nicht-reagierte Gas zurtickgefiihrt wird. Die Abwédrme der verschie-
denen Prozessstufen (z.B. Elektrolyse, Methanolsynthese) wird dann eingesetzt, um mittels De-
stillation Methanol und Wasser voneinander zu trennen. Verschiedene industrielle Initiativen
haben in den letzten Jahren Mehanolsynthese-Verfahren im kleinen Massstab entwickelt, die
gut zu der Grosse von Elektrolysen passt!'!. Leider sind recht wenige Resultate verdffentlicht,
so dass es schwer ist, hierzu genauere Daten zu erhalten. Auf Island gibt es eine grossere An-
lage, die mittels geothermischem Strom und Wéarme sowie CO, aus der Geothermie-Nutzung
Methanol fiir den Export nach Mitteleuropa herstellt (sieche Abb. 2.14).

Generell eignet sich Methanol eher zum Einsatz in der Schweiz, da es zu weniger Emissionen
bei der Verbrennung fiihrt als langkettige Alkane. Obendrein eignet es sich gut als Energietra-

Abbildung 2.14. — Foto der Anlage auf Island, welche mittels Geothermie erzeugtem Strom und Wiirme
sowie CO, aus der Geothermienutzung Methanol fiir den Export nach Mitteleuropa herstellt.

11 BASF/BSE; SiliconFire http: //www.silicon-fire.com/ (aufgerufen am 9. Mai 2019)
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ger in Regionen ohne Zugang zum Gasnetz; dort fiir mobile Anwendung oder in BHKW fiir
gleichzeitige Strom- und Warmeproduktion.
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Der aus Griinden des Klimaschutzes intensivierte Zubau von erneuerbaren Energien (EE) hat
die Energiemarktsituation auch in der Schweiz stark verdndert. Durch das Deutsche EE-Ge-
setz (EEG) und die damit verbundene garantierte Abnahme von EE-Strom haben sich mehrere
Sachlagen im deutschen, aber auch im europdischen Energiesystem, verdndert. Das EEG hat
das Urproblem der EE hinsichtlich der Finanzierbarkeit durch eine Umlage der garantierten
Abnahme auf EE-Strom auf den Strompreis gelost. Die Strompreise fiir den Kunden sind des-
halb mit dem wachsenden Zubau von EE gestiegen. Die Einstellung der Kunden zum Strom-
preis hat sich in einem gewissen Umfang gedndert. Stromeffiziente Produkte und Beleuchtun-
gen sind mittlerweile wahrscheinlich in jedem Haushalt zu finden. Der Einspeisevorrang und
der starke Zubau von EE hat aber auch Probleme mit sich gebracht: Teile von Netzen sind tiber-
lastet und aus Netzsicherheitsgriinden miissen grosse Mengen an EE Strom abgeregelt, aber
dennoch bezahlt werden. In Deutschland werden bereits rund 5.5 TWh Elektrizitit abgeregelt!.
Diese als “Ausfallarbeit” bezeichnete Elektrizitdt hat mit dem Zubau von EE {iberproportional
zugenommen.

Die Grosshandelspreise sind, aufgrund des Einspeisevorrangs und der Grenzkosten der meis-
ten EE von quasi null, stark gefallen. Dies vor allem wegen der hohen Volatilitit der EE-Erzeu-
gung, die zeitweise fiir extreme Uberkapazititen im Netz sorgt, aber keine Grundlast liefert.

Im bisherigen europdischen Energiesystem war die Elektrizitdt grosstenteils Sekundérenergie-
trager, die aus Primdrenergietragern wie Kohle, Gas, Erdol oder Uran generiert wurde, wenn
sie nicht, wie in der Schweiz, aus Wasserkraft entstand. Aus diesem Grund existiert auch heute
noch eine relativ hohe CO,-Belastung auf dem europdischen Strom-Mix.

Im heutigen europédischen Elektrizitaitsmarkt bestimmt das letzte Kraftwerk in der “Merit-Or-
der” den Strompreis fiir die an der Stromborse gehandelte Versorgungsstunde. Die Merit-Or-
der bezeichnet einen Marktmechanismus am Europédischen Strommarkt, nach welchem die Zu-
teilung der Gebote auf der auktionsbasierten Plattform stattfindet. Das hochste Gebot, welches
die prognostizierte Nachfrage deckt, bestimmt den Preis, den alle Gebote bekommen. Nach
dieser Zuordnung ist die Wahrscheinlichkeit hoch, dass das letzte preisbestimmende Gebot den
Grenzkosten des jeweiligen Kraftwerks entspricht, da dieses wahrscheinlich mit dem niedrigs-
ten moglichen Gebot eingegangen ist. So ergibt es sich stets, dass Kraftwerke mit sehr niedrigen
Grenzkosten praktisch immer ihren produzierten Strom am Markt verkaufen konnen und an-
dere bei geringer Nachfrage keinen Zuschlag bekommen. Diesen Ausfall muss ein Kraftwerk

1 Bundesnetzagentur Quartalsbericht zu Netz- und SystemsicherheitsmafSinahmen - Gesamtjahr und Viertes

Quartal 2017
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ebenfalls in seine Grenzkosten einrechnen, um unterm Schnitt auch die Fixkosten herauszuho-
len. Als Sekundérenergietrdger ist Strom und dessen Preis gemiss der “Merit-Order” von den
Grenzkosten der Kraftwerke abhéngig. Die Grenzkosten wiederum sind hauptsédchlich von
den Kosten des Primarenergietriagers bestimmt. Das heisst, der Strompreis ist ebenfalls von der
Preisentwicklung der Primérenergietrdger abhéngig. Decken die gebotenen Leistungen von EE
Erzeugern die Nachfrage zu 100% und mehr, so schieben diese die fossilen Kraftwerke, welche
hohere Grenzkosten haben, aus dem Auktionszuschlag heraus. Diese sind somit nicht mehr
preisbestimmend, wodurch es zu sehr niedrigen oder punktuell sogar negativen Strompreisen
fithren kann. Negative Strompreise sind moglich, da aufgrund der Abnahmepflicht die Netz-
betreiber nach Abnehmern suchen, die diesen Strom verwerten konnen.

Im zukiinftigen Energiesystem wird die Elektrizitdt mehr und mehr zu einer Art Primérener-
gietrdger. Anders als bei den fossilen Primérenergietragern (Kohle, Erdol und Erdgas) kann
man die der EE zugrundeliegende Primdrenergie aus Sonnen- und Windenergie nicht ohne
weiteres, wie beispielsweise Kohle in einem Kohlebunker, aufbewahren und spéter als Strom
nutzen. Dafiir bedarf es zusitzlicher Technologien. Im Gegenteil dazu wird erneuerbarer Strom
entweder sofort genutzt oder geht durch Abregelung fiir immer verloren. Dieser im engen
Rahmen zwar abschétzbaren, aber vorhandenen Volatilitit der EE muss in einem zukiinftigen
Energiesystem Rechnung getragen werden. Findet man nicht zur entsprechenden Zeit eine
sinnvolle Nutzung dieser EE und regelt ab, so sinkt die Gesamtproduktionsmenge und der
Ausnutzungsgrad der jeweiligen Investition. Zusétzlich steigt dadurch der spez. CO,-Aus-
stoss fiir die EE Produktion, da der CO,-Ausstoss bereits bei der Produktion und beim Bau
der Anlage erfolgt ist. Ausserdem wird in diesem System die zu diesem Zeitpunkt nicht pro-
duzierte Energie eventuell zu einem anderen Zeitpunkt mit fossiler Energie gedeckt, was zu
Opportunitétskosten fiihrt. Daraus ergibt sich, dass auch der CO,-Gehalt der EE in Abhéngig-
keit des Ausnutzungsgrads variiert. Die 6kologische Investition ist dadurch begriindet, dass
bei PV- und Windenergie nicht der Betrieb der Anlagen, sondern die Herstellung der Anlagen
fur die CO,-Emissionen verantwortlich sind. Kénnen diese Anlagen schlecht ausgelastet wer-
den, steigen die spezifischen CO,-Emissionen — oder anders ausgedriickt: eine Erhohung der
Auslastung von PV- und Windanlagen fiihrt nicht zu einer Erthchung der CO,-Emissionen. Im
gleichen Ausmass wie die Erh6hung des Betriebs erfolgt, vermindern sich die Energie-spezifi-
schen Emissionen (gco,/kWhg]). Demgegentiiber verbessert sich die Wirtschaftlichkeit von PV-
und Windanlagen bei erhohter Auslastung. Somit muss es das Ziel sein, PV- und Windanlagen
grosstmoglich auszunutzen, um fossile Energie zu substituieren.

Zusammenfassend lédsst sich sagen, dass das bisherige Energiesystem durch Vorratshaltung
(nattirlich gespeicherter Energie) der fossilen Energietrager nur die fiir den jeweiligen Bedarf
nachgefragte Energie geplant und zuschaltbar produziert hat. Der Verbraucher war unbehel-
ligt von diesem Prozess und ist einfach seinen Gewohnheiten und Komfortwiinschen nach-
gegangen. In einem zukiinftigen Energiesystem muss sowohl die Produktionsseite als auch
die Nachfrageseite in einem gewissen Rahmen steuerbar und flexibel sein, was bedeutet, dass
Leistungsreserven in beide Richtungen vorhanden sein miissen, sobald Nachfrage und aktuel-
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le Produktion sich nicht decken. Dies wiederum bedeutet, dass Produzenten hinzugeschaltet
werden miissen, sobald die Menge EE-Strom zu klein wird, beziehungsweise zusitzliche Ver-
braucher, sobald zu viel EE Strom vorhanden ist. Die heute praktizierte Abregelung oder Ver-
schwendung in Weichenheizungen im Falle von zu viel EE ist keine Losung im Sinne der Ener-
giewende, da sie entweder hohe Entschddigungszahlungen verursacht oder die Wirtschaftlich-
keit von EE-Anlagen senkt.

Je nach Technologie konnen temporare Stromiiberschiisse denselben Energiesektor (Elektrizi-
tdt) bedienen oder auch andere Energiesektoren, beispielsweise die Mobilitdt, versorgen und
damit eine CO,-Reduktion durch Substitution fossiler Energietrager ermoglichen. Pramisse ist
in jedem Fall, die 6konomisch und 6kologisch sinnvoll abschépfbare EE-Menge zu verwerten.
Die Abregelung darf nur die letzte Massnahme darstellen.

3.1. Abhangigkeiten und Randbedingungen PtG

Power-to-Gas ist eine Technologie, die zur Kopplung verschiedener Sektoren eines Energiesys-
tems (Elektrizitat, Warme, Mobilitdt) sehr gut geeignet ist. Diese Fahigkeit zur Sektorkopplung
wird deshalb auch in einer Delphi-Studie [54] als das grosste Potential von PtG eingeschitzt.
PtG-Anlagen erlauben es, {iberschiissige Elektrizitit in einen anderen Energietrdager oder eine
andere Energieform zu iiberfithren, indem sie die Elektrizitdt in einen chemischen Energie-
trager (z.B. Wasserstoff oder Methan) umwandeln. Die Griinde und der Zweck sowie Rand-
bedingungen einer solchen Umwandlung sind unterschiedlichen Ursprungs. Diese sollen im
folgenden “Abhingigkeitsdreieck” in Abb. 3.1 erldutert werden.

An diesem Dreieck kann der Nutzen von PtG und die wichtigen Randbedingungen, unter de-
nen eine PtG-Anlage betrieben werden kann, erklart werden. In Abb. 3.1 wird die Elektrizitat
auf der linken Seite und das jeweilige Produkt auf der rechten Seite des Dreiecks dargestellt.
Das Produkt kann sowohl H,, als auch synthetisches Methan oder synthetische Fliissigtreib-
stoffe sein. Abhédngig vom gewiinschten Produkt sind unterschiedliche Technologien einzuset-
zen, welche in der Mitte des Dreiecks dargestellt sind. Je nach Technologie sind auch Hilfss-
toffe zur Umwandlung der Elektrizitit in das jeweilige Produkt notwendig und unterschied-
liche Randbedingungen bestimmen wie der Einsatz der entsprechenden Technologie mdoglich
ist. Ein wichtiger Hilfsstoff fiir die Produktion von Kohlenwasserstoffen (HC) ist zum Beispiel
CO,, welches als Kohlenstoffquelle benotigt wird. Die Elemente in den drei Ecken sowie die
Technologien konnen durch Regularien, Eigentumsverhaltnisse und/oder durch zeitliche und
ortliche Randbedingungen limitiert sein (siehe Kap. 4).

Solche Limitierungen sind beispielsweise hohe Elektrizititspreise oder eine hohe CO,-Belas-
tung des Stroms, welche den dkologischen Fussabdruck von PtG-Produkten verschlechtern.
Andere Beispiele sind, dass nicht genug CO, vor Ort vorhanden ist und weite Transportwege
die Anlieferung zu teuer werden lassen. Eine Limitierung des eigentlichen Potentials resultiert
beispielsweise, wenn keine Partnerschaften fiir den CO,-Bezug aufgebaut werden koénnen, da
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Abbildung 3.1. — Abhiingigkeitsdreieck der PtG-Produktion

die Eigentiimer von CO,-Quellen eventuell keine Verpflichtung zur langjiahrigen CO,-Liefe-
rung eingehen wollen oder keine Eingriffe in den Betrieb ihrer Anlagen erlauben und auch die
atmospharische CO,-Entnahme nicht moglich ist.

Eine andere Limitierung ist, wenn die PtG-Technologie zu viel Platz beansprucht oder Sicher-
heitsaspekte den Bau nicht erlauben. Dariiber hinaus konnten zeitlich sich nicht deckende An-
gebote und Nachfragen einen Speicherbedarf nach sich ziehen, der fiir den Gesamtprozess zu
teuer wird. Gesetze und Verordnungen konnten Kosten auferlegen, welche die Produkte von
PtG-Anlagen verteuern. Viele dieser Limitierungen konnen durch gute Planung und Verhand-
lungen aus dem Weg gerdumt oder entscharft werden. Andere sind nur durch den voraus-
schauenden und nachhaltigen Einsatz der PtG-Technologie 16sbar und manche kénnen nur
durch Anderungen der Gesetzgebung und Regularien sowie durch vorausschauende Einord-
nungen der PtG-Technologie in das Energiesystem gelost werden.

Das grosste Hemmnis einer Umsetzung hingegen bleibt voraussichtlich eine unwirtschaftli-
che Konstellation. Dies hdngt vor allem von den beiden Mirkten ab, welche die Technologie
verbindet, bzw. vom Mehrwert den die Technologie verspricht. Die entsprechenden Abhingig-
keiten werden im Folgenden anhand der PtG-Technologie zur Herstellung von SNG erldutert.
PtG verbindet zwei Mérkte (im Energiebereich oft auch als Sektoren bezeichnet) deren unter-
schiedliche Marktpreise pro kWh Energieeinheit die potentielle Wirtschaftlichkeit einer solchen
Losung ermoglichen oder auch verhindern.

In Abb. 3.2 ist das entsprechend ausgefiillte Abhdngigkeitsdreieck dargestellt.
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n = 50%
+5 Rp/kWh,

+Netzentgelt Technologiekosten

+2x Netzentgelt
Produkt: min.

Elektrizitat:
15 Rp/kWhg,

5 Rp/kWh,,

Abbildung 3.2. — Schematische Darstellung des Einflusses der Technologieauswahl auf die Produktpreise.

In diesem Beispiel wird davon ausgegangen, dass Elektrizitdt im Schnitt zu 5 Rp/kWh,, auf
dem Strommarkt gekauft wird. Der Wirkungsgrad zur Umwandlung in SNG wird mit 50%
angenommen. In diesem Fall miisste die kWh gyc mindestens zu 10 Rp/kWh gy verkauft wer-
den, da zwei Einheiten Elektrizitét fiir eine Einheit SNG eingekauft werden miissen. Diese
10 Rp/kWh gy werden auch Grenzkosten genannt, da fiir jede Einheit von SNG entsprechende
Einkaufskosten anfallen. In diesen Kosten sind jedoch noch keine Fixkosten der zuvor getitig-
ten Investition zum Bau der Anlage enthalten. Nimmt man an, dass Abschreibungen, Zinsen
und Steuern insgesamt mit zusitzlichen 5 Rp/kWh g aufschlagen, so muss das SNG fiir ei-
ne positive wirtschaftliche Bilanz zu mehr als 15 Rp/kWh ¢\ verkauft werden. Hinzu kommt,
dass weitere Kosten wie Personal- und Wartungskosten sowie Mehrwertsteuer, Mineraldlsteu-
er oder Netzentgelte auf den Gestehungspreis des Produkts aufgerechnet werden miissen, so
dass der Energiepreis des Produktes relativ zum fossilen Konkurrenzprodukt teuer wird. Die-
se Kosten fiir das Produkt konnen teilweise durch einen zusitzlich geschaffenen Mehrwert im
Strommarkt (z.B. Regelenergie oder dhnliches) gesenkt werden.

Die Abb. 3.3 zeigt ein Sankey-Diagramm, welches die relative Menge von Strom und SNG
im Verhiltnis zu 1t CO,aufzeigt. Diese Werte stammen aus den Modellrechnungen, welche
im Kap. 5 gemacht wurden und dienen in den folgenden Kapiteln als Referenz fiir den Wir-
kungsgrad. Wie in Abb. 3.3 dargestellt, werden aus 11.6 MWhg etwa 5.4 MWh g\ produziert,
was einem relativ konservativen Gesamtwirkungsgrad von ca. 47% entspricht. Wie in Kap. 2
beschrieben, konnen unter gewissen Voraussetzungen (z.B. Nutzung von Prozessabwérme)
und mit entsprechend eingesetzten Technologien (z.B. SOEC Elektrolyse) wesentlich hohere
Gesamtwirkungsgrade von bis zu 85% erreicht werden. Die in dieser Studie erarbeiteten Mo-
dellrechnungen berticksichtigen jedoch keine massgebliche Warmeintegration der PtG Anlage,
weshalb ein deutlich hoherer Wirkungsgrad nicht erreicht werden kann.

Im Vergleich zu den oben einfach abgeschdtzten Gestehungskosten von SNG werden fos-
sile Energietrdger weitaus giinstiger im Markt gehandelt. So liegen die Grosshandelspreise
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Abbildung 3.3. — Vergleich der Elektrizitits- und SNG-Menge einer PtG-Anlage in Bezug auf 1t CO, auf
Basis der Modellrechnungen aus Kap. 5. (© Empa 2019)

von Erdgas bei etwa 1-3 Rp/kWh und zugehorige Endkundenpreise bei durchschnittlich zwi-
schen 5 und 10 Rp/kWh?. Die Preise von Biogas hingegen liegen im Endkundenpreis zwischen
12 Rp/kWh und 19 Rp/kWh. Wie in Abschnitt 3.2 gezeigt wird machen die Energiekosten im
Bereich der Mobilitit fiir den Endverbraucher im Verhéltnis zu den Gesamtkosten am Fahrzeug
einen relativ kleinen Anteil aus. Die Preise von besteuertem Diesel mit einem Verkaufspreis
zwischen 1.55 CHF/1 und 1.80 CHF/1 entsprechen etwa 15.8 Rp/kWh bzw. 18.3 Rp/kWh un-
ter der Annahme eines Heizwerts von 11.83 kWh/kg und 0.83 kg /1, wobei die Mineraldlsteuer
rund die Hélfte ausmacht. Die Produktionskosten von SNG sind ohne Steuerlast in dhnlicher
Grossenordnung. Dies konnte - bei allen Herausforderungen, denen PtG-Anlagen unterwor-
fen sind - sich als der erste erschliessbare Markt darstellen. Deshalb fokussiert sich diese Studie
auf die Nutzung synthetischer Energietrdger im Mobilitdtssektor.

Da das Mobilitdtsbediirfnis wenig flexibel auf den Energiepreis reagiert und die CO,-Belas-
tung des Strassenverkehrs hoch ist, scheint der Sektor Mobilitdt geeignet fiir den Ausbau und
Einsatz von PtG. Entscheidend fiir einen schnellen Ubergang zu erneuerbaren Energien sind
jedoch nicht nur die Preise, sondern auch, wie hoch die Flexibilitit der Endverbraucher, zwi-
schen verschiedenen Energietrdgern wechseln zu kénnen, ist. In Abb. 3.4 wird beispielhaft die
Grossenordnungen der Preise der Energietrdager im Bereich der Mobilitdt und ihre 6rtlichen
und zeitliche Flexibilitdt untereinander verglichen. Links unten bedeutet, Energie muss zeitnah

2 https://www.gravag.ch/kundenservice/erdgas-und-biogas-preise; https://wuw.energie360.ch/de/

energie/erdgasbiogas/ (aufgerufen am 11.11.2017)
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3.2. Synthetische Treibstoffe Wasserstoff und Methan
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Abbildung 3.4. — Positionierung von synthetischen Treibstoffen im Markt hinsichtlich Preis und Speiche-
rung/Flexibilitit im Vergleich mit anderen Energietrigern (qualitative Darstellung). (© Empa 2019)

bereitgestellt werden, ist aber relativ gesehen giinstig, da beispielsweise geringere Energiever-
luste durch die Bereitstellung dieser Energieform hinzunehmen sind. Im Umkehrschluss be-
deutet rechts oben ein sehr gut speicherbarer Energietrager, der allerdings hohe Kosten durch
die Bereitstellung des Treibstoffes verursacht.

3.2. Synthetische Treibstoffe Wasserstoff und Methan

In diesem Abschnitt wird die Nutzung synthetischer Treibstoffe beschrieben. Aufgrund der
hohen Umwandlungsverluste (aktuell liegen die Wirkungsgrade fiir Strom-zu-200 bar Methan
im Bereich von 45 - 50% und fiir Strom-zu-700 bar H, bei 55 - 60%) machen PtG-Anlagen
nur dann Sinn, wenn fiir deren Betrieb im Strommarkt nicht nutzbare erneuerbare Elektrizi-
tdt eingesetzt wird (siehe Kap. 4.3). Heute industriell einsetzbar ist die Wasserstoff- und die
Methanproduktion. Die synthetische Herstellung fliissiger Kohlenwasserstoffe wie Methanol
oder Diesel weist einen etwas niedrigeren Reifegrad auf (siehe Kap. 2).

Im Zusammenhang mit der PtG-Technologie wird oft von einer saisonalen Speicherung von
Elektrizitdt gesprochen. Hierbei kann in einem ersten Schritt das Gasnetz eine gewisse Spei-
cherfunktion {ibernehmen, wobei dieses fiir die saisonale Speicherung grosser Mengen mit
zusétzlichen Speicherkapazitaten erweitert werden miisste (siehe Kap. 4.2.2). Die Riickverstro-
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mung konnte tiber Gaskombikraftwerke oder Blockheizkraftwerke erfolgen. Aufgrund der ho-
hen Kosten synthetischer Treibstoffe von mindestens 0.20 CHF/kWh; gy (Erstanlagen im Be-
reich 0.25-0.30 CHF/kWh; ) und Riickverstromungswirkungsgraden von 60% (Gaskombi-
kraftwerk) bzw. 40% (Blockheizkraftwerk) resultieren nach Riickverstromung sehr hohe Strom-
kosten von 0.35-0.50 CHF/kWh. Diese Preise liegen um einen Faktor 5 - 10 tiber den zur-
zeit iblichen durchschnittlichen Stromkosten. Daher ist mit einer wirtschaftlichen Losung von
Power-to-Gas-to-Power nicht in naher Zukunft zu rechnen. Die saisonale Speicherung von
Strom ist daher erst moglich, wenn die PtG-Technologie aufgrund tiiblicher Lernkurven und
Skaleneffekten deutlich giinstiger geworden ist. Dies ist moglich, indem der saisonalen Strom-
speicherung eine Phase mit Nutzbarmachung der Stromiiberschiisse durch Umwandlung in
Treibstoffe vorgeschaltet wird. Diese direkte Nutzung von Stromiiberschiissen zur Substitution
fossiler Treibstoffe ist wirtschaftlich zwar immer noch herausfordernd, aufgrund des niedrigen
Energiekostenanteils in der Mobilitdt - zumindest beim Einsatz als Treibstoff fiir Gasfahrzeuge
- unter gewissen Voraussetzungen jedoch moglich. Dies kdnnte zu vergleichbaren Kosten wie
bei der heutigen auf Benzin und Diesel basierenden Mobilitét erfolgen, wenn gewisse Anfor-
derungen erfiillt sind, wie nachfolgende Ausfiihrungen zeigen sollen. Abb. 3.5 (a) zeigt eine
typische Total Cost of Ownership (TCO)-Berechnung fiir ein Kompaktfahrzeug. Dabei wurden
Kaufpreise von 32°500 CHF fiir ein Benzinfahrzeug und 34’500 CHF fiir ein Diesel- bzw. Gas-
fahrzeug angenommen. Ausserdem wird ein Wertverlust tiber 4 Jahre/60°000 km von 55% fiir
das Benzin- und Dieselfahrzeug sowie 57% fiir das Gasfahrzeug angenommen. Dieser Wert-
verlust in Verbindung mit einer Kapitalverzinsung von 2% p.a. fithrt zu einem Kapitalkosten-
anteil an den TCO von 53% fiir das Benzinfahrzeug, 57% fiir das Dieselfahrzeug und 60% fiir
das Gasfahrzeug. Die Betriebskosten ohne Treibstoffe wurden fiir alle drei Fahrzeugkonzep-
te entsprechend den Angaben der Mobilititsberatung des TCS® vorgenommen, wobei bei den
Versicherungskosten eine Pramienstufe von 50% eingesetzt wurde. Die Fahrzeugsteuer wurde
entsprechend der Webseite Verbrauchskatalog.ch* verwendet. Die Berechnung der Treibstoff-
kosten basieren auf den unter Spritmonitor.de® angegebenen mittleren Verbrauchswerten des
tiir die Kostenberechnung verwendeten Kompaktfahrzeugs (Benzin: 6.4 1/100km, Diesel: 5.7
1/100km, CNG: 4.3 kg /100km) und Treibstoffpreisen von 1.60 CHF /1 Benzin, 1.60 CHF/1 Die-
sel und 1.60 CHF/kg CNG. Sie wurden in die Energiekosten und die Mineralolbesteuerung
aufgeteilt, wobei beim Gasfahrzeug sowohl der aktuell giiltige, reduzierte Steuersatz wie auch
der Normalsteuersatz (als ,Differenz zu Standardbesteuerung”) angegeben sind. Die reinen
Energiekosten liegen bei allen Fahrzeugen mit 8% fiir Dieselfahrzeuge bzw. 10% fiir Benzin-
und Gasfahrzeuge auf einem sehr niedrigen Niveau. Dies unterscheidet die Mobilitidt von vie-
len anderen Energieanwendungen. Im Folgenden soll aufgezeigt werden, ob die Mehrkosten
von synthetischem Methan durch bestehende Rahmenbedingungen so gesenkt werden kon-
nen, dass gegeniiber den TCO eines Benzinfahrzeugs moglichst keine Erh6hung stattfindet.
Abb. 3.5 (b) zeigt auf, welche 6konomisch relevanten Parameter einen entsprechenden Effekt

TCS, Betriebskosten — Was kostet mich mein Auto (2012)
http://www.verbrauchskatalog.ch/ (aufgerufen am 9. Mai 2019)
http://wuw.spritmonitor.de/ (aufgerufen am 9. Mai 2019)
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3.3. CO,-Emissionen des Strassenverkehrs

erzeugen. Der Vergleich eines mit CNG betriebenen Fahrzeugs und eines mit synthetischem
Methan betriebenen Fahrzeugs zeigt, dass die TCO aufgrund der Mehrkosten von syntheti-
schem Methan stark ansteigen (Vergleich der Sdule (1) mit Sdule (2) in Abb. 3.5 (b)). Eine erste
Kostensenkung bei Gasfahrzeugen ist moglich, wenn deren Anteil von aktuell 0.3% auf zum
Beispiel 1.2% vervierfacht werden kann. Dies wiirde zu einer bessere Auslastung der Tankstel-
leninfrastruktur mit entsprechend reduzierten Kapitalkosten fithren (Sdule (3)). Berticksichtigt
man die bei steigender Fahrzeugproduktion sinkenden Herstellungskosten, kann eine weitere
Kostensenkung realisiert werden. Dazu wurde angenommen, dass die Mehrkosten aufgrund
steigender Stiickzahlen halbiert werden konnen (Saule (4)). Eine weitere Kostensenkungsmog-
lichkeit besteht im Falle einer Uberschreitung des CO,-Zielwertes in der Anrechnung der ein-
gesparten Sanktionskosten beim Verkauf eines Gasfahrzeugs anstelle eines Benzinfahrzeugs,
hier als 6kologischer Mehrwert des Gasfahrzeugs (6M_Fz) bezeichnet (Sdule (5)). Dieser ba-
siert auf der geringeren CO,-Normemission (Annahme: 22%, ermittelt im neuen WLTP-Mess-
verfahren, sowie der Anrechnung des Biogasanteils von 10% und einem Sanktionstarif von
CHF 95 pro Gramm Zielwertiiberschreitung). Der Entwurf des CO,-Gesetzes nach 2020 sieht
vor, auch die CO,-Reduktion durch synthetische Treibstoffe im Rahmen der Flottenemissions-
gesetzgebung anzurechnen. Konkret bedeutet dies, dass eine Zielwertiiberschreitung auch mit-
tels Einspeisung von erneuerbaren synthetischen Treibstoffen in das schweizerische Treibstoff-
system abgegolten werden kann. Rechnet man fiir PtG-Fahrzeuge mit einer CO,-Reduktion
von 70% im Vergleich zu Benzinfahrzeugen (siehe dazu im néchsten Abschnitt), lassen sich
die CO,-Normemissionen gegeniiber dem CNG-Fahrzeug um weitere knapp 50 g/km senken.
Umgerechnet auf eine 15-jahrige Betriebszeit mit jahrlich 15°000 km fiihrt dies zu einer Kos-
tenreduktion von 0.50 CHF/kgsne (bezeichnet als 6kologischer Mehrwert von synthetischem
Gas ,,0M_Gas”), was schlussendlich — ohne Mineraldlsteuer — zu dhnlichen TCO fiihrt, wie
ein Benzinfahrzeug (Sdule (6) in Abb. 3.5 (b)). Wird der Standard-Mineraldlsteuersatz ange-
rechnet, resultieren TCO-Mehrkosten im Umfang von ca. 500 CHF/a. Fiir Personenwagen mit
Gasantrieb und dem Einsatz von synthetischem Methan als Treibstoff konnen somit durchaus
dhnliche TCO erreicht werden, wie bei einem Benzinfahrzeug, wenn der Marktanteil erhoht
werden kann und der 6kologische Mehrwert im Rahmen der CO,-Gesetzgebung berticksich-
tigt wird. Bei Lastwagen ist die Wirtschaftlichkeit fiir den Einsatz von synthetischem Wasser-
stoff in Brennstoffzellen-LKW im Vergleich zu Diesel-LKW gegeben, da fiir diese Anwendung
die LSVA, die zu tiber 40% an den Gesamtkosten beitragt, zur Zeit entfallt.

3.3. CO,-Emissionen des Strassenverkehrs

Der Strassenverkehr wies 2016 mit einem Drittel der Treibhausgas-Emissionen bzw. mit 40%
der CO,-Emissionen in der Schweiz den grossten Anteil aller Sektoren auf [55]. Diese Emissio-
nen sind seit 1990 sogar leicht angestiegen (von 15.5 auf 16.2 Mio. tco, im Jahr 2016), wihrend
sie beispielsweise im Bereich der Brennstoffe gesunken sind.
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Abbildung 3.5. - (a) Typische TCO-Kosten eines Kompaktfahrzeugs mit Benzin-, Diesel- und CNG-An-
trieb; (b) Wirtschaftlichkeitsabschitzungen bei Beriicksichtigung von Skaleneffekten und dkologischem Mehr-
wert beim Betrieb von Gasfahrzeugen mit synthetischem Methan. (© Empa 2019)

Der private, motorisierte Strassenverkehr erbrachte 2015 eine Fahrleistung von ca.
91.0 Mrd. Pkm und von 17.2 Mrd. tkm [56]. Dazu wurden 3.3 Mrd. Liter Benzin und 3.2 Mrd.
Liter Diesel verbraucht, was 16.2 Mio. tco,verursachte. 10.2Mio. tco,davon entfielen auf Per-
sonenwagen und 1.7 Mio. tco, auf Lastwagen, die zwei wichtigsten Verkehrsmittel betreffend
CO,-Emissionen. Der Rest wird von Lieferwagen, Bussen, Motorrddern, Bahn, Schifffahrt,
nationalem Luftverkehr und Tanktourismus verursacht. Die Personenwagen weisen bei den
Strassenfahrzeugen beziiglich CO,-Emissionen mit 63% die hochste Relevanz auf. Pro Perso-
nenkilometer (Pkm) verursacht der Strassenverkehr heute insgesamt eine CO,-Emission von
111.9 gco, und pro Tonnenkilometer (tkm) eine solche von 18.4 gco,.
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Im Rahmen des Pariser Klimaabkommens hat sich die Schweiz zum Ziel gesetzt, die CO,-
Emissionen bis 2030 im Vergleich zu 1990 zu halbieren. Die Reduktion soll zu 60% im Inland
und zu 40% im Ausland erfolgen.

3.4. Gesetzliche Vorgaben

Die CO,-Gesetzgebung sieht im Bereich des Strassenverkehrs vor, erstens die CO,-Normemis-
sionen der neu inverkehrgesetzten Personen- und Lieferwagen abzusenken und zweitens, Im-
porte fossiler Treibstoffe teilweise zu kompensieren bzw. durch erneuerbare Anteile zu substi-
tuieren.

Die Absenkung der CO,-Normemissionen von Personenwagen soll von heute im Mit-
tel 134gco,/km auf 95gco,/km und diejenigen der leichten Nutzfahrzeuge von aktuell
185 gco, /km auf 147 gco, /km gesenkt werden®. Bis 2030 sind weitere Absenkungen geplant.
Die Kompensationspflicht fiir den Import von fossilen Treibstoffen verursachten CO,-Emissio-
nen liegt fiir das Jahr 2018 bei 8%. Bis 2020 wird sie auf 10% angehoben. Die Kompensations-
pflicht der CO,-Emissionen aus fossilen Treibstoffen tragt bereits einen wesentlichen Teil zum
CO,-Reduktionsziel bei. Mittels nachfolgenden Ausfiihrungen soll abgeschitzt werden, was
die Absenkung der CO,-Zielwerte auf 95 gco, /km fiir die Neuzulassungen bedeutet und wie
sich diese Absenkung auf die CO,-Minderung in der Realitdt auswirkt.

Die Entwicklung der CO,-Emissionen im Personenwagenbereich ist von vielen Faktoren ab-
hédngig [57]. Um eine Vorstellung zur Anzahl benétigter Fahrzeuge mit niedrigen CO,-Emis-
sionen zur Einhaltung des mittleren CO,-Zielwertes zu erhalten, wurde der schweizerische
Personenwagenpark (geméass MOFIS [58]) in 9 Fahrzeugsegmente gemaiss Ziff. 9 der EU Regu-
lation (EEC) No 4064/89 vom 21. Dezmeber 1989 aufgeteilt’. Eine solche Gliederung erlaubt
es, die relevantesten Fahrzeuganwendungen segmentweise zu identifizieren und Substituti-
onseffekte von Benzin- und Dieselfahrzeuge durch CO,-arme Fahrzeugantriebe hinsichtlich
Norm- und Realemissionen zu suchen. Dabei wird vereinfachend angenommen, dass die ge-
samte Neuwagenflotte einer einzigen Emissionsgemeinschaft zugeordnet wird. In der Realitét
wird die Neuwagenflotte aber auf mehrere Emissionsgemeinschaften aufgeteilt, die durchaus
unterschiedliche Flottenzusammensetzungen aufweisen konnen.

Die CO,-Normemissionen der 2016 neu inverkehrgesetzten Benzin- und Dieselfahrzeuge der
verschiedenen Fahrzeugsegmente sind in Abb. 3.6 {iber der Fahrzeug-Leermasse aufgetragen

Energieverbrauch und Energieeffizienz der neuen Personenwagen und leichten Nutzfahrzeuge 2017 - 22. Be-
richterstattung im Rahmen der Energieeffizienzverordnung (BFE, 28.06.2018)

7 PW-Segmente: A =Kleinstwagen (z.B. Citroen C1, Fiat 500, Seat Mii), B = Kleinwagen (Audi A1, Mazda 2, Peu-
geot 208), C = Kompaktklasse (z.B. VW Golf, Skoda Octavia, Ford Focus), D = Obere Mittelklasse (z.B. BMW
3er,/4er, Hyundai i40, Opel Insignia), E = Oberklasse (z.B. Audi A6/A7, BMW 5er/6er, Porsche Panamera) ,
F = Luxusklasse (Bentley Continental, Mercedes S, Maserati Ghibli), S = Sportwagen (z.B. Lotus Elise, Jaguar
F, Peugeot RCZ), M = Mehrzweckfahrzeuge (z.B. Citroen C8, Fiat Doblo, VW Caddy), ] = Geldndefahrzeuge
(z.B. BMW X1-X6, Ford Kuga, Jeep Cherokee)
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(links, siehe auch Tab. 3.1). Rechts ist der Beitrag der einzelnen Segmente am CO,-Gesamtmit-
telwert dargestellt. Die MOFIS-Daten weisen fiir 2016 eine Neuwagenflotte von 312240 Per-
sonenwagen auf (BFE: 319°300), einen CO,-Gesamtmittelwert von 133.5 g, /km (BFE: rund
134 g0, /km) und eine Fahrzeug-Leermasse von 1°566 kg (BFE: 1°565 kg). Die Anzahl Fahrzeu-
ge der Neuwagenflotte gemédss MOFIS ist etwas geringer als die tatsdchliche Neuwagenflotte,
da Fahrzeuge, die innerhalb des ersten Betriebsjahrs exportiert oder aus sonstigen Griinden
aus dem Verkehr gezogen werden, in MOFIS nicht aufgefiihrt sind.

Die Abb. 3.6 (rechts) zeigt, dass die Gelindewagen mit einem Beitrag von ca. 35% den grossten
Beitrag zum Gesamtmittelwert aufweisen, vor der Mittelklasse mit ca. 22%, den Mehrzweck-
fahrzeugen und den Kleinwagen mit je ca. 11%. Diese 4 Segmente tragen insgesamt bereits 79 %
zum CO,-Gesamtmittelwert der Neuwagenflotte bei. Fiir die Emissionsgemeinschaften (Fahr-
zeugimporteure), welche die Zielvorgaben der CO,-Gesetzgebung umsetzen miissen, spielen
deshalb diese 4 Segmente eine zentrale Rolle. Die restlichen 5 Segmente (Obere Mittelklasse,
Kleinstwagen, Oberklasse, Sportwagen und Luxusklasse) tragen demgegeniiber insgesamt nur
21 % zum Gesamtmittelwert bei.

Die 2016 neu inverkehrgebrachten Fahrzeuge in den 4 relevantesten Segmenten sind zu iiber
40% mit Dieselantrieben ausgeriistet, wie Abb. 3.7 zeigt. Aufgrund der steigenden Anforde-
rungen beziiglich Luftreinhaltung und damit einhergehend aufwandigerer Abgasnachbehand-
lungssysteme ist denkbar, dass der Dieselantrieb fiir preissensitive Segmente wirtschaftlich we-
niger attraktiv werden und Marktanteile verlieren wird. Es stellt sich deshalb die Frage, ob es
gelingen wird, sinkende Dieselanteile durch CO,-drmere Fahrzeuge zu ersetzen, was zumin-
dest beztiglich CO,-Normemissionen positiv wére, oder ob der Markt auf Benzinfahrzeuge mit

hoheren CO,-Emissionen ausweicht.

Des Weiteren stellt sich die Frage, ob es den Emissionsgemeinschaften (Fahrzeugimporteure)
moglich sein wird, auch den anderen Standardantrieb, namlich klassische Benzinfahrzeuge,
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Abbildung 3.6. — (links) Segmentspezifische CO,-Normemissionen der neu inverkehrgesetzten Personen-
wagenflotte 2016 (Kreisfliche entspricht dem Marktvolumen) (rechts) Zusammensetzung und Anteil der
Segmente am CO,-Gesamtmittelwert. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.
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Tabelle 3.1. — Anzahl Fahrzeuge und mittlere CO,-Normemissionen der PW-Segmente der Neuwagenflotte
2016. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

Neuwagenflotte

Total /

2016 A Mittel Einheit
Anzahl ; ; ; 7 ; ; ; g ; ; g
18’815 43’736 74’109 2’888 267766 33931 5’328 96’957 5258 4452 312’240  Fzg.
Fahrzeuge
Mittlere CO,- 1084 1077 1241 2214 139.8 140.8 1248 147.7 1532 180.4 BEELNMM g/km
Normemission
Geldndewagen J Mittelklasse C Mehrzweckfahrzeuge M Kleinwagen B

Benzin ‘ Benzin

Benzin Benzin
m Diesel m Diesel m Diesel m Diesel

Abbildung 3.7. — Aufteilung der Benzin- und Dieselantriebe in den 4 relevantesten Fahrzeugsegmenten der
Neuwagenflotte 2016. (© Empa 2019)

massgeblich durch CO,-arme Fahrzeuge zu ersetzen. Nur so sind ndmlich die CO,-Redukti-
onsziele tiberhaupt zu erreichen, wie nachstehende Ausfithrungen zeigen werden.

Mindestens bis Ende 2024 werden aus heutiger Sicht die aktuellen Systemgrenzen und Me-
thoden der CO,-Gesetzgebung im Bereich Fahrzeuge angewandt. Einzige grossere Anderung
ist der Wechsel auf das neue WLTP-Messverfahren (WLTP = Worldwide harmonized Light
vehicles Test Procedure) mit realistischerer Bestimmung der Fahrzeugmassen und der Fahrwi-
derstinde sowie reprasentativerem Fahr- und Schaltprofil, was im Vergleich zum bisherigen
Messverfahren zu etwas hoheren CO,-Normemissionen fiihrt. Diese Mehremissionen werden
bei konventionellen Fahrzeugen mit CO,-Werten um 100 gco, /km gemaéss bisherigem Messver-
fahren um 20 — 25 gco, /km (d.h. WLTP-Faktor von 1.2 — 1.25) betragen, die bis zu Fahrzeugen
mit CO,-Emissionen von 250 gco, /km auf 0 abnehmen (WLTP-Faktor von 1.0). Bei Hybridfahr-
zeugen wird ein WLTP-Faktor von 1.3 — 1.4 erwartet und bei Plugin-Hybridfahrzeugen mit
25 kWh-Batterie ein solcher von 1.0 (darunter steigt der Faktor an, dariiber nimmt er ab) [59].

Die Nicht-Einhaltung der Zielvorgaben wird sanktioniert. Diese Sanktion soll — geméss Ver-
nehmlassungsentwurf der CO,-Gesetzgebung nach 2020 — pro Gramm Zielwertiiberschreitung
mit einer Busse von 95 - 152 CHF betragen, was iiber der hier angenommenen Laufleistung
von 200’000 km eines Fahrzeugs berechnet, zu CO,-Kosten von 450 - 750 CHF/t CO, fiihrt.
Die CO,-Normemissionen oberhalb des Zielwertes eines Importeurs oder Emissionsgemein-
schaft stellen somit sehr teure Emissionen dar, weshalb die Einhaltung der Zielvorgaben fiir
die Automobilindustrie hohe Prioritét hat.
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3.5. Abschatzungen zum Bedarf CO,-armer Fahrzeuge

Nimmt man parallel zum Wechsel auf das WLTP-Messverfahren bis 2023 (ab dann ist die
95 gco, /km-Stufe in der Schweiz fiir die gesamte Flotte wirksam) eine generelle Verbrauchs-
reduktion fiir alle Segmente von 1.5% p.a. an, sowie in den Segmenten Mittelklasse, Sport-
wagen, Obere Mittelklasse, Luxusklasse, Geldndefahrzeuge und Oberklasse eine weitgehende
Hybridisierung mit 20% geringerem Verbrauch im Vergleich zu rein verbrennungsmotorischen
Fahrzeugen sowie in den Segmenten Kleinwagen und Mehrzweckfahrzeuge einen Hybridan-
teil von 50% und nur die Kleinstwagen ohne Hybridanteil, so resultiert bei gleichbleibenden
Verkaufsvolumina und Segmentanteilen wie heute eine Reduktion des CO,-Gesamtmittelwer-
tes von 133.5 gco, /km (geméss NEFZ-Messverfahren) auf 115.1 gco, /km (siehe Tab. 3.2). Die-
se 115.1 gco,/km (gemass WLTP-Messverfahren) stellt fiir eine ausschliesslich mit Benzin- und
Dieselantrieben ausgertistete schweizerische PW-Neuwagenflotte, wie sie heute verkauft wird,
eine Art ,,untere Grenze” dar, die nur durch Umstieg auf kleinere Fahrzeuge weiter abgesenkt
werden kann — oder, wie nachstehend ausgefiihrt — durch Umstieg auf CO,-arme Antriebskon-
zepte.

