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Zusammenfassung des Berichtes

In diesem Projekt wird die autarke und lastgangkonforme zu 100% erneuerbare Stromver-
sorgung einer konkreten Modellregion in Deutschland simuliert. Der Fokus liegt dabei auf der
detaillierten Untersuchung des Einsatzes von Power-to-Gas (PtG) zur Realisierung einer
mdglichst kostenglnstigen, dezentralen und 100% erneuerbaren Stromversorgung.

Die betrachtete Region liegt in Rheinland-Pfalz und hat eine Flache von 3.720 km? und
457.000 Einwohner, bei einem Strombedarf von 3,1 TWhg /a im Jahr (a) 2013. Die Modellre-
gion hat schon heute eine bilanzielle Deckung des Strombedarfs von 59% durch Erneuerba-
re Energien (EE). Ein hoher Wasserkraftanteil von 20% unterscheidet die Region vom deut-
schen Durchschnitt (3%—4%). Weiterhin existieren hohe Wind- und Photovoltaik(PV)-
Potenziale. Die aus vorhandenen Kohlenstoffdioxid(CO,)-Quellen verfugbare CO,-Menge
entspricht einem maximalen Potenzial fir PtG-Anlagen mit einer elektrischen Eingangsleis-
tung von ca. 1,5 GWkg,.

Die Optimierung der 100% EE-Stromversorgung der Region erfolgt mit dem Modell
P2IONEER. Damit kénnen komplexe Energiesysteme beliebiger Konfiguration und GréRRe
dynamisch simuliert und optimiert werden. Variablen sind dabei u. a. die installierten Leis-
tungen von Wind, PV, Blockheizkraftwerken (BHKW), PtG, Batterien und Power-to-Heat
(PtH), sowie die Betriebszustdnde der Komponenten zu jedem Zeitpunkt im Simulationszeit-
raum. Im untersuchten Modell sind die Speichertechnologien Lithium-lonen-Batterie (Lilon),
Pumpspeicher und PtG mit Rickverstromung in BHKW bzw. Gasturbinen bericksichtigt.
Biogas steht als flexibel einsetzbarer erneuerbarer Energietrdger zur Verfigung. Als Last-
managementoption wird PtH bedarfsorientiert eingesetzt; dabei wird bis zu einer Warmelast-
grenze ein Erlés aus Warmebereitstellung angenommen. Komponentendimensionen und
Potenzialgrenzen sind an die Bedingungen der Modellregion angepasst. Lastgange basieren
auf den Jahren 2011 und 2012 in 15-Minuten-Schritten. Wind-, PV- und Wasserkraft- Erzeu-
gerlastgénge sind anhand von historischen Wetterdaten, Messdaten von Vergleichsanlagen
und Flusspegelstanden erstellt. Durch die Auswertung von Transformatordaten stehen mog-
lichst realistische elektrische Verbraucherlastgdnge zur Verfigung. Ein Austausch mit dem
Uibergeordneten Netz ist in den betrachteten Szenarien nicht vorgesehen, so dass die Ver-
sorgung vollstandig aus der Modellregion kommt, allerdings wird angenommen dass Sys-
temdienstleistungen wie Frequenzhaltung, Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau
und Betriebsfiihrung dennoch aus dem vorgelagerten Netz bezogen werden.

Da die Region schon einen hohen EE-Anteil aufweist, wird als Zieljahr fur eine 100% EE-
Stromversorgung das Jahr 2030 angenommen. In die Szenarien gehen Annahmen zu tech-
nischen Parametern sowie Kostenannahmen fiur die Jahre 2015, 2020 und 2030 ein. Als
Randbedingung wird ein hoher EE-Anteil der Deckung des Strombedarfs in Stufen von 60%,
80% und 100% vorgegeben. Die Modellregion ist in 17 Teilgebiete (Knoten) unterteilt. Die
Unterteilung orientiert sich sowohl an den administrativen Grenzen, als auch am bestehen-
den 110-kV-Netz und an dessen Umspannanlagen. Simuliert wird (1.) die gesamte Modellre-
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gion (Kupferplatte: Szenario, in dem die Ubertragungskapazitaten als unbegrenzt angenom-
men werden und somit die Ubertragungskapazitaten des Netzes keine Restriktion darstel-
len), (2.) die 17 Knoten zusammen mit Stromnetzverbindungen (Netzfall: Szenario, in dem
Netzrestriktionen berlcksichtigt werden) und (3.) jeder der 17 Knoten autark (Einzelknoten).
Um das 110-kV-Netz realitatsnah abzubilden, ist der Austausch zwischen den Knoten auf die
(aktuellen) Leitungskapazitaten begrenzt.

Die Ergebnisse der unterschiedlichen Szenarien werden im Folgenden verglichen mit dem
Szenario 100% EE im Jahr 2030 Kupferplatte, also mit durch beliebig hohe Leitungskapazi-
taten verbundene Netzknoten. Fir dieses Ausgangsszenario entstehen bei einem durch-
schnittlichen Leistungsbedarf von 350 MW¢g, die geringsten moéglichen Stromgestehungskos-
ten bei nur 11,0 ct/kWhg,, wenn dabei 218 MW, PtG-Leistung installiert sind. Es ist mdglich
die gesamte Region durch die natirlichen Ressourcen zu 100% durch EE zu versorgen ohne
die ermittelten Potenzialgrenzen fir Windkraft-, PV- oder PtG-Anlagen zu Uberschreiten. Die
kostenglinstigste Konfiguration entsteht durch die Installation von 799 MWg  Wind,
734 MWg PV, 142 MW Wasserkraft, und 0 MW, Lilon-Batterien. Nur 58% des produzier-
ten Wind-, Wasser- und PV-Stroms wird direkt fir die Stromversorgung eingesetzt. Die tUber-
schissigen Energiemengen flieBen in die Speicher, in PtH oder miissen abgeregelt werden.
Es zeichnet sich im Durchschnitt aller Tagesprofile ein deutliches Muster ab. Die Ausspei-
cherung ist vor allem in den Morgen- und Abendstunden hoch, dabei liegt die durchschnittli-
che Ausspeicherleistung bei etwa 50 MW¢g, im Vergleich zu Mittags, wo sie unter 10 MWg,_
betragt.

Auch wenn dem System keinerlei Speicher zur Verfigung stehen ist eine 100% EE-
Versorgung mdglich, allerdings zu deutlich schlechteren Konditionen. Ist die Installation der
Speicher ausgeschlossen, werden mehr Erzeugungsanlagen installiert, um die Spitzenlasten
in wind- und sonnenschwachen Zeiten abzudecken: 2.132 MWg_ Windleistung und
1.696 MW, PV-Leistung. Das sind 2,7-mal so viel Wind und 2,3-mal so viel PV wie im Aus-
gangsszenario mit Speichern. Zu wind- und sonnenstarken Zeiten entstehen grof3e Strom-
Uberschiisse, da deutlich mehr Erzeuger installiert sind, ohne dass sich der Bedarf andert.
Dadurch betréagt die insgesamt abgeregelte Energiemenge 76% bezogen auf den mittleren
Bedarf. Im Vergleich dazu wird im Ausgangsszenario mit Speichern nur 2,5% der produzier-
ten Energiemenge abgeregelt, da weniger Erzeugung benotigt und Uberschiisse durch Spei-
cher verwendet werden. Durch den Mehrbedarf an installierter Leistung und die abgeregelten
Strommengen betragen die Stromgestehungskosten ohne Speicher 19,24 ct/kWhg, und sind
somit um 75% hoher. Speicher reduzieren in den betrachteten Szenarien die Kosten einer
Stromversorgung mit hohem EE-Anteil.

Unterschiedliche Sensitivitaten des Systems zeigen den Einfluss auf PtG und die Stromge-
stehungskosten. Wird der Einsatz von PtG in den Szenarien mit 100% EE-Versorgung aus-
geschlossen, dann werden stattdessen grofRe Mengen Lilon-Speicher installiert. Dadurch
steigen die Stromgestehungskosten um mehr als 1 ct/kWhg,. Die Sensitivitdt in den Installa-
tionskosten fur PtG von 600 €/kWg, bis 2.500 €/kWg_ zeigt, dass PtG selbst dann ginstiger
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ist, wenn Investitionskosten von 2.400 €/kW¢g,_ fir PtG bei 350 €/kWpg, fir die Batterie hinter-
legt sind. Auch bei einer hohen Pumpspeicherkapazitat bleibt PtG als kostenminimierende
Systemkomponente erhalten. Gabe es durch Potenzialbegrenzungen keine Restriktionen fur
Pumpspeicherkraftwerke, so wére eine Pumpspeicherleistung von 233 MWg_ und 50 MWg,
PtG-Leistung die volkswirtschaftlich beste Lésung. Vor allem der hohe Anteil an Wasserkraft
reduziert den Bedarf an Speichern (und PtG), da die Wasserkraft eine wenig volatile Erzeu-
gung bei hohen Volllaststunden (VIh) aufweist. Bei einem geringeren Wasserkraftanteil (nur
4% statt 20%) werden bei 12,3 ct/kWg, 322 MW, PtG eingesetzt. PtG ist dann auch schon
bei 80% EE in deutlich grol3eren Mengen installiert.