Im Folgenden wird der Bedarf an CO,-armen Fahrzeugen abgeschitzt, die notwendig sind,
um die mittleren CO,-Normemissionen der Neuwagenflotte im Jahr 2023 von 115.1 gco,/km
auf 95 gco, /km absenken zu kénnen. Dazu stehen 2023 wahrscheinlich nur folgende drei An-
triebstechnologien zur Verfiigung: Elektrofahrzeuge (BEV), Plugin-Hybridfahrzeuge (PHEV)
und mit synthetischem Methan betriebene Gasfahrzeuge (PtGV). Mittelfristig ist denkbar, dass
auch Wasserstofffahrzeuge in grosseren Sttickzahlen auf dem Markt angeboten werden sowie
mit synthetischem Diesel betriebene Fahrzeuge. Fiir den betrachteten Zeitraum bis 2023 spielen
diese aber im Personenwagensektor voraussichtlich noch eine kleine Rolle.

Nimmt man in einem ersten Fall an, dass die Reduktion des CO,-Gesamtmittelwertes alleine
mit Elektrofahrzeugen, mit CO,-Normemissionen von 0 gco, /km von 115.1 auf 95 gco, /km ge-
senkt werden soll, so miissten von den angenommenen 312240 Neufahrzeugen im Jahr 2023
knapp 55000 Fahrzeuge mit einem batterie-elektrischen Antrieb verkauft werden. Dies wére
moglich, wenn beispielsweise in den Segmenten Kleinstwagen, Kleinwagen, Mehrzweckfahr-
zeuge und Oberklasse je 55% der Benzin- und Dieselfahrzeuge auf Elektrofahrzeuge umgestellt
werden konnten. Das entspricht einem Anteil von 17% der Neuwagenflotte (siehe Tab. 3.3).

Bei Plugin-Hybridfahrzeugen (PHEV) mit Benzinmotor und CO,-Normemissionen von 45 -
60 gco, /km miissten knapp 95000 Fahrzeuge mit einem solchen Antrieb verkauft werden (sie-
he Tab. 3.4). Dies wére moglich, wenn die Benzin- und Dieselfahrzeuge der Segmente Mittel-
klasse, Obere Mittelklasse, Gelandefahrzeuge und Oberklasse zu nahezu 50% umgestellt wer-
den konnten. Dies entsprache einem Anteil von 30% an der Neuwagenflotte.

Fiir das PtG-Fahrzeug-Szenario ist entscheidend, wie gross die CO,-Reduktion im Vergleich zu
Benzinfahrzeugen angenommen wird. Dies ist Gegenstand verschiedener LCA- Studien [60,
61, 62, 63]. Diese LCA-Studien unterscheiden sich in ihren Annahmen beziiglich Anlagen-
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3.5. Abschidtzungen zum Bedarf CO,-armer Fahrzeuge

Tabelle 3.2. — Anzahl Fahrzeuge und CO,-Normemissionen der PW-Neuwagenflotte 2016 auf den WLTP-
Referenzfall 2023 hochgerechnet (ohne BEV-, PHEV- oder PtGV-Anteil). Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf
S. 53.

Total /

Neuwagenflotte

2023 A X' Mige] Finheit
Anzahl ’ 7 ’ 2 s ’ ’ 7 , s 7

18'815 43736 74’109 2'888 26’766 33931 5328 96'957 5258 4'452 312240 Fzg.
Fahrzeuge
Anteil HEV 0%  50% 100% 100% 100% 50% 100% 100% 100% 50% 240’341 Fzg.
Mittlere CO,- 1160 1048 1056 1632 1150 1282 982 1197 1232 1539 EELAMN o/km
Normemission

Tabelle 3.3. — Anzahl Fahrzeuge und CO,-Normemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 bei einer Absen-
kung auf 95 gco,/km-Szenario mit BEV-Fahrzeugen. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

BEV-Szenario Total / s
2023 X Mittel Einheit
AnZahl 7 7 7 7 7 7 7 7 7 7

18’815 43736 74’109 2’888 26’766 33931 5328 96’957 5258 4’452 312240 Fazg.
Fahrzeuge
Anteil BEV 53% 51% 0% 0% 0% 53% 0% 0% 54% 0% 53131 Fzg.
Mittlere CO,- 536 495 1056 1632 1150 59.0 982 1197 565 1539 g/km
Normemission

grossen (0.1 — 5.0 MW), Stromzusammensetzung (z.B. PV, Wind) mit unterschiedlichen CO,-
Emissionsdquivalenten und den dquivalenten Vollastbetriebsstunden, weshalb die Endergeb-
nisse nicht direkt vergleichbar sind. Werden die CO,-Belastungen fiir den Bau der PtG-Anlage
aus den Endergebnissen dieser Studien herausgerechnet, zeigt sich eine mit zunehmender An-
lagengrosse sinkende CO,-Belastung der Anlage (Abb. 3.8, links), hier auf 1’000 Vollaststunden
skaliert. Dies hdangt damit zusammen, dass eine doppelt so grosse Anlage nicht doppelt soviel
Material, Gebdudehiille, Grabarbeiten, usw. verursacht. Fiir die Berechnung der PtG-Fahrzeu-
ge wurden die CO,-Emissionen der Anlage auf 4’500 Vollaststunden hochgerechnet, da auch
in Zukunft ohne Kernkraft mit Uberschusszeiten in dieser Grossenordnung gerechnet werden
muss, wie diese Studie zeigt (siehe Tab. 4.5).

Addiert man zu den CO,-Emissionen des Baus der PtG-Anlage die strombasierten CO,-Emis-
sionen mit ebenfalls grossenabhdngigen Power-to-Methane-Wirkungsgraden [11], resultieren
CO,-Emissionen von PtG-Fahrzeugen (WtW), die wiederum von der PtG-Anlagengrosse und
CO,-Belastung des Stroms abhéngig sind. Als Referenz (rote Punkte) angegeben sind die
CO,-Emissionen (WtW) eines Benzinfahrzeugs mit identischem energetischen Verbrauch von
0.57kWh/100km (6.41/100 km).

Die CO,-Reduktion beim Ersatz eines Benzinfahrzeugs durch ein PtG-Fahrzeug ist primér von
der Stromherkunft und der Anlagengrosse abhédngig. Die anderen Parameter (situative bauli-
che und betriebliche Parameter) sind hier vernachléssigt. Da die Wirtschaftlichkeit stark mit der
Anlagengrosse skaliert, wird davon ausgegangen, dass industrielle PtG-Anlagen mindestens
eine installierte Leistung von 3 MW aufweisen werden. Die folgenden Berechnungen basieren
deshalb auf einer PtG-Anlage mit einer installierten Leistung von 3 MW mit CO,-Versorgung
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Abbildung 3.8. — CO,-Belastung durch Bau/Entsorgung der PtG-Anlage in gco,/kWh sne auf Basis des
unteren Heizwertes fiir eine Betriebsdauer von 1°000 Stunden pro Jahr (oberes Diagramm) wobei die blauen
Punkte die aus den LCA-Studien ermittelten CO,-Emissionen fiir den Bau der PtG-Anlage und die roten
Kreise die fiir die nachfolgenden Berechnungen ermittelten Werte darstellen. Im unteren Diagramm darge-
stellt ist die CO,-Belastung von synthetischem Methan fiir verschiedene Stromqualititen und Anlagegros-
sen (linke Y-Achse) sowie die resultierenden CO,-Emissionen eines PtG-Fahrzeugs bei einem Verbrauch von
0.57 kWh/km (entspricht 4.3kgcy,/100km). Lesebeispiel: Die Verwendung von mit 30 gco2/kWh; belaste-
tem Strom in einer 3 MW, PtG-Anlage fiihrt zu einer CO,-Belastung des SNG von 75 gcoa/kWhrgv bzw.
einer CO,-Emission (WtW) eines Gasfahrzeugs mit einem Verbrauch von 4.3 kg/100km von 42 gcop/km. (©
Empa 2019)
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3.5. Abschidtzungen zum Bedarf CO,-armer Fahrzeuge

Tabelle 3.4. — Anzahl Fahrzeuge und CO,-Normemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 bei einer Absen-
kung auf 95 gco,/km-Szenario mit PHEV-Fahrzeugen. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

PHEV-Szenario Total /

2023 A X' Migel Finheit
Anzahl ’ 7 ’ 2 s ’ 7 7 , s 7

18'815 43'736 74’109 2888 26766 33'931 5328 96957 5258 4’452 312240 Fzg.
Fahrzeuge
Anteil PHEV 0% 0% 45% 0% 47% 0% 0% 46% 48% 0% 92804 Fzg.
Mittlere CO,- 1160 1048 771 1632 844 1282 982 867 919 1539 g/km
Normemission

aus einer nahen Quelle, einem Wirkungsgrad von 47% und einer Betriebsdauer von jahrlich
3000 Vollast-Betriebsstunden. Dabei werden 2 Szenarien (mit Betrachtung (A) und Betrach-
tung (B) bezeichnet) dargestellt, die auf verschiedenen Interpretationen zur Integration von PV
im Strommarkt zu Zeiten mit ,, Uberschuss-Situationen” basieren. Unter , Uberschussstrom-Si-
tuation” wird verstanden, dass die aktuelle binnenldndische Stromerzeugung hoher ist als die
binnenldndische Nachfrage. Ursache solcher Uberschiisse sind Erzeugungsanlagen, die betrie-
ben werden miissen (sogenannte ,, must run”-Einheiten wie z.B. KVA, LWK, aber auch KKW),
sowie alle erneuerbaren Quellen, die bei fehlender Nachfrage abgeregelt werden miissten (v.a.
Wind, Solar, Laufwasser, Speicherwerke mit ungeniigender Reservoir-Kapazitit). Aktuell kon-
nen Abregelungen vermieden werden, indem die Uberschiisse in benachbarte Lander expor-
tiert werden. Der zunehmende Ausbau von Wind- und Solarkapazitit in Zentraleuropa fiihrt
vor allem im Sommer im In- und Ausland zunehmend zu gleichzeitig anfallenden Uberschiis-
sen, weshalb die Strommarktpreise im Sommerhalbjahr auf unterdurchnittliche Werte fallen.
Die tiefen Strompreise im Sommer fiihren ihrerseits zu einer Verschlechterung der Wirtschaft-
lichkeit von Stromsparmassnahmen und einem potentiell sorgloseren Umgang mit Elektrizitat.

Betrachtung (A) Synthetische Treibstoffe konnen momentan nur wirtschaftlich hergestellt
werden, wenn der Strom nicht mit Netzentgelten belastet ist. Aus diesem Grund kon-
nen solche Anlagen unter der aktuellen Netzentgelt-Regelung nur bei Kraftwerken unter
Nutzung der Eigenbedarfs-Regelung gebaut werden. Weitere Bedingungen sind, dass die
Kraftwerke faktisch nicht regelbar sind und insbesondere eine hohe Anzahl Betriebsstun-
den bei Uberschuss-Situationen aufweisen. Dies sind hauptsachlich Laufwasserkraftwer-
ke und KVA, die im {ibrigen alle keine KEV beziehen. Die Betrachtung (A) basiert deshalb
auf der Annahme, dass Strom aus Wasserkraft fiir die Herstellung synthetischer Treibstof-
fe genutzt wird. Kann nun die Wasserkraft fiir PtG-Anlagen eingesetzt werden, muss die
CO,-Belastung der Wasserkraft eingerechnet werden. Diese liegt bei 5 — 10 g/kWh [64]
(Annahme fiir weitere Berechnungen: 10 g/kWh). Trdagt man diese Strombelastung in
Abb. 3.8 ein, resultiert fiir Betrachtung (A) eine CO,-Minderung von rund 90% fiir PtG-
Fahrzeuge gegeniiber Benzinfahrzeugen.

Betrachtung (B) Betrachtung (B) basiert auf der Argumentation, dass in Betrachtung (A) die
resultierende Erhohung der CO,-Belastung des Stroms im Strommarkt aufgrund der Sub-
stitution von Wasserkraft durch Photovoltaik nicht berticksichtigt werde. Diese Argu-
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mentation wird dadurch gestiitzt, dass der Ausbau der PV bei gleichzeitigem Ausbau
von PtG-Anlagen schneller erfolgen kénnte, als ohne Ausbau von PtG-Anlagen. Konkret
bedeutet dies, dass die Erthohung der CO,-Emissionen im Strommarkt bei , Uberschuss-
Bedingung” entsprechend der PtG-Nutzung nicht dem Strommarkt, sondern der Produk-
tion synthetischer Treibstoffe zugerechnet werden sollte. In Kap. 4 sind die PV-Potentiale
und die resultierenden Stromiiberschiisse dargestellt. Bei einem PV-Ausbau von 25% der
geeigneten Dachfldchen liegt der im Strommarkt nicht nutzbare PV-Anteil bei 30% und
bei einem PV-Ausbau von 50% der geeigneten Dachflachen bei 45%. In Betrachtung (B)
wird nun die hohere CO,-Belastung von Photovoltaik im Vergleich zur Wasserkraft ent-
sprechend ihrem in PtG-Anlagen nutzbaren Anteil zusitzlich der PtG-Produktion ange-
lastet. Die CO,-Belastung von PV-Anlagen liegt heute bei ca. 80 g/kWh [64], mit abneh-
menden Tendenzen. Fiir die Berechnung der CO,-Belastung von PtG-Fahrzeugen unter
Betrachtung (B) wird eine CO,-Belastung von PV-Strom von 80 g/kWh bzw. eine Mehre-
mission gegeniiber Wasserkraft von 70 g/kWh und ein in PtG-Anlagen nutzbarer Anteil
von 45% (Szenario mit einem PV-Ausbau von 50% der geeigneten Dachflachen) gewéhlt.
Dies bedeutet, dass eine CO,-Belastung des fiir die PtG-Anlage genutzten Stroms von
42 g /kWh resultiert. Tragt man nun auch diese Strombelastung in Abb. 3.8 ein, resultiert
fur Betrachtung (B) eine CO,-Minderung von rund 70% fiir PtG-Fahrzeuge gegeniiber
Benzinfahrzeugen. Fiir die weiteren Berechnungen wird eine CO,-Minderung gemdéss
Betrachtung (B) verwendet, wobei die Werte fiir Betrachtung (A) jeweils in Klammer mit
angegeben werden.

Zur Absenkung der CO,-Normemissionen von 115.1 gco, /km auf 95gco,/km mittels PtG-
Fahrzeugen mit einer CO,-Reduktion gegeniiber Benzinfahrzeugen von 70% (Betrachtung (A):
90%), waren rund 80’000 Fahrzeuge (Betrachtung (A): ca. 60°000) erforderlich (siehe Tab. 3.5).
Gasfahrzeuge sind hauptsichlich in den Segmenten Kleinstwagen, Kleinwagen, Mittelklasse
und Mehrzweckfahrzeuge vertreten. Eine solche Anzahl Gasfahrzeuge ware moglich, wenn in
diesen Segmenten 49 % (38%) der Benzin- und Dieselfahrzeuge ersetzt wiirden. Der Gasfahr-
zeuganteil wiirde dann bei 26% (20%) der Neuwagenflotte liegen.

Abb. 3.9 zeigt die Verdnderungen der drei Szenarien auf den Normverbrauch, ausgehend vom
Referenz-Szenario im WLTP-Messverfahren.

3.6. Abschatzungen der realen CO,-Emissionen

Schiétzt man in einem weiteren Schritt die Auswirkungen dieser Massnahmen auf die rea-
len CO,-Emissionen ab, miissen die den CO,-Normemissionen zugrunde liegenden Norm-
verbrduche in reale Verbrauche umgerechnet, die in der Gesetzgebung nicht berticksichtigten
Emissionen eingerechnet und fiir die verschiedenen Segmente reale Laufleistungen ermittelt
werden.
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Tabelle 3.5. — Anzahl Fahrzeuge und CO,-Normemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 bei einer Absen-
kung auf 95 gco,/km-Szenario mit PtG-Fahrzeugen. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

PtGV-Szenario X Total /

Einheit

2023 Mittel

Anzahl
18’815 43’736 74’109 2’888 26’766 33’931 5328 96’957 5258 4’452 312’240 Fzg.
Fahrzeuge
Anteil PtG-HEV 48%  46%  46% 0% 0% 48% 0% 0% 0% 0% 79663 Fzg.
Mittlere CO,-
C2 76.7  70.0 712 1632 1150 845 982 119.7 1232 1539 95.0 g/km
Normemission
160 Referenz 160 BEV 160 PHEV 160 PtGV
¢ 10 115.1 g/km ¢ 190 95.0 g/km ¢ 190 95.0 g/km ¢ 1490 95.0 g/km CINicht segmentiert
E E 3.6 TWhy/Jahr £ 6.7 TWhy/Jahr £ 13.0 TWhy/Jahr Sportwagen
W10 oo @120 oo W 120 oo W20 portwag
£ £ | £ | £ f Luxusklasse
< 0 Z 0 155 000 BEV Z 0 95'000 PHEV £ o 80'000 PtGV .
.g .g = — .g = — .g = — Kleinstwagen
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Abbildung 3.9. — Basis-Szenario der mittleren CO,-Normemissionen 2023 mit hohem HEV-Anteil (75%),
aber ohne BEV-, PHEV- und PtG-HEV-Anteile (links aussen), rund 75°000 BEV in 4 Segmenten (Mitte
links), 95000 PHEV in 4 Segmenten (Mitte rechts) und 80°000 PtGV in 4 Segmenten (rechts aussen)

Die Realverbrdauche — und damit auch die CO,-Realemissionen — liegen heute gemaéss einer
Studie des ICCT [65] fiir konventionelle Benzin- und Dieselantriebe (inkl. Vollhybride) um
40% hoher als die Normverbrauche (d.h. Realverbrauchsfaktor: 1.4). Aufgrund des Wechsels
auf das WLTP-Messverfahren wird allgemein erwartet, dass sich diese Verbrauchsunterschie-
de in etwa halbieren, weshalb hier fiir den Referenzfall 2023 ein Realverbrauchsfaktor von 1.2
angewendet wurde. Plugin-Hybridfahrzeuge weisen heute aufgrund einer ,sehr wohlwollen-
den” Berechnungsformel in der aktuellen Europdischen Messvorschrift zur Bestimmung des
Normverbrauchs bzw. der CO,-Normemissionen geméss ICCT um 240% hohere Realverbrau-
che auf (Realverbrauchsfaktor: 3.4). Diese Formel wird im WLTP-Messverfahren angepasst,
wobei aber bei den PHEV auch nach Einfithrung des WLTP-Messverfahrens mit grosser Wahr-
scheinlichkeit hohe Realverbrauchsfaktoren erhalten bleiben. Es wird hier angenommen, dass
der Verbrauchsunterschied halbiert wird, was zu Realverbrauchsfaktoren von 2.2 fiir PHEV
fiihrt. Bei Elektrofahrzeugen liegt der Verbrauchswert gemaéss einer neueren dédnischen Stu-
die mit Auswertung von iiber 200 Elektrofahrzeugen in der Realitit 40 - 50% hoher als deren
Normverbrauch [66]. Fiir die folgenden Betrachtungen werden deshalb die gleichen Realver-
brauchsfaktoren eingesetzt, wie fiir konventionelle Antriebe.

Zudem unterscheiden sich die Laufleistungen in den verschiedenen Segmenten teilweise be-
trachtlich. Um die Einfliisse der Fahrzeugsegmente auf die CO,-Realemissionen besser ab-
schdtzen zu konnen, wurden 1.5 Mio. Fahrzeuginserate (2015 — 2017) von AutoScout24 hin-
sichtlich Laufleistung der ausgeschriebenen Fahrzeuge analysiert (sieche Abb. 3.10). Die Seg-
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mentverteilung der AutoScout24-Daten ist gut vergleichbar mit der Segmentverteilung der
MOFIS-Daten und die Auswertung von Teilen der Daten hat keine nennenswerten Verdnde-
rungen bei den Laufleistungen der Segmente ergeben, weshalb die so erfasste Laufleistungs-
verteilung als reprédsentativ angenommen werden kann. Die Abb. 3.10 zeigt entsprechende
Auswertungen in einer Boxplot-Darstellung (Median, sowie 25- und 75%-Quartile) sowie den
Mittelwert der einzelnen Segmente.

Mit rund 18’000 km /a weisen die Oberklassefahrzeuge (E) die hochste Laufleistung auf, gefolgt
von den Geldndefahrzeugen (J), der oberen Mittelklasse (D) und den Mehrzweckfahrzeugen
(M) mit je rund 17°000 km/a, der Kompaktklasse (C) mit 16’000 km/a, der Luxusklasse (F) und
den Kleinwagen (B) mit rund 14’000 km/a, den Kleinstwagen (A) mit 12°000 km und schliess-
lich den Sportwagen (S) mit 10°000 km /a. Wertet man die Laufleistungen nach Antriebskonzept
aus, so weisen die Dieselfahrzeuge mit 20°000 km/a tiber alle Segmente eine deutlich hohere
Laufleistung auf als die Benzinfahrzeuge mit 14°000 km/a.

Die Laufleistungen weisen in den meisten Segmenten eine dhnliche Verteilung auf, wie
Abb. 3.11 zeigt, wobei die Schwerpunkte der Verteilung oben genannter Segmente gegen hohe-
re Laufleistung geriickt sind. Zudem zeigt sich, dass die Spannweite der Fahrleistungen sehr
gross ist. Wahrend einzelne Fahrzeuge nur wenige 1’000 km pro Jahr fahren, fahren andere
jahrlich mehrere 10°000 km.
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Abbildung 3.10. — Boxplot-Darstellung mit Median und 25/75% Quartile (blau) sowie Mittelwert (gelb)
der Laufleistungen der Personenwagensegmente (Daten: AutoScout24)
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Abbildung 3.11. — Laufleistungsverteilung der einzelnen Segmente (Daten: AutoScout24)

Die Laufleistungen sind iiber das Alter der Fahrzeuge betrachtet nicht konstant. Sie nehmen
mit dem Alter der Fahrzeuge kontinuierlich ab. Die Abb. 3.12 zeigt eine solche Auswertung.
In den ersten 1 - 3 Jahren nehmen die Laufleistungen nicht linear ab. Danach zeigen die Da-
ten allerdings ein recht lineares Laufleistungsverhalten. Alle Segmente zeigen iiber 20 Jahre
betrachtet eine Halbierung der Laufleistung. Fiir unsere Abschitzungen wurden die mittleren
Laufleistungen tiber der ganzen Betriebsdauer betrachtet.

Berticksichtigt man nun fiir die Neuwagenflotte 2016 wie oben ausgefiihrt einen Realver-
brauchsfaktor von 1.4 und die mittleren Laufleistungen pro Segment, so resultiert eine mitt-
lere reale CO,-Emission von 0.940 Mio. tco,/a. Addiert man die vorgelagerten CO,-Emissionen
der Treibstoffbereitstellung geméss den Umweltkennwerten der Energieetikette fiir Personen-
wagen dazu, erhdhen sich die CO,-Emissionen um 0.190 Mio. tco,auf 1.130 Mio. tco,/a, was ei-
nem Anteil von 11% an den Emissionen der gesamten Personenwagenflotte entspricht (siehe
Tab. 3.6).

Fiur die Referenz-Flotte 2023 mit einem HEV-Anteil von 77% resultieren um
0.250 Mio. tco,niedrigere reale CO,-Emissionen am Auspuff (0.691 Mio. tco, /a; siehe Tab. 3.7).
Dabei wurde der Realverbrauchsfaktor von 1.4 auf 1.2 gesenkt, da — wie oben beschrieben
— mit dem WLTP-Messverfahren etwas realistischere Verbrauchswerte erwartet werden.
Rechnet man die vorgelagerten CO,-Emissionen ebenfalls mit ein, resultieren CO,-Emissionen
von 0.830 Mio. tco,/a. Diese CO,-Emission bildet die Vergleichsbasis fiir die 3 folgenden
95 gco, / km-Szenarien” mittels BEV-, PHEV- und PtGV-Erhohung.
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Abbildung 3.12. — Laufleistungen der Segmente iiber das Fahrzeugalter aufgetragen (Daten: AutoScout24)

Tabelle 3.6. — Reale CO,-Auspuff- und Gesamtemissionen der PW-Neuwagenflotte 2016. Buchstaben ge-
miiss Fussnote 7 auf S. 53.

Neuwagenflotte

A

2016

Anzahl
Fahrzeuge

Mittlere CO,- 1084 1077 1241 2214 1398 1408 1248 1477 1532 180.4 g/km
Normemission

18’815 43’736 74’109 2888 26’766 33’931 5328 96'957 5258 4’452  312'240 Fzg.

Realverbrauchsfak: 1.4 14 14 14 14 14 14 14 14 14

LRt 11684 13352 16158 9’640 17240 16’975 14'386 17383 18’120 14993 14993  km/a
Laufleistung
CO,-Auspuffe- 54019 gg067 207972 87628 90290 113'579 137391 348°418 20431 16'855 940°979 t/a
missionen
COZ'Wtw' 2 7 12 2 7 12 ;. ” 1z 2 12 2

2-V) 40'803 107°671 251°065 10’570 107’884 134’928 16’186 415716 24’217 20'353 RUPLELE] ta
Emissionen
Be-Aq, lB-Aq/
No o brauch 46 46 53 95 6.0 6.0 53 6.3 6.5 7.7 6.2 o
Be-Aq. lp.aq/
Shien PN 6.5 6.4 74 132 84 8.4 7.5 8.8 92 108 8.7 ok

BEV Die Absenkung der CO,-Emissionen der Neuwagenflotte 2023 von 115gco,/km
auf 95gco,/km mittels Erhohung des BEV-Anteils um rund 55’000 Fahrzeuge neh-
men die auspuftbedingten CO,-Emissionen der Neuwagenflotte um 0.111 Mio. tco,auf
0.580 Mio. tco,/a ab (siehe Tab. 3.8). Die vorgelagerten CO,-Emissionen aus der Treibstoff-
und Strombereitstellung (Annahme: aktueller CH-Strommix ohne Beriicksichtigung zeit-
licher Effekte) betragen 0.138 Mio. tco, /a. Insgesamt fiihrt dieses Szenario zu realen CO,-
Emissionen von 0.717 Mio. tco,/a, bzw. einer Einsparung gegeniiber dem Vergleichssze-
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3.6. Abschitzungen der realen CO,-Emissionen

nario von 1.129 Mio. tco, /a (ohne Beriicksichtigung der Fahrzeugherstellung). Die ener-
getischen Verbrdauche der BEV in der Realitdt im Vergleich zu Referenz-Benzinfahrzeugen
liegen um den Faktor 3.5 und zu den Referenz-Vollhybridfahrzeugen um den Faktor 2.5
niedriger.

PHEV Wird die Absenkung von 115 gco,/km auf 95 gco,/km mit knapp 95000 Plugin-Hy-

bridfahrzeugen (PHEV) realisiert, resultiert in den betroffenen Fahrzeugsegmenten ein
hoherer Realverbrauchsfaktor. Damit kann gegeniiber dem Vergleichsszenario weder ei-
ne Reduktion der CO,-Auspuffemissionen, noch der vorgelagerten CO,-Emissionen er-
zielt werden. Die CO,-Emissionen liegen in der Realitdt mit 0.836 Mio. tco,sogar leicht
hoher als im Vergleichsszenario (siehe Tab. 3.9). Unter diesen Annahmen weisen Plugin-
Hybridfahrzeuge in der Realitédt kein CO,-Minderungspotential auf, trotz erheblich nied-
rigeren CO,-Normemissionen, selbst ohne Berticksichtigung der CO,-Emissionen der
Strombereitstellung.

PtGV Mit dem PtGV-Szenario mit rund 80°000 Gasfahrzeugen (Betrachtung (A): 60°000 Fahr-

Abb.

zeuge) konnen die CO,-Auspuffemissionen in der Realitdt gegeniiber dem Vergleichss-
zenario um 0.148 Mio. tco,(Szenario (A): 0.141 Mio. tco,) auf 0.680 Mio. tco,(Szenario (A):
0.688 Mio. tco,) gesenkt werden (siehe Tab. 3.10). Das 95 gco,/km-Szenario mit PtGV-
Fahrzeugen weist somit in der Realitdt die insgesamt grosste CO,-Minderung auf. Dies
deshalb, weil bei den CO,-Normemissionen bereits die ganze Energiekette berticksichtigt
wird.

3.13 zeigt die realen CO,-Emissionen (breite Balken) der Neuwagenflotte 2016 und des

Vergleichs-Szenarios 2023 mit 75% HEV-Anteil sowie die 95 gco,/km-Szenarien BEV, PHEV
und PtGV im Vergleich zu den CO,-Normemissionen (schmale Balken).

Tabelle 3.7. — Reale CO,-Auspuff- und Gesamtemissionen der PW-Neuwagenflotte 2016 mit 75% HEV-
Anteil, hochgerechnet auf den WLTP-Referenzfall 2023. Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

Neuwagenflotte
2023
Anzahl ; ; ’ g , , / / / , ’
18'815 43736 74109 2888 26’766 33931 5328 96'957 5258 4452 312240  Fzg.

Fahrzeuge
Anteil HEV 0%  50% 100% 100% 100% 50% 100% 100% 100% 50% 240’341  Fzg.
NS0 2 1160 1048 1056 1632 1150 1282 982 1197 1232 1539 [MEEEEEM ¢ /km
Normemission
Realverbrauchs- 5, 15 15 12 12 12 12 12 12 12 e oec
faktor
Mittlere ] ; . . . , . , , , i

; 11684 13352 16’158 9'640 17'240 16’975 14’386 17383 18’120 14’993 14’993 km/a
Laufleistung

CO,-Auspuff-
emissionen

30594 73’465 151'713 5’452 63’683 88’618 9’035 241991 14’090 12’325 6907966 t/a

CO?-WtW- 37'431 89’809 183’052 6’680 76’035 105277 10’914 288’717 16’688 14’872 EEVLL YL t/a
Emissionen

Be—Aq. Ig. Aq /
Normverbrauch 5.0 45 4.5 7.0 49 5.5 42 5.1 5.3 6.6 5.2 100km
Be—Aq. Ig. Aq /
Realverbrauch 5.9 54 54 8.4 59 6.6 5.0 6.1 6.3 7.9 6.3 100km
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Abbildung 3.13. — CO,-Emissionen der Neuwagenflotte 2016, das auf 2023 hochgerechnete Vergleichs-
Szenario mit 75% HEV-Anteil und die 95 gco,/km-Szenarien mit hohem BEV, hohem PHEV- und hohem
PtG-Anteil.

PHEV-Fahrzeuge weisen in der aktuellen Europdischen CO,-Richtlinie eine ,,sehr wohlwollen-
de” Berechnung des Normverbrauchs auf. Diese Berechnung deckt lediglich Fahrten mit einer
Lange von 25km tiber der elektrischen Reichweite ab. Dies fiihrt dazu, dass die CO,-Emis-
sionen von PHEV in der CO,-Gesetzgebung fiir viele Fahrzeuganwendungen deutlich unter-
schdtzt werden. Plugin-Hybridfahrzeuge stellen deshalb — trotz sehr niedriger CO,-Norme-

Tabelle 3.8. — Reale CO,-Auspuff- und Gesamtemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 mit Absenkung
auf 95 gco,/km mittels Elektrofahrzeugen (BEV-Szenario 2023). Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

BEV-Szenario X Total /

2023 Wi e
Anzahl p P p p , a p a 3 P ,
18’815 43’736 74’109 2’888 26’766 33’931 5328 96’957 5’258 4’452 312240 Fzg.
Fahrzeuge
Anteil BEV 53% 51% 0% 0% 0% 53% 0% 0% 54% 0% 53’131 Fzg.
it G0 536 495 1056 1632 1150 590 982 1197 565 1539 JECEXMM ¢/km
Normemission
el 12 12 12 12 1.2 12 12 12 12 12 - -
faktor
Mittlere p p p 9 9 a p . p p q
3 11684 137352 16’158 9640 17240 16975 14’386 17383 187120 14’000 14’894  km/a
Laufleistung
COZ-AuSpuff- Iz 1z ” y 7 ’ 7 7 ; ’ v
27 14150 34’711 151713 5452 63683 40787 9035 241991 6459 11°509 579°492 t/a
emissionen
(EopAnianG 19’722 50'359 183’052 6680 76035 587181 10914 288’717 9459 13’887 t/a
Emissionen
Be-Aq. lp.aq/
o S 2.3 2.1 45 7.0 49 2.5 42 5.1 24 6.6 42 s
Be-Aq. Realverbr. Ig_iq/
2.7 2. A 4 9 ] ! 1 2.9 7.9 .0 q
(0. BEV) S 8 2 U 5 100km
Strom-
Normverbr. 12.5 16 --- --- --- 19 --- --- 21 --- 17.1 i((;/(\)llillf'l
(BEV)
Strom-Realverbr. kWh/
(BEV) 15 192 ccc ece === BB coe  ce=  BBE  ==- 20.6 i

66



3.6. Abschitzungen der realen CO,-Emissionen

Tabelle 3.9. — Reale CO,-Auspuff- und Gesamtemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 mit Absenkung
auf 95 gco,/km mittels Plugin-Hybridfahrzeugen (PHEV-Szenario 2023). Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf
S. 53.

PHEV-Szenario Total / . .
2023 A g PRED
Anzahl p p p p p , p 4 p p o
18815 43’736 74’109 2'888 26’766 33931 5328 96'957 5258 4’452 312240  Fzg.

Fahrzeuge
Anteil PHEV 0% 0%  45% 0% 47% 0% 0%  46% 48% 0% 92804  Fzg.
Mittlere CO,- 1160 1048 771 1632 844 1282 982 867 919 1539 WMCINMM ¢/km
Normemission
ety bz s 12 12 1.7 12 1.7 12 12 1.7 1.7 12 - .-
faktor
Mittlere p g p q 7 i P . 0 1 ,

i 11684 13352 16’158 9640 177240 16975 14’386 17’383 18120 14°000 14’894 km/a
Laufleistung

CO,-Auspuff-

2 g 30594 73’465 163’545 5’452 70’092 88'618 9’035 259424 15’923 11’509 727°656 t/a
emissionen

ggfs::’;r;n 37431 89’809 189’328 6680 84’443 105277 10’914 312'283 19°092 13’887 t/a
Ee(;ﬁg‘}erbrauch 5.0 45 33 7.0 3.6 55 42 3.7 3.9 6.6 4.7 i%&jél
giﬁfe'rbrauch 5.9 5.4 5.4 8.4 6.0 6.6 5.0 6.1 6.6 7.9 6.3 i‘é&gél
?;rHOg\f;ealverb' com oo PP  oos Al coe  coo  ZEA BB oo 26.0 fggﬁ‘é

missionen — keine wirksame und aufgrund der hohen Kosten auch keine effektive Massnahme
zur Reduktion der CO,-Emissionen dar.

Bei der Ermittlung der CO,-Normemissionen nicht berticksichtigt wird die Erzeugung der fiir
BEV oder PHEV erforderlichen Elektrizitidt, was fiir diese Fahrzeuge ebenfalls zu einer syste-
matischen Unterschiatzung der CO,-Emissionen fiihrt. Fiir die Schweiz ist dies heute aufgrund
der vorwiegenden Stromproduktion aus Wasser- und Kernkraftwerken noch kein grosser Feh-
ler. Spatestens mit Abschaltung der Kernkraft wird der zusétzliche Strombedarf im Winter die
CO,-Belastung der Elektrizitit voraussichtlich erhchen.

Die Verwendung von PtG in Gasfahrzeugen weist eine den Elektrofahrzeugen mindestens ver-
gleichbare CO,-Minderung auf. Da diese Minderung auf der gesamten Kette basiert, korre-
liert die Wirkung in der Realitdt mit der Absenkung bei den CO,-Normemissionen von al-
len Antriebskonzepten am besten. Allerdings fiihrt sie gegeniiber dem BEV-Szenario zu ei-
nem wesentlich hoheren Stromverbrauch. Kann dieser — wie in dieser Studie vorgeschlagen —
mit hauptsachlich aus temporar tiberschiissiger und im Strommarkt nicht nutzbarer Elektrizi-
tat versorgt werden, resultiert keine indirekte CO,-Emission und keine Erhohung des Strom-
bedarfs im Winter.

Um 80’000 PtG-Fahrzeuge betreiben zu konnen, wird ein Strombedarf von 1.4 TWh,/a (Be-
trachtung (A): 1.1TWh,;/a) generiert, was einem Stromverbrauch pro Fahrzeug von rund
16.3MWh,,/a entspricht (bzw. einem Methanverbrauch von 625kgcy, /a oder 4.3 kg/100km).
Wiirde dieses PtG-Szenario wihrend eines ganzen Flottenersatzzyklus’ von 14.5 Jahren auf-
rechterhalten, so wiirde die Anzahl PtG-Fahrzeuge auf ca. 1.1 Mio. Fahrzeuge ansteigen (Be-
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Tabelle 3.10. — Reale CO,-Auspuff- und Gesamtemissionen der PW-Neuwagenflotte 2023 mit Absenkung
auf 95 gco,/km mittels PtG-Fahrzeugen (PtGV-Szenario 2023). Buchstaben gemiiss Fussnote 7 auf S. 53.

PtGV-Szenario

2023

Anzahl 18’815 43736 74109 2/888 26’766 33931 5328 96'957 5258 4’452 312240  Fzg.
Fahrzeuge
Anteil PtG-HEV ~ 48%  46%  46% 0% 0%  48% 0% 0% 0% 0%  79%663  Fzg.
Mittlere CO,- 767 700 712 1632 1150 845 982 1197 1232 1539 JECEXM o/km
Normemission
Realverbrauchs- 5 15 15 12 12 12 12 12 12 12 - -
faktor
Mittlere ] ; . . ., , . , , p ,

; 11684 13352 16158 9’640 17240 16'975 14’386 17383 18120 14000 14’894  km/a
Laufleistung

CO,-Auspuff-

S 20°372 49’427 103’043 5’452 63’683 58’857 9’035 241991 14’090 11509 577°459 t/a
emissionen

SO} RN 23’882 587007 119'567 6’680 76'035 67418 10°914 288’717 167688 13’887 MMLIKVi} t/a

Emissionen

Be-Aq. I s /

Normverbr. (0. 26 2.4 24 7.0 49 2.8 42 5.1 53 6.6 43 B-Aq
100km

PtG)

Be—Aq. lB—Aq/

Realverbrauch 3.1 2.8 29 8.4 5.9 3.4 5.0 6.1 6.3 7.9 5.2 e

PtG-Verbrauch 43 4.0 4.1 47 4.3 kWh/
100km

trachtung (A): 0.9 Mio. Fahrzeuge), was bei einer Verbrauchsreduktion bei den Fahrzeugen von
1.5% p.a. bei konstantem PtG-Wirkungsgrad einem Strombedarf von 18.7 TWhg/a (Betrach-
tung (A): 14.5TWhg/a) entspricht. Nimmt man jedoch aufgrund einer Lernkurve und gros-
seren Anlagen eine Wirkungsgrad-Steigerung der PtG-Umwandlung von 10% an (Steigerung
auf ca. 51%), wird dieser Strombedarf auf 16.9 TWh,,/a (Betrachtung (A): 13 TWhg /a) gesenkt.
Wie im Abschnitt 4.3 beschrieben wird, kann dieser Stromverbrauch zu knapp 64% im Fall B
aus PV-Nettotiberschiissen gedeckt werden (Betrachtung (A): 83%), wenn keine Limitierung
beim fiir die Herstellung von synthetischem Methan (SNG) benétigten CO, vorliegt und der
PV-Ausbau 50% wird.

Zum Vergleich: Um im BEV-Szenario die gleiche reale CO,-Minderung wie beim PtGV-Szena-
rio zu erhalten, miisste die Anzahl Elektrofahrzeuge in der Neuwagenflotte 2023 von 55000
auf 72’000 Fahrzeugen angehoben werden, was zu einem jahrlichen Stromverbrauch 2023
von 248 GWhg bzw. iiber den gesamten Flottenerneuerungszyklus auf ca. 1.0 Mio.Fahrzeugen
hochgerechnet von 3.6 TWhg /a fithren wiirde. Davon fallen aufgrund des hoheren Verbrauchs
von Elektrofahrzeugen im Winter rund 40% (1.4 TWhg)) im Sommer- und 60% (2.1 TWhg) im
Winterhalbjahr an. Allerdings kann der Verbrauch von BEV im Winter mit einem PV-Ausbau
von 75% der geeigneten Dachflachen gedeckt werden (siehe Tab. 4.5). Die 95000 PHEV ver-
brauchen insgesamt 6.7 TWh,;/a (zusatzlich zum Benzinverbrauch).
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4.1. Allgemein

Basierend auf den Analysen im vorherigen Kapitel und der Erkenntnis, dass PtG-Anlagen zur
Zeit primdr im Mobilitdtssektor als Alternative zu fossilen Treibstoffen finanzierbar sind, wird
in diesem Kapitel anhand von qualitativen und quantitativen Analysen aufgezeigt, welche
Faktoren das Potential von PtG-Anlagen an gewissen Standorten in der Schweiz beeinflus-
sen. Dazu werden geeignete Standorte fiir PtG-Anlagen gemiss dem “Abhéngigkeitsdreieck”
in Abschnitt 3.1 fiir das Produkt “Treibstoff” und die Ressourcen “Elektrizitat” und den Hilfs-
stoff “CO,” (nur fiir Power-to-SNG) analysiert. Weiter werden die raumlichen und zeitlichen
Abhingigkeiten sowie Limitierungen dieser Potentiale fiir die jeweiligen Technologien aufge-
zeigt.

Die Potentialanalyse beeinflusst iterativ die Wahl von Prozessschritten und deren Kosten so-
wie die Verteilung der Produkte an die Endverbraucher. Beispielsweise benétigt die Wasser-
stoffproduktion fiir Power-to-H, mittels SOEC Elektrolyse eine externe Warmequelle (siehe
Abschnitt 2.2.9), die ein limitierender Faktor fiir diese Technologie an vielen Standorten dar-
stellt. Power-to-SNG hingegen benétigt als Ressource eine verfligbare und erschliessbare CO,-
Quelle. Weiter kann das Produkt Wasserstoff bei Power-to-H,, anders als Methan bei Power-to-
SNG, nur zu geringen Teilen in das bestehende Erdgasnetz eingespeist werden (derzeit max.
2vol-%), was eine zeitliche Limitierung hinsichtlich der Speicherbarkeit und eine raumliche Li-
mitierung beztiglich der Transportfahigkeit von Wasserstoff darstellt. Deshalb ist fiir Power-to-
H, ein Standort nahe des Wasserstoffverbrauchs (z.B. einer Tankstelle) interessant, um Trans-
portdistanzen zu minimieren.

Um ein moglichst umfassendes Bild der moglichen Randbedingungen und Limitierungen er-
fassen zu konnen, werden als Datengrundlagen GIS-Daten der Elektrizitdtsproduktion (Was-
serkraftwerke, Photovoltaikanlagen), CO,-Punktquellen (Zementwerke, Kldranlagen, Keh-
richtverbrennungsanlagen), Gasnetzbetreiber sowie Endverbrauchern (Tankstellen, Strassen-
netz, etc.) herangezogen.

Die in diesem Kapitel durchgefiihrten Analysen dienen als Grundlage fiir den im Kap. 5 be-
schriebenen “Business Case”, in dem die Gestehungskosten von PtG-Produkten bestimmt wer-
den.

69



4. Potentiale

4.2. Produkte / Verbraucher

4.2.1. Energetischer Bedarf

Aus den Betrachtungen im vorangehenden Kap. 3.2 zur Senkung der CO,-Emissionen in der
Mobilitdt durch den Ersatz von fossilen Treibstoffen durch synthetisches Erdgas (SNG) geht
hervor, dass jahrlich 80°000 Erdgasfahrzeuge neu auf den Markt gebracht werden miissen, um
die gesetzlichen Vorgaben von 95 gco,/km bis 2023 in der Mobilitdt zu erreichen. Dies ergibt
nach einem Flottenersatzzyklus von 14.5 Jahren total 0.9 Mio. Erdgasfahrzeuge mit einem jahr-
lichen Elektrizitatsbedarf von — je nach Betrachtung (10% Wirkungsgradsteigerung der PtG-
Anlagen) — mindestens 13 TWhg bzw. einem SNG Bedarf von mindestens 6.7 TWh g\ (best case
gemdss Abschnitt 3.6). Die 13 TWhg sind bei einem Gesamtwirkungsgrad der Power-to-SNG
Anlage mit ca. 47% und fiir den Fall mit reinem Wasserkraftstrom (10 gco2/kWh) gerechnet.
Bei einem realistischen Strommix mit PV (60 gco>/kWh) ergibt sich ein deutlich hoherer jahrli-
cher Substitutionsbedarf durch Elektrizitdt von tiber 18 TWh,;. Mit der Elektrizititsmenge von
13 TWh, kénnten bei einem Wirkungsgrad der Elektrolyse von 60% ebenfalls 7.8 TWh Was-
serstoff fiir Brennstoffzellen-Fahrzeuge hergestellt werden. Fiir den betrachteten Zeitraum bis
2023 spielen Brennstoffzellen-Fahrzeuge aber im Personenwagensektor voraussichtlich nur ei-
ne kleine Rolle und werden deshalb in den folgenden Abschnitten nur am Rande betrachtet.
Das gleiche gilt fiir mit fliissigen synthetischen Treibstoffen betriebene Fahrzeuge.

4.2.2. Zeitlicher Bedarf (Speicherung)

Der zeitliche Bedarf der Mobilitdt nach PtG-Treibstoffen kann iiber das ganze Jahr als kon-
stant angesehen werden. Das heisst, es kann davon ausgegangen werden, dass der Treib-
stoffbedarf keinen deutlichen saisonalen Jahresgang hat. Tages- und Wochenzyklen oder auch
Verbrauchsspitzen rund um Feiertage konnen durch entsprechende Gasspeicher ausgeglichen
werden.

Beziiglich der Speicherung von PtG-Treibstoffen kann Wasserstoff lokal, aufgrund des Platzbe-
darfs, (meist) nur kurzzeitig gespeichert werden. Demgegeniiber hat Erdgas/SNG ein weitaus
grosseres Potential fiir eine saisonale Speicherung von iiberschiissiger Solarenergie im Sommer
in den “Energie unterversorgten” Winter z.B. in Kavernenspeichern (siehe Abb. 4.1), da bereits
ein weitverbreitetes Gasnetz existiert. Entsprechend grosse Kavernenspeicher existieren in der
Schweiz nicht. Speicherkapazitdten konnten aber eventuell durch bilaterale Vertrdage hinzuge-
wonnen werden (siehe weiter unten). Jedoch sind dann wiederum andere Fragestellungen zu
klaren (virtueller Im-/Export, genaue Bilanzierung, etc.), die jedoch nicht Bestandteil dieser
Studie sind.

Erdgas hat beziiglich einer saisonalen Speicherung insbesondere den Vorteil, dass es unter
Druck (200bar) eine sehr hohe volumetrische Energiedichte von 1200 kWh/ Nm? aufweist,
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A Jahresstrombedarf Musterhaushalt Dorf Stadt: Regensburg GroRstadt: Berlin
der Haushalte* (2 Personen) (100 Einwohner) (150.000 Einw.) (3,5 Mio. Einwohner)
2,9 MWh/a 145 MWh/a 217 GWh/a 51TWh/a
1 Jahr 4 Power-to-Gas
Waérmespeicher
1 Monat - P
1 Woche 1 ) Porenspeicher
Fernwédrme- Methan)
— sensibel speicher (Methan
qj’ 1Tag - i
2 latent Kavernenspeicher
o] (Methan, Wasserstoff)
QLJ Natrium-
6 Redox Flow Schwefel
P _ X Lithium-
8_ 15td. Blei- lonen
a Kondensatoren saure
>
< } chemisch
1 thermisch
1 Min. 4
‘\» mechanisch
| elektrochemisch
| elektromagnetisch
| elektrisch
1 Sek. A * ohne Industrie und GHD; Strombedarf pro Person: 1,45 MWh/a
SPUIen Die Datenwolken geben Bereiche an,.in denen sich einzelne heute
bereits realisierte Anlagen in Deutschland bewegen.
100 ms
© Sterner, Thema; FENES, OTH Regensburg
LB ALY B o ) s ) ) B ) ) ) ) e e
1kWh 1 MWh 1GWh 1TWh
Speicherkapazitat

Abbildung 4.1. — Speicherkapazititen und Entladedauern von verschiedenen Energiespeichern. Die Daten-
wolken geben Bereiche an, in denen sich einzelne heute bereits realisierte Anlagen bewegen. Bildquelle: Ster-
ner und Stadler [67]

wihrend Wasserstoff (bei 200bar) 391 kWh/Nm?, Lithium-Ionen Batterien 270 kWh/m?3 und
Pumpspeicher (bei AH = 100 m) sogar nur 0.23kWh/m?> aufweisen [7].

Beziiglich der Kapazitdten bestehen fiir die Speicherung von Erdgas in der Schweiz die folgen-
den Moglichkeiten [68]:

¢ 1’510 GWh im Erdgasspeicher in Etrez bei Lyon (F): Die Nutzung dieses unterirdischen
Erdgasspeichers ist der Schweiz staatsvertraglich zugesichert.

¢ 28 GWh im Netzpuffer der regionalen Netzbetreiber: Da in der Schweiz im Winter fast 5-
mal mehr Erdgas verbraucht wird, vor allem zur Deckung des Warmebedarfs, stehen im
Sommer ungenutzte Kapazititen im Hochdruckgasnetz als Netzpuffer zur Verfiigung.
Dabei wird angenommen, dass z.B. eine 70bar Hochdruckgasleitung im Sommer auf
50 bar entspannt werden kann und diese 20 bar dann fiir die Erdgasspeicherung zur Ver-
figung stehen.

* (14 GWh im Netzpuffer des Transitgasnetzes): Theoretisch bieten auch die Transitgaslei-
tungen von Swissgas im Sommer einen Netzpuffer, jedoch ist deren Nutzung als Speicher
gegenwartig nicht abschliessend geklart.
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* (49GWh in diversen Kugel- und Roéhrenspeicher): Diese Speicher werden primér zur
Netzregulierung/-stabilisierung bendtigt und stehen somit fiir eine saisonale Erdgasspei-
cherung nicht bzw. nur unter Umstdnden zur Verfiigung.

Total stehen somit 1.6 TWh (148 Mio. Nm?) Speicherkapazitit fiir Erdgas in der Schweiz zur
Verfiigung, wovon der Speicher in Etrez 94% ausmacht. Beziiglich der Kapazitdt reicht dies
nicht aus, um den SNG Bedarf der zukiinftigen Mobilitdt mit 0.9 Mio. Erdgasfahrzeugen voll-
umféanglich zu decken. Hingegen wiirde die maximale Entnahmeleistung des Speichers in Et-
rez mit 1.56 GW reichen, um den durchschnittlichen SNG Bedarf von 0.765 GW (6.7 TWh /8760
h) zu decken. Dariiber hinaus kénnte man die etwa 1250 GWh! monatlichen Verbrauch von
Erdgas im Sommer als rechnerische Speicherkapazitidten nutzen. Die Einspeisung von unge-
nutzten SNG-Mengen im Sommer konnten in das Erdgasnetz gespeist werden und somit den
Import von Erdgas substituieren, wahrend man im Gegenzug im Winter Erdgas importiert,
welches man statt des SNG verkauft. Ein entsprechendes Bilanzierungssystem miisste fiir die
Bilanzierung des erneuerbaren SNG genutzt werden.

Alternativ stehen beispielsweise in Deutschland 51 Erdgasspeicher mit einer Kapazitit von
total 267 TWh (24.6 Mrd. Nm?) zur Verfiigung. Die Nutzung solcher auslidndischer Erdgasspei-
cher durch die Schweiz ist jedoch ungewiss und im Fall eines grossen Bedarfs an Energiespei-
chern in Europa sehr unwahrscheinlich. Diese Speichermengen wiirden fiir einen saisonalen
Ausgleich von Energie innerhalb Europas nicht ausreichen. Eine visiondre Losung wire es die
natiirlichen Erdgasreservoirs als Speicher zu nutzen, um saisonale Energiespeicherung zu er-
moglichen. Dies wiirde aber entsprechende internationale Vertrdage und Bilanzierungsmodelle
zur Sicherheit aller Beteiligten benétigen.

Auch eine saisonale Speicherung mit anderen Speichertechnologien (z.B. Pumpspeicher,
etc.) ist gegenwartig nur begrenzt erweiterbar. Beispielsweise haben die 19 Speicher- und
Pumpspeicherseen der Schweiz zwar ein Speichervermogen von 8.8 TWh sowie eine instal-
lierte Leistung von 1.8 GW, jedoch werden diese bereits heute fast vollumfianglich genutzt.
Diese Speicher sind im Prinzip ein Inbegriff der saisonalen Speicherung. Jedoch liegt die Ver-
mutung nahe, dass deren Flexibilitdt zur saisonalen Speicherung bereits stark ausgereizt ist.
Die Moglichkeiten diese Speicher zusitzlich fiir Kurzzeitspeicherung bzw. als Tagesspeicher
zu nutzen hdngt aber auch von den Umweltbedingungen (Schmelzwassermengen, Regen, La-
ge, Naturschutzbestimmungen), den Leistungen der Pumpen und vor allem auch den fiir die
Pumpen zur Verfiigung stehenden Unterwassermengen ab. Gerade die Unterwassermengen
werden leichtfertig unbeachtet gelassen, wenn Speicherméglichkeiten der Wasserkraft unter-
sucht werden. Fiir die Zukunft ist ein Zubau von zusitzlichen Pumpspeicherkapazititen ge-
plant, deren Wirtschaftlichkeit jedoch durch die sinkenden Preise im Sommer ungewiss ist,
was auch dem starken Ausbau der PV zugeschrieben werden kann. Lithium-Ionen Batterien
mit einer Leistung von 0.1 - 50 MWy [7] sind ausgelegt fiir viele Lade- und Entladezyklen und
daher pradestiniert als Kurzzeit-/Tagesspeicher, da deren spezifische Kosten proportional zur

1 VSG-Jahresstatistik. Erdgas/Biogas in der Schweiz: Ausgabe 2016
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Anzahl der Lade- und Entladezyklen fallen. Daher sind diese als saisonale Speicherldsung un-
geeignet. Jedoch erlauben elektrochemische Batteriespeicher, aufgrund der Moglichkeit einer
verhédltnisméssig hohen Leistung im Vergleich zur Speicherenergie, Leistungsspitzen geogra-
phisch verteilt abzufangen, die beispielsweise am Mittag durch PV entstehen.

Beziiglich der lokalen Speicherung z.B. auf einer Tankstelle, miissen fiir Wasserstoff min.
900 bar und fiir Erdgas 400 - 450 bar Tagesspeicher verwendet werden, damit eine Betankung
durch Uberstromen moglich ist. Die Kompression muss dabei mittels mehrstufiger Kompres-
soren mit Zwischenkiihlung erfolgen, unter anderem um die Energieverluste gering zu halten.
Hinsichtlich der Kompression und Speicherung von Wasserstoff sind die physikalischen Rand-
bedingungen in Abhéngigkeit von Druck und Temperatur in Abb. 4.2 ersichtlich.

Zusammenfassend ldsst sich sagen, dass einzelne Technologien nicht die absolute Losung dar-
stellen konnen. Ein gut synchronisiertes Zusammenspiel verschiedenster Speichertechnologien
ist in einem zukiinftigen Energiesystem mit hohem Anteil von erneuerbaren Energien notwen-
dig, um diese hohen Anteile zu ermdglichen. Eine Technologievielfalt erlaubt auch in diesem
Fall, wie in den meisten technologischen Systemen, eine Redundanz, die zur Sicherheit und
Stabilitdt der gesamten Losung beitragt.
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Abbildung 4.2. — Speicherdichte von H, in Abhingigkeit von Druck und Temperatur fiir 1) fliissige Spei-

cherung, 2) Speicherung unter Druck und 3) transkritische Speicherung (Kryokompression) (Quelle: ILK
Dresden, Moritz Kuhn, Creative Commons Attribution-Share Alike 4.0 International license).
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4.2.3. Raumlicher Bedarf (Transport)

Der rdaumliche (regionale) Bedarf der Mobilitdt nach PtG-Treibstoffen kann tiber die raumli-
che Verteilung der Anzahl Fahrzeuge pro Postleitzahl (PLZ) aus den MOFIS-Daten [58] (siehe
Abb. 4.3) sowie des Schweizer Tankstellennetzes in Abb. 4.4 abgeschitzt werden. Als Regionen
mit einer hohen Fahrzeugdichte, sprich einem hohen Treibstoffbedarf, lassen sich insbesondere
die Region mit einer hohen Zulassungsdichte (z.B. Ziirich/Winterthur, Zug, Genf, Chur, etc.)
ausmachen.

Werden analog zur rdumlichen Verteilung der gesamten Anzahl Fahrzeuge in Abb. 4.3 aus
den MOFIS-Daten nur die Anzahl der (registrierten) Erdgasfahrzeuge pro PLZ analysiert und
gleichzeitig die Erdgas-Tankstellen und das regionale Erdgasnetz der Schweiz dargestellt, so
ergibt sich ein visueller Zusammenhang zwischen der Anzahl Erdgasfahrzeuge und dem Vor-
handensein einer Erdgas-Tankstelle in der Niahe (siehe Abb. 4.5). Ob dieser Zusammenhang
auch statistisch nachgewiesen werden kann, miisste jedoch in einer weiterfithrenden Untersu-
chung analysiert werden. Trotzdem kann in einer ersten Hypothese davon ausgegangen wer-
den, dass ein Ausbau eines Tankstellennetzes fiir PtG-Produkte wichtig dafiir ist, dass kurz-
oder mittelfristig die Nachfrage nach dieser jeweiligen Antriebstechnologie zunimmt. Man
konnte davon ausgehen, dass Verbraucher sich eher fiir die Anschaffung eines Fahrzeugs mit
alternativem Antrieb und Treibstoff entscheiden, wenn sie in nicht zu grosser Entfernung von

1
10 20 ©Empa, 2017
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Abbildung 4.3. — Anzahl (registrierte) Fahrzeuge pro PLZ in der Schweiz (Kartengrundlagen: BFS - The-
maKart, 2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)
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Tankstellen
— Autobahnen
—— grossere Strassen

0 0 20 ©Empa, 2017
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Abbildung 4.4. — Strassennetz der Schweiz (Autobahnen/grissere Strassen) mit total 3699 Tankstellen
(Kartengrundlagen: TomTom, 2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)

ihrem Heim eine entsprechende Lademoglichkeit der jeweiligen Energieform zur Verfiigung
haben.

Durch die (relativ) grossen Mengen an Elektrizitat und Wasser, die benétigt werden, um PtG-
Treibstoffe (Wasserstoff, Methan, Methanol, etc.) zu produzieren, ist deren direkte vorort Pro-
duktion beim Endverbraucher (z.B. an der Tankstelle) nur unter gewissen Voraussetzungen
moglich. Bossel [69] beschreibt beispielsweise, dass eine durchschnittliche Tankstelle mit 1’000
Betankungen pro Tag fiir die Produktion vor Ort von Wasserstoff einen kontinuierlichen Elek-
trizitatsbedarf von 28 MW, und einen tdglichen Wasserbedarf von 108’000 Liter hat. Aus die-
sem Grund miissen in den allermeisten Fallen PtG-Produkte tiber eine gewisse Distanz zum
Endverbraucher transportiert werden.

Fiir den Transport von Erdgas, beispielsweise von der Power-to-SNG Anlage zur Erdgas-Tank-
stelle, besteht in der Schweiz ein insgesamt 19’300 km langes Erdgasnetz, welches zu 2’300 km
aus Hochdruckleitungen (5 - 85bar) und zu 17’000 km aus lokalen Niederdruck-Verteilleitun-
gen (0.02 - 5bar) besteht (sieche Abb. 4.6) [68]. Uber dieses Netz kann Erdgas iiber (relativ)
weite Distanzen transportiert werden. Der Eigenenergiebedarf des Erdgasnetzes ist dabei fiir
Transportdistanzen kleiner als 500 km vernachldssigbar [69]. Eine Limitierung bildet in die-
ser Hinsicht jedoch die Verfiigbarkeit des Erdgasnetzes (z.B. in Randregionen) und/oder die
Moglichkeit einer Erdgaseinspeisung, die beispielsweise beim Hochdruckerdgasnetz nur an
Schieber- und Zollstationen ohne grosseren Aufwand moglich ist. Ein Anschluss an anderer
Stelle konnte Mehrkosten fiir den anzuschliessenden Kunden bedeuten.
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Erdgas-Tankstellen
— Erdgas—Hochdrucknetz

©Empa, 2017
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Abbildung 4.5. — Anzahl Erdgas-Fahrzeuge pro PLZ und Hochdruck-Erdgasnetz mit Erdgastankstellen
als griine Punkte (Kartengrundlagen: BFS - ThemaKart, 2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo
JA160150)

Fiir den Transport von Wasserstoff muss zwischen der Beimischung im bestehenden Erdgas-
netz sowie dem Transport in seiner reinen Form in einem eigenen Wasserstoffverteilnetz, ver-
fliissigt (kryogen) oder auch gasformig unter hohem Druck in Trailer-LKW unterschieden wer-
den:

4.2.3.0.1. Beimischung Beziiglich der Beimischung im bestehenden Erdgasnetz ist nach
heutigen Vorschriften eine Hochstgrenze von 2 Vol-% Wasserstoffanteil das Limit. Die Schles-
wig-Holstein Netz AG hat jedoch die Einspeisung von Wasserstoff ins Erdgasnetz in einem
kleinen, 18 km langen Gasnetz getestet und ist zum Schluss gekommen, dass eine Einspeisung
von 10% Wasserstoff technisch mdoglich ist, ohne die Gerdtenutzung beim Endkunden (d.h.
Gasherde in Privathaushalten und in der Gastronomie, Heizgerdte und Blockheizkraftwerke)
zu beeintréchtigen 2. Im Labor konnten sogar Tests mit 30% Wasserstoff erfolgreich durchge-
fithrt werden. Jedoch besteht in den Bereichen Erdgasspeicher (Kavernen) und Gasturbinen,
die Schwierigkeiten mit hoheren Wasserstoffkonzentrationen haben, noch Forschungsbedarf.
Bei Erdgasfahrzeugen lassen die Tanks heute auf Grund ihres Materials nur 2 Vol-% Wasser-
stoff im Erdgas zu. Neu entwickelte Tanks mit hoheren Wasserstoffgrenzwerten sind jedoch

2 https:/ /www.topagrar.com/news/Energie-Energienews-Bis-zu-10-Prozent-Wasserstoff-im-Gasnetz-

moeglich-5228907 . html
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- ARA (<10k EW)

- ARA (10k — 30k EW)

o ARA (>30k EW)
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Abbildung 4.6. — Lokales Gemeinde- und Hochdruck-Erdgasnetz mit Schieber-/Zollstationen (Einspeise-
punkte). Als Gemeindeflichen werden nur die erschliessbaren Anteile (d.h. ohne Berggebiete, Seen, etc.) dar-
gestellt. (Kartengrundlagen: BES - ThemaKart, 2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)

bereits auf dem Markt. Eine Beimischung hat zusétzlich den Nachteil, dass die Durchflussmen-
gen und damit die Einspeisestelle entscheidend ist, wie viel Energie in das Netz eingespiesen
werden kann. Damit ergibt sich ein weiteres Problem. Wie kann allen Teilnehmern, die einspei-
sen mochten, eine Menge garantiert werden, so dass keiner der Teilnehmer durch den Standort
bevorteilt wird.

4.2.3.0.2. Wasserstoffverteilung Soll Wasserstoff in seiner reinen Form zur Verfiigung ste-
hen, beispielsweise als Treibstoff fiir Brennstoffzellenfahrzeuge, so muss der Wasserstoff ent-
weder gasformig in einem eigenen Wasserstoffverteilnetz oder verfliissigt (kryogen) per LKW
transportiert werden. Beim Transport in einem eigenen Wasserstoffverteilnetz muss dieses
Netz (meist) neu aufgebaut werden, was mit grossen Kosten verbunden ist und daher nur ein
geringes Potential aufweist [54]. Einzig und allein fiir Inselnetze (z.B. Raffinerien, Stahlindus-
terie, etc.) kann diesbeziiglich von einem gewissen Potential ausgegangenen werden. Gema-
ss Bossel [69] ist ein Transport von kryogenem (verfliissigtem) Wasserstoff effizienter als von
gasformigem. Beispielsweise konnen fiir den kryogenen Transport spezielle Trailer-LKW mit
200 bar Druckbehiltern verwendet werden, die geméss der Firma H2energy® pro Fahrt 23 Nm?
bzw. 338 kg Wasserstoff transportieren konnen. Jedoch kann aus physikalischen Griinden beim
“Uberstrémen” nur ca. 80% des im Trailer geladenen Wasserstoffs an der Tankstelle abgelassen

3 http://h2energy.ch/ (aufgerufen am 30.09.2017)
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werden. Die restlichen 20% miissen ungenutzt zur Power-to-H, Anlage zuriick transportiert
werden [69]. Ausserdem kann mit Verlusten von 8% fiir den Transport auf der Strasse mit Trai-
ler-LKW gerechnet werden [69].

4.3. Elektrizitat

Der Einsatz von PtG-Lésungen ist nur zusammen mit dem Einsatz von erneuerbarer Elektri-
zitdt sinnvoll. Dabei sollte auch sichergestellt werden, dass der Betrieb von PtG-Anlagen aus-
schliesslich tiberschiissige erneuerbare Elektrizitdt verwendet und damit das vorhandene An-
gebot erneuerbarer Elektrizitit nicht verknappt. Im Sinne der CO,-Bilanz macht es wenig Sinn
CO,- behafteten Strom fiir den Endkonsumenten importieren zu miissen, wahrend eine PtG-
Anlage dem System erneuerbare Energie entzieht. In diesem Kapitel werden Abschadtzungen
zu moglichen zukiinftigen Stromiiberschiissen auf Basis von realen hoch aufgeldsten Elektrizi-
tatsprofilen gemacht, um das Potential der Nutzung von PtG-Technologien zu untersuchen.

Zur besseren Abschédtzung der Potentiale von Elektrizitit zur Verwendung in PtG-Anlagen
wird im Folgenden zunéchst die Ausgangssituation der Schweizer Elektrizitatslandschaft un-
tersucht. Zu diesem Zweck werden auf Basis der Daten des Schweizer Ubertragungsnetzbe-
treibers Swissgrid AG verdffentlichte Elektrizititsprofile der Schweiz* analysiert. Dabei wird
untersucht, ob und welche zeitlich begrenzten Elektrizititsmengen bereits in den vergangenen
Jahren fiir eine potentielle Nutzung durch PtG-Technologien bestanden hétten. Dariiber hin-
aus wird mit gewissen Annahmen und den vorliegenden Elektrizitdtsnutzungsprofilen abge-
schitzt, wie die Elektrizitdtsprofile der vergangenen Jahre ausgesehen hitten, wenn die Kern-
kraft bereits abgeschaltet und Photovoltaik in einem sehr grossen Umfang ausgebaut worden
wadre. Fiir diese Abschdtzung benotigte Daten wurden aus BFE Veroffentlichungen und von
“sonnendach.ch” bezogen (siehe Abschnitt 4.3.4).

Zur Darstellung der Elektrizitatsprofile wird eine einheitliche Darstellungsform genutzt, wel-
che einen schnellen Eindruck iiber die zeitlichen Aspekte von Import und Export, sowie Pro-
duktion und Verbrauch von Elektrizitdt erlaubt. In diesen Abbildungen werden die elektri-
schen Verbrauche und Produktionen, sowie Import und Exportmengen von Strom wie in
Abb. 4.7 in Abhéngigkeit des Nutzungszwecks eingefarbt.

Beim Nutzungszweck wird zwischen Endverbrauch und Gesamtverbrauch unterschieden. Im
Vergleich zum Endverbrauch werden dem Gesamtverbrauch die Netzverluste und der als
Kraftwerkseigenverbrauch deklarierte Verbrauch hinzugerechnet. Hierzu zidhlen beispielswei-
se auch die Verbrauche der Pumpen von Pumpspeicherkraftwerken, aber auch benétigte Ener-
gie zur Kiihlung und fiir den Betrieb der Kraftwerke.

Swissgrid Energietibersicht: https://www.swissgrid.ch/swissgrid/de/home/experts/topics/energy_
data_ch.html
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Elektrizitiits Profil der Schweiz 2016
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Abbildung 4.7. — Beispiel der Darstellungen von elektrischem Verbrauch und Produktion in der Schweiz

In den genutzten Swissgrid Datensédtzen sind folgende Informationen in einer Auflosung von
15 Minuten enthalten, aus denen die Daten zur Darstellung der Elektrizitatsprofile berechnet
werden.

Produktion Die Summe der produzierten Energie im Regelblock Schweiz ist das Total aller
Einspeisegiange der Bilanzgruppen in Viertelstundenauflosung, welche durch Lastgangs-
messungen erfasst werden. Die Summe beinhaltet samtliche im Regelblock Schweiz pro-
duzierte und ins Netz eingespeiste elektrische Energie. Diese werden von den Verteil-
netzbetreibern an Swissgrid gemeldet.

Endverbrauch Die endverbrauchte Energie oder gemidss VSE Branchendokumenten auch
,Bruttolastgangsumme des eigenen Netzes” (BLS/EN), ist die von den Endverbrauchern
in allen Netzebenen bezogene Energie in Viertelstundenauflosung. Diese Summe wird
aus den BLS/EN der Verteilnetzbetreiber im Regelblock Schweiz durch Swissgrid ge-
bildet. In dieser Summe ist die Energie fiir Pumpen in Pumpspeicherkraftwerken, der
Eigenbedarf von Kraftwerken sowie die Netzverluste nicht enthalten.

Gesamtverbrauch Die verbrauchte Energie im Regelblock Schweiz ist das Total aller Lastgan-
ge der Bilanzgruppen in Viertelstundenauflosung. Diese werden von den Verteilnetzbe-
treibern an Swissgrid gemeldet. Die Summe beinhaltet samtliche in der Schweiz aus dem
Ubertragungsnetz und den Verteilnetzen bezogene elektrische Energie inklusive der Ver-
luste, Pumpenergie von Pumpspeicherkraftwerken und Eigenbedarf von Kraftwerken.

Importierte Energie Die Summe der importierten Energie beinhaltet die Menge an Elektrizi-
tat, welche tiber alle Grenzkuppelstellen in der jeweiligen Viertelstunde in die Schweiz
geflossen ist.
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Exportierte Energie Die Summe der exportierten Energie beinhaltet die Menge an Elektrizi-
tat, welche tiber alle Grenzkuppelstellen in der jeweiligen Viertelstunde aus der Schweiz
geflossen ist.

Transit Energie Die Transitmengen an Elektrizitat werden durch Differenzbildung aus impor-
tierter und exportierter Elektrizitat fiir jede einzelne Viertelstunde von Swissgrid gebildet
und entsprechen stets dem kleineren Wert aus Import- und Exportmengen.

Auf Grundlage dieser Daten werden die im Folgenden verwendeten Summen berechnet. Diese
Summen werden farblich in drei Kategorien unterteilt, welche im Prinzip den Eigenverbrauch,
Import und Export von Elektrizitdt in der Schweiz darstellen (vgl. Abb. 4.7). Diese Farben ste-
hen wie folgt fiir:

¢ Violett: Produktion aus Schweizer Kraftwerken, welche den Endverbrauch deckt. Dies
ist der Anteil der Produktion nach Swissgrid-Daten, welcher kleiner oder gleich dem
Endverbrauch ist und wird als Eigenverbrauch der Produktion deklariert.

* Dunkelblau: Produktion aus Schweizer Kraftwerken, zur Deckung der Netzverluste, des
Kraftwerkseigenbedarfs und der Pumpenergie. Dies ist der Anteil der Produktion nach
Swissgrid-Daten, welcher grosser als der Endverbrauch ist und kleiner oder gleich dem
Gesamtverbrauch.

¢ Griin: Produktion aus Schweizer Kraftwerken, welche iiber den Gesamtverbrauch steigt
und somit den Nettoexport bildet.

Die importierten Elektrizititsmengen, welche fiir die Deckung des Verbrauchs bei zu kleiner
einheimischer Produktion auftreten, werden ebenfalls farblich unterschieden:

. : Importierte Strommenge zur Deckung des Endverbrauchs. Dies ist der Anteil
am Endverbrauch, welcher die Produktion im Regelblock Schweiz {ibersteigt.

¢ Cyanblau: Importierte Strommenge zur Deckung des Gesamtverbrauchs. Dies ist der An-
teil am Gesamtverbrauch, welcher die Produktion im Regelblock Schweiz iibersteigt.

Der Schweizer Endverbrauch, in Abb. 4.7 rot hervorgehoben, ist somit an der Oberkante der
orangen und violetten Balken und der Schweizer Gesamtverbrauch, in Abb. 4.7 schwarz her-
vorgehoben, an der Oberkante der dunkelblauen und cyan-blauen Balken abzulesen. In den
folgenden Abschnitten werden Abbildungen dieser Art verwendet, um die zeitlichen Unter-
schiede der Elektrizitdtsversorgung in der Schweiz darzustellen.

Folgendes ist bei der Erorterung der von Swissgrid verdffentlichten Daten zu beriicksichtigen:
Produktions- und Verbrauchsdaten werden nur erfasst, wenn eine Lastgangsmessung einge-
richtet ist. Die Produktion von Elektrizitdt durch PV Anlagen in kleinem Massstab mit Eigen-
verbrauch und ohne separater Lastgangsmessung werden als reduzierter Verbrauch gemessen.
Solange der nicht lastgangsgemessene PV Anteil niedrig ist, verfdlscht dies die Datenlage nur
wenig. Bei einem starken Zubau von PV Anlagen zu Eigenverbrauchszwecken wiére es sinnvoll
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den Lastgang jeder PV Anlage zu messen, bzw. Produktion und Verbrauch separat unabhangig
der Energiemengen immer mit einer Lastgangsmessung zu versehen.

4.3.1. Produktions- und Verbrauchsprofile von Elektrizitat in der Schweiz

Mehr als 55% der Schweizer Elektrizitatsproduktion wird durch Wasserkraft bereitgestellt [70].
Diese ist insbesondere von der Schmelzwassermenge im Sommer und Niederschlagsmengen,
welche als Regen niedergehen und nicht als Schnee gebunden bleiben, abhidngig. Die deutli-
chen jahrlichen Unterschiede in der sommerlichen Stromproduktion in Abb. 4.8 und Abb. 4.9
verdeutlichen dies.

Die Produktionsmengen von Elektrizitdt in der Schweiz unterliegen aufgrund des hohen Was-
serkraftanteils starken saisonalen Schwankungen, welche in Abhédngigkeit der klimatischen
Ereignisse unterschiedlich stark ausfallen. Die im vorangegangenen Abschnitt beschriebenen
Daten der Swissgrid und Darstellung der Elektrizitdtsprofile illustrieren im Folgenden die
Produktions- und Verbrauchsmengen der letzten Jahre. Abb. 4.8 und Abb. 4.9 zeigen verglei-
chend die Produktions- und Verbrauchsmengen von Elektrizitdt mit einer Auflésung von 15
Minuten tiber das Jahr 2011, respektive das Jahr 2014. Die beiden Jahre wurden hier ausge-
wdhlt, da 2011 ein Jahr mit geringem und 2014 ein Jahr mit hohem Wasserkraftertrag waren.
Ein Gesamttiiberblick der Profile von 2010 bis 2016 sind im Anhang in Abb. B.1 bis Abb. B.7 zu
finden.

Das Jahr 2011 ist ein Beispiel fiir ein relativ schlechtes Jahr fiir die Wasserkraft. Laut Klimare-
port der MeteoSchweiz erlebte die Schweiz Rekordwéarme und grosse Trockenheit im Friihjahr,
einen Bergwinter zum Sommerbeginn mit Schneefall bis auf mittlere Hohenlagen von 1300 bis
1600 m . M., den zweitwadrmsten Herbst seit Messbeginn und in weiten Teilen der Schweiz
war es der trockenste November seit Messbeginn vor rund 150 Jahren. Dariiber hinaus gab es
starke Unwetter, die den Niederschlag plotzlich und in grosser Menge in kurzer Zeit zu Boden
brachten. Zukiinftige Klimaverdnderungen konnten dhnliche Einfliisse auf die Wasserkraftpro-
duktion haben, wenn Schmelzwassermengen fehlen und Niederschldge konzentriert wahrend
kurzer Zeitraume zu Boden fallen.

Das Jahr 2014 hingegen fing bereits mit dem drittwarmsten Winter und der drittwdrmsten
ersten Jahreshalfte seit Messbeginn an. Im Juni sorgte eine kurze Hitzewelle fiir hohere Was-
serkraftmengen, wiahrend der Hochsommer im Juli und August zu kiihl und zu nass waren.
Das hédufige Regenwetter fiihrte vielerorts zu Regenmengen in Rekordhohe und machte den
Hochsommer 2014 zum sonnendrmsten seit Messbeginn. Anschliessend erlebte die Schweiz
den zweitwadrmsten Herbst seit Messbeginn.

Vergleicht man diese Klimareporte mit den Abb. 4.8 und Abb. 4.9 kénnen sehr gute Erklarun-
gen fiir die zeitweisen Uberschiisse und Exporte an Elektrizitat gefunden werden. Schlussend-
lich wurde die Gesamtmenge an Wasserkraftproduktion laut BFE Elektrizitdtsstatistik 2016 in
den Jahren von 1999 bis 2016 nur noch vom Jahr 2001 tibertroffen.
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Deutlich zu erkennen sind die in griin gekennzeichneten exportierten Produktionsmengen im
Sommer. Die Ausprdagung dieser Exportmengen in zeitlicher Ausdehnung und Menge sind
von Jahr zu Jahr unterschiedlich und stark vom Wetter und Klima abhéingig.

Das Produktionsmaximum der Wasserkraft ist unter heutigen klimatischen Bedingungen im
Sommer. Gleichzeitig ist der Schweizer Elektrizitdtsbedarf im Sommer am niedrigsten. Dar-
aus ergeben sich zeitweise Produktionsiiberschiisse im Sommer, welche nicht vollstindig in
Speicherkraftwerken abgefangen werden konnen, da einerseits auch Laufwasserkraftwerke im
Mittelland eine erhdhte Produktionsmenge aufweisen und andererseits die Speicherseen nur
eine begrenzte Speicherkapazitdt aus dem hydrologischen Sommer in den Winter zuriickhalten
konnen. Des Weiteren miissen zur Speicherung des Wassers die Pumpspeicherleistungen und
Unterwassermengen der Pumpspeicherkraftwerke ausreichend gross sein, um den grossen an-
fallenden Uberschuss speichern zu koénnen. Die nicht speicherbaren Wassermengen werden
aus okonomischen Griinden turbiniert, statt sie ungenutzt tiber Wehre und Damme ablaufen
zu lassen. Die so erzeugte Elektrizitdt wird, trotz der niedrigeren Strompreise in den Sommer-
monaten (siehe Abschnitt 4.3.4), ins Ausland exportiert.

Beim Vergleich von Tab. 4.1 und Tab. 4.2 fallen die Jahre 2012 und 2014 mit den Exportmengen
im hydrologischen Sommerhalbjahr besonders auf (siehe auch Abb. 4.9 sowie Abb. B.3 im An-
hang). Mit etwa 7.8 TWh, exportierter Elektrizitat aus Schweizer Kraftwerken tibersteigt das
Jahr 2014 den Durchschnitt von etwa 5.5 TWh, von 2010 bis 2016 deutlich und betragt fast 15%
der Menge, welche fiir den Schweizer Endverbrauch (ca. 55 TWhg)) produziert wurde. Dieser
Wert ist in der Grossenordnung des maximalen Speichervermogens der Schweizer Speicher-
kraftwerke, welches sich auf 8.8 TWh, beziffert [70]. Hier soll darauf hingewiesen sein, dass
die angegebenen Exportmengen nicht dem Jahresbruttoexport® aus der Elektrizititsstatistik

Tabelle 4.1. — Elektrizititsprofile der Schweiz in Zahlen pro Kalenderjahr (siehe Abb. B.1 bis Abb. B.7)

CH Prod. Import
CH Prod. Pumpen & Pumpen & CH Prod.
Endverbr. Verluste Verluste Export
TWh TWh

2010 55.2 2.8 3.3 3.1 44
2011 54.0 24 3.5 3.3 2.9
2012 55.2 2.8 25 28 6.4
2013 55.8 3.0 2.2 2.3 6.1
2014 55.1 3.6 1.3 1.8 7.8
2015 53.9 3.0 3.0 2.8 6.1
2016 50.9 29 6.0 3.5 5.2

5 in der Elektrizititsstatistik des BFE als Netto Ausfuhr bezeichnet
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Elektrizitiits Profil der Schweiz 2011
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Abbildung 4.8. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2011

Elektrizitits Profil der Schweiz 2014
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Abbildung 4.9. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2014

des BFE entsprechen, sondern ausschliesslich den viertelstiindlich exportierten Elektrizitats-
mengen aus der Produktion von Schweizer Kraftwerken. Dariiber hinaus konnte eine leichte
Diskrepanz zwischen der veroffentlichten Datengrundlage der Swissgrid und der Veroffent-
lichungen des BFE festgestellt werden, welche in dieser Betrachtung jedoch nicht weiter ins
Gewicht fallen.
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Tabelle 4.2. — Elektrizititsprofile der Schweiz in Zahlen pro Hydrologisches Winter- und Sommerhalbjahr
(siehe Abb. B.1 bis Abb. B.7)

CH Prod. PCH Prod& : Import&
Endverbr. umpen ampen
Verluste Verluste
5 Twh 5 [IWRRWEN TWh 3
2010 Sommer 26.0 2.2 04 0.7 3.6
54.8 2.7 3.6 3.2 43
2010/2011 Winter | 28.8 0.5 3.2 25 0.7
2011 Sommer 25.8 2.0 04 0.9 24
2011/2012 Winter | 29.0 >48 0.4 24 25 28 24 33 04 28
2012 Sommer 25.8 2.2 0.2 0.6 5.9
2012/2013 Winter | 29.7 23 0.7 30 19 21 1.9 2> 0.8 o7
2013 Sommer 257 19 0.6 0.7 5.0
2013/2014 Winter | 29.5 >>2 1.0 30 15 21 1.8 24 1.2 6.2
2014 Sommer 259 2.5 0.0 0.2 6.1
2014/2015 Winter | 29.8 >>7 1.2 37 11 L1 15 L7 1.6 7!
2015 Sommer 253 23 0.6 0.8 5.2
2015/2016 Winter | 27.3 °26 0.4 27 3.5 41 24 32 0.7 >8
2016 Sommer 25.5 2.7 0.3 0.8 5.0

Die von Schweizer Kraftwerken produzierten Exporte sind ein erstes Indiz fiir Zeiten zu de-
nen Strom eventuell iiberschiissig wire. Ein weiterer Anhaltspunkt ist der Marktpreis dieser
exportierten Energie, welcher verrdt, ob die Elektrizitdt gewinnbringend vermarktet werden
konnte. Der Marktpreis, und damit implizit das Verhiltnis zwischen Angebot und Nachfra-
ge der Elektrizitdt auf den ausldndischen Markten, bestimmt, ob mit dieser Energie Gewinn
gemacht wird oder lediglich ein Teil der Fixkosten gedeckt werden kann. Sowohl volkswirt-
schaftlich, als auch betriebswirtschaftlich gesehen ist eine lingere Periode der Vermarktung
unterhalb der Gestehungskosten nachteilhaft. In Bezug auf weitere Untersuchungen zu Markt-
preisen auf den ausldndischen Energiemaérkten fiir Elektrizitdt der Schweizer Nachbarstaaten
wird hier auf Abschnitt 4.3.4 verwiesen.

4.3.2. Abschatzungen zur Zukunft mit Photovoltaik und ohne Kernkraft

Im Zusammenhang mit PtG-Anwendungen ist die Entwicklung bzw. der Ausbau von erneu-
erbaren Energien, insbesondere der Photovoltaik (PV), und der gleichzeitige Ausstieg aus der
Kernenergie, geméss der Energiestrategie der Schweiz [2], zentral, wenn es um die Abschat-
zung von tiberschiissigen und nutzbaren Energiemengen geht. Der Ausstieg aus der Kernener-
gie bedeutet, dass durchschnittlich etwa 25 TWh, Bandenergie pro Jahr wegfallen. Der Wegfall
dieser Energiemengen soll durch den Ausbau von erneuerbaren Energien kompensiert werden.
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Im Gegensatz zur Kernenergie mit einer durchgéangigen Verfiigbarkeit (Bandenergie) von 24
Stunden, hat die Photovoltaik eine naturgegebene Verfiigbarkeit von ca. 8 Stunden. Allein
dieser Unterschied zwischen 24 Stunden und 8 Stunden Tagesproduktion zeigt, dass die in-
stallierte Kapazitdt und damit die maximale Leistung von PV um mindestens einen Faktor 3
hoher sein muss, als die der heute installierten 3.3 GW, der Kernkraft. Hinzu kommt, dass in
der Schweiz mit durchschnittlich 1000 Jahresvolllaststunden fiir die installierte Peakleistung
der PV Anlage gerechnet werden kann, so dass im Vergleich zur installierten Kernkraft (mit
7000 bis 8000 Jahresvolllaststunden [71]) die installierte Peakleistung der Photovoltaik um et-
wa einen Faktor 7.5 grosser sein muss.

Aus diesem Zusammenhang ergibt sich in einer ersten groben Abschédtzung eine installier-
te Peakleistung von 7.5 x 3.3GW, = 24.8 GW,], was bei 1000 Volllaststunden pro Jahre ca.
25TWhg) aus PV ergibt.

Diese PV-Produktionsmengen sind mehr als in bisherigen Studien und Publikationen zum
Aus- bzw. Zubau-Potential der Photovoltaik in der Schweiz publiziert wurde. Der zukiinfti-
ge Ausbau der Photovoltaik im Schweizer Strommarkt wurde in verschiedenen Studien und
Publikationen diskutiert. In einer Studie des BFE aus dem Jahr 2012 [2] wird, basierend auf
einer Studie des PSI von 2005 [72] und fiir ein Szenario mit hohem Zubau von erneuerbaren
Stromerzeugungstechnologien, mit einer PV-Stromproduktion von 0.4, 4.3 und 11.1 TWh fiir
die Jahre 2020, 2035 bzw. 2050 gerechnet. Die Internationale Energie Agentur (IEA) schitzt fiir
die Schweiz ein langfristiges PV-Potential fiir geeignete Dachflichen von 15 TWhg (inklusi-
ve der geeigneten Fassaden ergeben sich 18 TWh,)) ab [4]. Bei dieser Abschdtzung wird mit
einem konstanten und konservativen Wirkungsgrad von 10% gerechnet. Werden jedoch stei-
gende Wirkungsgrade und neu entstehende Dacher sowie andere gut nutzbare Flichen wie
Schallschutzwinde, Lawinenverbauungen und Stauseemauern beriicksichtigt, kann das PV-
Strompotential auf rund 30 - 35 TWh,; pro Jahr ansteigen [3, 5].

Gemiss Schweizerischer Elektrizitatsstatistik (Stand 2016) [2] wurden im Jahr 2015 total
1.1 TWhg bei einer installierten Leistung von 1.4 GW durch PV-Anlagen produziert. Fiir das
Jahr 2016 wurde die Erzeugung von Elektrizitdt aus Photovoltaik in der , Schweizerische Statis-
tik der erneuerbaren Energien” [73] mit ca. 1.3 TWh,; (4.8 P]) aufgefiihrt, was gegentiber 2015
einem weiteren Zuwachs von ca. 20% entspricht. Somit ist die reale PV-Produktion im Jahr
2016 bereits dreimal hoher als im optimistischsten Szenario des BFE fiir 2020.

Keine der oben erwdhnten bisherigen Studien zum PV-Potential hat (quantitative) Angaben zu
temporiren Uberschiissen gemacht, welche jedoch, in Zusammenhang mit Speicheroptionen
wie PtG, essentiell fiir die Betrachtung technischer Randbedingungen sind. Deshalb wird in
dieser Studie zur quantitativen und zeitlich hoch aufgelosten Abschatzung des Einflusses des
Ausstiegs aus der Kernkraft und dem zukiinftigen Zubau von PV-Anlagen auf den Verlauf der
Elektrizitatsprofile, die viertelstiindlichen Produktionsprofile von Swissgrid® der vergangenen
Jahre herangezogen und die relevanten Produktionsmengen abgezogen bzw. hinzugerechnet.