Der Einsatz von Schwachwindanlagen im Binnenland fiir dezentrale 100% EE-Versorgung
ist dem Einsatz von Starkwindanlagen vorzuziehen. Zur Bewertung wird ein Sonderszenario
mit Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen optimiert. Es wird deutlich, dass im Stark-
windanlagenszenario 500 MWg, mehr Windkraft installiert werden muss, um die gleiche ver-
wertbare Energiemenge zu produzieren. Zusatzlich steigen die PV- (898 MWg ) und PtG-
Leistung (298 MW¢E,). Weil Schwachwindanlagen ein deutlich gleichmafigeres Erzeugungs-
profil haben, werden weniger ausgleichende Speicher und weniger PV bendétigt. Und obwohl
die Investitionskosten bei Schwachwindanlagen héher sind, reduzieren sich die Stromgeste-
hungskosten um 0,7 ct/kWhg,.

GroRRen Einfluss hat auch der angenommene Erlés aus dem Verkauf von Warme zu
5 ct/kWh+y. Ist diese ausgeschlossen, so ist der Einsatz von PtH nicht mehr wirtschaftlich
darstellbar und es entstehen hohere Stromgestehungskosten von 12,5 ct/kWhg, . Ohne PtH-
Anlagen entfallt eine guinstige Moglichkeit zur Verwertung von Stromiiberschiussen. Genauso
wie PtH nehmen auch PtG-Anlagen Stromuberschiisse auf. Die beiden Technologien stehen
somit in direkter Konkurrenz. Werden die Uberschiisse nicht mehr zur Warmewandlung ge-
nutzt, lohnt es sich fir das Energiesystem, deutlich mehr PtG zu installieren. Dadurch verrin-
gert sich gleichzeitig der Bedarf an Erzeugungsanlagen, da in der gleichen Zeit mehr einge-
speichert werden kann. So kann die Abregelung moglichst gering gehalten werden. Ohne
PtH werden 323 MWp¢g_ PtG installiert, 104 MWg_ mehr als im Ausgangsszenario.

Das Sonderszenario DMittel definiert sich durch lediglich 4% Wasserkraft (entsprechend
dem Ausbauziel Deutschland), Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen und durch feh-
lende Warmevergiitung. Dabei ergibt sich die hohe PtG-Leistung von 481 MWg (263 MW¢g,
mehr als im Ausgangsszenario). Gleichzeitig erhéhen sich in diesem optimierten System
auch die installierten Leistungen fir Wind und PV deutlich. Die resultierenden Stromgeste-
hungskosten liegen mit 15,0 ct/kWhg, um 4,0 ct/kWhg, hdher als im Basisszenario.

PtG ist eine wichtige Systemkomponente fur die 100% EE-Versorgung, denn dadurch kon-
nen die Stromgestehungskosten um Uber 1 ct/kWhg, reduziert werden. In der kostenoptima-
len Komponentenkonfiguration wird PtG an Stelle von Batterien verwendet, da eine 100%
EE-Versorgung saisonale Speicher benétigt und Batterien dazu wenig geeignet sind, da
nicht mehr auf inre Einspeicherkapazitat zurtickgegriffen werden kann sobald sie gefillt sind,
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wohingegen PtG die Kapazitat des Gasnetzes zur Verfugung steht. PtG wird einer Abrege-
lung vorgezogen und neben der gleichzeitigen Verwendung von PtH eingesetzt.
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Werden mit der Mehrknotenoptimierung Stromnetzrestriktionen einbezogen (Netzszenario)
entsteht ein hdherer Speicherbedarf, da die begrenzten Leitungskapazitdten den Stromaus-
gleich zeitweise einschranken. Dies resultiert in hodheren Stromgestehungskosten von
11,5 ct/kWhg, bei 279 MW¢g_ PtG, gegeniiber dem Vergleichsszenario mit 11,0 ct/kWhg und
218 MWEe,.

Da sich im Einzelknotenfall, also in dem Fall, dass die Knoten einzeln und ohne dazwischen
liegendes Netz optimiert werden, die Knoten autark versorgen, werden vereinzelt die Wind-,
PV- oder PtG-Potenzialgrenzen erreicht und z.T. sehr hohe Batterieleistungen notwendig.
Der Vergleich der installierten Leistungen fir solche Knoten zwischen dem Einzelknotensze-
nario mit dem Netzszenario zeigt, dass die Knoten ihre Potenziale im Netzszenario nutzen
indem Knoten mit geringen Potenzialen von anderen Knoten mit hohen Potenzialen mitver-
sorgt werden und sich somit die Verteilung von PV und Windkraft &ndert. Insgesamt werden
im Einzelknotenszenario deutlich mehr PV aber weniger Wind installiert. Im Netzszenario
werden urbane Knoten mit hohem Strombedarf zu grof3en Teilen tber das Netz versorgt. Es
ergeben sich im Einzelknotenszenario (tiber den Strombedarf der Knoten gewichtet) deutlich
hdhere Stromgestehungskosten von 14,2 ct/kWhg,.

Lastflussberechnungen am 110-kV-Netz auf Basis der Simulationsergebnisse im Netzszena-
rio zeigen die zu erwartenden reale Belastung des 110-kV-Netzes. Dabei ist der Ausbaube-
darf auch im 100% EE Netzszenario gering. Grund daflr ist, dass bei der Optimierung im
Modell P2IONEER die Ubertragungskapazititen des 110-kV-Netzes bei der Standortwahl der
Speicher aber auch bei der Lokalisierung der dezentralen Erzeugungsanlagen bertcksichtigt
werden. Durch die Betrachtung des Netzausbaubedarfs in der Hochspannung gegenuber
dem in der Mittel- und Niederspannung wird der netzausbaureduzierende Effekt ermittelt.
Dieser entsteht durch die Beriicksichtigung der Ubertragungskapazitaten im 110-kV-Netz.
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Durch eine sinnvolle — optimierte — Verteilung der Erzeuger und Speicher bezogen auf das
110-kV-Netz ergibt sich ein geringer Ausbaubedarf. Die ermittelten Netzausbaukosten liegen
im 100% EE-Fall bei nur 7,1 Mio. €. Sind hingegen Speicher ausgeschlossen, liegen die
Netzausbaukosten trotzdem bei nur 33,2 Mio. €. Im Vergleich dazu verursachen die Speicher
Investitionskosten von 301 Mio. € bei gleichzeitigen Ersparnissen in den Stromgestehungs-
kosten von rund 238 Mio. €/a. Allerdings ist die vordringliche Aufgabe der Speicher nicht die
Vermeidung des Netzausbaus, sondern der zeitliche Ausgleich von Last und Erzeugung, die
allein mittels Netzausbau nicht geldst werden kann.

Neben den EE-Erzeugern ist auch die Wahl der Verstromungstechnologie wichtig. In einem
Sonderszenario 2030-100%EE-Kupfer wurde der Einsatz von BHKW mit dem von 150 MW¢g,_
Gasturbinen verglichen. Die installierten Leistungen von Wind, PV und PtG sind im Gasturbi-
nenfall geringer und die Stromgestehungskosten reduzieren sich deutlich um 1 ct/kWhg,. Die
dadurch resultierende Ersparnis fir die Modellregion von 28,97 Mio. €/a kann in den Netz-
ausbau investiert werden, um die durch den Einsatz von zentralen Gasturbinen bendgtigten
Strom- und Gasubertragungskapazitaten bereitzustellen. Die Ersparnis ist beim Einsatz von
500 MW¢g_ Gas-und-Dampfturbinen-Kraftwerken (GuD-Kraftwerken) noch hoher, allerdings
muss fur die Stromverteilung dann ein deutlich groRerer Netzausbau erfolgen.

Ein Erdgasanschluss ist fur die Auswahl eines PtG-Standortes von besonderer Bedeutung,
um die Vorteile der Einleitung des Erdgassubstitutes (SNG) in die bestehende Erdgasinfra-
struktur zu nutzen. Das Gasnetz ist im Modell als idealer Speicher mit uneingeschréankten
Ubertragungskapazitaten hinterlegt, da davon ausgegangen wird, dass die Kapazitaten im
vorhandenen Gasnetz sehr grol3 sind. Die Einspeisungen ins Gasnetz durch PtG sowie der
durch die vielen BHKW entstandene Gasbedarf sind punktuell sehr groR3, was zu einer Uber-
lastung des Gasnetzes und einer Anderung der FlieRrichtung fuihrt. Dadurch ist es fraglich,
ob das bestehende regionale Gasnetz ohne groRere Ausbaumaflinahmen den Ergebnissen
der Simulation standhaélt.

Die Ergebnisse dieses Projektes zeigen, dass ein Stromerzeugungssystem mit 100% EE auf
verschiedene Art und Weise und mit unterschiedlicher Verteilung und Dimensionierung der
Erzeugungs- und Speicherkomponenten fur die Modellregion umgesetzt werden kann. Des-
wegen spricht unter den in diesem Projekt gewahlten Annahmen aus technischer Sicht
nichts gegen die Zielsetzung, 100% EE in der Stromerzeugung zu erreichen. Es entstehen
Stromgestehungskosten, die je nach Betrachtung zwischen 11 ct/kWhg und 15 ct/kWhg,
liegen, wobei sie im Netzszenario 11,5 ct/kWhg_ betragen. PtG ist dabei eine wichtige Sys-
temkomponente, die auch bei héheren Investitionskosten anderen lastausgleichenden Sys-
temkomponenten wie Batterien oder einer Abregelung vorgezogen wird.
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Kurzfassung

Die Realisierung einer Energieversorgung mit iberwiegend Erneuerbaren Energien erfordert
in Zukunft einen starken Ausbau der volatilen Energiequellen wie Photovoltaik und Wind-
energie. Durch erhéhte Stromerzeugung aus diesen Erzeugern werden vermehrt Stromspei-
cher notwendig sein. Eine der wenigen aus heutiger Sicht praktikablen Méglichkeiten fr eine
Speicherung potenziell gro3er Energiemengen iber mehrere Tage bis Wochen/Monate
(Langzeitspeicher) ist die Power-to-Gas(PtG)-Technologie. Das Verfahren realisiert die Um-
wandlung von elektrischer Energie in den chemischen Energietrager Methan / SNG.

Ziel dieser Studie ist es, die Rolle von PtG in einer zukinftigen Energieversorgung aufzuzei-
gen. Deswegen wird in diesem Projekt die autarke und lastgangkonforme zu 100% erneuer-
bare Stromversorgung einer konkreten Modellregion in Deutschland simuliert. Der Fokus
liegt dabei auf der detaillierten Untersuchung des Einsatzes von PtG zur Realisierung einer
maglichst kostenglinstigen, dezentralen und erneuerbaren Stromversorgung.

Fur die Optimierung der Stromversorgung wird eine konkrete Computersimulation des
Stromnetzes der Modellregion beziglich ihrer aktuellen und in Zukunft moglichen Energie-
versorgung mit EE-Anlagen sowie Speichertechnologien mit dem Modell PZIONEER durch-
geflhrt. Eine Besonderheit ist die Unterteilung in 17 Teilgebiete zur Betrachtung der lokalen
Potenziale und der Auslastung der Stromnetziibertragungskapazitaten.

Die Ergebnisse der Optimierungen des Energiesystems der Modellregion zeigen, dass eine
lastgangkonforme Deckung des Strombedarfs mit verfiigbaren Technologien mdglich ist. PtG
ist dabei ein zentrales Element in der kostenoptimalen Konfiguration fiur eine 100% EE-
Stromversorgung. Diese Aussage ist robust, d.h. in weiten Grenzen unabhangig von Para-
meterannahmen der Modellierung. Auch bei PtG-Investitionskosten, die dem doppelten der
hier gewahlten Standardannahmen entsprechen, wird PtG anderen Speichertechnologien
wie (Lilon-)Batterien oder der zusatzlichen Installation von Erzeugungskapazitaten mit einer
zeitweisen Abregelung der Uberschiisse vorgezogen.
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Abstract

The implementation of an energy supply system with mainly renewable energies requires the
development of volatile energy sources such as solar and wind energy. An increased gen-
eration of electricity from these producers will require energy storages. From today's per-
spective one of the few feasible possibilities for storing potentially large quantities of energy
over several days to several weeks / months (long-term storage) is the power-to-gas (PtG)
technology. The process realises the conversion of electrical energy into a chemical energy
source methane / substitute natural gas (SNG).

The objective of this study is to identify the role of PtG in a future energy supply. Therefore
we simulate the self-sufficient and (according to the load profile) 100% renewable power
supply of a specific model region in Germany. The focus is on a detailed analysis of the use
of PtG to realise a low-cost, decentralised and renewable power supply.

The optimisation of the power supply of the region is carried out with a precise computer
simulation of the power grid of the model region in terms of their potential future energy sup-
ply with renewable energy plants and storage technologies called P2IONEER. A specific
characteristic is the division into 17 subregions in order to analyse the local potentials and
the utilisation of the power grid transmission capacities.

The results of the optimisation of the energy system of the model region show that a load-
compliant coverage of the electricity demand is possible with existing technologies. PtG is a
central element in the cost-optimal configuration for a 100% renewable electricity supply.
This statement is robust, that means it is independent of parameter assumptions of the simu-
lation. Even with PtG CAPEX, which corresponds to twice the standard assumptions, PtG is
preferred over other storage technologies such as (lithium) batteries or the installation of ad-
ditional renewable capacities with occasionally curtailments of energy surpluses.
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Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

1 Einleitung, Projektbeteiligte und Ablauf des Projektes

1.1 Motivation

Die Realisierung einer Energieversorgung weitgehend aus Erneuerbaren Energien (EE) er-
fordert in Zukunft einen starken Ausbau der volatilen Energiequellen Photovoltaik (PV) und
Windkraft. Laut Energiekonzept der Bundesregierung vom 28. September 2010 und Geset-
zespaket zur Energiewende vom Sommer 2011 sollen die Emissionen an Treibhausgasen in
Deutschland bis zum Jahr 2050 um 80% bis 95% gegeniber dem Wert von 1990 sinken. Fur
die energiebedingten CO,-Emissionen allein erfordert diese Zielsetzung eine Reduktion um
mindestens 85% bis hin zu einer nahezu emissionsfreien Energieversorgung. Fir den
Stromsektor bedeutet dies, dass eine Versorgung aus 100% EE bis zum Jahr 2050 realisiert
werden muss, da in anderen Energiesektoren sehr hohe Emissionsreduktionen noch schwe-
rer erreichbar sind (z.B. Luftverkehr, StraRengiterverkehr).

Verschiedenen Studien zufolge werden die aus Windkraft und PV dezentral erzeugten Ener-
giemengen eine tragende Saule der Gesamtstromversorgung bilden [RLI 2013, IEA 2010,
BMWi 2012]. Die Umsetzung dieser hohen Anteile von Wind- und PV-Strom wird das System
der Stromversorgung und die Verteilnetze vor neue Herausforderungen stellen: Zum einen
muss die Zuverlassigkeit und die Stabilitat des Netzes sichergestellt werden, zum anderen
missen MalBhahmen ergriffen werden, um hohe Anteile volatiler Erneuerbaren Energiequel-
len am Strommix tiberhaupt erst zu ermoglichen, das heif3t zeitliche Uber- und Unterdeckun-
gen von Verbrauch und Angebot auszugleichen.

Die konsequente Umsetzung bestehender Klimaschutzziele und die Erreichung hoher EE-
Anteile bis hin zu einer 100% EE-Versorgung erfordern also einen zusatzlichen Bedarf kli-
maneutraler Optionen zur Speicherung von erneuerbar erzeugter Energie. Dadurch werden
vermehrt Stromspeicher im Netz notwendig sein, zum einen Kurzzeit- und Stundenspeicher
zur Sicherung der Netzqualitat und fiir den Ausgleich von Residuallasten auf Sekunden- bis
Stundenbasis, zum anderen Langzeitspeicher fiir eine Speicherung potenziell grol3er Ener-
giemengen Uber mehrere Tage bis Wochen/Monate hinweg bei geringen Ruheverlusten (ge-
ringe Selbstentladung).