6 https://www.swissgrid.ch/swissgrid/de/home/experts/topics/energy_data_ch.html
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Da den Beteiligten an dieser Studie keine realen Daten zur viertelstiindlichen Produktion
der Schweizer Kernkraftwerke zur Verfligung standen, wurden die monatlichen Summen der
Kernkraftproduktion aus der jeweiligen Elektrizitatsstatistik des BFE herangezogen. Diese mo-
natlichen Produktionsmengen wurden gleichverteilt auf Basis eines Viertelstundenintervalls
von den Produktionsprofilen der Swissgrid abgezogen. Die Abb. 4.10 und Abb. 4.17 zeigen
die resultierenden Elektrizitdtsprofile fiir die Jahre 2011 respektive 2014 nach Abzug der Kern-
kraft. Eine deutliche “Stromliicke”, welche durch Importe gedeckt wird, ist in Orange erkenn-
bar. Auf das jeweilige Jahr summiert hitte im Jahr 2011 und 2014, bei vollstindigem Wegfall
der Kernkraft, Strom in der Gréssenordnung von 24 TWh,; respektive 17.5 TWhy fiir den End-
verbraucher importiert werden miissen. Bei dieser Methode der Abschidtzung der Energiemen-
gen ist darauf hinzuweisen, dass von einem unverdnderten Verhalten des Stromverbrauchers
ausgegangen wird. Ebenso wird die Wasserkraftproduktion unverdndert in das synthetisierte
Produktionsprofil tibernommen. Jedoch gehen die Autoren dieser Studie davon aus, dass diese
einfache Betrachtung ausreicht, um die Grossenordnungen und den Einfluss auf das Elektri-
zitatsprofil der Schweiz zu veranschaulichen. Ebenfalls wird deutlich wie enorm wichtig eine
Bandlast mit moderater Leistung aber hoher Energiebereitstellung ist.

Zur Abschitzung der Moglichkeiten zur Deckung dieser Energiemengen durch PV wird in ei-
nem weiteren Schritt die potentielle Solarproduktion abgeschitzt und zum oben beschriebene
Elektrizitatsprofil hinzuaddiert. Dabei wird folgendermassen vorgegangen:

Das totale (technisch machbare) PV-Potential in der Schweiz wird basierend auf den Daten
des BFE-Projekts “sonnendach.ch” bestimmt [74, 75]. Dazu wurden im Rahmen von “sonnen-

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft 2011
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Abbildung 4.10. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2011 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion
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Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft 2014
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Abbildung 4.11. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2014 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion

Y awri

dach.ch” in jeder Gemeinde die “gut”, “sehr gut” oder “hervorragend”’ geeigneten Dachfl4-
chen, die mindestens 10 m? gross sind, ermittelt® und das totale PV-Potential als der zu erwar-
tende Ertrag an Solarstrom berechnet, der anféllt, wenn nur PV-Anlagen, aber keine Warm-
wasserkollektoren (Solarthermie), auf den “geeigneten” Dachflachen installiert wiirden. Als
Berechnungsgrundlage dient dabei die mittlere jahrliche Globalstrahlung von MeteoSchweiz
fur die Referenzperiode von 2004 bis 2014 (11 Jahre).

Die geographische Verteilung und der Anteil an “geeigneten” Dachflachen pro Gemeinde sind
in Abb. 4.12 ersichtlich. Durchschnittlich (Median) sind 65% der Dachfldchen in der Schweiz
fiir PV “geeignet”. Die Bandbreite reicht von 96% in der Gemeinde Wiler/Lotschen (VS) bis
32% in der Gemeinde Burg im Leimental (BL).

Aus der Abschidtzung von “sonnendach.ch” resultiert bei einer 100% Ausnutzung der “ge-
eigneten” Dachfldchen ein technisch nutzbares PV-Potential von 50 TWhg pro Jahr (Durch-
schnittswert fiir die Periode 2004 - 2014)°. Die rdumliche Verteilung dieser PV-Potentiale pro
Gemeinde sind in Abb. 4.13 ersichtlich.

Um eine viertelstiindliche Auflosung des PV-Potentials fiir die Jahre 2010 - 2016 als Input fiir
die weitere Analyse in Zusammenhang mit den Swissgrid Daten zu erhalten, werden tiber die
ganze Schweiz gemittelte PV-Kapazitdtsfaktoren (stiindliche Werte) basierend auf dem me-
teorologischen Re-Analyse-Modell MERRA-2 von der Webpage “renewables.ninja” verwen-

Klassifizierung in Abhangigkeit zur mittleren jahrlichen Einstrahlung: “gut” = 800 - 1000 kWh/ m?, “sehr gut”
=1000 - 1200 kWh/m?, “hervorragend” = grosser 1200 kWh/m?

Definiton von “geeignete” Dachfldchen

ohne Liechtenstein und ohne Enklaven Biissingen (D) und Campione d’Italia (I)
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Abbildung 4.12. — Anteil der “gut”, “sehr qut” und “hervorragend” geeigneten Dachflichen zur Installa-
tion von PV pro Gemeinde (© Empa 2018; Quelle: “Solarpotentialanalyse fiir Sonnendach.ch”, BFE, repro-
duziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)

det [76]. In einem ersten Schritt werden die Kapazitatsfaktoren fiir jedes Jahr summiert. Dar-
aus ergibt sich die jahrliche Produktion (in kWh) pro installierte Leistung (in kW), die der
Anzahl der jahrlichen Volllaststunden entspricht (siehe Tab. 4.3). Der Mittelwert der jahrlichen
Volllaststunden 2004 - 2014 (d.h. 1349 h) entspricht dem (durchschnittlichen) PV-Potential von
50 TWhg; pro Jahr. In einem néchsten Schritt wird das PV-Potential fiir jedes Jahr linear von
dem Durchschnitt von 50 TWh, geméfs den jahrlichen Volllaststunden jedes Jahres skaliert.
Dies ergibt die geschatzte jahrliche PV-Produktion (siehe Tab. 4.3). Anschlieffend werden die
stiindlichen PV-Kapazititsfaktoren normalisiert, indem sie durch ihre entsprechenden jahrli-
chen Volllaststunden dividiert und dann mit ihrer entsprechenden jahrlichen PV-Produktion
multipliziert werden. Auf diese Weise wird die stiindliche PV-Produktion (in TWh) erreicht. In
einem letzten Schritt wird die stiindliche PV-Produktion gleichmifsig {iber einen Zeitraum von
einer Viertelstunde verteilt.

Durch die Nutzung der MERRA-2 Daten zur Berechnung der Profile der PV-Produktion sind
die unterschiedlichen Wetterbedingungen der jeweiligen Jahre berticksichtigt worden, von
welchen auch die Wasserkraft im jeweiligen Jahr beeinflusst wurde. Auf diese Weise sind ent-
sprechende Wetterbedingungen, welche zu schlechter oder guter Ausbeute bei der Wasserkraft
gefiihrt haben, inherent auch in der Abschiatzung der PV-Produktionen beriicksichtigt.
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Abbildung 4.13. — Totales PV-Potential pro Gemeinde gemiiss “sonnendach.ch” (Kartengrundlagen: “Son-
nendach.ch: Berechnungen von Potentialen in Gemeinden”, BFE, reproduziert mit Bewilligung von swissto-
po JA160150)

Tabelle 4.3. — Jihrliche Volllaststunden (entspricht der Summe der stiindlichen Kapazititsfaktoren gemiiss
“renewables.ninja”) und jihrliche Produktion berechnet aus dem Mittelwert der jahrlichen Volllaststunden
(1349 h) und dem Mittelwert der jihrlichen PV-Produktion (50.0 TWh,;) gemiiss “sonnendach.ch” bei 100%
Ausbau der “geeigneten” Dachfliichen in der Schweiz.

Jahr Jahrlich Volllaststunden  Jadhrliche Produktion = Bemerkungen

[h] [TWh,]
2004 1355 50.2
2005 1397 51.8
2006 1370 50.8
2007 1377 51.0
2008 1329 49.3
2009 1361 50.4 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2010 1291 479 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2011 1416 52.5 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2012 1354 50.2 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2013 1304 48.3 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2014 1285 47.6 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
Mittelwert (2004 - 2014) 1349 50.0 Mittelwert “sonnendach.ch” (2004 - 2014)
2015 1385 51.3 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
2016 1321 49.0 kombinierbar mit Swissgrid-Daten
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Die geographische Verteilung der PV-Produktion wird in Abb. 4.13 illustriert. Die grossten
Mengen werden vor allem in den dicht besiedelten Gebieten im Mittelland produziert, wo
nach Abschnitt 4.2 auch die Dichte an CO,-Quellen hoch ist. Die Abb. 4.14 illustriert die Vertei-
lung dieser Dachfldchen mittels eines 1x1 km Rasters. Die Farbgebung zeigt den prozentualen
Anteil der Gebdudefldche im jeweiligen Rasterfeld. Dieses Bild der Verteilung ist demzufolge
dquivalent zur Verteilung der produzierbaren PV-Elektrizitdt in Zukunft. Besonders auffallig
ist das hohe Potential im Wallis und in der westlichen Schweiz. Im Wallis fallen in Zukunft
hohe Wasserkraftpotentiale, PV-Potentiale und Pumpspeicher geographisch zusammen.

Die berechneten PV-Produktionsprofile werden den oben beschriebenen Elektrizitdtsprofilen
ohne Kernkraft hinzugerechnet. Dabei wird die maximale Produktionsmenge von 50 TWhg
pro Jahr — bei 100% Bebauung der von “sonnendach.ch” als “geeignete” Dachflachen gekenn-
zeichneten Dacher — linear skaliert, um einen Teilausbau und die daraus resultierende Produk-
tion zu berechnen. Wenn nicht anders angegeben, wird von einem PV-Ausbau mit einem An-
teil von 50% der geeigneten Dachfldchen ausgegangen, was ca. 25 TWh, bzw. dem Wegfall der
Kernkraft entspricht (siehe oben). Die installierte Peakleistung entspricht in etwa 18.5 GW¢). Im
Vergleich dazu, ein Anteil von etwa 65% an geeigneten Dachflichen (Median, siehe Abb. 4.12)
gegentiber allen Dachflidche der Schweiz bedeutet, dass etwa ein Drittel der Dachfldchen in der
Schweiz mit PV ausgestattet waren. Umsetzungstechnische, wirtschaftliche und gesellschaftli-

©Empa, 2017
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Abbildung 4.14. — Prozentualer Anteil der Gebiudefliche in jedem 1 x 1 km Raster der Schweiz (Karten-
grundlagen: TLM-GEBAEUDE-FOOTPRINT reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)
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4.3. Elektrizitit

che Einschrankungen werden nicht berticksichtigt; im Vordergrund steht der Ersatz der wegfal-
lenden Kernkraft von 25 TWhg durch PV. Aus diesem Grund bewegt sich das in dieser Studie
verwendete Produktionspotential der PV iiber dem als wirtschaftlich realisierbar definierten
PV-Potential aus der Energiestrategie 2050 des Bundes [2, 3].

Nach diesem Vorgehen ergeben sich die in Abb. 4.15 und Abb. 4.16 dargestellten Elektrizitats-
profile.

Besonders auffillig sind die deutlichen téglichen Leistungsspitzen, welche zwar geographisch
verteilt, aber innerhalb weniger Stunden auftreten. Diese Leistungsspitzen erreichen fiir das
Jahr 2014 Werte von 5.5 GWh, pro 15min, was einer Leistung von etwa 22 GW, entspricht.
Diese Leistung ist nur geringfiigig hoher als die in Abb. 4.16 als maximale Kraftwerkskapazitat
eingetragene Leistung des heutigen Schweizer Kraftwerksparks. Dennoch sind diese Leistun-
gen nicht zu unterschitzen, da die heutigen Kraftwerke, im Gegensatz zu PV Anlagen, geregelt
und praktisch nie alle gleichzeitig produzieren. Daher wird die gemeinsame Maximalleistung
aller Kraftwerke so gut wie nie erreicht. Bei der Betrachtung der Elektrizitatsprofile ist zu be-
riicksichtigen, dass der Produktionszeitpunkt der Wasserkraftproduktion in den zugrunde ge-
legten Profilen nicht verdndert wurde. Somit iiberlagern sich die Wasserkraftproduktion mit
der PV-Produktion teilweise. In Realitdt wiirde die Produktion der Wasserkraftwerke soweit
moglich in die Abend- und Nachtstunden verlagert werden. Im synthetisierten Elektrizitéts-
profil wird diese Verlagerung der Wasserkraft in die Abend- und Nachtstunden nicht direkt
berticksichtigt. Jedoch wird wie im Weiteren deutlich werden wird, durch die Berticksichti-
gung von Speicherkapazititen bei der Ermittlung der potentiellen Stromiiberschiisse ein ent-
sprechender Ausgleich vorgenommen.

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachfléichen 2011
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— Importstrom fiir Pumpen & Verluste
— Importstrom fiir Endverbraucher
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Abbildung 4.15. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2011 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschitzten PV-Produktion
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Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachflichen 2014
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Abbildung 4.16. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2014 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschitzten PV-Produktion

Ein sehr grosser Anteil von der Spitzenleistung mit etwa 5500 MWh pro 15 min in der Abb. 4.16,
ist der PV-Produktion mit einer Spitzenleistung von etwa 3800 MWh pro 15 min'? (15.2 GW,))
zuzurechnen. Die Differenz von etwa 1700 MWh pro 15 min ist der Produktionsanteil von allen
anderen Produktionstypen — allen voran der Wasserkraft. Wie gross der verfiigbare flexible
Anteil der Wasserkraft zur Reduktion der Spitzenlast in Realitédt ist, kann in dieser Studie nicht
ohne weiteres ermittelt werden. Sollten Nachtdefizite vorhanden sein, so konnten Anteile der
schiatzungsweise 0.55 - 1 GWh pro 15 min Wasserkraftproduktion durch die Verlagerung der
Produktion in die Nachtstunden von der Spitzenleistung entlastet werden (siehe Abb. 4.16
violetter Bereich).

4.3.3. Auswertungen der synthetischen Profile

Die Tab. 4.4 gibt einen Uberblick iiber die veranderten Produktions-, Import- und Exportmen-
gen aus den synthetischen Schweizer Elektrizitatsprofilen, welche den Ausstieg der Kernkraft
und den Zubau von Photovoltaik bertiicksichtigen. Im Vergleich zu Tab. 4.2 ist auffillig, dass
sowohl Importmengen als auch Exportmengen sich deutlich erh6ht haben. Dariiber hinaus
hat sich mit dem synthetischen Elektrizitdtsprofil die Nutzung von in der Schweiz produzier-
ter Elektrizitat (in Violett) verringert. Neue Moglichkeiten zum Demand-Side Management,
Smart-Grids und zukiinftige zusitzliche flexible Verbraucher konnten diesen Anteil erhShen.
Zu welchem Anteil dies durch load balancing und andere Methoden moglich ist, miisste im
Rahmen anderer Untersuchungen erdrtert werden.

10 Entsprechend der MERRA-2 Satellitendaten von www.renewables.ninja ist der maximale Kapazitatsfaktor

0.81. Dies entspricht etwa 7600 MWh pro 15 min
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4.3. Elektrizitit

Tabelle 4.4. — Synthetische Elektrizititsprofile nach Abzug der Kernkraftproduktion und Aufschlag der PV-
Produktion in Zahlen pro hydrologisches Winter- und Sommerhalbjahy fiir die Jahre 2010 bis 2016 (siche
Abb. B.15 bis Abb. B.21 im Anhang)

CH Prod. | t
CH Prod. p ro & Import P mpor & CH Prod.
Endverbr. umpen Endverbrauch umpen Export
Verluste Verluste
)3 TWh p3 TWh b3 TWh b3 TWh b3

2010 Sommer 23.2 12 33 17 123

437 1.8 14.7 4.1 16.0
2010/2011 Winter | 20.5 0.6 114 24 3.7
2011 Sommer 22.4 1.2 3.8 1.7 12.3
2011/2012 Winter | 20.8 432 0.6 18 10.7 14.5 22 39 43 166
2012 Sommer 23.8 1.5 2.2 13 13.8

45.9 21 11.7 33 17.5
2012/2013 Winter | 22.1 0.6 9.5 21 3.7
2013 Sommer 23.7 15 2.6 11 12.8

452 21 12.0 33 16.9
2013/2014 Winter | 21.5 0.6 9.4 22 41
2014 Sommer 23.7 1.6 2.2 12 12.8

46.0 22 10.8 3.2 171
2014/2015 Winter | 22.3 0.6 8.6 2.0 43
2015 Sommer 23.8 1.8 21 1.3 14.0

448 24 11.9 35 183
2015/2016 Winter | 21.0 0.7 9.8 22 44
2016 Sommer 23.8 1.9 2.0 15 134

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachfléichen 2014

Tuesday, March 18, 2014 12:00:00 (CET):
Export: 2486.52
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Abbildung 4.17. — Schematische Darstellung des 24 h-Ausgleichs anhand eines Ausschnitts vom 18. Mirz
2014 aus dem synthetischen Elektrizititsprofil aus Abb. 4.16.
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Derart hohe Leistungsspitzen, wie in Abb. 4.15 und Abb. 4.16 ersichtlich, sind technisch schwer
zu bewiltigen. In Zukunft ist damit zu rechnen, dass die Nachbarstaaten der Schweiz durch
den forcierten Ausbau von Photovoltaik dhnliche Stromprofile aufweisen werden. Die ho-
hen Produktionstiberschiisse tagsiiber und der ungedeckte Energiebedarf in den Abend- und
Nachtstunden verlangen nach Kurzzeitspeichern (Tagesspeicher) fiir den taglichen Ausgleich
zwischen Angebot und Nachfrage. Die maximale Exportmenge wéahrend einer Viertelstun-
de in Abb. 4.16 betragt knapp 3400 MWhg pro 15min. Dies resultiert in einer maximalen
Leistung solcher Tagesspeicher — neben Pumpspeichern zum Beispiel Batterien — von knapp
14 GWhg, /h, falls damit samtlicher PV-Uberschuss gespeichert werden soll. Die momentan
grosste Batterie der Schweiz in Volketswil (ZH) hat eine Leistung von 18 MW¢; und 7.5 MWh,;
Energie 1. Das heisst, schweizweit miissten ca. 800 solcher Batterien installiert werden, um
leistungstechnisch der PV-Produktion gerecht zu werden aber iiber 17’000 Einheiten um eine
entsprechende Energiemenge von tdglich 130 GWh, umsetzen zu kénnen.

In erster Linie sollte aus Effizienzgriinden und 6kologischen Griinden die produzierte Elek-
trizitat auch als solche genutzt werden, bevor Technologien, wie PtG, zum Einsatz kommen.
Nattirlich konnte auch eine Wiederverstromung des PtG-Produktes erfolgen, nur ist der Ge-
samtwirkungsgrad des Zyklus von Strom iiber das Zwischenprodukt zuriick zum Strom (ohne
Nutzung der Abwérme) mit ca. 30% relativ klein [77] (bei H, und Brennstoffzelle ca. 34 — 44%;
bei CH, und Gaskombikraftwerk ca. 30-38%; mit Wirkungsgrad der Wiederverstromung von
jeweils 60%) und die damit verbundenen Kosten hoch. Eine Nutzung innerhalb von 24 Stun-
den (Tagesspeicherlosung) iiber Pumpspeicher, Batteriespeicher oder Elektrolyse mit Wasser-
stoffspeicher (abhdngig vom anschliessenden Verwendungszweck und der Nachfrage) sind in
einem solchen Energiesystem notwendig, um die volatil und mit grosser Leistung anfallende
Elektrizitdt abzupuffern und tiber den Tag zu verteilen. Der Einsatz von Speichern fiihrt oft zu
hoheren Kosten und Verlusten in der Wertschopfungskette, da die Investitionen in die Spei-
cher erwirtschaftet werden miissen. Koénnen diese jedoch vorher unnutzbares Potential nutz-
bar machen, konnen Speicher den gegenteiligen Effekt haben und die Wertschopfung anderer
Technologien sogar erhohen. In dieser Studie werden Speicherlosungen mit einem Tageszyklus
berticksichtigt, da hierdurch eine grossere Anzahl von Speicherzyklen und damit ein hoherer
Energiedurchsatz durch den Speicher ermoglicht wird. Dies ermdoglicht typischer Weise die
spezifischen Kosten zu senken. Eine Speicherung iiber mehrere Tage kann und sollte in weite-
ren Untersuchungen mit Gewicht auf die Speichermdoglichkeiten und -16sungen erfolgen, wird
zur Vereinfachung jedoch in dieser Studie nicht berticksichtigt. Speicher erméglichen die vola-
til anfallende Energie gleichméssiger tiber den Tag zu verteilen und damit Investitionskosten
tiir nachgeschaltete Technologien (PtG) zu reduzieren, da weniger hohe installierte Leistungen
gefragt sind und die Gesamtzahl der Volllaststunden steigt.

Die folgende Auswertungen zur Nutzung des PV-Uberschussstroms fiir PtG-Anwendungen
basieren auf der worst case Annahme, dass gleichzeitig in ganz Europa PV-Uberschiisse vor-

11 EKZ https://www.ekz.ch/de/ueber-ekz/newsroom/medienmitteilungen-2018/

EKZ-nehmen-groesste-Batterie-in-Betrieb.html (aufgerufen 04.06.2018)
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Abbildung 4.18. — Darstellung der tiglichen Nettoiiberschiisse (positive Werte) bzw. verbliebener Netto-
defizite (negative Werte) an Elektrizitit von 2010 bis 2016 bei unterschiedlichen Anteilen des Ausbau von
PV Anlagen auf den geeigneten Dachflichen nach “sonnendach.ch” (Stand Okt. 2017). Horizontale Linien
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handen sind und dadurch kein Export von Strom zu wirtschaftlich tragbaren Preisen moglich
ist. Weiter wird angenommen, dass auch die Flexibilitdt der Wasserkraft im Sommer niedrig ist
und zur Reduktion von PV-Uberschiissen keine lokalen Losungen wie demand site management,
etc. moglich sind. Hingegen wird angenommen, dass ein Tag-/Nacht-Ausgleich, im Folgen-
den auch “Tagesausgleich” genannt, realisiert werden kann, welcher in Abb. 4.17 anhand eines
ausgewdhlten Tages aus dem synthetischen Elektrizitatsprofil des Jahres 2014 veranschaulicht
ist. Fiir den Tagesausgleich werden zur Vereinfachung nur die Endverbraucherdefizite (Import
tir Endverbraucher) berticksichtigt.

Zuniéchst ist mit der Speicherlosung die Versorgung des Nachtdefizits zu priorisieren, um
den Nettowirkungsgrad der zeitverschobenen Nutzung mdoglichst hoch zu halten. Diese Men-
gen werden nicht zum Nettotiiberschuss hinzugerechnet. Nach Abzug der fiir den Tagesaus-
gleich benotigten Energien vom Nettoexport (dunkelgriin) bleibt der in Abb. 4.17 in hell-
griin gekennzeichnete Bereich tibrig. Dieser wird im folgenden als Nettotiberschuss bezeich-
net dementsprechend entspricht der in Abb. 4.17 dargestellte Nettoexport dem Bruttotiber-
schuss in den Abb. 4.19 und 4.20. Dieser Nettotiberschuss konnte auch fiir einen mittelfristi-
gen Ausgleich, tiber mehrere Tage, verwendet werden. Insbesondere im Friihjahr und Herbst
waire dies moglich und sinnvoll. Die meisten Pumpspeicherkraftwerke sind unter Berticksich-
tigung der speicherbaren Energiemengen fiir eine solche kurz- bis mittelfristige Speicherung
pradestiniert. Eine Speicherung iiber mehrere Tage im Sommer, in Phasen von mehrwochigem
Nettoiiberschuss, verlangt allerdings grosse Speichervolumina. Um die Grosse der bendtigten
Speicher und damit die Investitionen klein zu halten sollte die Energie wahrend solcher Pha-
sen jedoch zeitnah verwertet werden, zumal das Speichervolumen allein durch zusétzliches
Schmelzwasser schon reduziert werden kann und eventuell nicht vollends fiir die Einspeiche-
rung von PV-Strom zur Verfiigung steht.

In Abb. 4.18 sind die tdglich kumulierten Nettotiberschiisse der synthetisierten Elektrizitats-
profile von 2010 bis 2016 dargestellt. Die taglichen Nettoiiberschiisse konnen als positive Wer-
te und die verbliebenen Nettodefizite als negative Werte abgelesen werden. Die roten Punkte
kennzeichnen Tage im hydrologischen Sommerhalbjahr zwischen Anfang April und Ende Sep-
tember. Die schwarzen Punkte kennzeichnen Tage im hydrologischen Winterhalbjahr in den
tibrigen Monaten. Die horizontalen Linien markieren die jeweiligen gekennzeichneten Quan-
tile.

Wendet man die synthetisierten Profile auf die Jahre 2010 bis 2016 an, haben, bei einem hypo-
tetischen Ausbau von 50% der geeigneten Dachflichen mit PV Anlagen, knapp 50% der Tage
einen Nettotiberschuss und die andere Halfte ein Nettodefizit zu verzeichnen. Entsprechend
wire die Schweiz bei einem 100% Ausbau der geeigneten Dachflachen, in etwa 73 Tagen (80%
Quantil) hauptsdchlich im Winter auf Stromimporte angewiesen. Bei einem europaweit ver-
netzten Stromnetz kdnnten diese Tage eventuell mit Stromiiberschiissen aus anderen Regionen
versorgt werden. Diese Stromiiberschiisse im hydrologischen Sommer sind nicht im Interesse
der Schweizer Wasserkraft. Etwa zwei Drittel der nicht speicherbaren Wasserkraftpotentiale
fallen in den hydrologischen Sommer.
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Aus Abb. 4.18 lassen sich tédgliche Nettoiiberschiisse im Maximum von etwas mehr als
130 GWh, tiber die Jahre 2010 bis 2016 erkennen.

In Abb. 4.19 werden am Beispiel des Jahres 2014 diese tdglichen Nettotiberschiisse und Net-
todefizite in Abhidngigkeit des PV-Ausbaus mit den tdglichen Bruttotiberschiissen und Brut-
todefiziten, sowie den tdglichen Energiemengen fiir den Tagesausgleich, den verbleibenden
Uberschiissen zur Speicherung beispielsweise fiir PtG und den daraus resultierenden tagli-
chen Gesamtspeichermengen verglichen. Die Speichermengen fiir diesen Tagesausgleich wer-
den durch das tagesweise ermittelten Minimum der beiden Werte Bruttotiberschuss und Brut-
todefizit bestimmt. Die Mengen fiir den Tagesausgleich sind somit die maximal mogliche Men-
ge, die innerhalb eines Tages ausgeglichen werden kann. In der Regel werden damit nédchtliche
Defizite ausgeglichen. In diesen Auswertungen wird davon ausgegangen, dass Strom, der in-
nerhalb von 24 Stunden nicht verbraucht werden kann, potentiell fiir PtG zur Verfiigung steht.
Daher sind die tdglichen Gesamtspeichermengen dquivalent zu den Bruttotiberschiissen.

Aquivalent zu Abb. 4.19 werden in Abb. 4.20 die jeweiligen Elektrizititsmengen fiir die Jah-
re 2010 bis 2016 mittels Jahresdauerlinien untereinander verglichen. Die in Abb. 4.20 darge-
stellten Jahresdauerlinien zeigen deutlich, dass die Variabilitdat zwischen den einzelnen Jahren
nicht sehr gross ist. Unter der Annahme, dass die tdglichen Nettoiiberschiisse gleichverteilt je-
weils iiber 24 Stunden abgebaut werden kénnen, bedeutet das eine benétigte Maximalleistung
von etwa 5.4 GW (130 GWh, /24 h) an neuen flexiblen Verbrauchern. In Einzelfillen sind dies
sogar 6.25 GW, iiber 24 Stunden bei einem Spitzentag mit einem Nettoiiberschuss von rund
150 GWh, (siehe Abb. 4.20). Vergleicht man diesen Wert mit den Leistungspotentialen in Ab-
hédngigkeit der verftigbaren CO,-Mengen, welche in Tab. 4.8 in Abschnitt 4.4.10 folgen, sind
diese Leistungen mit PtG-Anlagen an den sechs Zementwerksstandorten und an den 30 KVA
Standorten potentiell realisierbar, falls das Ziel die SNG Produktion ist. Die Umwandlung in
Wasserstoff ist, wie die Umwandlung zu SNG, hauptsichlich durch die installierte Leistung
der Elektrolysekapazititen begrenzt. Dariiber hinaus sind die Moglichkeiten des Wasserstoff-
transports und die Absatzmengen von Wasserstoff wesentliche Faktoren, um das Potential der
Wasserstoffherstellung zu ermitteln. Da die Wasserstoffproduktion inherent auch bei der SNG
Produktion eine wichtige Rolle spielt und daraus als zusétzliches Produkt vermarktet werden
kann, wird in dieser Studie der Wasserstoffpfad nicht explizit betrachtet.

Fiir kleine PtG-Anlagen (1 - 10 MW)), die fiir einen 6konomischen Betrieb viele Betriebsstun-
den brauchen (siehe Kap. 5), sind vor allem zuséitzliche Betriebsstunden im Winter wichtig.
Potentielle Uberschiisse im Winter ergeben sich aber erst ab einem PV-Ausbau auf mehr als
50% der geeigneten Dachfldchen (siehe Tab. 4.5 und Abb. 4.18).

Die relativ steilen Jahresdauerlinien in Abb. 4.20 bedeuten, dass hohe PtG-Kapazitdten notig
waren, um die {iberschiissigen Energiemengen aufzunehmen. Hohe Leistungen (Investitions-
betrdge) und steil abfallende Jahresdauerlinien fithren zu geringen Volllaststunden (geringer
Umsatz), was die Gestehungskosten der Produkte im Normalfall erhoht.
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Abbildung 4.20. — Dauerlinien der tiiglichen Speichermengen, Uberschiisse und Defizite der Jahre 2010 bis
2016 (vgl. mit Abb. 4.19).
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Die zu den Jahresdauerlinien (in GWhg)) in Abb. 4.20 dquivalenten Leistungen (in GWhg /h)
sind exemplarisch fiir das Jahr 2014 in Abb. 4.21 dargestellt. Die Abb. 4.21 zeigt damit den Zu-
sammenhang zwischen Leistungen, moglichen Volllaststunden potentieller PtG-Anlagen und
der dquivalenten erzielbaren Energiemengen fiir jede der Leistungen (berechnete Fliche unter-
halb einer gewissen Leistung und der Kurve iiber alle Jahresstunden). Zur besseren Vergleich-
barkeit ist die Jahresdauerlinie der realen Gesamtproduktion der Schweizer Kraftwerke des
Jahres 2014, mit Ausnahme der Kernkraftwerke, als griine Dauerlinie dargestellt. In Abb. 4.21
(oben) sind die stiindlichen, zur Produktionsmenge dquivalenten Leistungen der PV-Einspei-
sung aufgetragen. Die mittlere Grafik in Abb. 4.21 zeigt den Verlauf derselben PV-Einspeisung
wie in der oberen Grafik, wenn entsprechende Tagesspeicherkapazitdten realisiert werden und
dadurch die Energiemengen auf 24 Stunden verteilt werden konnen. Dies entspricht der in
Abb. 4.19 und 4.20 bezeichneten Bruttoiiberschiissen bzw. der Gesamtspeichermenge. Die un-
terste Grafik in Abb. 4.21 zeigt den Verlauf der Jahresdauerlinien der Nettoiiberschiisse nach-
dem der Ausgleich von Uberschiissen und Defiziten innerhalb eines Tages erfolgt ist. Aus der
Abb. 4.21 lasst sich ableiten, dass Verbraucher mit sehr hoher Leistung aber nur vergleichsweise
wenigen Jahresvolllaststunden fiir die direkte Nutzung des PV Angebots benotigt werden. Ein
Hinweis darauf sind die steilen Jahresdauerlinien, bei denen hohe Leistungen auf eine gerin-
ge Stundenzahl treffen. Insgesamt konnen nicht mehr als etwa 4470 Betriebsstunden realisiert
werden, wenn eine direkte Nutzung ohne Zwischenspeicherung erfolgen soll. Dartiber hinaus
miissen Abnehmer mit hohe Spitzenleistungen von knapp mehr als 15 GWh, /h zur Verfiigung
stehen, um die potentiell verfiigbare Energie abgreifen zu konnen. Im Unterschied dazu kann
im Fall der Speicherung und gleichméssigen Verteilung dieser Leistungen iiber 24 Stunden,
wie oben beschrieben, die Spitzenleistungen deutlich verringert und die Betriebsstunden, je
nach Gesamtleistung, auf weit mehr als 6000 Stunden erweitert werden.

In der untersten Grafik in Abb. 4.21 wird ebenfalls eine Speicherung und Verteilung tiber 24
Stunden angenommen, nur wird zuvor das jeweilige Nachtdefizit ausgeglichen und von der
taglichen PV-Produktion am betrachteten Tag abgezogen. Die jeweilige Farbe der Kurven illus-
triert die maximal abschopfbare Energie (Flache unter der Kurve), welche bei entsprechender
Leistung von der PV-Produktion abgeschopft werden kann. Die entsprechenden Tagesspei-
cherwerte aus dem untersten Graphen kénnen in Abb. 4.18 in ungeordneter Weise wiederge-
funden werden. Dabei entspricht das Minimum (maximaler Uberschuss) des Jahres 2014 in
Abb. 4.18 dem Maximum ganz links in Abb. 4.21 (unterste Grafik). Die Abb. 4.18 zeigt Tagess-
ummen wahrend Abb. 4.21 stiindliche Werte illustriert.

Um in Abb. 4.21 die Flache unter den Kurven, welche dquivalent zur {iberschiissigen Energie-
menge sind, energetisch optimal auszunutzen, muss ein Anlagenpark aus unterschiedlichen
Teilnehmern mit abgestuften Marginalkosten zur Verfiigung stehen. Diese konnen unterschied-
lichste Technologien wie Power-to-Gas oder beispielsweise die direkte Nutzung in der E-Mobi-
litat sein. Zuletzt ist die Abregelung der Produktionskapazitdten eine Option, um die seltenen
Stunden sehr hoher PV-Leistung zu kontrollieren und die Leistungsspitzen zu brechen.
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Modellierte stundliche PV Produktion im Jahr
Ohne Tag/Nacht Ausgleich 2014
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Abbildung 4.21. — Absteigend geordnete Jahresdauerlinien der PV Leistungen pro Stunde fiir das synthe-
tische Elektrizititsprofil des Jahres 2014 mit variierendem PV-Ausbau. (Griine Linie) Reales Stromprodukti-
onsprofil von 2014 abziiglich Kernkraft. (obere Grafik) Leistung der PV-Produktion in Abhingigkeit vom PV-
Ausbau. (mittlere Grafik) Tigliche PV-Produktion verteilt iiber 24 h in Abhingigkeit vom PV-Ausbau (ent-
spricht den Bruttoiiberschiissen/Gesamtspeichermengen). (untere Grafik) Tigliche PV-Produktion abziiglich
des Tag/Nacht-Ausgleichs verteilt iiber 24 h in Abhiingigkeit vom PV-Ausbau (entspricht den Nettoiiber-
schiissen). Die Farbskala beschreibt die bei entsprechender Leistung abschopfbare Energie der PV-Produktion
(Eliiche unter der Kurve).
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Tabelle 4.5. — Verfiigbarer Nettoiiberschussstrom (nach Tag/Nacht Ausgleich) und Anzahl Stunden mit
Uberschuss fiir verschiedene Ausbaugrade von “geeigneten” PV-Dachflichen (mit und ohne KKW) im Mittel
iiber die Jahre 2010 bis 2016. Der 50% Fall findet Verwendung in der Standortanalyse in Abschnitt 4.5.3

“geeignete” PV- Prod. PV Nettoiiberschussstrom! Uberschussstunden
Dachflachen
(in %) (in TWh,)) (in TWh,)) (in h)

Sommer Winter Total Sommer’ Winter Total
0% (Ist-Zustand) ~1 4.7 0.5 5.1 3700 1100 4800
0% (ohne KKW) ~1 0.3 0 0.3 800 0 800
25% (ohne KKW) 12.5 3.7 0 3.7 2900 100 3000
50% (ohne KKW)? 25 10.4 0.4 10.8 4050 600 4650
75% (ohne KKW) 37.5 18.1 2.2 20.3 4300 1750 6050
100% (ohne KKW) 50 26.0 5.2 31.2 4350 2550 6900

1 Nettoiiberschuss = Tagestiberschuss (brutto) - Nachtdefizit (ohne Pumpenstrom, nur Endverbraucher)
2 Referenz fiir Standortanalyse in Abschnitt 4.5
3 Sommer entspricht den Monaten April bis September und Winter den Monaten Oktober bis Mérz.

Zusammenfassend listet die Tab. 4.5 den Nettotiberschuss und die Anzahl an Stunden zu de-

nen Nettoiiberschiisse vorliegen fiir die betrachteten PV-Anteile und nach Jahreszeit und Ge-
samtjahreswert auf.
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4.3.4. Strompreise und Potentielle Produktionsstunden

Wie in Kap. 3 und 5 beschrieben, sind die Elektrizitdtspreise ein zentraler Aspekt, wenn es
um die Wirtschaftlichkeit von PtG-Technologien geht. Entsprechende Marktakteure konnen
nur von einer Sektorkopplung profitieren, wenn die Marktpreise fiir Elektrizitdt niedrig sind,
was gleichbedeutend mit einem zumindest zeitweise auftretenden Uberangebot an Elektrizitat
ist. Im folgenden wird untersucht, ob es bereits in den vergangenen Jahren Anzeichen eines
Uberangebots von Elektrizitdt gab.

In Abb. 4.22 sind die Day Ahead-Preise fiir Elektrizitdt der Nachbarstaaten der Schweiz aufge-
tragen. Es ist eine deutliche Abnahme der Elektrizitdtspreise und vor allem der Streuung der
Preise seit 2010 zu erkennen, insbesondere in Italien. Dies verringert die Moglichkeiten der
Pumpspeicherwerksbetreiber Mehrwert aus der Tag-Nacht Speicherung zu schaffen, was ei-
ne der hauptsachlichen Betriebsstrategien der Pumpspeicherkraftwerke ist. Zwar wird nur ein
kleiner Anteil der schweizerischen Elektrizitdt an den Strombdérsen Europas gehandelt, jedoch
werden die Preise an den Stromborsen mittlerweile als Richtwert von Langfristgeschéften ge-
nutzt, so dass die Preise im Gesamten eine dhnliche Tendenz vorweisen diirften. Dartiber hin-
aus wichst der Anteil gehandelter Energie auf diesen Markten, weshalb diese Mérkte auch in
der Schweiz zunehmend an Bedeutung gewinnen.

Mehrere Ursachen sind fiir die tiefen Grosshandelspreise verantwortlich. Griinde dafiir sind
laut BFE!? die Uberkapazititen in der europiischen Stromproduktion und die verringerte

Day Ahead Preise CH und Nachbarstaaten
— France_ EUR_MWh
— Phelix EUR_MWh
— Italy EUR_MWh

250

Preis in EUR/MWh

-100

150"
Jal?ZOlO Jul2010  Jan2011 Jul2011 Jan2012 Jul2012 Jan2013 Jul2013 Jan2014 Jul2014 Jan2015 Jul2015 Jan2016 Jul2016
Zeit (dt=15min)

Abbildung 4.22. — Stiindliche Day Ahead-Preise fiir Elektrizitit europdischer Stromborsen (Deutschlan-
d/Ostereich Phelix, Frankreich und Italien) von 2010 bis 2016 (Datenquelle Bloomberg).

12 http://wuw.bfe.admin.ch/energiestrategie2050/06447/06456/index.html?lang=de
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Nachfrage aus der Wirtschaft. Die BKW berichtet in einem Blog-Beitrag!?, dass vor allem die
fallenden Preise der Primérenergien, Erdol, Kohle und Erdgas, aber auch der enorme Zubau
von erneuerbaren Energien vor allem in Deutschland zwei wesentliche Griinde fiir die tie-
fen Grosshandelspreise am Strommarkt sind. Den enormen Zuwachs an Uberkapazititen al-
lein in Deutschland zeigen veroffentlichte Daten des Fraunhofer ISE'*. Demnach sind 2016 in
Deutschland bereits mehr als 90 GW, Peakleistung Solar- und Windkraft installiert gewesen.
Zudem ist die Gesamtkapazitdt von etwa 115 GW im Jahr 2002 auf 155 GW im Jahr 2010 und
tiber 200 GW im Jahr 2018 angestiegen. Dem stehen knapp 95 GW, konventionelle Kraftwerks-
kapazitdten und etwa 12.5 GW, Wasserkraft und Biomasse gegentiber.

Laut einer Studie zur Stromversorgungssicherheit der EICom von 2016 wird das Preisniveau
fiir den Grosshandel in der Schweiz wesentlich durch die umliegenden, ungleich grosseren
Mirkte beeinflusst. Daher wird die Schweiz auch als “Preisnehmer” bezeichnet. Dies ist unter
anderem auf die im Verhdltnis zum Landesverbrauch sehr gut ausgebauten Transportkapazi-
taten zum benachbarten Ausland zuriickzufiihren.

Auch wenn die Schweiz einen geringeren Ausbau an PV-Anlagen, als im vorherigen Abschnitt
beschrieben, realisiert, stehen die Schweizer Stromproduzenten zukiinftig dennoch vermehrt
unter Preisdruck, wenn der Zubau von erneuerbaren Energien im benachbarten Ausland wei-
ter zunimmt. Wie in vorherigen Abschnitten erldutert ist die Wasserkraft stark vom Wetter und
Klima des jeweiligen Jahres abhédngig, so wie zukiinftig die PV- und Windkraftwerke. Da so-
wohl die PV-Produktion als auch die Wasserkraftproduktion ein Maximum im Sommer haben,
werden zukiinftige Stromexporte der Schweiz unter einen erhohten Preisdruck geraten.

In den letzten Jahren wurde des 6fteren berichtet, dass die Schweizer Wasserkraft aufgrund
der Grosshandelspreise bereits unter Druck geraten ist. Teilweise werde Strom unter den
Gestehungspreisen verkauft. Ein Anlagenbetreiber verkauft nur dann unter Gestehungskos-
ten, wenn die Opportunitdtskosten beim “Nichtverkaufen” hoher sind. Die Gestehungskos-
ten der Elektrizitdt von Schweizer Wasserkraftwerken wurde in einer Studie zur Kostenstruk-
tur und Kosteneffizienz der Schweizer Wasserkraft im Jahr 2014 im Auftrag des BFE unter-
sucht. In dieser Studie wurden die durchschnittlichen Gestehungskosten von Wasserkraftanla-
gen auf etwa 5.8 Rp/kWh,, beziffert'>. Auf den europdischen Markten entspricht dies in etwa
50 EUR/MWhg'6.

Tab. 4.6 zeigt die Mittelwerte der Day Ahead-Preise fiir Strom im hydrologischen Sommerhalb-
jahr fiir den Schweizer Markt und die benachbarten Markte. Ausserdem wurde zu jeder Stun-
de der Maximalwert ermittelt und fiir das jeweilige Halbjahr gemittelt. Man erkennt, dass die
Schweizer Wasserkraft vor 2014, wahrscheinlich aufgrund der hohen Preise am Italienischen
Markt, die Moglichkeiten hatte Preise oberhalb der Gestehungspreise zu erzielen. Der nach
Nettoexportmengen gewichtete Mittelwert des zu jeder Stunde ermittelten maximalen Markt-

13
14

https://blog.bkw.ch/der-strompreis-im-allzeittief/
https://www.energy-charts.de/power_inst_de.htm

15 BFE Kostenstruktur und Kosteneffizienz der Schweizer Wasserkraft 2014
16 116 CHF =1EUR

104


https://blog.bkw.ch/der-strompreis-im-allzeittief/
https://www.energy-charts.de/power_inst_de.htm
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preises aller benachbarten Markte zeigt deutlich den Abfall des moglichen Ertrags pro expor-
tierter MWhy,.

Power-to-Gas konnte hier bereits heute in einigen Stunden im Jahr als eine Art Entlastungs-
ventil des Stromnetzes dienen. Im Fall von Uberkapazitdten im Netz wiren EVUY bzw. Kraft-
werksbetreiber in der Lage den erzeugten Strom wertsteigernd in einen anderen Energiesektor
zu bringen und konnten in diesen Fillen eine CO,-Minderung in Sektoren, wie beispielsweise
der Mobilitit, unterstiitzen.

Bei dieser Uberlegung ist zu beriicksichtigen, dass eine effektive CO,-Reduktion nur dann ge-
wihrleistet ist, wenn das europdische Stromnetz durch Entnahme dieser Energiemengen zu
diesen Zeitpunkten nicht mehr CO,-Ausstoss generiert, als durch die Substitution im ande-
ren Energiesektor eingespart werden kann. Fiir die Schweizer Kraftwerksbetreiber ist auch der
Anreiz einer hoheren Wertschopfung gegeben. Jedoch ist diese stark limitiert, da PtG-Anlagen
nur bei relativ geringen Elektrizitatspreisen wirtschaftlich sein konnen (siehe Kap. 5).