Eine der wenigen aus heutiger Sicht praktikablen Méglichkeiten zur Langzeitspeicherung ist
die Speicherung des Stroms als chemischen Energietrdger Methan (CH,). Dieses syntheti-
sche Erdgas, engl. Substitute Natural Gas (SNG) kann mittels Power-to-Gas(PtG)-
Technologie hergestellt wird. In der Elektrolyse wird zunachst Wasser (H,O) in Wasserstoff
(H2) und Sauerstoff (O,) zerlegt. Anschlielend wird der Wasserstoff zusammen mit dem
Eduktgas Kohlenstoffdioxid (CO,) Uber eine Methanisierung zu SNG synthetisiert, siehe Ab-
bildung 1.1. Um erneuerbares SNG zu erzeugen, sollten sowohl der Strom als auch das CO,
aus regenerativen Quellen stammen, z.B. der Umgebungsluft oder einer Biogasanlage
(BGA) verwendet werden.
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Abbildung 1.1: Funktionsprinzip der Power-to-Gas-Technologie [Specht 2009, Sterner 2009]

Das SNG kann wie fossiles Erdgas im bestehenden Erdgasnetz mit seinen Gasspeichern
transportiert und gespeichert werden. Die in Deutschland bestehenden Untertageerd-
gasspeicher haben ein Speichervolumen von etwa 22 Mrd. m3 [GIE 2014]. Daraus lasst sich
die Speicherkapazitat auf ca. 214—281 TWhys' berechnen und ist damit mehr als 5.000-mal
groRer als die Pumpspeicherkapazitat im deutschen Stromnetz [Specht 2009]. Unter Einbe-
zug der genannten Voraussetzungen ist SNG ein COj-neutraler Energietrager mit hoher
Energiedichte, welcher zeitlich flexibel rickverstromt werden kann.

In diesem Projekt wird durch die systemanalytische Konzeption demonstriert, dass die Her-
ausforderungen der 100% EE-Versorgung mit existierender Technologie (u.a. PtG) zu bewal-
tigen sind. Konkrete Bewertungen von PtG in einer Region bei Berlcksichtigung von Rand-
bedingungen wie CO,-Quellen, EE-Potenzialen, Stromnetz etc. sind noch nicht Stand des
Wissens. Sie sollen im Rahmen des Projektes fiir eine Modellregion erarbeitet werden. So
ergeben sich diverse Erkenntnisse zur Wechselwirkung von PtG mit anderen systemischen
Komponenten sowie zu seiner Bedeutung fir ein zukinftiges Energieversorgungssystem.

1.2 Aufgabenstellung

Im Rahmen dieses Vorhabens wird die systemanalytische Konzeption der Stromversorgung
einer Region auf Basis 100% EE unter dem Fokus des Einsatzes der PtG-Technologie zur
Energiespeicherung untersucht. Dazu werden fiir eine ausgewahlte Modellregion Optimie-
rungen der Energieversorgung durchgefiihrt und Anforderungen an die PtG-Technologie
abgeleitet.

Zu Beginn wird das Potenzial der Energieerzeugungsanlagen und Energiespeicher, insbe-
sondere der PtG-Technologie, in einer Analyse der Modellregion ermittelt. Es soll festgestellt
werden, welchen prinzipiellen Beitrag PtG als Energiespeicher zukinftig leisten kann und wie
es sinnvoll in ein Energiesystem eingebettet werden kann. Parallel zu der Analyse der Mo-

! Brennwert Erdgas: 35,0-46,0 MJ/m3 / Brennwert Methan: 39,8 MJ/m3
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dellregion wird ein Simulationsmodell auf Basis der erarbeiteten Spezifikationen und Anfor-
derungen erstellt. Daten der Netzlasten der Modellregion und des Netzverhaltens sowie des
Einspeiseverhaltens integrierter Energieerzeugungseinheiten bilden die Grundlage des Mo-
dells. Mit erarbeiteten Szenarien werden Simulationen des Energiesystems der Modellregion
bezlglich ihrer aktuellen und in Zukunft méglichen Energieversorgung mit steigendem Anteil
an EE-Anlagen sowie Speichertechnologien durchgefiihrt.

Aus den simulierten Szenarien wird unter verschiedenen Gegebenheiten der insgesamt er-
forderliche Speicherbedarf erfasst. Dabei ist die Rolle der PtG-Technologie im Zusammen-
spiel mit anderen Speichertechnologien wie Pump- und Batteriespeichern von Bedeutung.
Zudem wird der Einsatz von optimal verteilten Erzeugungs- und Speicherkapazitaten inner-
halb der Modellregion simuliert. Im Anschluss an die Analyse des Gesamtsystems wird ein
weiterer Fokus auf das notwendige dynamische Verhalten des PtG-Verfahrens gelegt. Die
volatile Stromerzeugung aus EE ergibt auch Anforderungen fiir angebundene Anlagen und
entsprechende Rickwirkungen auf die Spezifikationen des Gesamtsystems sowie der PtG-
Anlagen selbst. Dabei ist die Betrachtung der Biomasse zur Flexibilisierung der Stromerzeu-
gung und zur Bereitstellung von CO, wichtig. Die Bewertung der wirtschaftlichen Aspekte in
verschiedenen Konstellationen, insbesondere der resultierenden Kosten fiir die Integration
der Energiespeicher und die durch deren Einsatz verbundenen Anderungen der gesamten
Stromgestehungskosten im System runden die gesamte Konzeption ab.

GrolRRe Vorteile sind, dass auf Landkreisebene genaue Informationen verfigbar sind und so
eine Betrachtung der PtG-Technologie mit grol3er Genauigkeit und Realitdtsnahe erreicht
wird. Die betrachtete 110-kV-Netzgruppenebene ist dabei vor allem fir die Verteilnetzbetrei-
ber bei der Anbindung von EE- und zukiinftig auch PtG-Anlagen besonders relevant. Fir die
zuklnftige praktische Umsetzung der PtG-Technologie in der Nahe von dezentralen EE-
Anlagen muss daher eine Modellierung umgesetzt werden, die in der in diesem Projekt er-
reichten raumlichen und zeitlichen Auflésung liegt, um aussagekraftige und realitdtsnahe
Zukunftsszenarien zu erhalten. Die gewonnenen Erkenntnisse werden aufbereitet und ver-
allgemeinert, sodass sie auch auf den Einsatz der PtG-Technologie in anderen oder weiter
gefassten Regionen Ubertragen werden kdnnen. Insgesamt werden aus den genannten Ana-
lysen die technischen und wirtschaftlichen Anforderungen an die PtG-Technologie identifi-
ziert und beurteilt.

Bei der Analyse der Modellregion werden Chancen, Hirden und Grenzen der PtG-
Technologie identifiziert und aufgezeigt. Die Systematik kann spater als Vorbild dienen,
wenn im Rahmen der Energieziele der Bundesregierung andere Regionen weiterentwickelt
und Energiespeicher integriert werden sollen. Mogliche andere Ansétze, die auch das PtG-
Verfahren als Energiespeicherbaustein beinhalten, kdnnen dabei mit Hilfe der in diesem Pro-
jekt gewonnenen Erkenntnisse verifiziert und auf Brauchbarkeit untersucht werden. So kon-
nen durch Ubertragen der angewandten Forschungsarbeiten Verbesserungen im Rahmen
nachfolgender Weiterentwicklungen erzielt werden.
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Wichtige grundlegende Erkenntnisse dabei sind, welche Datengrundlage fiir eine praktische
Auslegung der Speichertechnologien notwendig ist; welche Speichertechnologien tberhaupt
verwendet werden; wie grof3 und dynamisch ein Speicher sein muss, um die Deckung eines
gegebenen Lastganges zu sichern und insbesondere welchen technischen sowie wirtschaft-
lichen Anforderungen sich die PtG-Technologie stellen muss, um den Einsatzzweck zu erful-
len.

1.3 Projektziele

Ubergeordnetes Ziel des Projekts ist die systemanalytische Konzeption der Energieversor-
gung einer Region auf Basis der Stromproduktion mit 100% Erneuerbarer Energien unter
dem Fokus des Einsatzes der PtG-Technologie zur Energiespeicherung. Ein Ziel ist die Ab-
leitung eines Anforderungsprofils an PtG-Anlagen, um eine zukinftige Betriebsfuhrung in
Regionen zu ermoglichen, die von hohem Anteil an volatilen EE wie Windkraft und PV ge-
pragt sind. Der wesentliche Erkenntnisgewinn liegt dabei im Verstandnis der Abhangigkeiten
des Dreiecks hohe Abdeckung der Lasten mit EE (Glattung der EE-Profile durch den Einsatz
von Speichern), Auswirkungen auf das Stromnetz (Entlastungen bzw. Vermeidung von Lei-
tungsausbau) und sinnvolle Einsatzcharakteristika der Speicher (Wirtschaftlichkeit und Dy-
namik von PtG). Zudem sollen sowohl das grundlegende Potenzial als auch die Limitationen
dieser Technologie in der Modellregion beurteilt werden.