Die Abb. 4.23 (obere Grafik) gibt einen Uberblick tiber die Dichte der Viertelstunden, welche
in den vergangenen Jahren einen Nettoexport aufwiesen. Im Vergleich dazu zeigt die untere
Grafik die Zahl der Nettoexporte, welche gleichzeitig mit einem Day Ahead-Preis im Ausland
unterhalb von 50 EUR/MWh,, auftraten. Dies ist ein Preisniveau, ab dem PtG-Anlagen unter
bestimmten Randbedingungen wirtschaftlich betrieben werden konnten (siehe Kap. 5).

Die entsprechende Anzahl an Stunden sind in der Tab. 4.7 zusammengefasst. Im Fall der syn-
thetisierten Profile ohne Kernkraft und mit PV-Produktionsmengen sind die effektiven Netto-
exportstunden aufgrund der Natur von Solarstrom sehr begrenzt und erreichen kaum mehr

Tabelle 4.6. — Von links nach rechts: Mittelwerte der Day Ahead-Preise der europdiischen Strombirsen im
hydrologischen Sommerhalbjahr. Mittelwert des stiindlichen Maximums aller vier Mirkte in EUR/MWh der
Jahre 2010 bis 2016. Mittelwert des stiindlichen Maximums aller vier Mirkte in EUR/MWHh der Jahre 2010
bis 2016 bei einem Nettoexport grosser Null. Mittelwert des stiindlichen Maximums aller vier Mirkte in
EUR/MWHh der Jahre 2010 bis 2016 bei einem Nettoexport grdsser Null gewichtet nach Nettoexportmengen
in MWh.

Jahr Italien De:ltschla‘nd Frankreich  Schweiz @ Std. Max. _ 2 std. Max. Ne?tcsite‘:(.pl\:::x; 0
+ Osterreich Nettoexport > 0 .

(MWh gewichtet)

EUR/MWh EUR/MWh EUR/MWh EUR/MWh EUR/MWh EUR/MWh EUR/MWh

2010 64.7 427 42.5 444 65.4 67.1 70.8
2011 717 514 459 52.2 72.0 749 774
2012 77.6 42.0 429 43.0 77.8 80.2 83.8
2013 61.5 357 355 37.2 62.7 63.0 65.9
2014 48.5 314 29.9 319 48.9 49.8 50.9
2015 523 30.6 34.2 331 52.8 54.8 574
2016 37.7 26.5 29.1 283 381 39.5 42.2

17 Elektrizitdtsversorgungsunternehmen
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Tabelle 4.7. — Links: Simtliche Nettoexportstunden nach den original Swissgrid Daten. Mitte: Nettoexport-
stunden nach den original Swissgrid Daten, wenn gleichzeitig der Strom im benachbarten Ausland unter
50 EUR/MWh,; gehandelt wurde. Rechts: Anzahl Exportstunden nach synthetischem Profil nach Abzug
KKW Strom und Aufschlag von PV-Produktion mit 50% geeigneter Dachflichen.

Exportstunden Swissgrid

und Preise unter 50

Original EUR/MWh
h h
2010 3690 519 3032
2011 2946 135 3103
2012 3909 226 3509
2013 4485 762 3515
2014 5433 2392 3565
2015 4060 1243 3712
2016 3435 2936 3462

als 4000 Stunden. In den realen Profilen von 2010 bis 2016 iibersteigt diese Zahl hingegen, ab-
héngig von der Menge an produzierter Wasserkraft, auch 5000 Stunden.

Mit Blick auf PtG-Anlagen und deren Wirtschaftlichkeit sind Betriebsstunden grosser 5000
Stunden vorteilhaft, da der Anteil der Fixkosten an den Gestehungskosten so verringert wer-
den kann. Daher sind die im vorherigen Abschnitt diskutierten Speichermoglichkeiten zur zeit-
lichen Verteilung der Energiemengen iiber den Tagesverlauf besonders wichtig, wenn es um
einen grossen Anlagenpark von PtG-Anlagen geht.

4.3.5. Fazit Elektrizitat

Die Auswertungen in diesem Kapitel haben folgendes gezeigt: Bereits heute gibt es etwa
5 TWhg Strom, der im Sommer als Wasserkraftiiberschuss vorhanden ist. Immer grossere Men-
gen davon werden unter ihren Gestehungspreisen verkauft und haben daher eine schlechte
Wertschopfung. Der Zubau von PV in Zukunft verschlechtert diesen Umstand zunehmend.
Kraftwerksbesitzer und EVU konnten unter gewissen Voraussetzungen PtG als Moglichkeit
zur alternativen Wertschopfung sehen, um iiber die Umwandlung von Elektrizitdt zu Produk-
ten fiir andere Energiesektoren eine zusitzliche planbare Flexibilitét fiir ihre Kraftwerke zu
schaffen.

Die Untersuchungen zu zukiinftigen Produktionsmengen von PV Anlagen und deren Einfluss
auf die Uberschussmengen konnten in diesem Kapitel erldutert werden. Ein Ausbauszenario
von PV Anlagen (18.5 GW,eqi) dhnlich dem des Bundes und von Swissgrid zeigt, dass die
effektiven Peakleistungen sehr gross sind (etwa 15 GW¢), und dass das Abschopfen der resul-
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Stunden mit Nettoexport > 0 MWh 2010 to 2016

— Export

— Importstrom fiir Pumpen & Verluste
— Importstrom fiir Endverbraucher

— CH Produktion fiir Pumpen & Verluste
5000 - — CH Produktion fiir Endverbraucher
Max. Kraftwerkskapazitat CH (EICom 2016)
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Stunden mit Nettoexport > 0 MWh & Auslandspreisen unter 50 EUR/MWh 2010 to 2016
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Abbildung 4.23. — Oben: Elektrizititsprofil der Jahre 2010 bis 2016 gefiltert nach positiven Nettoexport-
stunden. Unten: wie oben nur zusitzlich gefiltert nach Day Ahead-Marktpreisen unter 50 EUR/MWh,; im
benachbarten Ausland .

tierenden Uberschussstunden ohne Speicherméglichkeiten {iber 24 Stunden sehr wahrschein-
lich nicht zu bewdiltigen ist. Der Zubau von PV wird sowohl die jahrlichen Importmengen als
auch die Uberschussmengen deutlich erhohen. Es fallen Uberschussmengen von jéhrlich et-
wa 40 TWhg an, aber auch benétigte Importmengen von etwa 12 TWhg. Ohne Speicherung
werden entsprechende Export- und Importmengen taglich auftreten, da der nachtliche Grund-
bedarf zu decken ist. Diese Betrachtungen sind als worst case zu sehen, da in der Berechnung
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kein Zubau von anderen Stromproduzenten oder Speichern berticksichtigt wurde, die einen
gewissen Ausgleich schaffen konnten (z.B. Geothermie, Biomasse).

Die oben dargestellten Ergebnisse und Schlussfolgerungen beruhen auf dem gemaéss der Auf-
gabenstellung gewidhlten Fokus auf die Schweiz. Stromimporte fiir den Betrieb von PtG und
Exporte fiir den Abbau von Uberschiissen sind nicht niher betrachtet worden, u.a. aufgrund
der Erwartung, dass bei hohem PV-Ausbau in angrenzenden Landern zur selben Tageszeit
Produktionsspitzen beobachtet werden. Sollte es jedoch eines Tages moglich sein, CO,-armen
Strom im Winter zu importieren (z.B. Windkraftstrom aus Danemark oder von Offshore-An-
lagen iiber noch zu erstellende Stromleitungen in Deutschland), so ergeben sich zusétzliche
Potentiale als jene, die hier ermittelt wurden.

4.4. CO,

4.4.1. CO,-Bedarf

Fiir die Produktion von SNG in der Prozesskette Power-to-SNG bzw. von fliissigen Kohlenwas-
serstoffen (z.B. Methanol) in der Prozesskette Power-to-Liquids ist CO, als Edukt notwendig.

Bezogen auf die 6.7 TWh g\, die jahrlich zur Substitution von 0.9 Mio. fossil betriebener Fahr-
zeuge notig sind (siehe Abschnitt 3.6), ergibt das bei 0.185 tco, pro MWh gy einen totalen jéhr-
lichen CO,-Bedartf fiir die SNG Produktion von 1.24 Mio. tco, -

Im folgenden werden deshalb mogliche CO,-Quellen identifiziert und deren emittierte CO,-
Mengen sowohl raumlich als auch quantitativ analysiert.

4.4.2. CO,-Quellen
4.4.3. Zementwerke (CEM)

Schweizweit gibt es sechs CEM, die sich in Eclépens (VD), Cornaux (NE), Péry (BE), Wildegg
(AG), Siggenthal-Wiirenlingen (AG) und Untervaz (GR) befinden (siehe Abb. 4.6). In CEM wird
CO, als Produkt der Zementherstellung produziert und im Abluftstrom an die Umwelt abge-
geben. Ein Drittel des CO, ist dabei fossilen Ursprungs und stammt aus der Beheizung des
Drehrohrofens (Verbrennungsprozess). Das restliche (geogene) CO, wird bei der Umwandlung
des Klinkers (CaCO;) zu Zement (CaO) freigesetzt. Der volumetrische CO,-Anteil im Abluft-
strom betréagt ca. 14% - 35% [78] und kann im Rahmen der Rauchgasreinigung beispielsweise
durch eine Amin-Waische abgetrennt werden.
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4.4.4. Kehrichtverbrennungsanlagen (KVA)

Die 30 KVA in der Schweiz!® haben CO, als Produkt des Verbrennungsprozesses mit einem
volumetrischen Anteil von ca. 10% [78] im Abluftstrom. Beziiglich der Herkunft der CO,-
Emissionen haben ca. 48% einen fossilen Ursprung (Erdol, Kohle, Erdgas, etc.)!?. Die restli-
chen 52% der CO,-Emissionen haben einen biogenen Ursprung (Lebensmittel, Holz, Leder,
etc.) und sind deshalb CO,-neutral. Das CO, kann auch hier im Rahmen der Rauchgasreini-
gung beispielsweise durch eine Amin-Wasche abgetrennt werden. Der spezifische thermische

und elektrische Energiebedarf ergibt sich in etwa zu 900 - 1100 kWhy, bzw. 40 - 70kWh,; pro
tcoz [78].

4.4.5. Abwasserreinigungsanlagen (ARA)

ARA produzieren CO, in der anaeroben Schlammfaulung (Fermentation), wo CO, mit 35%
- 45% Volumenanteil — zusammen mit CH, — ein Hauptbestandteil des Faul-/Klargases ist.
Heutzutage wird das Kldrgas meist entweder in einem BHKW fiir den Eigenstrombedarf der
ARA verstromt oder ungenutzt abgefackelt.

Im Jahr 2017 gibt es schweizweit 759 ARA. Diese 759 ARA umfassen alle ARA, die dem BAFU
gemeldet werden miissen?. Das heisst, alle ARA mit einer Dimensionierungsgrosse von mehr
als 200 Einwohnerwerten (EW;,,). Kleinkldranlagen (KLARA) und spezielle Industriekldran-
lage werden nicht gezihlt.

Aus logistischen und praktischen Griinden sind fiir PtG-Anwendungen nur ARA mit einer
eigenen anaeroben Schlammfaulung relevant. Weiter sind aus wirtschaftlichen und betrieb-
lichen Griinden (z.B. fiir die Kldrgasaufbereitung und die Erdgasnetzeinspeisung) vor allem
grosse ARA, d.h. mit mehr als 30'000 EW interessant [79]. In der Schweiz sind dies total 130
ARA. Von den restlichen ARA mit weniger als 30°000 EW sind unter Umstdnden auch die ARA
mit mehr als 10'000 EW interessant, z.B. wenn sie in der Ndhe von gut nutzbaren Stromquellen
(z.B. Wasserkraftwerken) und/oder nahe bei gut erschliessbaren Erdgasnetzeinspeisepunkten
liegen.

Neben dem Vorteil, dass bei ARA fast 100% des CO, aus erneuerbaren, biogenen Quellen stam-
men, hat CO, von ARA ebenfalls den Vorteil, dass es nicht zuerst durch eine Amin-Wésche ab-
getrennt werden muss, sondern direkt (d.h., inkl. CH,) einer Methanisierung (z.B. Viessmann
Technologie [79]) zugefiihrt werden kann, wo das CO, (fast) vollstandig in CH, umgewandelt
wird. Dieser Wegftall der CO,-Abtrennung reduziert somit die Gestehungskosten von PtG-Pro-
dukten [80].

18 Verband der Betreiber Schweizerischer Abfallverwertungsanlagen (VBSA)

19 “Monitoring-Bericht zur CO,-Branchenvereinbarung fiir das Jahr 2015”, erstellt von VBSA fiir BAFU und BFE,
2016

20 BAFU, “Adressliste der Schweizer Klaranlagen mit Angaben zur Ausbaugrosse”, 2017
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Auch aus anderen Griinden sind ARA hervorragende Standorte fiir PtG-Anwendungen, da
sie sektoriibergreifend als Regelbaustein von Energienetzen (Strom, Gas und Wéarme) agie-
ren konnen [81]. Konkret bedeutet dies, dass ARA einerseits die Moglichkeit haben Energie
zu nutzen (z.B. Strom fiir die Beliiftung von Belebungsbecken, Warme fiir die Schlammtrock-
nung, etc.) und andererseits auch die Moglichkeit haben Energie umzuwandeln (z.B. durch die
Verstromung von Kldrgas in BHWK) und/oder zu speichern (z.B. als Kldrgas im Gasometer).
Ausserdem bietet sich bei ARA eine Nutzung des anfallenden Sauerstoffs der Elektrolyse zur
Beliiftung der Belebungsbecken oder fiir die Ozonierung an, was die Wirtschaftlichkeit von
PtG in Verbindung mit Abwasserreinigungsanlagen ebenfalls steigert.

4.4.6. Biogasanlagen

In der Schweiz gibt es momentan 145 Biogasanlagen, die ca. 142’000 tco, pro Jahr emittieren?!

und in dhnlicher Weise wie bei ARA als CO, fiir PtG-Anwendungen genutzt werden konn-
ten [78]. Gegenwirtig speisen nur gerade 15 Biogasanlagen ihr produziertes Methan ins Erd-
gasnetz ein [82]. Obwohl sich die meisten Anlagen in der Ndhe von Erdgasleitungen befinden,
wird heute bei allen anderen das produzierte Methan zur (relativ ineffizienten) Erzeugung von
elektrischem Strom in einem Verbrennungsmotor genutzt [82].

4.4.7. Grosse Industrieanlagen

Grosse Industrieanlagen stellen beziiglich der emittierten Mengen (theoretisch) ebenfalls po-
tentielle CO,-Quellen fiir PtG-Anwendungen dar. Insbesondere die Firmen Varo Refining Cres-
sier SA (Raffinerie), LONZA AG (chemische Industrie), Cimo SA (GuD-Kraftwerk) und Axpo
Tegra AG (Holzkraftwerk) emittierten im Jahr 2016 total 0.39, 0.37, 0.19 bzw. 0.13 Mio. tcozzz_
Auch die Betriebe der schweizerischen Maschinen-, Elektro- und Metall-Industrie emittierten
im Jahr 2016 total ca. 0.36 Mio. tco, [83]. Jedoch sind solche Betriebe starken strukturellen und
konjunkturelle Schwankungen unterworfen (siehe Abb. 4.24) und folglich deren Fortbestand
zu wenig gesichert, insbesondere von Raffinerien, um sie langfristig und praktisch fiir PtG zu
nutzen. Zudem wird bei Industrieanlagen das CO, primdr fiir die Warme-/Energieproduktion
emittiert, was grundsatzlich auch erneuerbar erfolgen konnte. Ebenfalls ist tiber die Moglich-
keit einer effizienten CO,-Abtrennung wenig bekannt. Aus diesen Griinden werden Industrie-
anlagen in den anschliessenden CO,-Betrachtungen nicht weiter berticksichtigt.

21 Gemiss Meier, Ruoss und Friedl [78] (S. 870, Abb. 2) emittieren Fermentationen (Biogasanlagen und ARA)

78’000 t biogenen Kohlenstoff (C) pro Jahr, was 312000 t CO, entspricht. Abziiglich der 170’000 t CO, aus
ARA (siehe Tab. 4.8) ergibt das 142’000 t CO, fiir Biogasanlagen
22 BAFU: Schadstoffregister SwissPRTR http://www.prtr.admin.ch/PublicWebSite/Abfrage.aspx
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Abbildung 4.24. — CO,-Emissionen der Industrie in der Schweiz (Datenquelle: Swissmem [83]).
4.4.8. Atmosphare

Die Abtrennung und Nutzung von atmosphérischem CO, (z.B. Firma “Climeworks”?) weist
hinsichtlich von PtG-Anwendungen vielversprechende Ansdtze auf. Beispielsweise konnten
PtG-Anlagen viel unabhéngiger, d.h. auch an Standorten ohne naheliegende CO,-Quellen be-
trieben werden. Weiter wird als Hauptenergiequelle vor allem Niedertemperatur-Warme (ca.
1’800 - 2500 kWh y, / tcoz) bendtigt, die z.B. mit der Abwédrme der Methanisierung gedeckt wer-
den kann. Hinsichtlich der CO,-Abtrennung hat eine Separationseinheit eine Leistung von
0.135tco,/d, was bei einem Elektrizitdtsbedarf der PtG-Anlagen von 11.6 MWhg/tco, (siehe
Abb. 3.3, S. 48) einer elektrischen Dauerleistung von ca. 65kW,, iiber 24 Stunden entspricht.
Bei einer gdngigen Anlagengrosse mit 3 x 12 Separationseinheiten (DAC-36) und einer Ab-
trennleistung von 4.92 tco, /d entspricht das einer dquivalenten elektrischen Dauerleistung von
2.4MW, bzw. 1.1 MW g\ tiber 24 Stunden. Fiir eine entsprechende Anlagengrosse von Clime-
work muss man zur Zeit noch mit etwa 600 - 800 CHF/tco, rechnen. Climeworks visiert Kos-
ten von ca. 100 CHF/tco, an. In Bezug auf die produzierbare Menge von Methan 1.1 MW g
tiber 24 Stunden macht das grob gerechnet heute einen Gestehungskostenanteil von 10 bis
15Rp./kWhgyc aus und fiir die anvisierten Kosten von 100 CHF/tco, etwa 1.86 Rp./kWh gxc.
Dabei muss man bedenken, dass eine solche Installation viele Vorteile fiir eine Geschiftsstra-
tegie hat. Das CO, steht bei gentigend Platz vor Ort zur Verfiigung und man muss keinen Lie-
fervertrag mit einem weiteren Geschéaftspartner tiber das CO, abschliessen. Die Kosten fiir den
Transport oder eine CO,-Leitung konnen eingespart werden. Insbesondere fiir kleinere und
mittlere Power-to-Gas-Anlagen an Kraftwerksstandorten fern von CO,-Quellen konnten die

25 http://www.climeworks.com/
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Kosten fiir eine atmosphérische CO,-Abtrennung schneller relevant werden (siehe Abb. 5.2),
vor allem, wenn die Gestehungskosten der athmosphérischen Abtrennung um den Faktor 3
reduziert werden konnten.

Als Nachteile dieser Technologie muss jedoch festgehalten werden, dass diese Technologie ge-
genwdrtig noch wenig etabliert ist und der Energiebedarf fiir die CO,-Abtrennung mittels
Druckwechsel-Adsorption (PSA?*) mit 350 - 450 kWhy/ tco, gegeniiber einer Amin-Wische
im Abgasstrom einer CEM/KVA, rein durch den geringen Molanteil von CO, in der Luft mit
400 ppm, um mindestens einen Faktor 5 grosser ist [84], was wiederum die Kosten erhoht und
den globalen Wirkungsgrad einer PtG-Anlage reduziert. Ebenfalls ist deren Platzbedarf mit
mindestens 180 m? pro DAC-36 nicht vernachléssigbar.

Hochgerechnet auf die 6.7 TWhsng bzw. 1.24 Mio. tco,, die jéhrlich in den 4650 Stunden an
Nettotiberschussstrom zur Substitution von 0.9 Mio. fossil betriebener Fahrzeuge produziert
werden miissen (siehe Abschnitt 3.6), entspricht dies ca. 1300 DAC-36 Anlagen mit einem Platz-
bedarf von ca. 23 ha (ungefdhr 23 Fussballfelder). Allerdings ist diese Flache nicht unbedingt
bewirtschaftbares Land. Die Anlagen konnen zum teil auch auf Dachern platziert werden. Der
zusitzliche Elektrizitdtsbedarf fiir die CO,-Abtrennung ergébe bei 350 kWhg /tco, jahrlichen
Bedarf von 434 GWhy, falls der Warmebedarf durch die Abwarme der Methanisierung gedeckt
werden kann.

4.4.9. Emissionsfaktoren

Aufgrund ihrer (relativ) geringen Kosten und technisch einfachen CO,-Abtrennung sowie de-
ren Marktreife werden im folgenden nur noch die CO,-Quellen CEM, KVA und ARA bertick-
sichtigt. Zur Abschiatzung der verfiigbaren CO,-Mengen werden die folgenden Emissionsfak-
toren herangezogen:

¢ CEM: Bei CEM werden die relevanten CO,-Mengen aus den von den Zementwerken
publizierten Zementmengen und einem Emissionsfaktor von 0.59 tco, pro Tonne Zement
bestimmt.

¢ KVA: Bei den KVA werden zur Bestimmung der relevanten CO,-Menge die jahrlich an-
fallenden brennbaren Abfallmengen von 2000 bis 2014 mit einem Emissionsfaktor von
1.06 tco, pro t Abfall multipliziert [85].

¢ ARA:Fiir die Bestimmung der relevanten CO,-Mengen bei ARA ohne Messung der Faul-
gasmenge wird ein Emissionsfaktor von 10 kg CO, pro EW (Einwohnerwerte bezogen auf
den BSB5%) und Jahr verwendet. Dieser Emissionsfaktor wurde von der Firma Holinger
im Jahr 2012 im Auftrag des BAFU aus gemessenen Kldargasmengen und den korrespon-
dierenden EW bestimmt [86]. Als Plausibilisierung dieses Emissionsfaktors wurden die

24
25

Pressure Swing Adsorption

BSBs = Biologischer Sauerstoffbedarf in mg/1, den die Bakterien und alle anderen im Wasser vorhandene Mi-
kroorganismen bei einer Temperatur von 20 °C innerhalb von fiinf Tagen verbrauchen, um organische Stoffe
im Abwasser abzubauen.
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aktuellen Klargasmengen und EW samtlicher ARA im Kanton SG benutzt [87]. Bei einem
angenommenen volumetrischen CO,-Anteil im Klidrgas von 45% und einem Umrech-
nungsfaktor?® von 1.96 kg/Nm?® CO, resultiert als Median? ebenfalls ein Emissionsfak-
tor von 10.4 kg CO, pro EW und Jahr (siehe Abb. 4.25). Die Streuung der Emissionsfak-
toren betragt dabei ungefahr 5 - 15 kg CO, pro EW und Jahr mit ein paar Ausreissern bis
maximal 43 kg CO, pro EW und Jahr (ARA Bazenheid).

4.4.10. Mengen und Leistungen

Anhand der Emissionsfaktoren aus dem vorangehenden Kapitel werden fiir CEM, KVA und
ARA die jahrlich maximal fiir PtG-Anwendungen zur Verfiigung stehenden CO,-Mengen be-
rechnet.

Zur Bestimmung des maximalen Elektrizitdtsbedarfs und der theoretisch moglichen SNG-
Produktion wird angenommen, dass das CO, iiber das ganze Jahr hindurch konstant anfallt,
jedoch nicht gespeichert wird. Der Elektrizitdtsbedarf betrdgt dabei 11.6 MWh,, pro tco, bzw.
2.15 MWh, pro MWhc (siehe Abb. 3.3 in Kap. 3). Zur Bestimmung des theoretischen Poten-
tials wird samtliches CO, aus dem Abgasstrom der CEM, KVA oder ARA summiert. Zudem
wird zur Bestimmung des theoretischen Potentials auch keine zeitliche Abhédngigkeit betrach-
tet, weshalb die angegebenen Mengen den CO,-Mengen von 8760 Volllaststunden entsprechen.
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Abbildung 4.25. — Emissionsfaktoren aller ARA im Kanton SG basierend auf gemessenen Klirgasmengen
und Einwohnergleichwerten (EW). Rote Linie = Median — verwendet zur Bestimmung der relativen CO,-
Mengen bei ARA mit ungemessenen Klirgasmengen (Datenquelle: Amt fiir Umwelt Kt. SG, 2017).

26 Molare Masse CO, = 0.04401 kg/mol; molares Gasvolumen bei 0 °C und 1atm = 0.0224 m3/mol
27" Der Median wird aufgrund der Ausreisser (z.B. 43kg CO,/EW der ARA Kirchberg/Bazenheid) gewahlt
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Diese Annahmen sind in der Realitét nicht erreichbar und dienen daher nur der Bestimmung
des maximal theoretischen CO,-Potentials.

Eine Zusammenstellung des theoretischen CO,-Potentials und der dazu benétigten elektri-
schen Leistung sowie der daraus resultierenden equivalenten jahrlichen SNG Produktions-
mengen sind in Tab. 4.8 aufgefiihrt. Neben der Summe tiber alle Anlagen wird fiir die drei
Typen von CO,-Quellen ebenfalls die grosste und kleinste Anlage dargestellt. Zudem sind in
Abb. 4.26 die aufsteigend sortierten und aufkumulierten CO,-Mengen pro CO,-Quelle-Typ
dargestellt.

Tab. 4.8 zeigt, dass in der Schweiz aus samtlichem CO, insgesamt tiber 38 TWh gy produziert
werden konnten, was mehr als die Hélfte des gesamten Energiebedarfs an Benzin und Diesel in
der Mobilitat ausmacht. Weiter zeigt Tab. 4.8, dass CEM und KVA zusammen 98% der bertick-
sichtigten CO,-Emissionen verursachen. Alle ARA zusammen liefern hingegen nur gerade 2%
des CO,, wovon wiederum 76% des CO, von den 130 ARA mit mehr als 30000 EW kommt.
Die durchschnittliche elektrische Leistung, die notig wire um diese 38 TWhsyg pro Jahr mit-
tels PtG zu produzieren, entspricht 9.4 GW,,. Diese ist grosser als die aktuelle durchschnittliche
Produktionsleistung aller Kraftwerke von 7.5 GW, in der Schweiz im Jahr 2015%8.

Unter realistischen Bedingungen kann nur 70% - 90% des CO, aus dem Abluftstrom der CEM
und KVA mittels Amin-Wasche abgetrennt werden [78]. Aus 6kologischen (CO,-Belastung des
Stroms) und 6konomischen Griinden (Strompreise) wird eine PtG-Anlage in Zukunft wahr-
scheinlich im Rahmen einiger Tausend (4500 - 6500) Stunden pro Jahr wirtschaftlich betrie-
ben werden konnen. Da keine Speicherung des CO, vorgesehen ist, verringert sich das effek-
tive SNG-Produktionpotential auf Basis des CO, weiter. Die Untersuchungen in Kap. 5 zur

Tabelle 4.8. — Zusammenstellung der jahrlich total verfiigbaren CO,-Mengen und der theoretisch moglichen
SNG-Produktion mittels PtG.

CO2-Quellen CO2-Anfall El. Leistung SNG Produktion
Typ Anzahl (in %) (int) () (in MW _el) (in TWh_SNG)
CEM (alle) 6 1% 2'710'000 38% 3598 14.6

* Cornaux (NE) 1 - 177000 (7%) 235 1.0

* Wiirenlingen (AG) 1 - 590'000 22%) 783 32
KVA (alle) 29 4% 4'237'763 60% 5626 22.8

* Gamsen (VS) 1 - 40'000 (1%) 53 0.2

* Hagenholz (ZH) 1 - 285'000 (7%) 378 15
ARA (alle) 728  95% 170'000 2% 226 0.9

* ARA > 30000 EW 130 (18%) 130'000 (76%) 173 0.7

* Aire (GE) 1 - 7'600 (4%) 10 0.0

28 2015 betrug die Landeserzeugung (nach Abzug des Verbrauchs der Speicherpumpen) 66 TWhg; (Quelle: BFE

[70])
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Wirtschaftlichkeit haben ergeben, dass etwa bei 5500 Betriebsstunden eine weitere Reduktion
der Gestehungskosten bei grossen Anlagen (>100 MW¢;) nicht mehr signifikant ist. Bei ARA
in (Winter-) Tourismusgebieten bestehen zudem starke saisonale Schwankungen bei der Ver-
fugbarkeit von CO,. Beispielsweise ist die ARA Zermatt fiir 60'000 EW dimensioniert, obwohl
nur 5759 Einwohner (Stand August 2017) permanent angeschlossenen sind. Dies ist insofern
problematisch, da hier die grossen CO,-Mengen im Winter anfallen, wahrend PtG-Anlagen
vor allem im Sommer (bei PV-Stromiiberproduktion) 6konomisch interessant sind. Eine dies-
beztigliche realistische Potentialabschatzungen befindet sich im Abschnitt 4.5.1 (Szenario 1).

4.4.11. Geographische Verteilung

Neben der, im Vergleich zur Produktionskapazitidt von Strom in der Schweiz, nicht limitieren-
den totalen CO,-Menge, die im vorangehenden Abschnitt ermittelt wurde, ist auch die raum-
liche Verteilung der CO,-Quellen bzw. deren Ndhe zum existierenden Erdgasnetz zentral. Aus
diesem Grund sind in Abb. 4.27 die geographische Verteilung aller CO,-Quellen und das Erd-
gasnetz der Schweiz dargestellt.

Abb. 4.27 zeigt, dass alle CEM und KVA im Einzugsgebiet des Erdgasnetzes der Schweiz liegen
und daher (relativ) gut erschlossen werden konnen. Bei den ARA sind heute nur 12 ARA direkt
am Erdgasnetz angeschlossen [79]. Bei 100 weiteren ARA tiber 30°000 EW besteht jedoch ein
potentieller Erdgas-Einspeisepunkt in der Standortgemeinde.
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Abbildung 4.26. — Kumulierte CO,-Mengen von CEM (links), KVA (Mitte) und ARA (rechts) in der
Schweiz
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Generell ohne Einspeisemdglichkeit sind vor allem ARA in den Voralpen/Alpen und im Ju-
ra. Die meisten dieser nicht anschliessbaren ARA sind jedoch kleine ARA mit weniger als
10’000 EW und daher fiir diese Untersuchung nicht ausschlaggebend.

Um quantitativ und generell, das heisst ungeachtet des Erdgasnetzes, die flichenméssige Ver-
teilung der CO,-Quellen abzuschitzen, wird um jede CO,-Quelle ein potentielles “Einzugsge-
biet” mit Radius R = 10 km gelegt. Das heisst, die CO,-Quelle kann hochsten bis zu einer Di-
stanz von 10 km — beispielsweise bei einem Wasserkraftwerk — genutzt werden (siehe Abschnitt
4.5.3). Ein Radius von 10 km wurde von den Autoren im Verhéltnis zu den Investionskosten
einer PtG-Anlage als sinnvolle maximale Transportdistanz gewahlt (siehe Kap. 5). Zur Bestim-
mung der kumulierten Einzugsgebietsfliche werden alle individuellen Einzugsgebietsflichen
aufaddiert, wobei {iberlappende Flachen nur einmal gezahlt werden und Wasserfldchen (z.B.
Seen) nicht beriicksichtigt werden?. Eine Darstellung dieser kumulierten Einzugsgebietsfla-
chen ist in Abb. 4.28 zu finden. Es zeigt sich, dass auf diese Weise alle CO,-Quellen zusammen
88.5% der Schweiz (ohne Seen) abdecken. Alle ARA allein decken 88.4% ab. Das heisst, nur ge-
rade 0.1% wird nicht von mindestens einer ARA abgedeckt. Werden nur die ARA >10"000 EW
und ARA >30"000 EW berticksichtigt, betragt die Abdeckung 72% bzw. 47%. Hingegen decken
die mengenmadssig grossen CO,-Quellen CEM und KVA flaichenmdssig nur gerade 4.3% bzw.
18.8% ab.

- ARA (<10k EW)
- ARA (10k - 30k EW)
* ARA (>30k EW)

Kilometer

Abbildung 4.27. — CO,-Quellen und Erdgasnetz in der Schweiz. Die Beschreibung des Erdgasnetzes befin-
det sich in der Legende in Abb. 4.6 (Kartengrundlagen: BFS - ThemaKart, 2017, reproduziert mit Bewilligung
von swisstopo [A160150)

29 totale Fliche Schweiz ohne/mit Seen: 39°912 / 41°239 km?
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alle CO2-Quellen CEM KVA

Abbildung 4.28. — Flichenmiissige Verteilung der CO,-Quellen in der Schweiz (Kartengrundlagen: swiss-
topo reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)

4.5. Standortanalysen

4.5.1. Szenario 1: Standort bei der CO,-Quelle

Bei diesem Szenario wird davon ausgegangen, dass die PtG-Anlage direkt bei einer CO,-Quel-
le errichtet wird. Das heisst, der elektrische Strom wird iiber das bestehende Stromnetz zur
PtG-Anlage transportiert und dadurch fillt, unter den heute giiltigen Strommarkt-Bedingun-
gen, fiir die Produktion von PtG-Produkten bzw. die Elektrolyse ein zusitzliches Netzentgelt
im Schnitt von ca. 4.5 Rp/kWh an®’, was die Gestehungskosten deutlich erhoht (siehe Kap. 5).
Andererseits reduzieren sich bei diesem Szenario die Kosten um das CO, zur PtG-Anlage zu
transportieren, was fiir eine neu zu bauende CO,-Leitung mit Kosten von ca. CHF 600 pro
Laufmeter plus CHF 400’000 Fixkosten fiir die Pumpstation verbunden ist. Bei einer moglichen
Transportdistanz von maximal 10 km sind das substantielle Einsparungen von iiber CHF 6 Mio.
gegeniiber den in den folgenden Abschnitten beschriebenen Szenarien, bei denen CO, jeweils
zur PtG-Anlage transportiert werden muss. Deshalb ist dieses Szenario vor allem — durch die
Nahe zur CO,-Quelle — fiir Power-to-Methane (bzw. Kohlenwasserstoffe) interessant. Fiir ei-
ne reine Wasserstoffproduktion im Rahmen von Power-to-H, ist hingegen die Verfiigbarkeit
von giinstigem Strom (z.B. durch Wegfall des Netzentgelts auf dem Areal eines Kraftwerks)
interessant. Aus diesem Grund ist dieses Szenario fiir Power-to-H, irrelevant.

Eine Grundvoraussetzung ist, dass die CO,-Quellen einen ausreichend starken Stromanschluss
tiir die zusétzliche PtG-Anlage haben. Dies ist sowohl bei CEM als auch bei KVA sehr wahr-
scheinlich der Fall. Ebenfalls sind alle ARA iiber 30’000 EW durch die Verstromung des an-

30 Abgeschitzter Mittelwert der Netzentgelte im CO,-reichen Kanton Aargau fiir mittleres Segment der Gemein-

den von Grosskunde C7 nach (EICom) https://wuw.strompreis.elcom.admin.ch
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fallenden Klargases in BHKW selbst Stromproduzenten und gut im Stromnetz integriert. Wei-
ter liegen (grosse) ARA héaufig direkt neben KVA (z.B. Dietikon (Limeco), St. Gallen (Au), Ba-
den/Turgi, etc.) und haben so einen einfachen Zugang zu deren Stromanschluss.

Durch die nicht limitierende Verftigbarkeit des Stroms bei diesem Szenario kénnten (theore-
tisch) samtliche 7.1 Mio. tco, in SNG umgewandelt werden, was dem theoretischen Potential
von ca. 38 TWh g\ entspricht (siehe Abschnitt 4.4.10). Unter realen Bedingungen kann fiir die
CO,-Abtrennung bei KVA und CEM mittels Amin-Wasche nur mit einem Wirkungsgrad von
75% gerechnet werden, bei grosseren Anlagen waren bis 90% moglich [78]. Bei CO, aus ARA
findet keine separate CO,-Abtrennung statt, da das Klargas nach einer Reinigung vollstandig
der Methanisierung zugefiihrt werden kann. Weiter wird angenommen, dass nur der Net-
totiberschussstrom der PV fiir PtG zur Verfiigung steht, was geméss Abschnitt 4.3 etwa 4650
dquivalente Volllaststunden sind. Unter diesen Annahmen kénnen somit nur 2.86 Mio. t CO,
in 15.4 TWhyc bei einer durchschnittlichen elektrischen Leistung von 7.1 GW,] umgewandelt
werden (siehe Tab. 4.9). Das sind jedoch immer noch deutlich mehr als die 6.7 TWhgyg, die
noétig sind um die in Zukunft benétigten 0.9 Mio. Erdgasfahrzeuge in der Schweiz durch SNG
(Erdgas) zu versorgen (siehe Abschnitt 4.2).

Hingegen ist die Erschliessung aller CO,-Quellen in der Realitdt weder realisierbar noch sinn-
voll. Insbesondere muss in dieser Hinsicht die Verfiigbarkeit eines Anschlusses an das Erd-
gasnetz berticksichtigt werden, was vor allem bei ARA oft nicht der Fall ist (sieche Abb. 4.27).
Aus diesem Grund ist es empfehlenswert, bei diesem Szenario vordergriindig nur CEM und
KVA sowie die grossten ARA (mit einem Erdgasnetzanschluss) zu berticksichtigen, auch wenn
Power-to-SNG mit direkter Methanisierung von Klédrgas giinstigere Methanpreise zulésst [80].

Zusammenfassend hat dieses Szenario die folgenden Vorteile:

Tabelle 4.9. — Zusammenstellung der jahrlich total verfiigbaren und nutzbaren (abtrennbaren) CO,-Men-
gen sowie der daraus moglichen SNG-Produktion mittels PtG.

CO2-Quellen CO2-Anfall (in t) El. Leistung SNG Produktion
S ey @WWa s
CEM (alle) 6 2'710'000 75% 1'078'896 2698 5.82
* Cornaux (NE) 1 177'000 75% 70'467 176 0.38
* Wiirenlingen (AG) 1 590'000 75% 234'889 587 1.27
KVA (alle) 29 4'237'763 75% 1'687'123 4220 9.09
*KVA Gamsen (VS) 1 40'000 75% 15'925 40 0.09
* KVA Hagenholz (ZH) 1 285'000 75% 113463 284 0.61
ARA (alle) 728 170'000 100% 90'240 226 0.49
*ARA > 30000 EW 130 130'000 100% 69'007 173 0.37
* STEP Aire (GE) 1 7'600 100% 4'034 10 0.02
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¢ CO, muss nicht (iiber weite Distanzen) zum Kraftwerk transportiert werden; Wegfall der
Kosten fiir den CO,-Transport (gasférmig oder kryogen).

¢ gute Anschlussmoglichkeit ans Erdgasnetz sind meist vorhanden
¢ keine Limitierung hinsichtlich des Stroms
¢ vorhandene Warmequelle fiir CO,-Abtrennung und (SOEC) Elektrolyse

¢ Personal mit verfahrenstechnischen Kenntnissen, falls der Betreiber der CO,-Quelle auch
gleichzeitig die Power-to-SNG Anlage betreibt.

¢ CO,-Abtrennung am selben Ort wie Power-to-SNG Anlage fiihrt zu einem einfacheren
Betrieb und Unterhalt

und die folgenden Nachteile:

¢ Entrichtung eines Netzentgelts macht eine wirtschaftlichen Betrieb schwierig(er)

¢ evtl. negativer Einfluss des Power-to-SNG Betriebs auf Betrieb der CEM oder KVA (In-
teressenskonflikte)

¢ keine vorhandenen Speichermoglichkeiten vor Ort (ausser bei ARA im Gasometer)

4.5.2. Szenario 2: Standort beim gréssten CO,-Potential

Bei diesem Szenario werden PtG-Anlagen — statt wie im vorherigen Abschnitt bei der CO,-
Quelle selbst — an moglichst ergiebigen Standorten, das heisst, an Standorten mit einem men-
genmadssig moglichst grossen CO,-Einzugsgebiet von beispielsweise 10 km (siehe Abschnitt
4.4.11) errichtet. Dabei werden alle CO,-Quellen innerhalb des Radius an die jeweilige PtG-
Anlage angeschlossen und so das maximale Potential eines moglichen Standorts ausgenutzt.

Auch bei diesem Szenario bezahlen die PtG-Anlagen ein Netzentgelt, doch miissten weniger,
dafiir umso grossere Anlagen gebaut werden, was wiederum einen positiven Einfluss auf die
Kosten (OPEX und CAPEX) durch Skaleneffekte hat (siehe Kap. 2.2.11). Zudem fallen Kosten
tiir den CO,-Transport an (siehe Szenario 1, Abschnitt 4.5.1). Durch das anfallende Netzentgelt
ist dieses Szenario, wie das vorherige, nur fiir Power-to-SNG, jedoch nicht fiir Power-to-H,,
relevant.

Um die Standorte mit dem grossten CO,-Potential fiir PtG-Anlagen zu finden, wird iiber die
Schweiz ein 2 x 2 km Raster gelegt und von jedem Rasterpunkt die Summe aller CO,-Quellen
im Radius von 10 km berechnet. Dabei wird von einer nutzbaren CO,-Menge von 75% fiir
CEM und KVA und 100% fiir ARA ausgegangen. Nicht beriicksichtigt werden unzugéngliche
Standorte wie Seeflichen und alpine Gebiete tiber 2000 m ii. M.. Die daraus resultierenden CO,-
Potentiale fiir jeden Standort (Rasterpunkt) sind in Abb. 4.29 zu sehen.

Basierend auf Abb. 4.29 konnen die folgenden fiinf sehr gut geeigneten Standorte hervorgeho-
ben werden (siehe Abb. 4.30):
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ARA

0 0 20 ©Empa, 2017
Kilometer

0 200 400 600 800
Potential in (1000 t CO2)

Abbildung 4.29. — Standorte mit grossen CO,-Mengen im Umkreis von R = 10 km (Grundlage: swisstopo,
reproduziert mit Bewilligung JA160150)

¢ Der Standort mit dem grossten Potential befindet sich im Birr (AG), wo sowohl das CEM
Siggenthal-Wiirenlingen, das CEM Wildegg, die KVA Turgi als auch die KVA GEKAL
Buchs sowie ein paar mittelgrosse ARA innerhalb eines Radius von 10 km anschliessbar
wiéren. Die kumulierte (nutzbare) CO,-Menge ergibt total jahrlich ca. 1.0 Mio. tco,. Dies
entspricht bei 4650 dquivalenten Volllaststunden einer PtG-Anlage mit einer elektrischen
Leistung von 1.3 GW,; und einer jahrlichen Produktion von 2.8 TWh g\c.

¢ Weitere gut geeignete Standorte sind Untervaz (GR) mit CEM Untervaz und KVA Trim-
mis mit einer abtrennbaren jahrlichen CO,-Summe von ca. 450’000 tco, oder Biel (BE) mit
CEM Péry und KVA Biel (total 4307000 tco,), Eclépens (VD) mit total 360°000 tco, sowie
der Raum Ziirich/Altstetten (ZH) mit KVA Limmattal (Limeco), KVA Josefstrasse und
KVA Hagenholz mit total 380"000 tco, -

Zusammen verfiigen diese flinf Standorte total {iber ca. 2.6 Mio. tco, (bei 75% Abtrennung),
was bei 4650 dquivalenten Volllaststunden die Produktion von 7.5 TWhgyg bei einer durch-
schnittlichen elektrischen Leistung von 3.5 GW, erlaubt. An diesen fiinf Standorten konnten
somit gut die Hélfte des in der Schweiz abtrennbaren CO, erschlossen und in SNG umgewan-
delt werden. Einspeisemoglichkeiten in das Erdgasnetz sind bei allen fiinf Standorten gegeben
(siehe Abb. 4.30).
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Abbildung 4.30. — Die fiinf Standorte mit den grossten CO,-Potential im Umkreis von R = 10km und
einem Anschluss an das Erdgasnetz (griine Linien). (Grundlagen: swisstopo, reproduziert mit Bewilligung

JA160150)

Problematisch bei solch grossen Anlagen im GW,-Massstab ist vielmehr der Platzbedarf so-

wie allgemein der Transport des CO, zur Anlage und zum Erdgasnetz. Beim CO,-Transport

wiren die Optionen entweder Fliissigtransport mit LKW oder Bau eines eigenen CO,-Netzes.

Generell sind solche Abkldarungen sehr spezifisch und miissten fiir jeden Standort in einem

separaten “Business Case” analysiert werden.

Wenn statt wenigen sehr grossen Anlagen im GW,-Bereich (z.B. aus Platzgriinden, etc.) meh-

rere kleine Anlagen im Leistungsbereich von 0.5 - 400 MW/ realisiert werden sollen, sind deren
potentielle Standorte in der folgenden Abb. 4.31 dargestellt. Als Annahme gilt wiederum 75%
CO,-Abtrennungsgrad bei CEM/KVA, 100%-CO,-Abtrennungsgrad bei ARA und 4650 dqui-

valenten Volllaststunden pro Jahr.