Die wesentlichen Anforderungen, die sich aus heutiger Sicht speziell in diesem Kontext an
das PtG-Verfahren stellen, sind zum einen die Fahigkeit der Darstellung eines dynamischen
Betriebs im Ausgleich zu volatiler Stromerzeugung und zum anderen die entsprechende
Steuerungsfahigkeit bei gleichzeitiger Kompatibilitdt mit peripheren, insbesondere auch stoff-
lich angebundenen Einrichtungen, wie zum Beispiel regenerative CO,-Quellen (BGA) oder
das Erdgasnetz. Der Einsatz von PtG zur Erzeugung von SNG als Langzeitspeicher fur gro-
Re Energiemengen bedingt eine Skalierbarkeit der genannten Anforderungen hin zu PtG-
Anlagen mit elektrischen Anschlussleistungen von mehreren MW¢g.. Aus wirtschaftlicher
Sicht stellt sich die Anforderung, dass auch bei der im Ausgleichsbetrieb realisierbaren Aus-
lastung (Volllaststunden) ein 6konomisch sinnvoller Betrieb mdglich sein muss. Dies ist ne-
ben der Weiterentwicklung der Technologie insbesondere durch eine mittelfristige Reduktion
der spezifischen Investitionskosten auf unter 1.000 €/kWg_ méglich. Das derzeitige Kostenni-
veau ist zudem von weiteren Einflussfaktoren abhé&ngig, wie etwa den realisierbaren Preisen
fur die Produkte (wie dem erzeugten Strom oder dem SNG, der Abwérme und unter Um-
standen dem O,) sowie den Kosten flr die verwendeten Edukte (wie dem einzuspeichernden
Strom und dem verwendeten CO,).

Die Ziele des Projekts sind deswegen die Konkretisierung und die Quantifizierung der tech-
nischen wie wirtschaftlichen Anforderungen an die PtG-Technologie fur den beschriebenen
Einsatzzweck. Bei der vollstandigen Simulation und der Optimierung der betrachteten Mo-
dellregion mit PtG-Einsatz sollen die Anforderungen an PtG bewertet werden. Zusammen-
fassend sollen somit innerhalb des Projekts zum einen konkrete Rahmenbedingungen flr
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eine Region mit 100% EE mit integrierter PtG-Technologie erforscht und entsprechende
Spezifikationen abgeleitet werden. Innerhalb dieses Vorhabens bestehen die wesentlichen
Ziele in folgenden Punkten:

o Durchfiihrung einer anwendungsnahen systemanalytischen Konzeption einer Region
auf Basis von 100% EE mit dem Fokus des Einsatzes der PtG-Technologie zur Ener-
giespeicherung

e Modellbildung regionaler Energieversorgung mit dem Einsatz von Energiespeicher-
technologien im Bezug zur Integration hoher Anteile volatiler EE

o Ermittlung der Potenziale, der technischen Parameter sowie der Limitationen des
Einsatzes der PtG-Technologie

o Klarung spezifischer Anforderungen und Ableitung konkreter technischer Spezifikati-
onen und Standorte von PtG-Anlagen und Bestimmung der notwendigen Kapazitaten
und der Skalierungsstufen der Technologie

e Bestimmung des Einflusses der wirtschaftlichen Faktoren (Investitions- und Betriebs-
kosten) bei unterschiedlichen Gegebenheiten im Kontext der optimierten Stromge-
stehungskosten des Gesamtsystems

1.4 Planung und Ablauf des Vorhabens

Das Projekt ist in verschiedene Arbeitspakte eingeteilt, die im Folgenden mit ihren jeweiligen
Aufgaben bzw. Arbeitsschritten dargestellt werden.

1.4.1.1 Potenzialabschatzung der PtG-Technologie fur die Modellregion

Zuerst wird eine geeignete Modellregion definiert, wobei eine gute Datenverflgbarkeit fiir
spatere Modellierungs- und Recherchearbeiten und eine hohe Relevanz fir den Ausbau von
EE und Speichern wichtig sind. Fir die Simulation werden die zu betrachtenden Netzknoten-
punkte festgelegt, d.h. raumliche Aufldsung der EE-Erzeugungs- und Verbraucherlasten.

Fur die Modellregion wird unter Berlicksichtigung von Standorten mit méglichen CO»-Quellen
und Gasnetz-Einspeisemdglichkeiten mittels eines bilanziellen Ansatzes Potenziale fir die
zu installierende PtG-Leistung abgeschatzt, wozu eine Standort- und Literaturrecherche
durchgefiihrt und ausgewertet wird, um den gegenwartigen Status Quo der Modellregion
genau zu erfassen. Basierend auf den Ergebnissen dieser Potenzialanalyse werden Anfor-
derungen erarbeitet, die die PtG-Technologie erbringen muss und die durch entsprechende
Modellierung in den spateren Simulationsdurchlaufen gepruft werden.

Zusétzlich werden Rahmenbedingungen, die sich bei Integration der Anlagen in die beste-
henden Strom-/Gasnetze aus Netzbetreibersicht ergeben, erarbeitet. Dazu gehoren die Be-
trachtung moglicher Netzanschlusspunkte, die verfiigbaren Kapazitaten der aktuellen Netze
und Kostenmodelle fur Erweiterungen als Input fur die Simulationsberechnung.
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1.4.1.2 Anforderungen an die Simulation der Modellregion und Datenbasis
Es werden die Anforderungen an das Simulationsmodell hinsichtlich der Ableitbarkeit einer
Spezifikation fir PtG-Anlagen und der Modellgite beschrieben, u.a. auch aus Netzsicht, um
ein moglichst exaktes Bild der zukiinftigen Anforderungen an das Netz abbilden zu kénnen.
Kostenmodelle und zugehorige Daten werden als Input fur die Simulationsrechnungen ent-
wickelt und definiert. Dabei werden auch zu erwartende Lernraten bericksichtigt.

Die notwendigen Datensétze und Zeitreihen werden identifiziert, benannt, und aufbereitet. Zu
den wichtigsten Daten zahlen die Lastzeitreihen fir Strom und Warme, die bestehende
Energieerzeugungsstruktur (Wind, PV, Wasser, Biomasse, BHKW, Speicher) einschlie3lich
deren Ausbaupotenziale, meteorologische Daten und Zeitreihen fur die Modellregion sowie
die Strom- und Gasnetzdaten mit der Netztopologie der Nieder- und Mittelspannungsebene.
Die zur Verfigung stehende Datenbasis, insbesondere die Lastprofile an den Stromnetz-
punkten der Modellregion werden validiert und angepasst (Zeitschrittweiten, Beseitigung von
Inkonsistenzen etc.). AuBerdem erfolgt die Aufbereitung der notwendigen meteorologischen
Daten wie Einstrahlungs- und Winddaten aus speziellen Analyse- und Prognosemodellen
sowie der EE-Erzeugungsdaten von PV- und Windkraftanlagen.

Als Zielfunktion fur die Optimierungen des Systems werden minimale Stromgestehungskos-
ten definiert. Die Szenarien fur die Simulation der Modellregion werden festgelegt und zielen
auf die Dimensionierung von Anlagengrof3en bzw. Ausbauszenarien mit unterschiedlicher
Durchdringung EE mit und ohne PtG-Speicher.

1.4.1.3 Erstellung des Simulationsmodells fiir die Modellregion

Gemal den erarbeiteten Zielen und Anforderungen des Verbundprojektes wird das Energie-
systemmodell entwickelt. Fir die Simulation und Optimierung von Netzbelastungen wird ein
dynamisches Lastflussmodell der Modellregion erstellt, welches das Verteilnetz und die
Netzstruktur mit einbezieht. Die aktuelle Netzstruktur inklusive Verbraucher und Erzeu-
gungsstruktur (Wind, PV, Wasser, Biomasse, BHKW, Speicher) wird hierzu parametrisiert.
Es werden Teilmodelle fir eine skalierte PtG-Anlage mit Elektrolyse- und Methanisierungs-
schritt sowie der Anbindung einer BGA mit Rohbiogas und der notwendigen Zwischenspei-
cher von Edukten erstellt. Die Optimierung erfolgt anhand der bereits genannten Zielfunktion.
Mit der Randbedingung, den Lastgang vollstandig zu decken, besteht diese darin, die
Stromgestehungskosten des Gesamtsystems zu minimieren.