Grundsaitzlich decken sich diese Standorte mit dem Erdgasnetz der Schweiz relativ gut, so

dass sich jeweils geeignete Einspeisepunkte in der Ndhe finden lassen. Problematisch in dieser
Hinsicht ist nur der Standort bei der KVA Linthgebiet, wo kein Erdgasnetz in der Néhe liegt.
Falls kein Hochdruckerdgasnetz vorhanden ist, sind Anlagen im unteren MW-Massstab bis
5MW (z.B. bei ARA) besser geeignet, da diese Anlagen auch an das lokale Niederdruck-
Gasnetz (kleiner 5bar) des Gemeinde-Gasversorgers angeschlossen werden konnen.

In Tab. 4.10 sind die Anzahl Standorte (Rasterpunkte), an denen eine PtG-Anlage im vor-

gegebenen Leistungsbereich stehen konnte aufgelistet. Die Leistungsbereiche wurden basie-

rend auf den Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen im Kap. 5 gewdhlt. Es fillt auf, dass es keinen
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Tabelle 4.10. — Potentielle PtG-Standorte nach elektrischer Leistung basierend auf 2 x 2 km Raster

Leistungsbereich Anzahl “Standorte” [Min - Max] Leistung
(in MWy)) (in % der Rasterpunkte)” (in MWy))

05-1 14% [0.50, 0.99]

1-5 30% [1.00, 4.99]

5-20 7% [5.0,19.4]

20-50 - -

50 - 100 2% [63.7, 89.4]

100 - 400 20% [103, 399]

> 400 8% [400, 2112]

" von total 6’533 Rasterpunkten

Standort (Rasterpunkt) gibt, an dem eine Anlage zwischen 19.4 MW, und 63.7 MW, dquiva-
lente Mengen an CO,hitte. Dies ist der Bereich zwischen der grossten ARA (STEP Aire) und
der kleinsten KVA (KVA Gamsen). Das heisst, potentielle Standorte sind entweder kleiner als
20MW und beziehen ihr CO, von ARA oder sind grosser als 63.7 MW und beziehen ihr
CO, von mindestens einer KVA (oder CEM). Natiirlich kann eine PtG-Anlagen mit einer Gros-
se zwischen 20 MW und 63.7 MW, auch nur einen Teil des Potentials einer grosseren CO,-
Quelle nutzen.

Zusammenfassend hat dieses Szenario die folgenden Vorteile:

¢ Mit einer minimalen Anzahl an PtG-Anlagen kann die maximale Menge an CO, in SNG
umgewandelt werden

¢ Ausnutzung von Skaleneffekt durch grossere Anlagen
¢ Fiir grosse Anlagen meist gute Anschlussmoglichkeit ans Erdgasnetz

¢ keine Limitierung hinsichtlich des Stroms
und die folgenden Nachteile:

¢ CO, muss oft tiber Distanzen bis max. 10 km transportiert werden, was zuséatzliche Kos-
ten verursacht

¢ kleine Anlagen haben oft keine Anschlussmoglichkeit ans (lokale) Erdgasnetz
¢ Entrichtung eines Netzentgelts macht einen wirtschaftlichen Betrieb schwierig(er)

¢ CO,-Abtrennung nicht am Standort der PtG-Anlagen macht Betrieb und Unterhalt an-
spruchsvoller

4.5.3. Szenario 3: Standort bei der Stromquelle (Wasserkraftwerk)

Fiir dieses Szenario wird angenommen, dass die PtG-Anlage direkt auf dem Areal einer Strom-
quelle (z.B. eines Wasserkraftwerks) realisiert wird, um die fiir die Gestehungskosten nach-
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* ARA
KVA
CEM
WKW
Gasnetz

6 8 10 12 14 16 18 20 50 60 70 80 90 100

(c) Standorte 5 - 20 MW, (d) Standorte 50 - 100 MW,

100 150 200 250 300 350 400 500 1000 1500 2000

(e) Standorte 100 - 400 MW ; (f) Standorte >400 MW,,;

Abbildung 4.31. — Potentielle Standorte fiir PtG (SNG) Anlagen mit einer vorgegebenen elektrischen Leis-
tung (in MW,;). Ebenfalls dargestellt ist das Hochdruckerdgasnetz der Schweiz (griine Linien). Grundlage:
swisstopo, reproduziert mit Bewilliqung JA160150.

teiligen Netzentgelte von ca. 4.5Rp/kWh zu vermeiden. Dies reduziert die Gestehungskos-
ten deutlich und bringt die PtG-Produkte in konkurrenzfihigere Preisregionen (siehe Kap. 5).
Durch den Wegfall des Netzentgelts ist dieses Szenario sowohl fiir die Produktion von SNG im
Rahmen von Power-to-SNG als auch von Wasserstoff im Rahmen von Power-to-H, interessant.
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Wasserkraftwerke (WKW) sind fiir dieses Szenario ideal, da sie wie die Photovoltaik ihre gross-
ten Stromiiberschiisse im Sommerhalbjahr haben und vor allem ebenso erneuerbaren Strom
produzieren. Das heisst, durch die Nutzung von Strom aus WKW fiir PtG kann einerseits das
Netzentgelt eingespart werden und andererseits PV lokal genutzt werden. Im Jahr 2016 waren
in der Schweiz 643 WKW mit einer totalen Stromproduktion von 36.3 TWh; in Betrieb, was
einer durchschnittlichen Leistung von 4.1 GW,, entspricht?!. Eine Aufteilung nach Sommer-
und Winterhalbjahr ergibt eine Stromproduktion von 20.3 TWh, (4.6 GW¢)) bzw. 14.7 TWh;
(3.4GWg)). Das grosste WKW der Schweiz ist das Speicherkraftwerk in Bieudron (VS) mit ei-
ner installierten Leistung von 1.27 GW (3 Pelton-Turbinen a 423 MW). Die total installierte
Leistung aller WKW betrigt 12 GW%2. Somit ist die durchschnittliche (dquivalente) Leistung
ca. 1/3 der installierten Leistung. Dies resultiert beispielsweise durch Revisionsphasen und vor
allem durch die Betriebsstrategie von Speicherkraftwerken, wo sehr hohe Leistungen installiert
sind, damit in Zeiten von hohen Strompreisen in moglichst kurzer Zeit moglichst viel Strom
produziert werden kann.

In diesem Szenario muss, wie beim vorherigen Szenario, das CO, zum WKW transportiert
werden, was zusitzliche Kosten verursacht. Zudem ist die Produktion von SNG durch die
Leistung bzw. den verfiigbaren Strom des WKW limitiert. Dies ist insbesondere der Fall, wenn
eine grosse CO,-Quelle (z.B. KVA oder CEM) in der Néhe eines (kleinen) WKW liegt und das
WKW nicht geniigend Strom/Leistung fiir die Umwandlung des CO, in SNG hat.

Im Abschnitt 4.3 wurde basierend auf den Elektrizitdtsprofilen der Jahre 2010 bis 2016 abge-
schitzt, wie viel Nettotiberschussstrom und wie viele Uberschussstunden als Funktion der pro-
zentualen Ausnutzung von “geeigneten” PV-Dachflachen® fiir PtG-Anwendungen zur Verfii-
gung stehen (siehe Tab. 4.5). Es wird dabei angenommen, dass der in den Tagesstunden an-
fallende PV-Bruttoiiberschussstrom mittels eines Tagesspeichers (z.B. Batterien, H,-Speicher,
Pumpspeicher, Druckluftspeicher, Carnot-Speicher, etc.) fiir maximal 24 Stunden zwischenge-
speichert werden kann, um so prioritar das Nachtdefizit jeden Tages auszugleichen. Was nach
dem Tag-/Nachtausgleich noch an Uberschussstrom tibrig bleibt, wird im Folgenden als Net-
totliberschussstrom bezeichnet. Bei einer 50% Ausnutzung der geeigneten PV-Dachflachen und
einer daraus resultierenden jahrlichen durchschnittlichen PV-Produktion von 25.0 TWhg sind
10.8 TWhy; als Nettoiiberschussstrom in 4’650 Uberschussstunden verfiigbar (siehe Kap. 4.3).
Unterteilt nach Sommer- und Winterhalbjahr3* sind das 10.4 TWh, bzw. 0.4 TWhg; in 4050 bzw.
600 Uberschussstunden (siehe Tab. 4.5 in Abschnitt 4.3.2).

Im Fall von Power-to-H, lassen sich mit diesem Nettotiberschussstrom von 10.8 TWh, bei ei-
nem (angenommenen) Wirkungsgrad der Elektrolyse von 60% jahrlich 6.5 TWh Wasserstoff
(H,) bei 1.4 GW produzieren.

31 Leistung >0.3 MW, BFE: https://www.admin.ch/gov/de/start/dokumentation/medienmitteilungen.

msg-id-66533.html
Summe der Turbinenleistung (Peak-Leistung) aller WKW
www.sonnendach.ch

3 Sommerhalbjahr: 01.04. bis 30.09. Winterhalbjahr: 01.01. bis 31.03. und 01.10. bis 31.12.

32
33
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Im Fall von Power-to-SNG wéren bei einem konstanten CO,-Anfall tiber 4’650 Stunden von ca.
2.86 Mio. tco, zur kompletten Umwandlung in SNG - bei einem spezifischen Energiebedarf
von 11.6 MWhg pro tco, — 33.2 TWhg notwendig. Somit liefern alle CO,-Quellen zusammen
deutlich mehr CO, als mit dem verfiigbaren Nettotiberschussstrom von 10.8 TWh, in SNG
umgewandelt werden kann. Die 10.8 TWhg Nettotiberschussstrom wiirden — bei einer spezi-
fischen SNG Produktion von 2.15 MWh, pro MWh g\c— fiir maximal 5.0 TWh ¢y pro Jahr rei-
chen, was 75% des jahrlichen SNG Bedarfs der in Zukunft benétigten 0.9 Mio. PtG-Fahrzeugen
entspricht (siehe Abschnitt 4.2.1).

Die auf der durchschnittlichen Sommerleistung von 4.6 GW,, basierende Stromproduktion al-
ler WKW tiber 4’650 Stunden betrédgt 21.4 TWhg, wovon 12.6 TWh, aus Laufwasserkraftwer-
ken und 8.8 TWh,, aus Speicherkraftwerken kommen?®. Das heisst, die WKW koénnten in den
Uberschussstunden geniigend Strom produzieren, um den aus der Photovoltaik anfallenden
Nettotiberschussstrom von 10.8 TWhg fiir PtG-Anwendungen zu integrieren. Jedoch ist bei
vielen WKW-Standorten innerhalb eines Umkreises von beispielsweise 10 km (siehe Abschnitt
4.4.11) kein oder zu wenig CO, verfiigbar, was die “effektive” SNG Produktion am Standort
eines WKW deutlich reduziert. Dieses “effektive” SNG-Potential wird im Folgenden anhand
eines Modells bestimmt. Die Annahmen und Randbedingungen sind:

¢ CO, fallt iiber das ganze Jahr konstant an und kann nicht gespeichert werden.

¢ WKW konnen maximal 100% ihrer durchschnittlichen (dquivalenten) Sommer- und Win-
terleistung®® wihrend den 4’050 bzw. 600 Uberschussstunden (entspricht 3935 bzw. 766
dquivalenten Volllaststunden) fiir PtG nutzen.

¢ Bei WKW, die einen gewissen Anteil ihres Stroms gemaéss den Besitzverhéltnissen fiir
das Ausland produzieren (z.B. am Rhein fiir Deutschland), wird die gesamte Produktion
(Schweiz und Ausland) als Potential fiir PtG betrachtet, da angenommen wird, dass der
Kraftwerksbetreiber in Zeiten von PV-Uberschiissen und folglich niedrigen Preisen am
Strommarkt auch im Ausland keine besseren Preise fiir den produzierten Strom findet
und deshalb die gesamte Kraftwerksleistung via PtG in einem anderem Markt umzuset-
zen versucht.

¢ Beginnend bei der grossten CO,-Quelle (CEM Wiirenlingen-Siggenthal) werden in ab-
steigender Reihenfolge fiir jede CO,-Quelle iterativ alle WKW gesucht, die weniger als
10 km (Luftlinie) entfernt sind.

¢ Wenn innerhalb der 10 km die WKW in der Summe mit ihrer verfiigbaren Sommer-/Win-
terleistung weniger Strom erzeugen konnen, als die CO,-Quelle (z.B. CEM/KVA) CO, fiir
die SNG Produktion liefern kann (“Strom-Limitierung”), so wird gemaéss seiner verfiigba-
ren Sommer-/Winterleistung jedem WKW die maximal mogliche CO,-Menge geliefert.

35 BFE WASTA, 2017
3  Durchschnittliche Sommer-/ Winter-Leistung (in GW) = gesamte Sommer-/Winter-Stromproduktion (in
GWh,,) dividiert durch Anzahl Stunden pro Sommer/Winter (4392h / 4368 h)
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Diese WKW stehen fiir die nichste Iteration von CO,-WKW Kombinationen nicht mehr
zur Verfiigung.

Wenn innerhalb der 10 km die WKW in der Summe mit ihrer verfiigbaren Sommer-/Win-
terleistung mehr Strom erzeugen konnen, als die CO,-Quelle (z.B. ARA) CO, fiir die
SNG Produktion liefern kann (“CO,-Limitierung”), so wird das verfiigbare CO, der Rei-
he nach, beginnend bei dem Distanz-méssig ndhesten WKW, abgegeben bis samtliches
CO, vollstindig aufgebraucht ist. Wenn die WKW nach diesem Iterationsschritt noch
ungenutzte Kapazititen haben, konnen diese in nachfolgenden Iterationsschritten von
weiteren CO,-Quellen genutzt werden bis sie zu maximal 100% fiir die SNG Produktion
aufgebraucht sind.

Somit sind die folgenden Kardinalitidten (n:m-Beziehungen) moglich:
1 CO,-Quelle — 1 WKW
1 CO,-Quelle — m WKW
n CO,-Quellen — 1 WKW
n CO,-Quellen — m WKW

Nicht im Modell berticksichtigt werden die folgenden Phanomene:

Synergie-Effekte bei der Erschliessung von mehreren WKW-CO,-Kombinationen (z.B
WKW-CO,-Quellen in Serie, etc.)

Regulatorische, vertragliche und/oder betriebliche Limitierungen zur Ausnutzung von
Strom fiir PtG

Topographische und rechtliche Hindernisse (Berge/Seen, Naturschutzgebiete, etc.) fiir
die Erschliessung der CO,-Quellen

Optimierung des Anschlusses von WKW bei “CO,-Limitierung” z.B. beziiglich der rela-
tiven Lage und CO,-Mengen von anderen CO,-Quellen im Einzugsgebiet der WKW.

Variabler Anschlussradius je nach verftigbarer CO,-Mengen. Das heisst, eine CO,-Quelle,
die mehr als 10 km (z.B. 10.5 km) von einem WWK entfernt ist, wird nicht angeschlossen,
auch wenn diese WKW-CO,-Kombination ertragsmaéssig sehr interessant wére und eine
Erweiterung des WKW Einzugsgebeits rechtfertigen wiirde.

Die Modellrechnung ergibt, dass — wenn alle WKW (Laufwasserkraftwerke und Speicher-

kraftwerke) bertiicksichtigt werden — im Sommer bei einer durchschnittlichen Leistung von
1GWqy, 3.9 TWhg der total 10.4 TWh, Nettotiberschussstrom im Sommer genutzt und damit
1.8 TWhgyc produziert werden konnen (siehe Abb. 4.36 in Kap. 4.6). Dies sind ungefahr 27%
des jahrlichen SNG Bedarfs von 6.7 TWh g\ der in Zukunft benétigten 0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge
(siehe Abschnitt 4.2.1).

Die nicht vollstindige Ausnutzung des Nettotiberschussstroms in diesem Szenario kommt da-

her, dass an vielen Standorten von grossen WKW (z.B. Speicherkraftwerke in den Alpen) keine
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grossen CO,-Quellen (CEM/KVA) oder umgekehrt bei den grossen CO,-Quellen keine gros-
sen WKW liegen. Abb. 4.32 zeigt diesen Zusammenhang fiir die CEM und KVA. Dabei wird
ersichtlich, dass von diesen CO,-Quellen nur die KVA Gamsen (VS) ihre gesamte CO,-Menge
an 10 Laufwasserkraftwerke und 2 Speicherkraftwerke im Umkreis von 10 km abgeben kann.
Bei den CEM kann beispielsweise das CEM Wiirenlingen nur ca. 20% seines CO, an 17 Lauf-
wasserkraftwerke im Umkreis von 10 km abgeben. Die restlichen 80% sind ungenutztes CO,-
Potential, das nur durch die Erschliessung bzw. den Zubau von weiteren (Netzentgelt befrei-
ten) Stromquellen genutzt werden konnte. Bei den meisten KVA und CEM ergibt sich sogar,
dass diese fast gar kein CO, abgeben konnen. Aus diesem Grund wiére eine weitere Option,
dass bei einer Limitierung durch den verfiigbaren Strom bei einem WKW zusitzliche Antei-
le von Uberschussstrom aus dem Netz bezogen wiirden, was jedoch wiederum mit der Be-
zahlung eines Netzentgelts verbunden wire. Dadurch wiirde die Zahlung von Netzentgelten
partiell vermieden und eine Mischkalkulation wiirde den effektiven Strompreis ermitteln.

Abb. 4.33 zeigt die raumliche Ungleichverteilung von grossen CO,-Quellen und grossen WKW
anhand eines 2 x 2 km Rasters, in dem jeweils analog dem vorherigen Abschnitt, die Summe
des verfligbaren CO, und des verfiigbaren WKW-Stroms (ausgedriickt in tco,) innerhalb eines
Radius von 10 km bestimmt werden. Das effektive Produktionspotential fiir SNG pro Raster-
punkt ist dabei das Minimum aus dem verfiigbaren WKW-Strom und dem verfiigbaren CO,
(sieche Abb. 4.33 unten links). Das nicht nutzbare Potential ist in Abb. 4.33 unten rechts zu
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Abbildung 4.32. — Prozentuale Ausnutzung der verfiigharen CO,-Mengen von CEM (oben) und KVA (un-
ten) fiir die SNG-Produktion mit dem Nettoiiberschussstrom von WKW im Umkreis von 10 km. Balkenbreite
gemiiss absolutem CO,-Potential. Anzahl WKW pro Typ (“L” oder “S”) als Zahl in den Balken/Fliichen.
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finden. Gemdiss dieser Analyse haben nur die Gebiete “Basel”, “Unterlauf Aare”, “Genf” und
“Sion” sowohl grosse CO,-Quellen als auch grosse WKW innerhalb von 10 km.

Werden statt Rasterpunkten die effektiven Standorte der CO,-Quellen und WKW sowie deren
Anschlussmoglichkeiten innerhalb eines Radius von 10 km angeschaut, ergibt sich eine Aus-
nutzung der Strom bzw. CO,-Potentiale geméass Abb. 4.34. In dieser Darstellung fallt vor allem
auf, dass viele CO,-Quellen nordlich von Lausanne (insbesondere die KVA TRIDEL Lausanne)
kein WKW innerhalb von 10 km erreichen kénnen und somit ihr CO,-Potential nicht genutzt
werden kann. Der gegenteilige Fall zeigt sich bei den Laufwasserkraftwerken im Oberlauf der
Linth und der Sernf im Kanton GL, die keine CO,-Quelle innerhalb von 10 km haben. Weiter
zeigt sich, dass nur im Unterlauf der grossen Mittellandfliisse (Rhein, Aare, etc.) sowohl grosse
(Lauf-) WKW als auch grosse CO,-Quellen (CEM und KVA) nahe beieinander stehen und somit
ein grosses Potential fiir die SNG-Produktion abrufbar ist. Beispielsweise konnte auf dem Areal
des Laufwasserkraftwerks Birsfelden (BL) eine Power-to-SNG-Anlage mit einer Leistung von
63.6 MW betrieben werden, die das CO, der KVA IWB Basel beziehen wiirde (siehe Abb. 4.35,
oben links). Dabei werden nur CO,-Quellen erschlossen, die mindestens CO, im Aquivalent
von 1 MW liefern konnen. Gleich zehn Power-to-SNG-Anlage mit einer Leistung von mindes-
tens 1 MW, konnten im Umkreis von 10 km um das CEM Wiirenlingen erstellt werden (siehe
Abb. 4.35, oben rechts). Die grossten Anlagen wiaren dabei auf dem Areal der Laufwasserkraft-
werke “Wildegg-Brugg” (33 MW,)), “Klingnau” (26 MW,) und “Wettingen” (15 MW,). Weitere
potentielle Standorte in der Schweiz, an denen Power-to-SNG-Anlagen gemaéss den genannten
Kriterien erstellt werden konnten, sind in Abb. 4.35 (unten) ersichtlich.

Zusammenfassend hat dieses Szenario die folgenden Vorteile:

¢ Die Vermeidung des Netzentgelts auf dem Kraftwerksareal reduziert die Gestehungskos-
ten von PtG-Produkten deutlich.

¢ Das entfallende Netzentgelt macht dieses Szenario insbesondere fiir Power-to-H, attrak-
tiv, bei welchem kein CO, fiir die Synthese benétigt wird.

¢ Keine Limitierung beziiglich der Stromanschlussleistung, die mindestens der Leistung
des Kraftwerks entspricht.

¢ Option mit teilweiser Netzentgeltvermeidung durch zuséitzliches Einbringen von Strom
aus dem Netz bei Strom-Limitierung.

und die folgenden Nachteile:

¢ CO, muss iiber Distanzen bis zu maximal 10 km transportiert werden, was zusitzliche
Kosten verursacht

¢ Kleine Anlagen oft ohne gute Anschlussmoglichkeit an das (lokale) Erdgasnetz

¢ Eventuell Konkurrenz/Interessenkonflikt mit Stromproduktion

128



4.6. Synthese
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Abbildung 4.33. — Potentiale ausgedriickt in (1000tco,) filr a) Stromproduktion der Wasserkraftwerke
(WKW), b) total verfiighares CO, von CEM, KVA und ARA, c) effektiv nutzbares CO,, das heisst Minimum
aus CO,- und Strompotential, d) nicht genutztes CO,- oder Strompotential (Grundlagen: BFS, ThemaKart,
2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)

4.6. Synthese

Im Kap. 4.2 wurde aufbauend auf Kap. 3.5 der zukiinftige Energiebedarf in der Mobilitat ab-
geschétzt und anschliessend im Kap. 4.3 synthetische Elektrizitdtsprofile auf Basis von rea-
len Elektrizitatsprofilen generiert. Von den realen Elektrizitatsprofilen wurde die monatliche
Kernkraftleistung subtrahiert und ein synthetisches PV-Produktionsprofil addiert. Auf die-
ser Basis wurde der theoretische Uberschussstrom fiir jede Stunde eines Jahres bestimmt. Im
Kap. 4.5 wurde schliesslich daraus, zusammen mit der Verfiigbarkeit und geographischen Ver-
teilung von den CO,- und Strom-Quellen (Wasserkraftwerke) sowie unter Berticksichtigung
der erwdhnten regulatorischen Randbedingungen (Netzentgelte), das Potential fiir PtG an aus-
gewdhlten Standorten bestimmt. Dabei konnten die folgenden zentralen Aussagen und Kenn-
zahlen hervorgebracht werden:
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(a) Ausnutzung CO,-Quellen zur SNG-Produktion. Blaue Fliche: “Einzugsgebiet” aller WKW
mit Radius 10 km; Rote Punkte [0%]: Mehr CO, vorhanden als Strom; Griine Punkte [100%]:
siamtliches CO, kann in SNG umgesetzt werden; Schwarze Punkte: CO,-Quelle ohne WKW im

Umkreis von 10 km.

A Laufwasser
W Speicher
CO2 (R = 10 km)

©Empa, 2018
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Kilometer
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(b) Ausnutzung WKW-Produktion (durchschnittliche Leistung) zur SNG-Produktion. Blaue

Fliiche: “Einzugsgebiet” aller CO,-Quellen mit Radius 10 km; Rote Punkte [0%]: Mehr WKW

Strom vorhanden als CO,; Griine Punkte [100%]: simtlicher WKW Strom kann in SNG um-
gesetzt werden; Schwarze Punkte: WKW ohne CO,-Quelle im Umbkreis von 10 km.

Abbildung 4.34. — Geographische Verteilung der Ausnutzung von: (a) CO,-Quellen (b) Wasserkraftwerken
(Grundlage: BFS, ThemaKart, 2017, reproduziert mit Bewilligung von swisstopo JA160150)
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Abbildung 4.35. — Transportierte CO,-Mengen grdsser 1 MW, von CO,-Quellen zu WKW fiir PtG-An-
lagen am Standort der WKW fiir (c) die gesamten Schweiz mit Vergrosserungen (a) Raum Basel (b) CEM
Wiirenlingen. (Grundlagen: swisstopo, reproduziert mit Bewilligung JA160150)

¢ Der Energiebedarf der zukiinftigen 0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge entspricht, unter einer Wir-
kungsgradsteigerung der PtG-Anlagen auf etwa 51%, jahrlich 13 TWhg bzw. 6.7 TWh gne.

* Der grosste Energiebedarf der Mobilitdt findet in den Ballungszentren (vor allem im Mit-
telland) statt.

¢ Das Potential einer saisonalen Speicherung von Erdgas ist in der Schweiz zu klein. Ver-
héltnismaéssig grosse Erdgasspeicher gibt es im nahen Ausland (z.B. Deutschland), deren
Nutzung durch die Schweiz jedoch ungewiss ist.
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¢ Das totale Potential fiir die Photovoltaik (PV), nur auf Dachflachen (sonnendach.ch), be-
trdgt in der Schweiz 50 TWhg pro Jahr. Dies ergibt sich bei einer 100%-igen Ausnutzung
von “geeigneten” Dachfldchen, die wiederum 65% aller Dachfldchen in der Schweiz aus-
machen.

¢ Eine Auswertung von historischen Elektrizitatsprofilen ergibt nach Abzug der Kernkraft,
aber mit einem (angenommenen) Ausbau der Photovoltaik von 50% der “geeigneten”
Dachflachen einen Nettoiiberschussstrom, das heisst Tagesbruttoiiberschussstrom mi-
nus Ausgleich des Nachtdefizits, total 10.8 TWh,; in 4650 Uberschussstunden (Sommer:
10.4 TWhg; in 4050 Stunden; Winter: 0.4 TWhg in 600 Stunden).

¢ Die 6 Zementwerke (CEM) und 30 KVA der Schweiz machen 98% der fiir PtG nutzba-
ren CO,-Emissionen aus. ARA decken nur gerade 2% der CO,-Emissionen ab, aber iiber
88% der Schweizer Fliche (ohne Seen), wenn ein maximaler Zugangsradius von 10 km
angenommen wird.

¢ Total werden pro Jahr 7.1 Mio. tco,emittiert. Bei einer 100% Abtrennung iiber 8760 Stun-
den ergibt das ein Potential von 38.4 TWh g\ bei 9.4 GW,.

* Bei einer realistischen CO,-Abtrennung von 75% tiiber 4650 Stunden ergeben sich
15.4 TWhgyc bei 7.1 GW. Befindet sich die PtG-Anlage auf dem Areal der CO,-Quelle
muss fiir den Strom ein Netzentgelt (ca. 4.5 Rp/kWhg)) bezahlt werden.

¢ Werden PtG-Anlagen an den fiinf Standorten mit dem grossten CO,-Potential errich-
tet, ergeben sich total 8.9 TWhgyc bei 3.5 GW. Fiir den Strom muss in diesem Fall ein
Netzentgelt (ca. 4.5 Rp/kWhg)) bezahlt werden.

¢ Bei allen Standorten mit einem grossen CO,-Potential (z.B. CEM/KVA Standorte) besteht
die Moglichkeit fiir einen Anschluss ans Schweizer Erdgasnetz.

¢ Wird CO, zu den Strom-Quellen (Wasserkraftwerke/WKW) transportiert, entfallt das
Netzentgelt. Durch die Limitierung des verfiigbaren Stroms bzw. der Leistung beim
WKW oder des verfiigbaren CO, bei einer maximalen Transportdistanz von 10 km ergibt
sich in der Summe ein Potential von 1.8 TWh g\ bei 1.0 GW.

¢ Fiir eine reine Wasserstoffproduktion (Elektrolyse) und einen anschliessenden Transport
in speziellen Trailer-LKW zum Verbraucher, bietet sich als Standort fiir Power-to-H,-An-
lagen, wegen der Vermeidung des Netzentgelts, nur die Option an einer Strom-Quelle
(WKW) an. Mit einem Nettotiberschussstrom von 10.8 TWh,; bei 50%-Ausbau der PV
und 4650 Uberschussstunden und einem Wirkungsgrad von 60% ergibt das 6.5 TWhy,
bei durchschnittlich 2.35 GWy (10.8 TWh,; wéhrend 4650 h).

Diese berechneten Potentiale werden nun in diesem Kapitel in Abb. 4.36 bis Abb. 4.39 fiir das
Beispielsjahr 2014 zusammenfassend dargestellt und in einem weiterfithrenden Kontext von
PtG in der Schweiz diskutiert. Die Abb. 4.36 und Abb. 4.37 visualisieren die Nutzungspotentia-
le fiir Standorte der PtG-Anlagen an einem Wasserkraftwerk (ohne Netzentgelt) entsprechend
der in Abschnitt 4.5.3 durchgefiihrten Berechnungen. Die Abb. 4.38 und Abb. 4.39 visualisieren
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die Nutzungspotentiale fiir Standorte der PtG-Anlagen an den CO,-Quellen (mit Netzentgelt)
entsprechend der in Kap. 4.5.2 durchgefiihrten Berechnungen. Im Gegensatz zum Abschnitt
4.5,in dem mit dem kumulierten PV-Uberschuss eines (fiktiven) durchschnittlichen Jahres ge-
rechnet wurde, werden in diesem Kapitel zur Betrachtung der effektiven Uberschussstunden
das in Kap. 4.3.2 ermittelte Elektrizitdtsprofil mit PV-Produktion von 2014 herangezogen.

Zum besseren Verstiandnis der Aussagen in diesem Kapitel wird zundchst erklirt, wie die
Abb. 4.36 bis Abb. 4.39 zu interpretieren sind.

Die Abb. 4.36 bis Abb. 4.39 bestehen aus einer oberen und unteren Grafik, wobei die obere
Grafik die Situation ohne zusétzliche Tagesspeicher reprasentiert und die untere Grafik einen
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Abbildung 4.36. — Standortszenario 3 (Abschnitt 4.5.3): Zeigt fiir den Sommer 2014 das Verhiltnis
der Energiepotentiale und Leistungen im Fall, dass zur Vermeidung des Netzentgeltes die PtG-Anlagen auf
den WKW Arealen gebaut werden. Die romischen Zahlen beschreiben die eingezeichneten Flichen, welch
proportional zu den Energiemengen sind. Die Flichen sind abhingig von der effektiven Jahresstundenzahl
und den angenommenen Leistungen (siehe Tab. 4.11). Das Symbol C bedeutet ”... Teilmenge von ...”
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CH Prod. reales Jahr im Verhaltnis zur PV Produktion im Winter 2014
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Abbildung 4.37. — Standortszenario 3 (Abschnitt 4.5.3): Zeigt fiir den Winter 2014 das Verhiiltnis der
Energiepotentiale und Leistungen im Fall, dass zur Vermeidung des Netzentgeltes die PtG-Anlagen auf
den WKW Arealen gebaut werden. Die romischen Zahlen beschreiben die eingezeichneten Flichen, welch
proportional zu den Energiemengen sind. Die Flichen sind abhingig von der effektiven Jahresstundenzahl
und den angenommenen Leistungen (siehe Tab. 4.11). Das Symbol C bedeutet ”... Teilmenge von ...”

Tag/Nacht-Ausgleich der Energie {iber 24 h beriicksichtigt (sieche Abschnitt 4.3). Die Abb. 4.36
bis Abb. 4.39 unterscheiden zwischen Sommer- und Winterhalbjahr. Die Grafiken zeigen aus-
serdem absteigend geordneten Dauerlinien der Stromproduktion (obere Grafik) bzw. der Net-
totiberschussmengen (untere Grafik) (siehe Kap. 4.3) sowie Fldchen, welche die bei einer ge-
wissen Durschnittsleistung dquivalente Menge an produzierter Energie illustrieren sollen. Die
entsprechende Durchschnittsleistung ist an der Oberkante der jeweiligen Fldche abzulesen und
wird als Dauerleistung angenommen. Die Flachen unterhalb der Dauerlinien fiir PV-Strom re-
présentieren entsprechend die Produktions- (Grafik oben) bzw. Nettoiiberschussenergie (Gra-

fik unten).
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Griine Dauerlinie Die griine Dauerlinie stellt die absteigend geordnete Dauerlinie der Elek-
trizitditsproduktion der Schweiz von 2014 nach Abzug der monatlich durchschnittli-
chen Kernkraftmengen dar. Diese reprasentiert die Produktionsleistungen im jeweiligen
Halbjahr, welche als Jahresprofil in der Abb. 4.11 dargestellt sind. Die jeweilige stiindli-
che Leistung kann in GW, abgelesen werden. Da diese Produktionsmengen anndhernd
denen der Wasserkraftwerke entsprechen, dient diese Kurve zum Vergleich zwischen
Wasserkraft- und PV-Produktionspotentialen. Dabei ist die griine Dauerlinie in der obe-
ren sowie in der unteren Grafik jeweils dieselbe Linie.

Blaue Dauerlinie (obere Grafik) Die blaue Dauerlinie unterscheidet sich zwischen oberer
und unterer Grafik. In der oberen Grafik reprédsentiert die blaue Dauerlinie die abstei-
gend geordneten PV Leistungen, welche zum Erstellen des synthetischen Energieprofils
der Schweiz herangezogen wurden (siehe Abb. 4.16). Sie ist 4quivalent zu der Linie in der
obersten Grafik der Abb. 4.21 zeigt jedoch anstatt des gesamten Jahres nur das jeweilige
Halbjahr.

Blaue Dauerlinie (untere Grafik) Die blaue Dauerlinie in der unteren Grafik zeigt die abstei-
gend geordnete Dauerlinie der Nettoiiberschiisse durch die Addition der Photovoltaik-
leistungen nach Abzug des Tag-/Nachtausgleichs tiber 24 Stunden.

Flache | Die hellrote Fldche I zeigt das theoretische Produktions-Leistungsdquivalent der ma-
ximalen Leistung aller Wasserkraftwerke in der Schweiz. Dabei markiert die Oberkante
der Flache die Leistung von knapp 12 GW, und die darunter liegende Flache I repra-
sentiert das theoretische energetische Produktionspotential einer Dauerleistung iiber den
gesamten Zeitraum. Dies wiirde bedeuten, dass alle Kraftwerke dauerhaft ihre Spitzen-
last leisten miissten.

Flache Il Die rote Fliche II entspricht der Flache I unter der Randbedingung, dass nur dieje-
nigen Kraftwerke berticksichtigt werden, die eine CO,-Quelle im Umkreis von 10 km zur
Verfiigung haben.

Flache lll Die violette Flache III markiert die theoretische mittlere Leistung aller Wasserkraft-
werke, wenn man die totale Sommerproduktionsmenge nach WASTA (Wasserkraftsta-
tistik) des BFE auf eine Durchschnittsleistung tiber das Halbjahr umrechnet. So erkennt
man, dass die gesamte installierte Leistung (Oberkante Fldche I) hochstens theoretisch im
Peak erreicht werden konnte. Das reale Wasserkraftpotential entspricht daher eher der
violetten Flache III. Es ist zu beriicksichtigen, dass Speicherkraftwerke ein sehr dynami-
sches Produktionsprofil aufweisen. Die Umrechnung auf eine Dauerleistung hilft dabei
die Grossenordnungen von Leistungs- und Energiepotentialen optisch darzustellen.

Flache IV + V Die Flachen IV und V entsprechen zusammengenommen einem ausgewdhlten
Teil der Flache III. Wie spiter beschrieben wird entspricht dieser Teil dem theoretisch
verfligbaren Potential bei Kombination aller Randbedingungen und der Zuordnung von
CO,-Potentialen und PtX-Standorten entsprechend der Standortanalysen im Abschnitt
4.5.
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Flache IV Die Flache IV entspricht dem theoretisch nutzbaren Teil der Flache IV+V unter der
Randbedingung, dass das Wasserkraftpotential nur ausgeschopft wird, wenn Nettotiber-
schussmengen aufgrund von neuen erneuerbaren Energien (in diesem Fall Photovoltaik)
vorhanden sind.

Flache V Die orange Fliche V entspricht dem nicht nutzbaren Teil der Fliache IV+V da fiir
diese Leistung der Wasserkraftwerke keine ausreichende PV-Produktion zur Verfiigung
steht, so dass diese substituiert werden konnte.

Flache VI Die graduell eingefarbte Flache VI unter der blauen Dauerlinie illustriert das In-
tegral unter der Dauerlinie und stellt somit die Photovoltaikproduktionsmengen (obere
Grafik) bzw. die Nettotiberschussmengen nach Tag-/Nachtausgleich (untere Grafik) dar.
Die graduelle Farbgebung der Flache VI variiert vertikal in Abhédngigkeit der Leistung
in GW,,. Die Farbe reprasentiert den jeweiligen Wert des Integrals (die Energiemenge)
der Flache, welche durch die Dauerlinie und die imaginére horizontale Linie der jeweili-
gen Leistung begrenzt wird. Die Werte des Integrals sind jeweils auf der Farbskala rechts
neben der Grafik abzulesen.

Flachen I, I, lll und V Es ist zu berticksichtigen, dass die Fldachen I, II, IIIl und V horizontal
durchgéngige Flachen darstellen, auch wenn diese von Fldchen IV und VI iiberdeckt wer-
den.

Im Folgenden werden die Ergebnisse der beiden Kap. 4.5.2 und Kap. 4.5.3 vereinfacht um-
schrieben, indem sie durch die Bezeichnung “Standorte mit Netzentgelt” respektive “Stand-
orte zur Vermeidung von Netzentgelt” benannt werden. Die Abb. 4.36 und Abb. 4.37 illustrie-
ren das Potential, wenn zur Vermeidung von Netzentgelt die PtG-Anlagen am Standort eines
Wasserkraftwerks installiert werden. Das nutzbare Potential an solchen Standorten ist relativ
gering, da sowohl die Leistung des Wasserkraftwerks, als auch der tigliche CO,-Ausstoss der
in 10 km Umgebung liegenden CO,-Quellen limitierend sein kénnen. Nach Kap. 4.5.3 ist fiir
Standorte zur Vermeidung von Netzentgelt eine PtG-Gesamtleistung von etwa 1 GW¢; (obere
Kante der Flache IV+V in Abb. 4.36) fiir die Produktion von SNG verfiigbar. In diesem Szenario
konnen von den etwa 10.4 TWh, sommerlichem PV Uberschuss (nach erfolgtem Tag/Nacht-

Tabelle 4.11. — Erliuterung der nummerierten Flichen in Abb. 4.36 bis Abb. 4.39.

I: Schweizer WKW
Gesamtleistung

II: WKW mit CO, Quelle in
10 km Radius

III: Aquivalente Leistung
zur Produktion nach BFE
WASTA 2014

IV: Nutzbares kombiniertes
Potential WKW mit CO,
Quelle (eines der beiden
begrenzt) & PV-Strom

V: Ungenutztes
kombiniertes Potential
WKW mit CO,-Quelle (eines
der beiden begrenzt)
aufgrund fehlender PV
Uberschiisse

VI: Integral unter der Kurve
PV-Nettotiberschiisse
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Ausgleich) maximal ungefahr 3.9 TWhg (siehe Flache IV in Abb. 4.36 unten) von den installier-
baren PtG-Anlagen umgesetzt werden. Durch die Speicherung der Energie tiber 24 Stunden
kann die Spitzenlast der PV besser iiber den Tag verteilt werden und die Anzahl an moglichen
Betriebsstunden fiir PtG von den ca. 2300 Stunden auf etwa 3900 Stunden erweitert werden. So
schrumpft der nicht nutzbare Anteil (Flache V) auf lediglich 0.454 TWh,, fiir das Sommerhalb-
jahr 2014.

Im Vergleich dazu ist die Nutzung von PV-Strom direkt ohne eine Speicherung nur ca. 2300
Stunden moglich (siehe Fliache IV Abb. 4.36 oben). In Kombination mit der maximalen PtG-
Gesamtleistung von 1GW,, ergibt dies 2.322 TWh,; (siehe Flache IV in Abb. 4.36) abschopf-
bare Elektrizitdt. Die Flache V (orange schwarz schraffierte Fliche) wiederum beschreibt den
durch fehlenden PV Uberschuss nicht nutzbaren Anteil, der in Abb. 4.36 (oben) 2.043 TWhy,
betrdgt. Somit konnen in diesem Fall mit der verfiigbaren PtG-Gesamtleistung von 1 GW¢ nur
2.322TWhg von den im Sommerhalbjahr theoretisch produzierbaren 4.365 TWh,, (Flachen VI
+ V) genutzt werden. Dies ergibt sich aufgrund der geringeren Anzahl an moglichen Betriebs-
stunden, die durch die zeitliche Begrenzung des verfiigbaren PV-Uberschussstroms geringer
sind, als mit Tag/Nacht-Ausgleich. Zudem ist die restliche produzierte Energie der Flache
VI im ersten Fall mit knapp 12.939 TWhg zu beziffern. Im Fall ohne Speicherung und an
Standorten zur Vermeidung von Netzentgelten wére dies ein dquivalentes Potential zur SNG
Produktion von rund 1.1 TWh g (siehe weiss schraffierte Flache in Abb. 4.36 oben). Im Fall
mit Tag/Nacht-Ausgleich und Speicherung iiber 24 Stunden erweitert sich das Potential auf
1.8 TWh g (siehe weiss schraffierte Flache in Abb. 4.36 unten). Dennoch ist das kombinierte
Potential aus Stromquelle und CO,-Quelle limitierend, weshalb keine hohere PtG-Gesamtleis-
tung als 1 GW¢| genutzt werden kann. Eine bessere Ausnutzung bei gegebener Leistung ergibt
sich folglich, wenn durch den Tag/Nacht-Ausgleich (Speicherung) in Abb. 4.36 (unten) einer-
seits die Anzahl der verfiigbaren (Volllast-) Uberschussstunden erhoht und anderseits deren
Spitzen (Extremwerte, die nur an ganz wenigen Stunden im Jahr erreicht werden) auf mehrere
Stunden verteilt werden. Die Moglichkeiten der SNG-Produktion im Winter sind zu vernach-
lassigen und sind etwa 10 mal kleiner als im Sommer (siehe Abb. 4.37 unten).

Abb. 4.38 und Abb. 4.39 illustrieren das Potential, wenn die PtG-Anlagen an den fiinf Stand-
orten mit dem grossten CO,-Potential installiert werden (siehe Abb. 4.30). Die installierte totale
Leistung belduft sich danach auf 3.5 GW. In diesem Fall ist die Entrichtung eines Netzentgelt
von ca. 4.5 Rp/kWh, fillig. Das nutzbare Potential ist fiir den Fall “ohne Tag/Nacht Aus-
gleich” total 11.8 TWhg (Sommer 7.1 TWh,; und Winter 4.7 TWh,) schon beinahe gentigend
gross, um die 13 TWh,, der zukiinftigen Mobilitdt mit 0.9 Mio. PtG-Fahrzeugen zu decken. An-
ders sieht die Situation “mit Tag/Nacht Ausgleich” (Tagesspeicher) aus, wo im Sommer zwar
mit 9.7 TWh, mehr Nettotiberschussstrom genutzt werden kann, jedoch im Winter durch den
Tag/Nacht Ausgleich von 8 TWh, (Differenz Flache VI oben-unten in Abb. 4.39) nur 0.7 TWh,;
genutzt werden kénnen. Dieser Wert im Winter konnte beispielsweise durch eine grosser Aus-
nutzung der “geeigneten” Dachfldchen (z.B. 75%) vergrossert werden (z.B. 3 TWh, bei Ausbau
auf 75% der geeigneten PV-Dachflidche).
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CH Prod. reales Jahr im Verhaltnis zur PV Produktion im Sommer 2014
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Abbildung 4.38. — Standortszenario 2 (Abschnitt 4.5.2): Zeigt fiir den Sommer 2014 das Verhiltnis der
Energiepotentiale und Leistungen im Fall, dass Netzentgelte zu zahlen sind und PtG-Anlagen direkt bei den
ertragreichsten 5 Standorten gebaut werden. Die romischen Zahlen beschreiben die eingezeichneten Flichen,
welch proportional zu den Energiemengen sind. Die Flichen sind abhingig von der effektiven Jahresstun-
denzahl und den angenommenen Leistungen (siehe Tab. 4.11). Das Symbol C bedeutet ”... Teilmenge von

”
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CH Prod. reales Jahr im Verhaltnis zur PV Produktion im Winter 2014
Ohne Tag/Nacht Ausgleich direkte Nutzung pro h
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Abbildung 4.39. — Standortszenario 2 (Abschnitt 4.5.2): Zeigt fiir den Winter 2014 das Verhiltnis
der Energiepotentiale und Leistungen im Fall, dass Netzentgelte zu zahlen sind und PtG-Anlagen direkt
bei den CO,-Quellen gebaut werden. Die romischen Zahlen beschreiben die eingezeichneten Flichen, welch
proportional zu den Energiemengen sind. Die Flichen sind abhingig von der effektiven Jahresstundenzahl
und den angenommenen Leistungen (siehe Tab. 4.11). Das Symbol C bedeutet ”... Teilmenge von ...”
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5. Wirtschaftlichkeit

Zur Bestimmung der wirtschaftlich relevanten Ausbaugrossen von PtG-Anlagen und deren
Kosten, werden in diesem Kapitel Abschdtzungen zu Gestehungskosten und Verkaufspreisen
von SNG unter Variation verschiedener Annahmen gemacht. Um den Umfang der Modellie-
rung in Grenzen zu halten, wird in erster Linie eine Power-to-SNG-Anlage modelliert. Da Was-
serstoff ein Zwischenprodukt der Power-to-SNG-Anlage ist, wire es moglich, das verwendete
Modell auch fiir die Abschédtzung der Kosten der Produktion von Wasserstoff heranzuziehen.
Dies wurde aus Griinden des Umfangs der Arbeiten hier nicht berticksichtigt. Kostenabschat-
zungen zu fliissigen Kohlenwasserstoffen (Power-to-Liquids) liegen ausserhalb des Rahmens
dieser Studie, jedoch kénnen die Berechnungen zu SNG-Kosten einen Anhaltspunkt liefern.

Das Kap. 4.4 zeigt, dass sich — unter den berticksichtigten CO,-Quellen — nur wenige CO,-Quel-
len mit dquivalenter Grossenordnung befinden, deren CO,-Potential mit der Errichtung von
PtG-Anlagen mit einer Elektrolyseleistung zwischen 15 MW¢ und 50 MW, ausgereizt werden.
Insbesondere sind PtG-Anlagen mit einer Elektrolyseleistung kleiner 15 MW, eher fiir ARA
Standorte relevant. Anlagengrossen zwischen 50 MW, und 300 MW sind im CO,-Bedarf in
der Grossenordnung des Ausstosses einer KVA; PtG-Anlagen grosser als 200 MW, konnen an
Zementwerken relevante CO,-Mengen erwarten. In den Abschdtzungen zur Wirtschaftlichkeit
in diesem Kapitel werden deshalb Anlagengrossen von 1, 2, 5, 50, 100 und 500 MW, Elektroly-
seleistung miteinander verglichen. Ausserdem zeigt die Untersuchung der Grossenordnungen
von 1 MW bis 500 MW, den Einfluss der Skalierung der Anlagen und der Standortvorteile auf
die Gestehungskosten.

Grundlage zur Abschidtzung der Wirtschaftlichkeit in dieser Studie ist eine Diskontierungs-
rechnung bzw. Bilanz- und Erfolgsrechnung. Tab. 5.1 zeigt einen beispielhaften Ausschnitt der
ersten sechs Jahre einer solchen Bilanz- und Erfolgsrechnung. Sie basiert auf einer Modellie-
rung der PtG-Anlagen mittels einfacher Energie- und Stoffbilanzen der Hauptkomponenten
der Anlage.

5.1. Modeligrundlagen und Annahmen

Das Modell der PtG-Anlage basiert auf einer vereinfachten Modellierung der Hauptkompo-
nenten Elektrolyse, Wasserstoffzwischenspeicher, Methanisierung und CO,-Abtrennung. Die-
se Anlagenkomponenten werden stofflich und energetisch bilanziert. Dariiber hinaus werden
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5. Wirtschaftlichkeit

Tabelle 5.1. — Beispiel der Bilanz- und Erfolgsrechnung

Bilanz- und Erfolgsrechnung

Teuerung Aufwand 0% (=Differenz zwischen Teuerung Aufwand und Teuerung Ertrag)
EK-Anteil 15%
Steuerfuss 18%
Zins FremdKapital 5%
Gewiin. EK Rendite 5%

Jahr 1* 2 3 4 5 6
Aufwand
Stromkosten 13'726'682 13'726'682 13'726'682 13'726'682 13'726'682 13'726'682
Personal + Div 885'500 885'500 885'500 885'500 885'500 885'500
B+U 2'988'051 2'988'051 2'988'051 2'988'051 2'988'051 2'988'051
Total Aufwand 10'736'892 17'600'233 17'600'233 17'600'233 17'600'233 17'600'233
Ertrag
Gasverkauf 27'976'242 27'976'242 27'976'242 27'976'242 27'976'242 27'976'242
Total Ertrag 13'988'121 27'976'242 27'976'242 27'976'242 27'976'242 27'976'242
EBITDA 3'251'229 10'376'010 10'376'010 10'376'010 10'376'010 10'376'010
Invest 117'237'488 111'775'927 106'314'365 100'852'803 95'391'241 89'929'679
Abschreibung 5'461'562 5'461'562 5'461'562 5'461'562 5'461'562 5'461'562
EBIT -2'210'333 4'914'448 4'914'448 4'914'448 4'914'448 4'914'448
FK Zins 4'982'593 4'750'477 4'518'360 4'286'244 4'054'128 3'822'011
Ergebnis lauf. Jahr -7'192'926 163'971 396'087 628'204 860'320 1'092'436
Steuern** - 29'515 71'296 113'077 154'858 196'639
Jahresergebnis -7'192'926 134'456 324'792 515'127 705'462 895'798
Ergebnisvortrag -7'192'926 -7'058'470 -6'733'678 -6'218'551 -5'513'089
Kum. Ergebnis -7'192'926 -7'058'470 -6'733'678 -6'218'551 -5'513'089 -4'617'291
EK 10'392'697 10'556'668 10'952'755 11'580'959 12'441'279 13'533'716
Ergebnisse
Notiges Eigenkapital 14'385'852 CHF
Effektives Eigenkapital 17'585'623 CHF
Endergebnis 29'110'037 CHF (Ergebnis nach 20 Jahren +Restwert Gebaude etc.)
Durchschn FK Zinskosten 2'777'488 CHF/y
EK-Zins 5%

* 1. Jahr nur 50% Ertrag und Stromkosten, alle andern Kosten voll
** ohne Steuerliche Anrechnung Verluste Vorjahre

Investitions- und Betriebskosten weiterer Komponenten einer Anlage in die Berechnungen ein-
bezogen.

Insgesamt werden folgende Kostenpunkte im Modell berticksichtigt:
¢ Kosten der Elektrolyse

¢ Kosten der Methanisierung

Kosten des Wasserstoffspeichers (inkl. Kompressor)

Kosten der Abtrennung von CO,

Kosten fiir den Gasanschluss an eine regionale Gasleitung 30 - 70 bar
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5.1. Modellgrundlagen und Annahmen

¢ Kosten fiir eine eventuelle CO,-Leitung

¢ Kosten fiir Gebdaude und Nebenbetriebe

¢ Kosten fiir Baurecht, Pacht, Erschliessung, Strassen, etc.
e Kosten fiir Elektrizitét

¢ Betriebs- und Unterhaltskosten

e Personalkosten

Die verwendeten Investitionskosten der Hauptkomponenten basieren auf Erfahrungswerten
der Autoren, auf Literaturangaben und Interviews mit Herstellern. Betriebs- und Unterhalts-
kosten werden, wenn nicht anders angegeben, mit 4% der jeweiligen Investitionskosten der
Hauptkomponenten grob abgeschitzt. Die Anlagenteile werden im Referenzfall tiber 20 Jahre
abgeschrieben. Energiemengen chemischer Energietrager werden, wenn nicht anders beschrie-
ben, auf Basis des unteren Heizwerts (H;) berechnet. Der Stromverbrauch der Elektrolyse und
CO,-Abtrennung, sowie der Kompression von Wasserstoff werden separat bestimmt, da die-
se den Wirkungsgrad des Gesamtprozesses stark beeinflussen konnen. Aus den berechneten
Kosten lassen sich die Gestehungskosten des SNG berechnen. Die jeweiligen Verkaufspreise
des SNG werden, zur besseren Vergleichbarkeit zwischen den verschiedenen Anlagengrossen,
so bestimmt, dass eine vorgegebene Eigenkapitalrendite von 5% nach 20 Jahren erreicht wird.
Das einzusetzende Eigenkapital wird auf 15% der Gesamtinvestitionssumme festgelegt.

Folgende zwei Standort-Szenarien werden im Verlauf dieses Kapitels betrachtet:

¢ Standorte an Wasserkraftwerken (ohne Netzentgelt) fiir die SNG-Produktion
¢ Standorte bei den CO,-Quellen (mit Netzentgelt) fiir die SNG-Produktion

Nachfolgend werden die Annahmen und Randbedingungen der Abschédtzung zur Wirtschaft-
lichkeit erldautert. Diese werden in Tab. 5.2 zusammengefasst.

5.1.1. Betriebsstunden und Stromkosten

Zur Bestimmung der Produktionsmengen der PtG-Anlage werden im Modell 8760 Stunden ei-
nes Jahres abgebildet. Zu jeder Stunde wird ermittelt, welche Leistungen die Elektrolyse und
die Methanisierung fahren. Dartiiber hinaus ist es moglich den Betrieb in Abhédngigkeit von
Elektrizitdtspreisen zu modellieren. Von einer Modellierung auf Basis von Strompreisprofilen
wird in diesem Zusammenhang aufgrund des Umfangs der damit verbundenen Berechnun-
gen abgesehen. Jedoch werden die Betriebsstunden abhéngig von den Strompreisen und PV-
Uberschussmengen so gewihlt, dass die Elektrolyse nur zu den Stunden mit den niedrigsten
Preisen und zu Stunden mit einem PV-Uberschuss betrieben wird. Die Betriebsstunden zur
Berechnung der produzierten Mengen an Wasserstoff werden im Folgenden gemass Kap. 4.3.2
auf 4650 Stunden festgelegt (siehe Tab. 4.5). Ausserdem ist der Betrieb in den Monaten von No-
vember, Dezember, Januar und Februar ausgeschlossen. Davon ausgenommen sind kleine An-
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lagen (1 bis 5 MW) an Abwasserreinigungsanlagen. Diese PtG-Anlagen haben aufgrund ihres
Einsatzzwecks eine durchschnittliche Betriebszeit von 8600 Stunden pro Jahr (siehe Tab. 5.3).
Andernfalls miissten andere herkdémmliche Technologien bereitstehen (zusitzliche CO,-Ab-
trennung oder Blockheizkraftwerke), um den Betrieb der ARA nicht zu behindern. Dartiber
hinaus wird im Referenzfall ein jahresdurchschnittlicher Strombezugspreis von 5 Rp./kWhg,
als fixer Abnahmepreis fiir erneuerbaren Strom gewdhlt. Dies konnte beispielsweise der Fall
sein, wenn der Standort der PtG-Anlage bei einem Wasserkraftwerk ist und ein Vertrag zur
Stromabnahme zu Zeiten von Strompreisen unter einem fixen Betrag vereinbart wird. Auch
konnte der Betreiber des Kraftwerks eine PtG-Anlage aufstellen, um die Energieproduktion
des Wasserkraftwerks zu flexibilisieren.

5.1.2. Elektrolyse

Zur Berechnung eines realistischen Lastprofils der Elektrolyse und Einsatzes eines Wasser-
stoffspeichers, zwischen der Elektrolyse und der Methanisierung, wird auf Basis der stiind-
lichen Maxima der Day Ahead-Preise von Deutschland und Osterreich, Frankreich, Italien und
der Schweiz vom Jahr 2014 entschieden, in welchen Stunden die Elektrolyse mit 100% Last
betrieben wird und in welchen Stunden die Wasserstoffproduktion aussetzt. Dazu wird das
Profil der stiindlichen Maxima aller Méarkte vom kleinsten Wert in 2014 bis zum grossten Wert
sortiert. Geméss Kap. 4.3 wird bestimmt zu welchen dieser Stunden ein PV-Uberschusspo-
tential existiert. Anschliessend wird vom kleinsten Wert jede Stunde gezahlt, zu der ein PV-
Uberschusspotential existiert, bis die Summe aller ausgewéhlten Stunden die gewiinschten Ge-
samtbetriebsstunden erreicht hat. Die ausgewédhlten Stunden werden als Volllaststunden der
Elektrolyse definiert. In diesem Zusammenhang wird ein moglicher Teillastbetrieb der Elek-
trolyse in dieser Studie nicht berticksichtigt. Die Elektrolyse wird ausschliesslich mit 0% oder
100% Last berechnet.

Das so ermittelte Betriebsprofil der Elektrolyse ist in Abb. 5.1 in rot oberhalb der horizontalen
Achse dargestellt. Die Abb. 5.1 zeigt Balken deren Wert fiir jede Stunde des Jahres die Menge
an Wasserstoff, die produziert oder verbraucht wird, angibt. Wasserstoffproduktion ist in rot
als positiver Wert und Wasserstoffverbrauch in gelb als negativer Wert dargestellt. Der Verlauf
der schwarzen Linie ist das Fiillstandsprofil des Wasserstoffspeichers.

Die Investitionskosten der Elektrolyse betragen im Referenzfall (Tab. 5.2) 1200 CHF /kW,; (sie-
he auch Kap. 2.2.11). Herstellerinterviews haben ergeben, dass spezifische Investitionskosten
fiir eine Serienproduktion unter 1000 CHF/kW, geschitzt werden. Entwicklungen, die eine
hohere aktive Flache eines Stacks ermoglichen, sollen in erster Linie fiir die Kostenreduktionen
sorgen. Standardisierungen im Produktionsprozess und Fertigungslinien, die iiber die Einzel-
fertigung hinausgehen, sind weitere Griinde, die genannt werden. Interviews mit Herstellern
in der Schweiz und Deutschland haben ergeben, dass diese abhédngig von der Technologie bei
einem Grossauftrag von 100 MW, und mehr, mit Preisen zwischen 600 und 800 CHF/kW,,
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Abbildung 5.1. — Beispiel der Betriebsstundenprofile der Elektrolyse und der Methanisierung fiir den
Referenzfall 50 MW, an einem Wasserkraftwerk und Betriebsstunden, wenn PV-Nettoiiberschuss nach
Kap. 4.3.4 vorhanden ist.

rechnen. Der elektrische Verbrauch der Elektrolyse wird im Referenzfall mit einem konser-
vativen Wert von 5kWhg,/ 1\Trr13H2 angenommen, was einem Wirkungsgrad von etwa 60%p,
entspricht.

5.1.3. Methanisierung

Die Grosse der Methanisierung wird so gewdhlt, dass ihre maximale Auslastung mindestens
so viel Wasserstoff verbraucht, wie die Elektrolyse bei Volllast produzieren kann. Wahrend der
Entwicklung des Modells hat sich herausgestellt, dass eine zur Elektrolyse-Kapazitit dquiva-
lente Methanisierungskapazitat sinnvoll ist. In Zeitraumen wo ein Dauerbetrieb der Elektroly-
se moglich ist, wird so die Speichermenge des Wasserstoffspeichers effektiv klein gehalten. Eine
deutlich grossere Methanisierung ist verschwendetes Kapital, da meist der Wasserstoff limitie-
rend ist. Eine kleinere Methanisierung steigert die Kapital- und Betriebskosten der Wasserstoff-
zwischenspeicherung. Kleinere Methanisierungen konnten vorgesehen werden, falls auch die
Co-Produktion und der Verkauf von Wasserstoff am Standort vorgesehen ist. Diese Co-Produk-
tion von Methan und Wasserstoff wird jedoch in diesem Modell nicht berticksichtigt, konnte
aber eine gute Moglichkeit zur Senkung der Gestehungskosten sein.

Ein Abschalten und wieder Anfahren der katalytischen Methanisierung bei Zeitabstanden von
mehr als 15 min ist wegen der Auskiihlung und der bendtigten Reaktionstemperatur nicht oh-
ne weitere Massnahmen moglich. Stillstandszeiten bis zu einer Stunde kénnten mit einer Zu-
satzheizung tiberbriickt werden. Dies muss im Einzelfall genauer erortert werden. Auch ein

145



5. Wirtschaftlichkeit

Teillastbetrieb der Methanisierung ermoglicht es in Kombination mit einer Wasserstoffspeiche-
rung, langere Zeitraume ohne Wasserstoffproduktion zu tiberbriicken. Dabei ist zu bertick-
sichtigen, dass der Betrieb eines Reaktors bei sehr geringem Durchsatz (<30% des maximalen
Durchsatzes) nicht moglich ist, da Limitierungen in der Hydrodynamik und beim Wéarme-
transport den stabilen Betrieb der katalytischen Methanisierung beschranken. In solchen Fillen
muss die Methanisierung in einen reaktionsfreien Warmhaltebetrieb tibergehen oder vollstan-
dig heruntergefahren werden. Dies beinhaltet auch alle Massnahmen, die der Schonung des
Katalysators dienen und gewisse Zeit in Anspruch nehmen. Daher wird im Modell mindes-
tens mit einer minimalen Methanisierungsleistung von 30% der Maximalleistung gerechnet.

Es kann deshalb sinnvoll sein, die Gesamtleistung der Methanisierung auf mehrere Reaktoren
aufzuteilen, wodurch eine geringere kumulierte Teillast gefahren werden kann, wenn einzel-
ne Reaktoren ausgeschaltet und durch die Abwédrme der anderen Reaktoren warmgehalten
werden. Im Modell wird eine maximale Grosse eines einzelnen Reaktors, aufgrund der rea-
len geometrischen Dimensionen, auf 25 MW g\ limitiert. Eine Anlage mit 50 MW g\ hat somit
zwingend 2 Reaktoren mit entsprechend skalierten Investitionskosten. Die Berechnung der Be-
triebsstunden der Methanisierungsanlage werden, aufgrund oben genannter Randbedingun-
gen, wie folgt ermittelt. Zur Berechnung der Betriebsstunden der Methanisierung wird eine
dquivalente durchschnittliche Last fiir jede Stunde auf Basis der darauffolgenden 8 Stunden
ermittelt. Die Wasserstoffproduktion der nidchsten 8 Stunden plus der aktuellen Stunde wird
gemittelt und eine diesem Wasserstoffverbrauch dquivalente Leistung wird der Methanisie-
rung zugeordnet (siehe Gl. 5.1).

1 n+8
_— — Wasserstoffproduktion
o (LaStMeth)n+8 _ xgn P * (5 1)

Last = =
( Meth) (Lastyeth)max 9 x Wasserstoffverbrauch,;,

Der Wasserstoffiiberschuss bzw. Wasserstoftbedarf aus der Differenz zwischen Wasserstoffpro-
duktion und -verbrauch wird im Wasserstoffspeicher unter Beriicksichtigung der zu leisten-
den Kompressionsenergie unter Hochdruck eingespeichert bzw. aus diesem entnommen. Be-
rechnete Betriebslasten kleiner als 30% der Maximallast fithren zum Abschalten des Reaktors.
Sollten mehrere Reaktoren zur Verfiigung stehen, so wird ein entsprechender Bruchteil davon
als Abschaltbedingung gewahlt. Die Gesamtinvestition fiir die Methanisierung erhoht sich da-
durch leicht, jedoch hat es den Vorteil, dass — wie oben beschrieben — eine hohere Flexibilitat
des Teillastbetriebs ermoglicht wird.

Die Investitionskosten der Methanisierung werden im Referenzfall entsprechend der Erfah-
rungswerte der Autoren in [80] mit 1’000 CHE/kW gy festgelegt. Zusiatzlich wird ein Skalenef-
fekt mit einem Exponenten von 0.7 bei der Berechnung der Investitionskosten in Abhéngigkeit
der SNG Leistung der Methanisierung berticksichtigt (siehe Gl. 5.2).

K At 0.7
Invest; = [ apazitd ’} x Investg (5.2)

Kapazitit,
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5.1. Modellgrundlagen und Annahmen

Die Umwandlung von Wasserstoff zu Methan folgt der stochiometrischen Reaktionsgleichung
Gl. 5.4, nach der aus 4 mol Wasserstoff und 1 mol CO, stochiometrisch 1 mol Methan und 2 mol
Wasser entstehen. Der Wirkungsgrad von Wasserstoff zu Methan wird mit 78%p, festgelegt
(siehe Gl. 5.3). Der maximal theoretisch mogliche energetische Wirkungsgrad der stoichiome-
trischen Methanisierungsgleichung liegt bei 83.2%p,. Damit entspricht der angenommene Wir-
kungsgrad von 78%p, einer Umwandlung von knapp 94% des Wasserstoffs zu Methan.

ficr, Hi
M — 78% (5.3)
nu, Hin,
CO, +4H, +— CH, + 2H,O (5.4)

5.1.4. Wasserstoffspeicher und Kompressor

Der Betrieb der katalytischen Methanisierung unterliegt einer gewissen thermischen Tragheit.
Um dieser im Vergleich zur Elektrolyse grosseren Tragheit gerecht zu werden, wird zwischen
Elektrolyse und Methanisierung ein Wasserstoffspeicher bilanziert. Der Wasserstoffspeicher
erlaubt den sehr dynamischen Betrieb der Elektrolyse vom Betrieb der Methanisierung so weit
wie moglich zu entkoppeln. Die Anzahl der Anfahr- und Abstellvorgdnge der Methanisierung
konnen zudem reduziert werden, wenn kurzweilige Auszeiten der Elektrolyse geplant sind,
indem der Wasserstoffbedarf iiber den Speicher gedeckt wird. Dies wirkt sich im realen Fall
positiv auf die Ausbeute und den Gesamtwirkungsgrad aus, erhoht aber die Investitionskos-
ten. Ein Wasserstoffspeicher der richtigen Grosse kann Stillstandszeiten der Methanisierung
reduzieren.

Die aktive Speichermenge des Wasserstoffspeichers wird tiber die Differenz der Wasserstoff-
produktion der Elektrolyse und des Wasserstoffverbrauchs der Methanisierung bilanziert. Die
Bilanzierung beginnt bei einem willkiirlichen Startwert. Dadurch kdnnen auch negative Spei-
chermengen zustande kommen. Im Anschluss an die Bilanzierung wird das Speicherprofil so-
weit korrigiert, dass keine negativen Speichermengen auftreten. Abb. 5.1 zeigt den Verlauf des
Fiillstands des Wasserstoffspeichers. Die oben erwdhnte Korrektur der Fiillmenge des Wasser-
stoffspeichers erfolgt durch Verschieben des Profils, so dass das Minimum des Fiillstandspro-
fils eine Sicherheitsreserve von 5% der aktiven Speichermenge nicht unterschreitet. Es wird
von einer minimalen aktiven Gesamtspeicherkapazitdt von mindestens drei Volllaststunden
der Elektrolyse ausgegangen, falls die berechnete aktive Speichermenge kleiner ausfallen soll-
te.

Die Investitionskosten des Wasserstoffspeichers werden mit 1000 CHF /kgy, angenommen [88].
Um das Volumen des Wasserstoffspeichers moglichst gering zu halten, die Kosten der Kom-
pression jedoch nicht zu sehr ansteigen zu lassen, wird ein Speicherdruck von 410bar an-
genommen. Zur Einspeicherung des Wasserstoffs in den Speicher muss ein Kompressor den
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Wasserstoff von 30 bar auf 410 bar komprimieren. Der Energieverbrauch des Kompressors wur-
de mit 0.1903 kWh,;/ Nmf’{z, dies entspricht ca. 2.12kWh, /kgy,, festgelegt, was einer einstufi-
gen Kompression bei 65% isentropen Wirkungsgrad des Kompressors entspricht. Mit dieser
Annahme werden in etwa 6.35% (kWh./kWhpy, 1,) des Heizwerts des komprimierten Was-
serstoffs zusidtzlich benotigt, um den Wasserstoff zu komprimieren. Im verwendeten Modell
bedeutet dies: je hdufiger eine Einspeicherung benotigt wird bzw. je dynamischer der Betrieb
ist, umso ineffizienter wird der Gesamtprozess. Die Investitionskosten des Kompressors wur-
den entsprechend [89] mit 515000 US$ fiir eine Kompressoreinheit mit einem Durchsatz von
33 kgu, /h angenommen und mit einem Exponenten von 0.7 skaliert.

5.1.5. CO, Bereitstellung

In Bezug auf die Bereitstellungskosten fiir CO, werden die Investitionskosten der CO,-Ab-
trennung und die Kosten des Stromverbrauchs berticksichtigt. Die separate Betrachtung des
Energieverbrauchs der CO,-Abtrennung erlaubt es den Einfluss auf den Gesamtwirkungsgrad
der PtG-Anlage zu beriicksichtigen. Die beiden Kostenanteile CAPEX und OPEX der CO,-
Abtrennung konnen in etwa hilftig angenommen werden, wobei die Investitionskosten der
CO,-Abtrennung mit etwas mehr als 20 US$/tco, zu beziffern sind [90]. In dieser Studie wird
davon ausgegangen, dass der Warmebedarf fiir die CO,-Abtrennung vor Ort durch Warme-
integration grosstenteils gedeckt werden kann. Die Investitionskosten der CO,-Abtrennung
und notwendiger Nebenbetriebe inklusive Pufferspeicher werden hier mit 21 CHF/tco, fest-
gelegt. Herstellerinterviews verweisen auf einen Stromverbrauch um 180 kWh, /tco, wéhrend
in der Literatur auch Werte bis 1200 kWh,/tco, publiziert werden [90]. Ein Grossteil dieser
Publikationen untersucht die CO,-Abtrennung in Bezug auf CCS (Carbon Capture & Stora-
ge) am Standort von Kohlekraftwerken, wodurch in der Regel die Opportunitdtskosten des
Kohlekraftwerks in die Rechnung mit einfliessen. In dieser Studie wird ein Strombedarf der
CO,-Abtrennung von 290 kWh; /tco, angenommen. Diese Grossenordnung scheint realistisch,
wenn der Warmebedarf der Waschmittelregeneration aus dem elektrischen Verbrauch heraus-
gerechnet wird. Eine entsprechende Abschitzung dieser Grossenordnung kann nach [90] aus
der Aufschliisselung der Kosten ermittelt werden. Unter Annahme eines Strompreises von
5Rp./kWh entspricht dies 14.5CHF/tco,. Zu diesen Kosten kommen noch Betriebs- und
Unterhaltskosten von 4% der Investitionssumme hinzu. Somit liegen die Kosten fiir die CO,-
Bereitstellung total bei etwa 36.5 CHF/tco, .

5.1.6. Gasleitungen

Der CO,-Transport von der CO,-Quelle zum PtG-Standort von durchschnittlich 6 km wird
durch den Bau einer Gasleitung ermdglicht. Die durchschnittliche Distanz von 6 km zwischen
CO,-Quellen und Wasserkraftwerken wurde in den Auswertungen zu Kap. 4.4.2 ermittelt. Die
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Distanzen zu einem Erdgasanschluss wird dquivalent zu den CO,-Leitungen auf 6 km festge-
legt. Die Kosten der Gasleitung werden identisch zu den Anschlusskosten des Erdgasnetzes
mit etwa 600 CHF/m angenommen. Eine einmalige Investition von etwa CHF 400’000 fiir eine
Kompressorstation fiir den Transport wird ebenfalls berticksichtigt. Diese Angaben beziehen
sich auf grobe Abschédtzungen der Kosten solcher Leitungen aus Interviews mit Vertretern der
Schweizer Gasindustrie. Zusitzlich werden ebenfalls Betriebs- und Unterhaltskosten von 4%
der Investitionskosten angenommen.

5.1.7. Ubrige Kostenpositionen

Die Kosten fiir Gebaude und Nebenbetriebe werden mit spezifischen Kosten von 600 CHF/m?
berechnet. Es wird der Platzbedarf der Elektrolyse mit 18.75m?®/100kW, angenommen.
Fiir die Methanisierung werden 100 m3/400 kW, und fiir die CO,-Abtrennung 20 m3/MW,,
Raumbedarf angenommen. Die Investitionen fiir Gebdude werden auf 40 Jahre abgeschrieben
und Betriebs- und Unterhaltskosten von 1% der Investitionssumme angenommen.

Die Investitionen zu Nebenbetrieben und Umsystemen werden mit 100°000 CHF /MW, ange-
setzt sowie deren Stromaufnahme mit 5% der Stromaufnahme der Elektrolyse angenommen.
Der Amortisationszeitraum ist 20 Jahre und Betrieb- und Unterhaltskosten sind mit 4% der
Investitionssumme festgelegt.

Kosten fiir Baurecht, Pacht, Erschliessung, Strassen und &hnliche Kosten werden mit
500 CHF/m? beriicksichtigt. Diese Kosten werden {iber 40 Jahre in der Erfolgsrechnung ab-
geschrieben. Zur Ermittlung der Flache wird die Kubatur obiger Annahmen mit einer durch-
schnittlichen Gebaudehdhe von 5m in eine Fliche umgerechnet.

Es werden Personalkosten von 115°000 Franken pro dquivalenter Vollzeitstelle angenommen.
Fiir die verschiedenen Anlagengrossen wird davon ausgeganen, das unterschiedlich viel Per-
sonal benotigt wird, da entsprechendes Personal an den jeweiligen Standorten eventuell schon
zur Verfiigung steht. Folgende dquivalente Vollzeitstellen werden als Personalkosten der hier
beriicksichtigten Anlagengrdssen angenommen:

1MW 1 dquivalente Vollzeitstelle
2MWg, 2 dquivalente Vollzeitstellen
5MWg, 3 &dquivalente Vollzeitstellen

50 MW, 7 dquivalente Vollzeitstellen
100 MW, 9 dquivalente Vollzeitstellen
500 MWg, 21 dquivalente Vollzeitstellen
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Tabelle 5.2. — Modellparameter fiir den Referenzfall einer 50 MW, Anlage (ohne Netzentgelt). Rote Werte

konnen je nach Szenario variieren; schwarze Werte werden konstant gehalten.

Parameter Wert Einheit Bemerkung
Allgemein CO2 -Quellen KVA/CEM
Elektrolyse Leistung 50 MW
Mit CO,-Abtrennung Ja
Distanz Gasanschluss 6 km
Distanz CO,-Leitung 6 km
Netzentgelt (Strom) 0 Rp / kWh mit Netzentgelt 4.5 Rp / kWh
Netzentgelt (Gas) 0 Rp / kWh Annahme: Verbraucher bezahlt Netzentgelt1
Betrieb wihrend PV Uberschusspotential True True (Uberschussstunden)/False (Dauerbetrieb)
Gewiinsch. EK-Rendite 5%
Zinskosten 5% pro Jahr
Betriebsstunden 4650 h 4650 h gemass PV-Uberschuss; sonst 8600 h
Amortisation 20 Jahre
B+U 4% pro Jahr
Elektrolyse Spez. Invest Elyse 1200 CHF / kW Optimistische Annahme fiir AEC?
Vol. spezfische Stromverbrauch 5.0 kWhg;/ le3-l
Effizienz (LHV) 60% kWhH2 /kWhy Auf Basis des Heizwerts Hi,Hz
B+U 2% % / Jahr
H, Speicherung Spez. Invest H, Tank 1000 CHEF/ l(gH2 680 US$/ kg [88]°
Wasserstoffverluste 0% %
Energieverbrauch Kompressor 0.190 kWh,,/ Nm?{ In Belsim Vali berechnet nach Peng-Robinson*
Spez. Energieverbrauch 6.4% kWhg;/ kWhHZ Auf Basis des Heizwerts Hi'Hz'
Inhalt (Volumen) 30000 Nm%_[Z
Inhalt (Masse) 2.7 tH2 Eine Raketenfiillung etwa 100 bis 150 t Wasserstoff
Inhalt (Energie) 89850 kWh (Hisz) Auf Basis des Heizwerts Hi/HZ'
Zeitliche Pufferfahigkeit 3 Stunden
B+U 4% % / Jahr
Methanisierung Spez. Invest Meth. 1 Mio. CHF/MW gNG konservative Abschitzung GoBiGas®
Inst. Leistung Methanisierung 25 MW ek
Anzahl Methanisierungsreaktoren 1
Skaleneffekte Methansierung Ja
Wirkungsgrad 78% kWhH2 /kWhgNG Auf Basis des Heizwerts H;
Amortisation 40 Jahre
B+U 4% % / Jahr
CO,-Abtrennung Spez. Invest. CO, Sep. 21 CHF/ tco,
notiges CO,ab Abgasstrom 2367 tco, /a 1kgCO, =0541Nm>  (Quelle®)
Stromaufnahme 290 kWh/tco, eigene Annahme’
B+U 4% % / Jahr
Gebéude Platzbedarf Elyse 188 m3 /MW 1 MW PEM Diamond light in 2 x 20 Zoll Container®
Platzbedarf CO, Abtrennung 1000 md 8000 m® pro 400 MW Elyse war die Annahme
Platzbedarf Methanisierung 250 m3 /MW
Total bebauter Raum 22875 m?
Kosten Raum 600 CHE/ m3
Amortisation 40 Jahre
B+U 1% % / Jahr
Nebenbetriebe® Invest 100°000 CHF/1MWg; der Elektrolyseleistung
Stromaufnahme 5% der Stromaufnahme der Elektrolyse
B+U 4% % / Jahr
Baurecht, Miete,... Kosten 500 CHE/ 'm?2
Platzbedarf 4575 m? mit durchschnittlicher Gebaudehéhe 5 m
Amortisation 40 Jahre
CH,- / CO,-Leitung Kosten 600 CHF/m Angabe Firma 360°
Investition Anschlusspunkt (Haus) 400 kCHF
Personalkosten Aquiv. Vollzeitstellen 7 Eigene Annahme!?
Lohnkosten 885.5 kCHF/4quiv. Vollzeitstelle inkl. 15% zusétzlicher Arbeitgeberanteil
Anteil Stromkosten Versprochener Strompreis WKW Betreiber 5 Rp./kWhg;

1 sonst 0.2 Rp/kWh

2 PEM: bis 3000 CHF/kW,;
3 High Pressure Vessel 940-1100 US$/kg; Low pressure Vessel 450-635 US$/kg (250 bar) [12]

430-410 bar; 0.156 kWh/ Nm3 , wenn es sich um einen zweistufigen Kompressor mit Zwischenkiihlung handelt
5 Ganymeth (PSI): CHF 300°000/400 kW bei vollem H, Betrieb

6 Carbagas

750 MW Anlage: CO,Wische mit 900 kW Dauerleistung bei 117 tCOZ pro Tag (184 kWh/ tCOZ chilled ammonia)

8 PtG-Anlage in Werlte (D) mit 1.2 MW hat geschitzt 75 m? Fliche mal 3 m Hohe
9 Pumpen, Gasreinigung, etc.
10 gemiiss Formel: =AUFRUNDEN(0.9*WURZEL(PEjs,))
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5.1.8. Wichtige Randnotizen

Die Tab. 5.2 fasst die Eingabeparameter des Modells zusammen. Die hier durchgefiihrten Be-
rechnungen sind als reine Preisabschdatzung zu sehen, in der viele der Kostenpositionen von
kleinen Anlagen (meist 1 bis 3MW)) hochskaliert wurden. Es wurden zwar gewisse Annah-
men zur Degression der spezifischen Kosten einzelner Anlagenteile getroffen, jedoch sind diese
recht ungenau, da in den Kostenangaben der Kleinanlagen meist mehrere Komponenten zu-
sammengefasst sind. Annahmen zur Kostendegression dieser Anlagenteile und anderen Fak-
toren kdnnen daher ungenau sein.

Zusétzliche Ertrage, wie zum Beispiel aus Netzdienstleistungen (Bereitstellung von Regellast)
werden in dieser Abschdtzung zur Wirtschaftlichkeit nicht berticksichtigt. Auch kénnte der
Sauerstoff aus der Elektrolyse beispielsweise an ARA Standorten Kosten fiir die Ozonaufbe-
reitung oder Beliiftung der Belebungsbecken einsparen. Wie oben beschrieben wird auch die
Co-Produktion und Vermarktung von Wasserstoff nicht beriicksichtigt. Solche Ertrdge haben
das Potential, den durchschnittlichen Preis des bezogenen Stroms zu reduzieren, insbesondere
wenn der Strommarkt in Zukunft volatiler wird. Beispielsweise konnte ein Wasserkraftwerks-
besitzer durch den Zubau einer PtG-Anlage die Stromproduktion seines Kraftwerks flexibilisie-
ren, um die Ertrdge zu erhohen. Dies erlaubt wiederum Mischkalkulationen, die PtG-Anlagen
unter gewissen Bedingungen rentabel machen kénnten. Fiir einen schnellen Start der Methani-
sierung nach kurzen Stillstandszeiten, im Rahmen von wenigen Stunden, wiirde in der Realitat
eine Zusatzheizung zur Uberbriickung installiert werden. Damit verbundene Verbrauche blei-
ben in der hier gemachten Berechnung unberticksichtigt.

5.2. Standortszenarien

Im folgenden Kapitel wird das oben beschriebene Modell der PtG-Anlage auf Basis von Stand-
ortszenarien untersucht. Anschliessend wird die Sensitivitidt des SNG-Verkaufspreises auf Va-
riation der Investitionskosten der Elektrolyse, der Methanisierung, des Wasserstofftanks, und
des Strombezugspreises in Abhédngigkeit der Szenarien untersucht. Zur besseren Vergleichbar-
keit werden die iibrigen Variablen konstant gehalten. Eine Ubersicht der fixen Eingangsgros-
sen und der betrachteten Variablen wird in Tab. 5.2 prasentiert. In den folgenden Abschnitten
werden nur die von diesen Referenzannahmen in Tab. 5.2 abweichenden Eingangsgrossen der
Berechnungen beschrieben.

Im Folgenden werden hauptsichlich zwei Standortszenarien miteinander verglichen. Im ers-
ten Standortszenario wird die Produktion von SNG am Standort eines Wasserkraftwerks unter
Vermeidung der Zahlung von Netzentgelten (kurz: ohne Netzentgelt) betrachtet. In Tab. 5.3
sind diese als Szenario A und B gekennzeichnet. Im zweiten Standortszenario wird die Pro-
duktion von SNG am Standort der CO,-Quelle (mit Netzentgelt) betrachtet. In Tab. 5.3 sind
diese als Szenario C und D gekennzeichnet.
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Tabelle 5.3. — Standortszenarien fiir die Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen

bei Kraftwerken bei CO,-Quellen
(ohne Netzentgelt) (mit Netzentgelt)
Szenario A Szenario C
- PV-Uberschuss-Betrieb: 4650 h - Dauerbetrieb: 8600 h
- ohne CO, Abtrennung - ohne CO,Abtrennung
(1;%?{:}\14336; ) - mit CO, Leitung (6 km) - ohne CO, Leitung (0 km)
8 - Gasnetzeinspeisung (6 km) - Gasnetzeinspeisung (2km/6km”)
- ohne Netzentgelt (0Rp./kWhg) - mit Netzentgelt (4.5 Rp./kWhy)
Szenario B Szenario D
- PV-Uberschuss-Betrieb: 4650 h - PV-Uberschuss-Betrieb: 4650 h
- mit CO, Abtrennung - mit CO, Abtrennung
50, 100, 500 MW, it CO. Lei Kk hne CO. Lei K
(KVA/Zementwerke) - mit CO, Leitung (6 km) - ohne CO, Leitung (0 km)
- Gasnetzeinspeisung (6 km) - Gasnetzeinspeisung (6 km)
- ohne Netzentgelt (0 Rp./kWhyg) - mit Netzentgelt (4.5 Rp./kWh,)
" bei 5MW,

Innerhalb der Standortszenarien wird noch einmal zwischen Randbedingungen fiir kleine PtG-
Anlagen in Verbindung mit einer ARA als CO,-Quelle und grossen PtG-Anlagen in Verbin-
dung mit KVA und Zementwerken als CO,-Quelle unterschieden. Die hauptsichlichen Unter-
schiede dieser Randbedingungen sind ebenfalls in Tab. 5.3 zusammengefasst. Danach werden
kleine PtG-Anlagen beispielsweise das gesamte Jahr iiber betrieben, da diese die Aufbereitung
des Rohgases aus der ARA iibernehmen.

5.2.1. CH, Produktion Standort Wasserkraftwerk (Szenario A und B)

In den Szenarien A und B wird die Wirtschaftlichkeit von PtG-Anlagen untersucht, welche auf
einem Kraftwerksareal oder in einer dhnlichen Konstellation (z.B. PV-Eigenverbrauchsgemein-
schaften neu auch ZEV — Zusammenschluss zum Eigenverbrauch — genannt) errichtet werden,
wodurch ein Betreiber einer PtG-Anlage diese, ohne die Nutzung des allgemeinen Netzes,
betreiben konnte. An Standorten von ARA sind vor allem PtG-Anlagegrossen im einstelli-
gen MW-Bereich realistisch. Das Rohgasgemisch aus Methan und Kohlendioxid erlaubt, nach
einer ausreichenden Gasreinigung, eine direkte Methanisierung des Rohgases, weshalb eine
CO,-Abtrennung eingespart werden kann. Entsprechende Anlagengréssen unter 5 MW be-
notigen daher keine CO,-Abtrennung, was im Szenario A entsprechend berticksichtigt wird.
Die PtG-Anlagen werden in den Standortszenarien A und B entsprechend der 4650 mehrjah-
rigen durchschnittlichen PV-Nettoiiberschussstunden (siehe Kap. 4, Tab. 4.5) betrieben. ARA
bzw. Biogasanlagen sind daher weiter auf die bisherige Gasaufbereitung zur Verwertung des
Rohgases angewiesen. Wihrend der Zeit im Sommer, in der das Rohgas in der PtG-Anlage
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genutzt wird, wird die heute bereits installierte technische Losung an der ARA ausser Betrieb
genommen und steht weiterhin fiir den Winterbetrieb bereit.

Fiir die Anlagengrossen von 50, 100 und 500 MW, wird eine entsprechend grosse CO,-Abtren-
nung beriicksichtigt. Dies bedeutet geringere Investitions- und Betriebskosten fiir die kleineren
Anlagen in Kombination mit ARA und Biogasanlagen. Alle betrachteten Anlagengrossen be-
notigen in den Szenarien A und B eine 6 km lange CO,-Leitung bzw. Rohgasleitung (fiir ARA
und Biogasanlagen) zwischen dem Standort des Wasserkraftwerks und der CO,-Quelle. Eben-
so wird davon ausgegangen, dass ein Anschluss an das Erdgasnetz mit einer Liange von 6 km
benotigt wird und finanziert werden muss.

5.2.2. CH,-Produktion Standort CO,-Quelle (Szenario C und D)

PtG-Anlagen, welche direkt an der CO,-Quelle realisiert werden, miissen keine CO,-Leitung
ausserhalb des Geldndes finanzieren. Daher werden keine Kosten fiir den Bau einer CO,-Lei-
tung berticksichtigt. Jedoch wird der benétigte Strom tiber das 6ffentliche Netz bezogen, wes-
halb Netzentgelte anfallen. Fiir die Anlagengrdssen von 1 bis 5 MW, wird ausgegangen, dass
diese das gesamte Jahr iiber (ca. 8600 Stunden) betrieben werden, da die Methanisierung, an-
stelle der CO,-Abtrennung oder des BHKWs, die Aufbereitung des Rohgases aus einer ARA
tibernimmt. Kleine PtG-Anlagen konnten gegebenenfalls in das lokale Erdgasnetz einspeisen,
weshalb die Leitungsldngen fiir Anlagengrossen von 1 und 2 MW auf 2 km reduziert wurden.
Fiir die 5 MW, PtG-Anlage wird weiterhin eine durchschnittliche Distanz von 6 km angenom-
men, da vermutlich eine Anschlussleistung und Gasdurchsatz benétigt wird, welcher an einem
Netz eines Regionalgasversorgers eher gegeben ist. Auch in den Szenarien C und D wird von
einer direkten Methanisierung des ARA-Rohgases ausgegangen.

Da eine KVA nach Definition zu etwa 50% erneuerbaren Strom erzeugt und damit ein Strom-
produzent ist, wire ein netzentgeltfreier Bezug von Strom an einer KVA eventuell moglich.
Diese Moglichkeit wurde in dieser Untersuchung jedoch nicht berticksichtigt.

5.3. Ergebnisse

Die aus den vier Standortszenarien resultierenden SNG-Verkaufspreise sind in Abb. 5.2 und
5.3 dargestellt. Die Anteile der einzelnen Kostenpositionen an der Bildung des Verkaufspreises
sind als gestapelte Sdulen dargestellt. Die Abb. 5.2 visualisiert die Kostenanteile in absoluten
Zahlen, wihrend Abb. 5.3 relative Anteile prasentiert.