1.4.1.4 Durchfihrung der Simulation

Fur die verschiedenen Ausbauszenarien sowie Sonderszenarien werden Simulationen mit
lastgangkonformer Deckung des Bedarfs in der Region bei verschiedenen Anteilen EE an-
hand von historischen, aufbereiteten Zeitreihen der EE-Erzeugung und der Last unter Einbe-
ziehung vorhandener Wind- und Solarstrahlungsdaten vorgenommen. Gemal den definier-
ten Anforderungen an das Modell werden aus der Simulation heraus Datensatze erstellt, die
die internen Zustdnde der einzelnen Komponenten protokollieren und aus denen sich die
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Spezifikationen fir ein Energiesystem mit PtG-Technologie und einzelnen PtG-Anlagen im
Speziellen ableiten lassen.

1.4.1.5 Analyse der Simulationsergebnisse

Die Modellregion wird anhand der Datensétze des Status Quo und der simulierten Szenarien
guantitativ beschrieben. Es werden Szenarien mit Anteilen von 60% bis 100% EE am Strom-
bedarf bezlglich installierten Leistungen und produzierten Strommengen ausgewertet. Zu-
satzlich zum Ausbaupfad (steigender Anteil der EE) werden zahlreiche Kombinationen mit
den Kostenannahmen, Wirkungsgraden und speziellen Parametern der verschiedenen
Technologien in verschiedenen Jahren untersucht. Aufbauend auf den Szenarien der ge-
samten Modellregion werden die Einzelknoten und anschlie3end alle Knoten mit Stromnetz-
verbindungen (Mehrknotenoptimierung) simuliert. Mit Hilfe der unterschiedlichen Simulatio-
nen werden die jeweiligen Fragestellungen beantwortet.

Zum Beispiel werden so fur die Modellregion konkrete Standorte bzw. Netzanschlusspunkte
und die zu installierende Leistung von PtG-Anlagen identifiziert. In diesem Zusammenhang
erfolgt eine perspektivische Einschatzung fir kommende Skalierungsstufen der Technologie
in Abhangigkeit der CO,-Quellen. Aul3erdem werden die Auswirkungen auf das Verteilnetz
der Modellregion, d.h. Netze und Netzknotenpunkte und deren Uber- und Unterdeckung,
bewertet. Zusétzlich erfolgt stets eine Betrachtung der resultierenden wirtschaftlichen Aspek-
te, insbesondere der Strom- und SNG-Gestehungskosten. Ergdnzend werden konzeptspezi-
fische Kosten in den Bereichen Energiespeicherung, Vermeidung von Netzausbau und von
Maflnahmen zur Netzstabilisierung sowie Vermeidung von Ausfallentschadigungszahlungen
analysiert.

Die Integrationsfahigkeit in Erdgasnetze wird diskutiert und die zur Kompatibilitatsherstellung
erforderlichen Malinahmen bewertet. Die Analyse wird erganzt um die Wirkung im Strom-
und im Erdgasnetz sowie der mdglichen Entnahmen und Einspeisung aus PtG-Anlagen in
Bezug auf bestehende Netzrestriktionen. Daran anschlie3end werden Konzepte fiir die Ein-
bindung von PtG-Anlagen in unterschiedliche Biogas-Varianten erarbeitet und die Umset-
zung fir konkrete Standorte bewertet. AulBerdem werden Spezifikation fir die Hard- und
Software einer Leittechnik erstellt, die als Basis fir eine zukiinftige Umsetzung von PtG-
Anlagen in BGA-Standorten dienen kdnnen. Die Ergebnisse der Simulationen werden in Re-
lation zu den Potenzialschatzungen gesetzt und abschlielend auf andere Regionen mit ho-
hen EE-Anteilen und gro3eren MaR3staben Ubertragen.

1.4.1.6 Auswertung der Erkenntnisse

Am Ende dieser Ausarbeitung stehen eine ganze Reihe an gewonnen Erkenntnissen zu ver-
schiedenen Aspekten des Energiesystems und des Einsatzes der PtG-Technologie im Spe-
ziellen. Durch das Zusammenziehen der einzelnen erzielten Ergebnisse entsteht somit ein
detailliertes Bild von PtG als Energiespeicher in einer Modellregion mit bereits hohem und
weiter steigendem Anteil an EE am Strombedarf.
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Mit Hilfe des entwickelten und angepassten Modells kann die regionale Energieerzeugung, -
speicherung und -verteilung bei kostenoptimaler Integration von hohen Anteilen an volatilen
EE wie PV und Wind ausgewertet werden. Darauf aufbauend werden Anforderungen, Poten-
Ziale und aktuelle Grenzen des Einsatzes und der Regelbarkeit einer PtG-Anlage aus den
gewonnenen Erkenntnissen dokumentiert und bewertet sowie entsprechende Ziele fur die
Weiterentwicklung der Anlagentechnik abgeleitet. Zudem wird Uberprift, welche Vorausset-
zungen Standorte erfullen missen, in welcher Art und Weise diese Kriterien erhoben und
miteinander verkntpft werden kdénnen und wie die Modellregion unter diesen Gesichtspunk-
ten beschaffen ist. Um Aussagen Uber einen moglichen wirtschaftlichen Betrieb von PtG-
Anlagen treffen zu kénnen, wird abschliel3end eine Analyse der Stromgestehungskosten und
der SNG-Erzeugungskosten durchgefihrt.

1.5 Vorstellung und Aufgaben der Projektbeteiligten

Die Verbundpartner juwi und RLI sowie der assoziierte Partner RWE haben die Zusammen-
arbeit in diesem Projekt im Rahmen eines Kooperationsvertrags geregelt. AuBerdem wurde
die Zusammenarbeit mit den beteiligten Unterauftragnehmern ETOGAS und ZSW in FuE-
Vertragen geregelt. Die Rollenverteilung der Beteiligten im Projekt ist in Tabelle 1.1 zusam-
mengefasst.

Tabelle 1.1: Rollen der Partner und Unterauftragnehmer im Verbundprojekt

Partner bzw. Rolle
Unterauftragnehmer
juwi Als Verbundpartner verantwortlich fur die Projektkoordination, Konzeptio-
nierung und Bewertung von Szenarien und Ableitung von Spezifikationen
RLI Als Verbundpartner verantwortlich fir die Potenzialabschatzungen und -
studien sowie die ganzheitliche Betrachtung und Bewertung der konzeptio-
nellen Arbeit aus wissenschaftlicher und 6konomischer Sicht
RWE Als assoziierter Partner verantwortlich fir die Begleitung, Unterstiitzung
und Bewertung der Konzeptionen und Simulationen aus Sicht eines Ener-
gieversorgers und Netzbetreibers
ZSW Als Unterauftragnehmer von juwi verantwortlich fir die Modellierung und
Simulation des Energiesystems der Modellregion, Bewertung von Szenari-
en und Ableitung von Spezifikationen
ETOGAS Als Unterauftragnehmer von juwi verantwortlich flr begleitende Unterstit-
zung bei Bewertung und Spezifikationserstellung der PtG-Technologie
1.5.1 juwi

Die juwi technologies GmbH ist Teil der weltweit tatigen juwi-Gruppe mit mehr als
1.000 Mitarbeitern. Im Rahmen einer Restrukturierung wird die juwi technologies GmbH in
der juwi International GmbH aufgehen. Sie ist in der juwi-Gruppe unter anderem zusténdig
fur die Bereiche Einkauf, Komponentenentwicklung und Anlagen-Systemplanung. Sie entwi-
ckelt und erwirbt Produkte, die die Wirtschaftlichkeit von Windenergie- oder Solaranlagen
verbessern. Aul3erdem organisiert sie alle Forschungsaktivitdten der juwi-Gruppe. Fur das
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Projekt kann auf das Know-how der gesamten juwi-Gruppe, d.h. der weiteren unter der juwi
AG etablierten Sektoren, zuriickgegriffen werden (wie z.B. Projektentwicklung und Betriebs-
fuhrung fur Solar- und Windenergie).

Die juwi-Gruppe zahlt zu den weltweit fihrenden Spezialisten flr erneuerbare Energien mit
starker regionaler Prasenz und bietet Projektentwicklung sowie Produkte und Dienstleistun-
gen rund um die Energiewende an. Die juwi-Gruppe ist der Spezialist fur die Integration der
verschiedenen EE zu geschlossenen Konzepten und deckt die gesamte Prozesskette von
der Standortsuche uber die Planung, Finanzierung und Errichtung bis hin zur Betriebsfiih-
rung als Generalunternehmer ab. Bislang hat juwi im Windbereich rund 800 Windenergie-
Anlagen mit einer Leistung von etwa 1.700 MW an lber 100 Standorten realisiert; im Solar-
segment sind es mehr als 1.500 PV-Anlagen mit einer Gesamtleistung von rund 1.400 MW.
Im Bioenergie-Bereich kann juwi 5 BGA, 4 Holzpelletswerke und 2 Holzhackschnitzel-
Heizwerke und mehrere Nahwarmenetze mit Contracting-Losungen aufweisen. Fir Partner-
schaften mit Energieversorgern und Stadtwerken wurde die juwi renewable IPP Beteiligungs
GmbH gegriindet, welche ebenfalls den regionalen Ansatz der EE-Erzeugung forciert.

1.5.2 RLI

Das RLI ist ein gemeinnitziges, unabhéngiges Forschungsinstitut mit Sitz in Berlin, das wis-
senschaftliche Fragestellungen rund um das Thema Erneuerbare Energien bearbeitet. Ziel
des Institutes ist es, einen wissenschaftlichen Beitrag fur die langfristige Umstellung der
Energieversorgung auf 100% EE zu leisten. Schwerpunkte der Forschung sind dabei die
Bereiche Optimierte Energiesysteme, in dem Zukunftsszenarien der Energieversorgung mit
hohen Anteilen an erneuerbaren Quellen betrachtet werden, der Mobilitats-Bereich, der die
Einbindung von EE in Mobilitdtskonzepte berticksichtigt, der Off-Grid-Bereich, der Potenziale
und Wirtschatftlichkeit von Inselnetzen erhebt und der Technologie-Bereich, in dem einzelne
technische Komponenten, wie Kleinwindanlagen, geprift und getestet werden.

Es stehen verschiedene eigens entwickelte Modelle zur Verfligung, die die regionale Vertei-
lung von Erzeugern und Speichern unter Einbezug von Last- und Wetterdaten optimiert. In
Studien wie ,Erneuerbare Energieversorg Brandenburg Berlin“ und ,Vergleich und Optimie-
rung von (de-)zentral orientierten Ausbaupfaden zu einer Stromversorgung aus EE in
Deutschland“ wurden zuklnftige Energiesysteme mit Fokus auf Potenziale und Verteilung
der verschiedenen Erzeugungs- und Speichertechnologien untersucht und bewertet. Im Be-
sonderen die Power-to-Gas-Technologie wird in Energiesystemen als systemrelevante Spei-
cherkomponente und als nachhaltige Alternative im Mobilitatssektor erforscht. Aus den tech-
nischen, geografischen und (volks-)wirtschaftlichen Herangehensweisen entsteht ein detail-
liertes und umfassendes Bild. Fur das RLI steht die Kombination Erneuerbarer Energietra-
ger, ihre Integration in bestehende Versorgungsstrukturen und Konzepte sowie die Entwick-
lung von Energiesystemen im Mittelpunkt. Das Forschungsspektrum umfasst die Schnittstel-
len zwischen Energieversorgern, Energieverbrauchern und Technologieherstellern.
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153 RWE

Die RWE Deutschland AG mit Sitz in Essen bindelt die deutschen Aktivitdten des RWE-
Konzerns in den Bereichen Netz, Vertrieb und Energieeffizienz und fuhrt die deutschen Re-
gionalgesellschaften. Das Unternehmen verfugt Uber rechtlich eigenstandige Tochtergesell-
schaften fir den Vertrieb sowie den Verteilnetzbetrieb, den Netzservice und die Gasspei-
cher. Weitere Tochter bestehen fir die Aktivitaten zur Energieeffizienz einschliellich Elekt-
romobilitat.

RWE verfolgt beim Thema Speichertechnologien eine nachhaltige und langfristige Strategie.
Neben der Stromerzeugung aus BGA und der Speicherung des Biogases in Szenarien eines
Uberangebots der Energie aus Erneuerbaren Energien, werden auch die Erzeugung von
Wasserstoff und Biomethan sowie deren Verstromung, Speicherung und Einspeisung in die
Erdgasleitungsnetze untersucht.

154 ZSW

Das Zentrum flr Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-Wirttemberg (ZSW) ist
eine gemeinnitzige Stiftung und ist in nahezu allen Bereichen der Forschung und Entwick-
lung der EE tatig. Dies umfasst die gesamte Wertschopfungskette der Batterie- und Brenn-
stoffzellentechnologie, Photovoltaik, regenerative Energietréger und Speichertechnologien.
Weitere Téatigkeitsfelder werden im Fachgebiet Systemanalyse bearbeitet, welche u.a. Stu-
dien, Beratung, Simulation und Optimierung von Energiesystemen umfassen. Das ZSW hat
in den vergangenen Jahren die Power-to-Gas (PTG®;) Technologie entwickelt und verfiigt
seit 2009 uUber eine 25 kWg PTG-Pilotanlage und hat in 2013 eine 250 kWg PTG-
Forschungsanlage sehr erfolgreich in Betrieb genommen. Weiterhin ist das ZSW bei der
Entwicklung, Projektierung, Inbetriebnahme und dem Monitoring der 6 MWg_ PTG-Anlage
der Firma Audi am Standort Werlte beteiligt.

Die Arbeitsgruppe Simulation & Optimierung (SimOpt) hat langjahrige Erfahrungen im Be-
reich der Meteorologie, Satellitendatenverarbeitung sowie der Wind- und PV-Leistungs-
vorhersage. In diesen Bereichen hat die Gruppe SimOpt in den vergangenen Jahren eine
Vielzahl von nationalen und internationalen Projekten erfolgreich koordiniert und bearbeitet.
Bei vielen neueren Arbeiten der Gruppe SimOpt im Bereich der Wind- und PV-
Leistungsvorhersage ebenso wie bei dem in 2013 entwickelten neuen sog. Measurement
Correlation Prediction (MCP) Verfahren spielen Methoden des Maschinellen Lernens (ML)
eine zentrale Rolle.

Aber nicht nur die Anwendung von ML-Methoden im Bereich der Atmospharenphysik, Strah-
lungsmodellierung und Vorhersageverfahren von EE, sondern auch die Weiterentwicklung
von ML und Optimierungsverfahren selbst sind ein Schwerpunkt am ZSW. Der Startpunkt fur
dieses Projekt war das Simulations- und Optimierungsmodell P?lONEER fiir Hybrid- und vir-
tuelle Kraftwerke, das am ZSW entwickelt wurde und im Rahmen dieses Projektes signifikant
erweitert wurde. Das Modell PYIONEER und die damit verbunden Aufgaben werden in den
nachfolgen Abschnitten naher beschrieben.
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155 ETOGAS GmbH (vormals: SolarFuel)

Unter dem Namen SolarFuel in 2007 gegrundet, firmiert der Pionier im PtG-Bereich nun als
ETOGAS GmbH in Stuttgart. Der Maschinenbauer entwickelt, baut und verkauft PtG-
Anlagen zur Umwandlung von tiberschissigem Okostrom in Wasserstoff und Methan. Das
Angebot von ETOGAS umfasst Elektrolyseanlagen, Methanisierungssysteme und PtG-
Komplettanlagen. Beratungsdienstleistungen zur wirtschaftlichen Integration der PtG-
Technologie in bestehende und zukinftige Versorgungsstrukturen runden das Leistungs-
spektrum ab. Das Team des Speicherherstellers verfugt Uber langjahrige Fuhrungserfahrung
im Bereich Energiewirtschaft, Anlagenbau, Finanzierung, Marketing und Management. E-
TOGAS entwickelt die Technologie zusammen mit dem ZSW. Die Inbetriebnahme der ersten
Pilotanlage erfolgte im November 2009; im Jahr 2012 wurde eine Forschungsanlage mit
250 kW, Leistung in Stuttgart eroffnet. Im Jahr 2013 wurde die erste industrielle PtG-Anlage
mit 6 MW, Anschlussleistung fir die Audi AG erfolgreich in Betrieb genommen.