Wie in den vorangegangenen Kapiteln beschrieben werden folgende fixe Kostenanteile (Inves-
titionskosten) illustriert: Abschreibungen von Elektrolyse, Methanisierung, CO,-Abtrennung,
Wasserstoffspeicher, Gasnetzanschluss, CO,-Leitung, sowie Bau der Gebdude, Nebenbetriebe
und Ausgaben fiir Baurecht / Miete / Pacht fiir das Grundstiick, Erschliessung des Grund-
stiicks, Bau von Strassen, etc., sowie Zinsen fiir Fremdkapital. Des Weiteren werden folgende
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variable Kostenanteile (Betriebskosten) bertiicksichtigt: Betrieb und Unterhalt der Anlagenteile,
Personal und Diverses, Stromkosten aller Anlagenteile, sowie eine Marge, die eine 5% Eigen-
kapitalrendite ermoglicht.

Auf der linken Seite von Abb. 5.2 und 5.3 sind die Referenzszenarien A und B (Standorte oh-
ne Netzentgelt) dargestellt. Auf der rechten Seite die Referenzszenarien C und D (Standorte
mit Netzentgelt). Des Weiteren werden auf beiden Seiten der Abbildungen die sechs Anlage-
grossen unterschieden. Die farbigen Balkenabschnitte bilden zusammen den Anteil der Kapi-
talkosten (CAPEX) am SNG-Gestehungspreis. Die grauen Balkenabschnitte bilden zusammen
den Anteil der Betriebskosten (OPEX) am SNG-Gestehungspreis. Der rétliche Balkenabschnitt
an der Spitze der Balken illustriert die benétigte Marge um die gewiinschte Eigenkapitalrendite
der PtG-Anlage zu erreichen (Aufschlag fiir EK Ertrag). In allen Fallen ist diese mit 5% festge-
legt. Die Reihenfolge der gestapelten Balken entspricht der Reihenfolge, die in der Legende
dargestellt ist. Die Oberkante der Balken in Abb. 5.2 markieren den SNG-Verkaufspreis.
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Abbildung 5.2. - Zusammensetzung des absoluten SNG-Verkaufspreises nach Gestehungskosten (CAPEX
und OPEX gemiiss Tab. 5.2) und EK Ertrag fiir die vier in Tab. 5.3 beschriebenen Szenarien unterteilt
nach Anlagenleistung (in MW,) und Netzentgelt (in Rp./kWhy). Links der Mittellinie die Szenarien oh-
ne Netzentgelt; rechts diejenigen mit Netzentgelt. CAPEX: farbige Balken; OPEX: graue Balken
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Szenario A Szenario B Szenario C Szenario D
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Abbildung 5.3. — Prozentuale Zusammensetzung des SNG-Verkaufspreises nach Gestehungskosten (CA-
PEX und OPEX gemiiss Tab. 5.2) und EK Ertrag fiir die vier in Tnb. 5.3 beschriebenen Szenarien unterteilt
nach Anlagenleistung (in MW,;) und Netzentgelt (in Rp./kWh,;). Links der Mittellinie die Szenarien ohne
Netzentgelt; rechts diejenigen mit Netzentgelt. CAPEX: farbige Balken; OPEX: graue Balken

Die Abb. 5.2 zeigt, dass bei sehr kleinen Anlagen (1 MW¢) ohne Netzentgelt (Szenario A) die
Investitionskosten fiir den Gasanschluss und die CO,-Leitung knapp 50% der Investitionskos-
ten ausmachen. Ein weiterer grosser Kostenfaktor sind die Betriebs- und Unterhaltskosten, da
diese hier meist proportional zu den Investitionskosten berechnet werden. Die Kosten fiir den
Bezug von Strom machen nur etwa 10% der Gesamtkosten aus. Etwas mehr als 65% des SNG-
Verkaufspreises wird, im Fall einer 1 MW, PtG-Anlage, durch die angenommenen Investiti-
onskosten beeinflusst (siehe Abb. 5.3). Mit zunehmender Grosse der Anlage sinkt der Einfluss
der Kapitalkosten relativ zum Verkaufspreis. Die berechneten Grossanlagen haben einen Ka-
pitalkostenanteil von 30% (Szenario B). Die Betriebskosten und insbesondere die Kosten fiir
den Strombezug nehmen an Bedeutung zu. Anlagen im Szenario B mit Leistungen grosser als
50 MW unterscheiden sich nur geringfiigig in den Gestehungskosten, da der Strompreis bis
zu 50% der Gestehungskosten ausmacht und die Kapitalkosten weniger ins Gewicht fallen.

In den Szenarien C und D wird von einem Standort an einer CO,-Quelle ausgegangen, wo-
durch die Kosten einer CO,-Leitung eingespart werden konnen. Wie oben beschrieben (siehe
Kap. 5.2), konnen Kosten fiir eine CO,-Abtrennung eingespart werden, wenn PtG-Anlagen an
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einer ARA oder Biogasanlage stehen. Im Szenario C wird ausserdem bei Anlagen kleiner als
2MWg mit einem Standort nahe an einer Erdgasleitung gerechnet, deshalb werden fiir diese
Anlagen Anschlussleitungen von weniger als 2km angenommen. Mit diesen Annahmen kon-
nen die Kosten von Standortszenarien nach Szenario C auf Verkaufspreise in gleicher Grossen-
ordnung kommen, wie wesentlich grossere Anlagen nach Szenario D. Die Verkaufspreise von
SNG sind in diesen Szenarien im Referenzfall bei knapp tiber 30 Rp./kWhsyc. In beiden Sze-
narien (Szenarien C und D) sind die Stromkosten als grosster Kostenfaktor einzustufen. Diese
machen einen Anteil von bis zu 68% des Verkaufspreises und etwa 70% der Gestehungskosten
aus. Die giinstigsten Verkaufspreise ergeben sich im Szenario B, fiir grosse Anlagen ab 50 MW,
inkl. CO,-Abtrennung aus Abgasen von KVA /CEM, welche kein Netzentgelt entrichten.

In Abb. 54 sind die berechneten Verkaufspreise der modellierten Szenarien unter Varia-
tion des Einkaufspreises von Strom (3-7.5Rp/kWhg) sowie Investitionskosten der Elek-
trolyse (500-2000 CHF/kW), der Methanisierung (500 - 1300 CHF/kWhsyc), und des Was-
serstoffspeichers (500 - 1100 CHF/kgy,) dargestellt. Die berechneten Parameterkombinationen
werden in Abb. 5.5 in parallelen Koordinaten dargestellt. In allen Szenarien variieren die
SNG Verkaufspreise fiir die jeweilige Anlagengrosse sowie Szenario in einem Bereich von
£10Rp./kWh gy um den jeweiligen Referenzpunkt herum (siehe schwarzer Punkt auf der x-
Achse in Abb. 5.4). Die Referenzpunkte der einzelnen Anlagengrossen sind, fiir die jeweiligen
Szenarien, mit einem Einkaufspreis von Strom von 5 Rp/kWh,, Investitionskosten der Elektro-
lyse von 1200 CHF /kW, Investitionskosten der Methanisierung von 1000 CHF /kWh g\g, und
Investitionskosten des Wasserstoffspeichers von 800 CHF/kgy, berechnet. Unter Betrachtung
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Abbildung 5.4. — Verteilung der Verkaufspreise von SNG gemdss Szenarien A, B, C und D un-
ter Variation des Einkaufspreises von Strom (3-7.5 Rp/kWhy), der Investitionskosten der Elektrolyse
(500-2000 CHF/kW,;), der Methanisierung (500-1300 CHF/kWh snc), und des Wasserstoffspeichers (500-
1100 CHF/kg,)-
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Abbildung 5.5. — Darstellung der berechneten Parameterkombinationen zur Berechnung des SNG-Ver-
kaufspreises unter variierenden Eingangsgrdssen.

von Abb. 5.4 wird deutlich, dass wenn Standortvorteile und Geschéaftsmodelle von kleinen
Anlagen stimmen (Szenario C), diese bei hohen Betriebsstunden auf dhnliche Verkaufspreise
fir SNG kommen, wie sehr grosse Anlagen, welche ein Netzentgelt von 4.5Rp./kWh,, zah-
len miissen (Szenario D). Unter der Annahme, dass die Gestehungskosten von Methan aus
Biogas- bzw. Abwasserreinigungsanlagen etwa 6 Rp./kWhgyc betragen und die Gaszusam-
mensetzung des Rohgases 55% Methan und etwa 45% CO, betrigt, konnen selbst relativ teure
Gestehungskosten von PtG von etwa 30 Rp./kWhyc eine Mischkalkulation der Gestehungs-
kosten von etwa 16.8 Rp./kWh gy ergeben. Dies zeigt, dass es wie bei den meisten Technologi-
en auf den Standort und das Geschéaftsmodell ankommt, ob eine PtG-Anlagen wirtschaftliche
Gestehungspreise hat oder nicht. Im Vergleich zwischen Szenario A und C ist zu erkennen,
dass die gemachten Annahmen zur Installation von Gasleitungen und der CO,-Abtrennung
sowie die Betriebsstunden einen sehr grossen Effekt auf die Kostenstruktur des Produktes ha-
ben. Den grossten Einfluss auf die Gestehungskosten hat in allen Szenarien der Einkaufspreis
von Strom, gefolgt von Kosten der Elektrolyse und Methanisierung (siehe Abb. 5.4). Kaum
einen Effekt haben die Investitionskosten fiir den Wasserstofftank.

Zusammenfassend lédsst sich sagen, dass SNG unter den hier gemachten Annahmen kaum zu
Gestehungspreisen unter 20 Rp./kWh g\ verkauft werden kann, da selbst sehr grosse Anlagen
nicht unter diesen Preis kommen. Da die Gestehungskosten in den meisten realen Geschéifts-
modellen meist zu 50% aus Kosten fiir den Strombezug bestehen, liegt die Annahme nahe,
dass PtG-Anlagen in einem zukiinftigen Energiesystem eher bei sehr niedrigen Stromtarifen
betrieben werden wiirden. Sehr niedrige Strompreise gehen im heutigen Strommarkt mit ei-
nem Uberangebot von erneuerbaren Energien einher. Es bleibt zu priifen, ob der Einsatz von
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PtG zu einer Verknappung der erneuerbaren Energien fiihrt oder aufgrund der hohen Last
durch den Strompreis eine Eigenhemmung des PtG-Marktes stattfinden wiirde.
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6.1. Allgemein

In dieser Studie wird vertieft auf die Nutzbarmachung und Herstellung von chemischen Ener-
gietrdgern aus tempordr tiberschiissigem erneuerbarem Strom (z.B. durch den Zubau von PV-
Anlagen) eingegangen, um deren technische Machbarkeit, Potentiale sowie Randbedingungen
im Rahmen von Power-to-Gas (PtG) Anwendungen (z.B. als synthetische Treibstoffe) in der
Schweiz abzuschidtzen. Dazu wurden GIS-Werkzeuge und historische, hoch aufgeldste Zeitrei-
hen von Produktions- und Lastgdngen des schweizerischen Transportnetzes fiir Elektrizitdt
(swissgrid) mit einer Auflosung von 15 Minuten verwendet. Dies erlaubt, technologische Li-
mitierungen besser abzuschiétzen als mit stark vereinfachenden Abschdtzungen, beispielsweise
tiber monatliche Mittelwerte. Als Systemgrenze wird die “Schweiz” gewdhlt, da im Sinne ei-
nes worst case Szenarios angenommen wird, dass insbesondere im Sommer bei entsprechenden
Wetterlagen iiberschiissiger erneuerbarer Strom vor allem aus Sonne meist gleichzeitig auch
in grossen Teilen Europas anfillt. Insbesondere im Sommer hat aber auch die Schweizer Was-
serkraft einen grossteil Ihrer Produktion, so dass die Stromproduktion in der Schweiz unter
Finanzierungsprobleme kommen konnte. Die internationale Vernetzung und Import- und Ex-
portmoglichkeiten sind somit nur begrenzte Moglichkeiten eine unausgeglichene Strombilanz
zu korrigieren, sollten nicht weitere Technologien, wie z.B. grossere Speicher, dabei helfen.

In Situationen von temporir iiberschiissigem erneuerbaren Strom muss dieser bereits heute —
beispielsweise in Deutschland und China [91] — abgeregelt werden. Dies beinhaltet aber po-
litische und wirtschaftliche Risiken, da eine Abregelung sowohl mit energetischen als auch
okonomischen Verlusten verbunden ist. Zudem fiihrt die Abregelung der PV-Anlagen zu ei-
ner hoheren spezifischen CO,-Belastung jeder genutzten Kilowattstunde, da das fiir die Her-
stellung der PV-Anlagen angefallene CO, auf eine geringere Anzahl Kilowattstunden verteilt
werden muss. Ein Export ist dann nur moglich, wenn anderswo zur gleichen Zeit eine Nach-
frage nach Strom besteht und dort nicht gleichzeitig selbst eine Stromiiberproduktion herrscht.
Die Speicherung von Strom ist oft entweder aufgrund der begrenzten Speicherkapazitdt und
hoher Kosten nur kurzzeitig moglich (z.B. Batterien) oder durch die verfiigbare Leistungskapa-
zitat limitiert (z.B. Pumpspeicher). Speicher sind aber auch in der kurfristigen Verschiebung der
Energiemengen ein wichtiger Baustein eines zukiinftigen Energiesystems. Diese Studie zeigt,
dass auch beim Einsatz von PtG die vorgelagerte Speicherung einen wichtigen Beitrag fiir eine
sinnvolle Skalierung des Einsatzes von PtG leistet. In jedem Fall ist die Nutzung der erzeug-
ten Energie in Form von Strom zu priorisieren, was auch den Umfang einer entsprechenden
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Umwandlungs- und Speicherkaskade vom Zeitpunkt der Produktion bis hin zum Verbrauch
reduziert. Die Entwicklung von Konzepten zur Nutzbarmachung der Uberschiisse ist deshalb
ein wichtiger Bestandteil einer PV-Ausbaustrategie.

Die Umwandlung von Stromiiberschiissen in chemische Energietrdger fiir andere Energiesek-
toren (z.B. als Treibstoff fiir die Mobilitdt) im Rahmen von PtG eine vielversprechende Opti-
on, um den Ausbau der PV in der Schweiz im geplanten Umfang durchzufiihren. Denn das
Verhiltnis von Leistung zu Energieproduktion sorgt fiir zeitlich begrenzte Energietiberschiis-
se die sich im Ausbauplan der Photovoltaik schon friih auftreten. Uberschiisse reduzieren je-
doch den momentanen Wert der erzeugten Einheit an Energie, was im Markt zu niedrigeren
durchschnittlichen Erlosen und damit zu einem negativen Druck auf den weiteren Ausbau der
Photovoltaik fiihrt. Der Einsatz von entsprechenden Uberschiissen beispielsweise im Treib-
stoffmarkt (Mobilitdtsenergie) fiihrt dariiber hinaus zu einer hoheren Wertschopfung des Stro-
miiberschusses und reduziert gleichzeitig fossile CO,-Emissionen in anderen Sektoren (De-
fossilisierung). Die Untersuchungen haben gezeigt, dass wegen hoher Gestehungskosten und
grosser Abhangigkeit der Gestehungskosten vom Strompreis, die Umwandlung von Strom in
synthetisches Erdgas (Power-to-SNG) mit der Nutzung von CO, aus industriellen Prozessen
momentan und in naher Zukunft wirtschaftlich gesehen nur eine Alternative zu fossilen Treib-
stoffen ist. Im Gegenzug dazu ist eine energetische Nutzung des SNG zur Erzeugung von War-
me allein aufgrund der Kosten unwahrscheinlich.

Gemaiss KEMA-Studie [92], deren Annahmen auf den Szenarien der Energiestrategie 2050 [2]
basieren!, wird kurz- und mittelfristig (bis ca. 2035) in der Schweiz kein zusitzlicher Speicher-
bedarf benotigt. Fiir den Zeitraum bis 2050 ist jedoch regional ein technisch bedingter zusatz-
licher Speicherbedarf zu erwarten.

Konventionelle Stromspeicher eignen sich ausschliesslich fiir kurzfristige Anwendungen (Ta-
ge/Wochen) und stehen somit fiir eine mittel- bis langfristige Energiespeicherung nicht zur
Verfiigung. Power-to-Gas-Technologien erzeugen hingegen Energietrager die sich — trotz der
hohen Energieverluste von teils tiber 50% und der durch die geringen Betriebsstunden ver-
gleichsweise hohen Kosten — in dieser Hinsicht wegen der langfristigen/saisonalen Speicher-
barkeit dieser Energietrdger und hohen Flexibilitidt in der Nutzung der Produkte (synthetische
Treibstoffe) als eine ernst zu nehmende ergdnzende Alternative gegeniiber anderen Optionen
(Abregelung, optimierte Vernetzung der europdischen Strommairkte, E-Mobilitat inkl. vehicle-
to-grid, lokale Losungen wie demand site management, etc.) in betracht gezogen werden sollte.

Als Grundlage des Profils der PV-Einspeisung im Jahresverlauf in der KEMA-Studie [92] wurde das reale Pro-
duktionsprofil im Netzgebiet der Transnet BW des Jahres 2011 verwendet und entsprechend der schweizeri-
schen mittleren Globalstrahlungsintensitét fiir ein Ausbauziel (NEP, POM) von 11 TWh,, im Jahr 2050 skaliert.
Diese Annahmen zum PV Zubau und zur Entwicklung der PV unterscheiden sich von den Annahmen in die-
ser Studie. In dieser Studie werden vor allem die potentiellen Einfliisse von unterschiedlichen Ausbaugraden
untersucht und keine zu einem bestimmten Jahr zu erreichenden Ausbauziele angenommen.
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6.2. Technologien

In einem ersten Schritt wurden die einzelnen Prozessketten und Verfahren von PtG beziiglich
Funktionsweisen, Vor- und Nachteilen, Stand-der-Technik, Wirkungsgrade und Kosten (CA-
PEX und OPEX) verglichen und die folgenden Schliisse gezogen:

¢ Je nach Gesamtprozesskette und Technologie fallen bei der Elektrolyse die grossten Wir-
kungsgradverluste von bis zu 40% an.

¢ Alkalische Elektrolyseure (AEC) sind Stand der Technik und bislang die giinstigste Elek-
trolyse-Technologie im MW-Massstab.

¢ Polymerelektrolyt-Membran (PEM) Elektrolyseure haben inzwischen ebenfalls den MW-
Massstab erreicht und erlauben einen dynamischeren Betrieb (Teillast) als AEC. Thr Kos-
tensenkungspotential ist grosser als bei AEC und liegt vor allem in deren Massenproduk-
tion und geringerem Edelmetalleinsatz.

¢ Anion-Exchange-Membrane (AEM) und Festoxid (SOEC) Elektrolyseure sind noch in der
Entwicklung (Labor- und Pilotmassstab), weisen aber fiir PtG interessante Vorteile wie
glinstigere Materialien bzw. hohere Wirkungsgrade auf.

¢ Die adiabate Festbett-Methanisierung ist in der Kohlechemie Stand-der-Technik, aber
auch die gekiihlte Festbett- und Wirbelschicht-Methanisierung sowie die biologische Me-
thanisierung bieten sich durch einige Vorteile (z.B. MW-Massstab, Prozessvereinfachung,
Rohgas-Aufarbeitung, etc. ) fiir PtG an.

¢ Katalytische Methanisierungsverfahren (Festbett oder Wirbelschicht) sind ideal, wenn
deren Abwérme zur Regeneration des Adsorbens bei der CO,-Abtrennung und/oder
tiir die SOEC Elektrolyse genutzt werden kann.

¢ Biologische Methanisierungsverfahren sind insbesondere bei Biogas- und Abwasserrei-
nigungsanlagen eine gute Alternative, da u.a. Personal mit entsprechendem Fachwissen
bereits vor Ort ist.

* Fliissige Treibstoffe aus Power-to-Liquids (Methanol, DME, POME, Fischer-Tropsch-
Treibstoffe) weisen eine hohere Energiedichte als gasformige Treibstoffe auf. Sie haben
einen dhnlich breiten Anwendungsbereich wie fossile Treibstoffe: Lastwagen fiir Mittel-
/Langstrecke, Baumaschinen und landwirtschaftliche Maschinen, Lokomotiven sowie
mit Fischer-Tropsch-Kerosin betriebene Flugzeuge.

¢ PtG-Anlagen fiir Wasserstoff und Methan (SNG) gibt es bereits heute im industrialisierten
Massstab; Anlagen fiir fliissige Treibstoffe noch nicht im selben Ausmass.
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6.3. Strommarkt

Der schweizerische Strommarkt wird sich durch den Wegfall der Kernenergie (Bandenergie)
und den Ausbau der (volatilen) Photovoltaik in Zukunft deutlich verdndern. Gerade der in-
termittierende Anfall der Sonnenenergie, mit Spitzenleistungen in den Mittagsstunden im
Sommer und Defiziten im Winter bzw. in der Nacht, stellt das zukiinftige Energiesystem der
Schweiz vor betrdachtliche Herausforderungen. Ein starker Ausbau von Erneuerbaren Energi-
en (EE) im In- und Ausland wird die Uberschiisse im elektrischen Netz weiter steigen lassen.
Die Nutzung dieser Energiemengen muss in Zukunft sektoriibergreifend und sinnvoll geregelt
werden. Zukiinftig miissen also dem elektrischen Netz flexibel einsetzbare Lasten zur Verfii-
gung stehen, die entsprechende Uberkapazititen nutzen, die planbar eingesetzt werden kon-
nen und deren Wertschopfung im Markt moglich ist. Andernfalls wird sich der Ausbau der EE
sowohl in 6konomischer als auch in 6kologischer Weise selbst hemmen, da Uberkapazitdten
den Preis driicken. In diesem Zusammenhang zeigt sich insbesondere die Rolle von PtG als ein
wichtiges Element im Energiesystem, welches die Nutzung von Uberschiissen mittels Sektor-
kopplung unterstiitzt und eine planbare flexible Last bereitstellt. Da das finale Produkt nicht
zwangslaufig wieder im Stromnetz verkauft wird, kann PtG metaphorisch als Uberdruckventil
des Stromnetzes gesehen werden.

Um den Einfluss des PV-Ausbaus zu untersuchen wurden 4 Ausbauszenarien mit 25%, 50%,
75%, 100% berticksichtigt. Ein PV-Ausbau von 50% der “geeigneten” Dachflachen wurde als
Referenzszenario herangezogen, mit dem jahrlich ca. 24 TWh, PV-Strom produziert werden
konnen. Diese Strommenge entspricht in etwa dem Wegfall der Kernenergie und ist somit
hoher als in den Energiestrategien des Bundes veroffentlicht wurde. Photovoltaikanlagen auf
Fassadenfldchen und Freiflaichen wurden in dieser Studie nicht berticksichtigt konnen aber rein
rechnerisch ebenso in diesem Pool enthalten sein. Von den 24 TWh,; stehen selbst bei vollem
Ausbau von Tagesspeichern fiir den Ausgleich der typischerweise nachtlichen Defizite immer
noch 10.8 TWhy; als Nettoiiberschussstrom zur Verfligung, der beispielsweise mittels PtG in
Treibstoffe fiir die Mobilitdt umgewandelt werden kann.

Ohne entsprechende Tagesspeicher, die bei dem angenommenen Ausbau von 50% der geeig-
neten Dachfldchen tigliche Energiemengen von bis zu 130 GWhg tiber 24 Stunden verteilen,
miissten wesentlich grossere PtG-Kapazitdten installiert werden, die eine geringere Anzahl von
Betriebsstunden aufweisen wiirden. Dabei sollte beriicksichtigt werden, dass die Tagesspeicher
taglich wieder entleert werden miissen, um freie Speicherkapazititen fiir den nichsten Tag
bereitzustellen. Insbesondere sollte die produzierte und gespeicherte Energie in erster Linie
als Elektrizitdt genutzt werden, bevor sie in andere Energieformen umgewandelt wird. Daher
sollte die Energie zunéchst fiir Regelleistungen im Netz genutzt werden. Anschliessend sollte
der Bedarf von flexiblen Verbrauchern, wie beispielsweise Warmepumpen (inkl. Kiihlanlagen)
oder fiir die Ladung von Elektrofahrzeugen, durch ein entsprechendes tibergeordnetes Lastma-
nagement in die Zeiten verschoben werden, in denen erneuerbarer Strom im Uberfluss ist. Sind
diese Moglichkeiten ausgeschopft, ist die Nutzbarmachung des verbleibenden Uberschuss-
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stroms durch PtG-Anlagen sinnvoll. Nur so kann ein 6kologischer und netzdienlicher Betrieb
tiir das gesamte Energiesystem der Schweiz geschaffen werden. Zu diesen flexiblen Lasten ge-
hort zu einem Teil auch der Bedarf der Elektromobilitit. Aus diesen Griinden ist der Betrieb
von PtG-Anlagen nur in Kombination mit entsprechenden Speicherlosungen sinnvoll. Dabei
kann PtG, durch das Erzeugen von Wasserstoff und einer entsprechenden Wasserstoffspeiche-
rung, selbst einen Teil der Losung zur Tagesspeicherproblematik beitragen, zumal die Elektro-
lyseure kurzzeitig teils bis zu 300% ihrer installierten Leistung als Regelleistung anbieten kon-
nen [11]. Ein entsprechendes Marktsystem mit einer “Merit-Order der Speichertypen” und zu-
schaltbaren Verbrauchern wire womoglich eine zukiinftige Losung fiir das Problem effizienter
Nutzung der anfallenden Energiemengen. Die Nutzung solcher Flexibilitat konnte, dhnlich wie
heute Kraftwerkskapazitdten, systemdienlich als zuschaltbare Verbraucher betrieben werden.
Systemdienlich umfasst in diesem Fall die Netzsicherheit (Netzstabilitdt), Energieversorgungs-
sicherheit, Klimavertraglichkeit (CO,-Reduktion) und Wirtschaftlichkeit (Wertschopfung).

Die Summe all dieser Losungen wird einen hohen Anteil der tiberschiissigen Elektrizitidt auf-
fangen und verwerten konnen. Dabei ist zu berticksichtigen, dass auf jeder Stufe dieser Um-
wandlungen das jeweilige Produkt auf moglichst direktem Weg und zeitnah an den Verbrau-
cher gebracht werden sollte, um die benétigten Speichermengen klein und die daraus resultie-
renden Kosten niedrig zu halten.

6.4. Raumliche und zeitliche Potentialanalysen

Um das Potential und die Limitierungen von PtG in der Schweiz hinsichtlich von Standortfak-
toren, Anlagengrossen, Ressourcen (Strom und CO,) und Produkten (Treibstoffen) abzuscht-
zen, wurden GIS-basierte raumliche und zeitliche Analysen durchgefiihrt und die Koinziden-
zen folgender Punkte untersucht:

¢ Standortanalysen fiir PtG-Anlagen bei potentiellen CO,-Quellen oder Wasserkraftwer-
ken

* Uberschussstrom aus der zukiinftigen PV-Produktion ohne Kernkraft (stundenscharfes
synthetisiertes Stromprofil)

¢ Verfiigbare Mengen und rdumliche Verteilung von CO,-Punktquellen

¢ Rdumliche Verteilung der potentiellen Verbraucher und Versorgungsinfrastruktur in der
Mobilitat

¢ Lage und Erschliessbarkeit von regionalen Erdgasleitungen und mit Erdgas versorgten

Gemeinden

Die sich aus dieser Analyse ergebenden zentralen Potentiale fiir PtG sind in Abb. 6.1 darge-
stellt.
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Abbildung 6.1. — Ubersicht der diversen Potentiale im Rahmen von PtG ausgedriickt als Elektrizititsbedarf
(in TWh,) und SNG-Potential (in TWh gnc), aufgeteilt nach CO,-Punktquellen (Zementwerke, KVA, ARA),
Wasserkraftwerken und Photovoltaik (PV). Die Standortanalyse (“Standort”) entspricht den drei Szenarien
in Abschnitt 4.5 mit PtG auf dem Areal der CO,-Quelle (@CO?2), bei den fiinf ergiebigsten CO,-Standorten
(@Top5) und auf dem Areal des Wasserkraftwerks (QWKW). Die rote horizontale Linie und die rote Siule
(“Bedarf”) entsprechen dem Elektrizitiits- bzw. SNG-Bedarf der 0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge, die benotigt werden
damit der mittlere CO,-Ausstoss der PW-Flotte auf 95 gco,/km kommt (CO,-Normemissionen im Jahr 2023).

Mit einem PV-Ausbau von 50% der geeigneten Dachflachen muss — unter den in diesem Be-
richt getroffenen Annahmen - selbst bei vollstindigem Tag/Nacht-Ausgleich mit Uberschus-
selektrizitdt im Umfang von 10.8 TWh, von insgesamt ca. 25 TWh, PV-Produktion, gerech-
net werden. Je nach CO,-Verfiigbarkeitsszenario wére damit ein Betrieb von knapp 80% der
0.9 Mio. PtG-Fahrzeuge moglich, die im gesamtschweizerischen Fahrzeugpark bendtigt wer-
den, um den mittleren CO,-Ausstoss aller Neuwagen von 95 gco,/km (CO,-Normemissionen)
und die gewiinschten Reduktionen im CO,-Ausstoss zu erreichen. Bei einem Ausbau auf 100%
des PV-Potentials wiirde von den total produzierten 50 TWh,; ein netto Stromiiberschuss von
31.2 TWhg resultieren, was fiir etwa 2.1 Mio. PtG-Fahrzeuge reichen wiirde.

Weitere Erkenntnisse aus der Potentialanalysen sind:
¢ Der grosste Energiebedarf der Mobilitdt besteht in den urbanen Ballungsraumen (vor
allem im Mittelland).

¢ Die 6 Zementwerke (CEM) und 30 KVA der Schweiz machen 98% der fiir PtG verfiig-
baren CO,-Emissionen aus. ARA decken nur gerade 2% der fiir PtG verfiigbaren CO,-
Emissionen, aber tiber 88% der Schweizer Fliache (ohne Seen) ab. ARA haben zudem ver-
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glichen mit CEM und KVA durch die Einsparung der Kosten einer CO,-Abtrennung den
Vorteil deutlich geringerer Gestehungskosten fiir SNG.

¢ Bei allen Standorten mit einem “grossen” CO,-Potential (z.B. CEM/KVA Standorte) be-
steht die Moglichkeit fiir einen Anschluss ans Schweizer Erdgasnetz.

¢ Die Nutzung von CO, aus der Atmosphére ist gegenwartig noch (zu) teuer und we-
nig etabliert. Langerfristig bietet diese Technologie den PtG-Anlagen die Unabhédngigkeit
vom Standort einer CO,-Quelle.

6.5. Mobilitat

Durch die vergleichsweise hohen Gestehungskosten von PtG-Produkten (Brenn- und Treibstof-
fe) im Bereich von ca. 20 Rp/kWh (fossil ca. 2 Rp/kWh) bietet sich gegenwartig fiir erneuerba-
res SNG nur der Einsatz als Treibstoff in der Mobilitdt an, da im Mobilititssektor einerseits
die Energiekosten mit ca. 10% einen relativ geringen Anteil an den Gesamtkosten (total cost of
ownership) ausmachen, und andererseits in der Mobilitdt bei Nichteinhaltung der CO,-Zielvor-
gaben voraussichtlich hohere spezifische CO,-Sanktionskosten, von etwa 450 - 750 CHF/tco,
fiir den Teil des CO, der den Grenzwert fiir Neufahrzeuge tiberschreitet, anfallen.

Um die CO,-Normemissionen der neu immatrikulierten Personenwagen von heute ca.
130 gco,/km auf 95 gco,/km im Jahr 2023 abzusenken, miissten bei einer hohen Abdeckung
der Neuwagenflotte mit Hybridfahrzeugen (Annahme: 75%) zusatzlich entweder rund 55’000
Benzin/Dieselfahrzeuge durch Elektrofahrzeuge (BEV), rund 95’000 Benzin/Dieselfahrzeugen
durch Plugin-Hybridfahrzeuge oder rund 80’000 Benzin/Dieselfahrzeuge durch mit SNG be-
triebene Erdgasfahrzeuge (PtGV) ersetzt werden. Abschidtzungen in dieser Studie ergeben,
dass die PtGV die hochste reale CO,-Reduktion erbringen wiirden, gefolgt von den BEV. Das
Szenario mit den Plugin-Hybridfahrzeugen zeigt gegeniiber dem Referenzszenario keine CO,-
Minderung. Rechnet man diese Szenarien iiber einen vollen Flottenerneuerungszyklus von 14.5
Jahren, wiirde bei den PtGV ein Bestand von etwa 0.9 Mio. Fahrzeuge resultieren mit einem
Strombedarf von ca. 13 TWh,; pro Jahr. Selbst wenn also — was als nicht realistisch angenom-
men wird — die Reduktion der CO,-Normemissionen auf 95 gco,/km ausschliesslich mittels
PtG realisiert und dies tiber den gesamten Flottenerneuerungszyklus aufrechterhalten wiir-
de, konnte der Strombedarf, unter der Annahme eines bis dahin soweit fortgeschrittenen PV-
Ausbaus auf 50% der geeigneten PV-Dachflachen nach sonnendach.ch, zu knapp 80% mit PV-
Uberschussstrom gedeckt werden.

6.6. Gestehungskosten / Wirtschaftlichkeit

Die Gestehungskosten von Power-to-SNG sind im Verhiltnis zu fossilen Erdgaspreisen heu-
te noch deutlich hoher. Entsprechend benétigte Verkaufspreise fiir SNG variieren bei Be-
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triebsstunden von 4650 h zwischen ca. 20 Rp/kWh gy (ca. 2.8 CHF /kgsng mit 14 kWh/kgene)
bei grossen Anlagen (>100 MW,) sowie ohne Kosten fiir Netzentgelte im Stromnetz und ca.
75Rp/kWhsyc (ca. 10.5 CHF/kgsnc) bei kleineren Anlagen (1 MWy). Diese Berechnungen be-
ruhen auf Standortannahmen, die teilweise einen grossen Einfluss haben konnen. Die Ver-
kaufspreise von SNG wurden fiir den Fall, dass jeweils eine Eigenkapitalverzinsung von 5%
nach 20 Jahren angestrebt wird, berechnet. Fiir die Aufbereitung von Biogas aus ARA mittels
direkter Methanisierung sind aber auch schon Gestehungskosten von 12 Rp/kWh g\ ermittelt
worden [80], was nah an den Kosten von Biomethan aus der klassischen anaeroben Vergarung
inklusive der Kosten fiir die CO,-Abtrennung liegt und aus einer Mischrechnung von vorhan-
denen Methangasproduktion plus zuséatzlicher CO,-Methanisierung beruht.

Unter Berticksichtigung der Kosten fiir Netzentgelte von etwa 4.5 Rp/kWh,; und der Standort-
vorteile, ergeben sich Verkaufspreise von SNG von rund 30 Rp/kWhsyc (ca. 4.2 CHF/kgene)
sowohl fiir kleine wie auch fiir grosse PtG-Anlagen. Die zusédtzlichen Kosten eines Netzent-
gelts von 4.5 Rp/kWh, addieren sich, wegen des hohen Anteils der Stromkosten an den Geste-
hungskosten (knapp 70% bei >100 MW)), zu etwa 1/3 auf den SNG Preis. Aus diesem Grund
werden nach heutigen Regularien PtG-Anlagen mit hoher Wahrscheinlichkeit nur an Stand-
orten realisiert werden, an denen die Zahlung von Netzentgelt entfallt (Kraftwerksstandorte/-
Direktabnahme vom Stromproduzent). Bei diesen Standorten ist wiederum die Verfiigbarkeit
von CO, fiir die Methanisierung limitierend. PtG-Anlagenstandorte wiren technisch gesehen
besser an einem Standort mit CO,-Quelle aufgehoben. Hinsichtlich der Wirtschaftlichkeit von
PtG-Anlagen ist es entscheidend, ob Netzentgelt fillig wird oder nicht. Eventuell konnten ent-
sprechende Verbraucher wie PtG in Zeiten von Uberschiissen und bei systemdienlichem Ein-
satz einen Bonus erhalten und geringere Netzentgelte (siehe Definition “Systemdienlichkeit”
in Abschnitt 6.1) zahlen. So wére es moglich deutlich mehr Energie aus der PV-Produktion zu
Uberschusszeiten abzuschopfen und im Energiesystem zu nutzenbar zu machen. Ein solches
Konzept konnte helfen, die Technologie zu etablieren, damit dann auch Skaleneffekte in der
Produktion erreicht werden konnten.

6.7. Offene Fragen / Ausblick

Folgende Fragestellungen und offenen Themenpunkte wiren interessant fiir weiterfithrende
Studien:

¢ Beriicksichtigung von Fassaden zur Abschdtzung des PV-Potentials. Trotz der geringeren
Stromproduktion tiber das gesamte Jahr — und somit htheren Umweltwirkung pro kWh
Strom — haben Fassaden durch die vertikale Ausrichtung bei tiefem Sonnenstand in den
Morgen- und Abendstunden sowie im Winter beziiglich der Ausnutzung der Sonnenein-
strahlung Vorteile gegentiber stationdren Dachfldchen. Erst kiirzlich wurden dazu vom
BFE die im Rahmen des Projekts “sonnenfassade.ch” erarbeiteten Daten veroffentlicht.
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¢ Voraussetzungen und Randbedingungen einer Netzentgeltvermeidung fiir die Elektroly-
se bei “systemdienlichem” Betrieb

¢ Einbettung von PtG in einem {iiberregionalen, internationalen und globalen Kontext (z.B.
mit Erdgasspeichern in Deutschland, Solarproduktion in Stideuropa, Windenergie aus
Nordeuropa und einem internationalen Gleichstrom-Hochspannungsnetz, etc.). Dies hat
den Vorteil, dass iiberregionale Klima- und Wetterunterschiede sich ausgleichen kénnen.
Dies wiirde vor allem auch Investitionen der Schweiz im Ausland bedingen. In einem
solchen Kontext konnen auch der technologische Fortschritt und eventuelle Patente in
der Hand von Schweizer Unternehmen volkswirtschaftlichen Mehrwert bringen, selbst
wenn grosse Mengen an PtG nicht im Inland produziert werden.

¢ Untersuchung, inwiefern eine Nutzung von elektrizitits-basierten Energietragern (z.B.
SNG aus PtG) okologisch bzw. hinsichtlich der CO,-Belastungen gegeniiber fossilen
Energietragern (z.B. Erdgas) sinnvoll ist. Generell kann dazu gesagt werden, dass der
mit PtG zusammenhidngende CO,-Ausstoss stark von den substituierten Energietragern
(Erdgas, Benzin, Diesel), des produzierten und umgewandelten Stroms sowie der grauen
Energie und entsprechender CO,-Emissionsdquivalente der eingesetzten Technologien
(CO,-Fussabdruck) abhiangt. Ob und in welchem Ausmass oben genannte CO,-Emissi-
onsdquivalente der PtG-Technologie oder ihrem Einsatz zuzuschreiben sind, miisste in
einer Gesamtsystemanalyse ndher betrachtet werden.

¢ Neben der in dieser Studie untersuchten technischen, raumlichen und zeitlichen Limi-
tierung gibt es auch soziologische und rechtliche Limitierungen, wie beispielsweise die
Akzeptanz einer neuen PtG-Anlage in der Bevolkerung, Besitzverhiltnisse (Strom, CO,-
Quelle, PtG-Anlage), Garantien, Haftungen sowie daraus resultierende Kosten, wenn bei-
spielsweise die Anlage nicht lduft oder Umbaukosten anstehen, oder wenn durch den
Betrieb der Anlage die urspriingliche Betriebsweise einer CO,-Quelle (z.B. Zementwerk)
oder eines Wasserkraftwerks negativ beeinflusst wird (Interessenskonflikte).

¢ Berechnungen mit alternativen Stromszenarien (z.B. alternativer Betrieb der Wasserkraft,
mehr Windkraft, Geothermie, Biomasse zur Stromproduktion, Laststeuerung (demand site
management), alternative Speicher, Einbettung ins EU-System, etc.).

¢ Einbezug von Ergebnissen der aktuell laufenden CCEM-Studie “Electricity-based Mo-
bility”, in der die Treibhausgas-Emissionen von Batterie-elektrischen Fahrzeugen (BEV)
sowie Brennstoffzellen- und Erdgasfahrzeugen mit H, bzw. SNG aus PtG untersucht wer-
den.
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A. Anhang 1

A.1. Umrechnungsfaktoren PtG

Die Umrechnungsfaktoren und physikalischen Kennzahlen von Wasserstoff (H,), Methan
(CH,) Benzin und Diesel befinden sich in Tab. A.1.

Tabelle A.1. — Umrechnungsfaktoren und physikalische Kennzahlen von Wasserstoff (H,), Methan (CH,)
Benzin und Diesel: Normbedingungen: 1 bar (absolut = Atmosphirendruck), 15 °C (288 K) — molares Gas-
volumen 0.0236 Nm3/mol; Heizwert (H, superior heating value, oberer Heizwert, HHV), Brennwert (H;,
inferior heating value, unterer Heizwert, LHV)

‘Treibstoff ‘ ‘ Dichte ‘ kg/... ‘ ‘ Heizwert ‘ Brennwert‘ kWh/... ‘ | Heizwert ‘ Brennwert‘ MJ/....
] H2 0.002 |kg/mol 0.067 0.079kWh/mol 0.2 0.286|MJ/mol
S5 CH4 0.016 |kg/mol 0.223 0.247 kWh/mol 0.8 0.889|MJ/mol
= Benzin 0.114 kg/mol 1.294 1.471 kWh/mol 47 5.294MJ/mol
Diesel 0.190 kg/mol 2.261 2.394|kWh/mol 81 8.618/MJ/mol
] H2 0.085|kg/Nm3 2.8 3.4/kWh/Nm3 10.2 12|MJ/Nm3
g CH4 0.678 kg/Nm3 94 10.4|kWh/Nm3 339 38/MJ/Nm3
E Benzin 747.500 |kg/m3 8484.1 9642.8|kWh/m3 30542.9 34714/MJ/m3
Diesel 840.000 |kg/m3 9996.0 10584.0|kWh/m3 35985.6 38102|MJ/m3
] H2 - kg/kg 333 39.4|kWh/kg 1199 141.8|MJ/kg
g | lcHa = kg/kg 13.9 15.4|kWh/kg 50.0 55.4|MJ/kg
g Benzin (C8H18) = kg/kg 114 12.9/kWh/kg 40.9 46.4\MJ/kg
Diesel (C16H34) = ka/kg 119 12.6/kWh/kg 428 45.4/MJ/kg
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B. Anhang 2

B.1. Elektrizitatsprofile 2010 - 2016

B.1.1. Reale Elektrizitatsprofile
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B.1.2. Elektrizitatsprofile ohne Kernkraft
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Abbildung B.9. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2011 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion
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Abbildung B.10. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2012 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion
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Abbildung B.11. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2013 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion
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Abbildung B.12. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2014 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion

Elektrizitiits Profil der Schweiz ohne Kernkraft 2015
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Abbildung B.13. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2015 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion
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Elektrizitiits Profil der Schweiz ohne Kernkraft 2016
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Abbildung B.14. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2016 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion

B.1.3. Elektrizitatsprofile mit 50% PV
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Abbildung B.15. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2010 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion
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Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachfléichen 2011
— Export

— Importstrom fiir Pumpen & Verluste
5500 T T T T T — Importstrom fiir Endverbraucher
— CH Produktion fiir Pumpen & Verluste
5000 | ! | I ! ! 1 — CH Produktion fiir Endverbraucher
| Max KrafwerkskapazitatCH (EiComz2016)  __ | _______\ ‘i (. 0o oo
4500 T
S 4000
=
S 3500 Wi R
i
2 3000
I H IH H N ! W i IMH \M A
3 N H M | Nﬂ L L H b HHHWH il fii
=i
= 2000 RN e ey \ \ ‘ VN
S A A LR LU

1500
1000

500

0,
Jan 2011 Feb2011 Mar2011  Apr2011 May2011  Jun2011  Jul 2011 Aug2011  Sep2011  Oct2011  Nov20Il  Dec 2011
Zeit Europe/Zurich (dt = 15 min)

Abbildung B.16. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2011 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachflichen 2012
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Abbildung B.17. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2012 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion
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Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachfléichen 2013
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Abbildung B.18. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2013 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschitzten PV Produktion

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachflichen 2014
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Abbildung B.19. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2014 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion

192



B.1. Elektrizitdtsprofile 2010 - 2016

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachflichen 2015
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Abbildung B.20. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2015 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion

Elektrizitits Profil der Schweiz ohne Kernkraft mit PV auf 50 % geeigneter Dachflichen 2016
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Abbildung B.21. — Schweizer Elektrizititsprofil nach Daten der Swissgrid fiir 2016 abziiglich der monatli-
chen durchschnittlichen Kernkraftproduktion inkl. der abgeschiitzten PV Produktion
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