1.6 Stand des Wissens

1.6.1 Aktuelle Forschungsprojekte in Deutschland

Nach aktuellem Forschungsstand sind in den Jahren 2013 und 2014 mehrere PtG-Anlagen
in Betrieb genommen worden. Dabei handelt es sich sowohl um Forschungs- und Demonst-
rationsanlagen mit mehreren 100 kWg_ Anschlussleistung als auch um Praxisanlagen mit
mehreren MW¢g_ Anschlussleistung. Prinzipiell kbnnen diese allgemein als PtG bezeichneten
Verfahren in zwei Kategorien unterschieden werden, in Projekte mit ausschliel3licher Was-
serstoffproduktion (PtHy) und in Projekte mit zusatzlicher Methanisierung (PtCH,). In
Deutschland sind einige bereits umgesetzte, noch laufende oder geplante Projekte zu ver-
zeichnen. Der Grofteil beschrankt sich jedoch auf die Wasserstoffproduktion. Im Vorder-
grund stehen die Weiterentwicklung der Elektrolyseure, besonders der PEM-Elektrolyseure
und die Erprobung der Einbindung des Gesamtprozesses. Weitere Ziele sind die Entwick-
lung und die Anpassung von Anlagenkonzepten fir einen flexiblen und dynamischen Betrieb.
Tabelle 1.2 stellt die acht ermittelten aktuellen PtG-Projekte mit Methanisierung in Deutsch-
land vor. Es fallt auf, dass sich fast alle Anlagen in einem sehr kleinen Leistungsbereich bis
ca. 300 kWg, Elektrolyseleistung befinden. Die einzige Ausnahme macht das im Juni 2013
eingeweihte ,e-gas“ Projekt (Audi/ETOGAS), das mit 6,0 MWg_ Leistung als erste Anlage in
den Megawatt-Bereich vorstof3t. Bei der Betrachtung der umgesetzten technischen Verfah-
ren zeigt sich, dass meistens alkalische Elektrolyseure verwendet werden. Bei der Methani-
sierung kommen sowohl biologische und als auch katalytische Verfahren zum Einsatz. Die
einzelnen Projekte unterscheiden sich ebenfalls bei der Bereitstellung des bendtigten CO,.
Die grol3e Bandbreite an verschiedenen Verfahren und deren Kombinationen macht deutlich,
dass es noch nicht absehbar ist, welche Anlagenkonzepte sich durchsetzen werden.

Tabelle 1.2: Methanisierungsprojekte in Deutschland [Dena 2014, DVGWgreenfacts 2014]

Projekt Oort | Pin | EL | MET | Hzin | CHein | CO:Quelle | status
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kWEL m3/h m3/h
DVGW Karlsruhe k.a. k.a. k.a. k.a. 1,0 k.a. In Betrieb
ETOGAS verschiedene 25 AL K 6,0 15 Mehrere In Betrieb
alpha (mobil) Quellen
ZSW/ETOGAS Stuttgart 250 AL K 50,0 | 12,5 Mehrere In Betrieb
Quellen
MicrobEnergy 1 | Schwandorf 208 AL B 21,3 53 Biogas In Betrieb
MicrobEnergy 2 | Schwandorf 275 | PEM B 30,0 7,5 Klargas Im Bau
Audi/ETOGAS Werlte 6.000 | AL K |11.300| 325,0 Biogas In Betrieb
“e-gas” (Aminwéasche)
CO2RRECT NiederaulRem | 300 | PEM K 20,0 | 1,25 Braunkohle- In Betrieb
kraftwerk
Klaranlage Emden 312 AL k.a. | 60,0 | 14,0 Klargas In Planung
Emden

Die Karte in Abbildung 1.2 verortet die bekannten PtG-Projekte in Deutschland. Neben den
bereits genannten Projekten mit Methanisierung werden ebenfalls zwolf bekannte Projekte

mit ausschlieBlicher Wasserstofferzeugung dargestellt. Zum Teil dienen die Elektrolyseure
der Versorgung von Tankstellen flr Wasserstofffahrzeuge, zum Teil der Einspeisung in das
Erdgasnetz. Falls noch nicht in Betrieb, ist auRer dem Standort noch der aktuelle Projektsta-
tus verzeichnet. Neben den etwa 10 MW¢g_ Elektrolyseleistung, die bereits in Betrieb sind,
befinden sich weitere 3 MW, im Bau oder sind geplant. Die Anzahl und die Streuung der
Forschungsfelder zum Thema PtG zeigen, dass es in Deutschland unterschiedliche Akteure
mit verschiedenen Ansatzen, Verwendungszwecken und Ausfihrungen gibt.

Abbildung 1.2: Elektrolyse- und Methanisierungsprojekte in Deutschland

Elektrolyse
Elektrolyse mit
Methanisierung
% ImBau
€ InPlanung

CO?QECT

R

.. -

Beispielhaft werden einige Wasserstoffforschungsvorhaben vorgestellt:

e Die Anlage im Projekt H2Herten ist in Betrieb seit Mai 2013 (150 kWg,)
e Die Pilotanlage Falkenhagen von E.ON ist in Betrieb seit August 2013 (2 MWg,)
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e Die RWE-Demonstrationsanlage Ibbenbiiren ist im Bau (100—-250 kWg,)

e Die Demonstrationsanlage der Thuga-Gruppe ist im Bau am Standort Frankfurt/Main,
Hessen (320 kWg,)

¢ Die Anlage im Energiepark Mainz ist in Planung (Ziel Betrieb 2015, 2 MWg,)

e Die Enertrag-Anlage in Prenzlau ist in Betrieb seit Oktober 2011 (600 kWgy,

1.6.2 Wissenschaftliche Vertffentlichungen und Studien

Neben den praktischen Forschungsvorhaben wurde in den letzten Jahren eine Reihe von
wissenschaftlichen Veroffentlichungen zum Thema PtG verfasst. In der 2009 veréffentlichten
Studie von Sterner wird die Rolle von Bioenergie und erneuerbarem Methan in einem zu-
kunftigen emissionsarmen Energiesystem untersucht. Die Studie gehért zu den ersten aus-
fuhrlichen Untersuchungen zum Thema PtG und wird haufig zitiert und diskutiert. Es werden
zunachst mogliche biologische und katalytische Anlagenkonzepte vorgestellt. Der Autor be-
leuchtet unterschiedliche Aspekte wie die CO2-Abscheidung, Wirkungsgrade und die spezifi-
schen Kosten. Er sieht in der PtG-Technologie in Verbindung mit nachhaltig genutzter Bio-
masse eine vielversprechende Losung bei der Integration von Erneuerbaren Energien. [Ster-
ner 2009]

Eine Studie des Oko-Instituts setzt sich kritisch mit den klimapolitischen Auswirkungen und
Kosten von PtG auseinander [Okolnstitut 2014]. Es werden SNG-Gestehungskosten von
7 ct/kWhys berechnet. Im Vergleich zur Arbeit von Sterner, der nur etwa 3,6 ct/kWhys ermit-
telt, sind die spezifischen Kosten sehr hoch. Dies fiihrt auch zum Fazit, das PtG zu teuer sei
und Alternativen genutzt werden sollten. Die groR3flachige Einfihrung, eine gezielte Forde-
rung und die Befreiung von Entgelten und der EEG-Umlage werden in der Studie nicht emp-
fohlen. Zudem wird die ausreichende Versorgung mit konzentriertem CO, angezweifelt. Das
angesprochene Problem, das zu der allgemein negativen Beurteilung fuhrt, sind insbesonde-
re die hohen Kosten. Diese beruhen jedoch auf relativ pessimistischen Grundannahmen und
beziehen positive Umweltfaktoren und die Relevanz als systemstabilisierende Komponente
nicht mit ein. [Hermann 2014]

1.6.3 Modellierungs- und Simulationsanséatze fir Energiesysteme

In der Frage der Systemmodellierung und Optimierung hat sich eine ganze Reihe von ver-
schiedenen Ansatzen etabliert. Am abstrakten Ende des Spektrums gibt es die Simulations-
ansatze welche das Gesamtsystem (top down) als vollstandigen Ablauf ihrer Teilkomponen-
ten simulieren. Die Fahrplane sind in diesem Fall Teil der Simulation und fest vorgegeben.
Der Detailierungsgrad, mit welchem die Simulation auf technischer Ebene ablauft ist aus
Laufzeitgriinden am eingeschranktesten (keine detaillierte elektrische Simulation, wie Blind-
leistung und dynamische Effekte). Diese Modelle sind nicht differenzierbar und kénnen daher
nur durch BlackBox-Optimisation Verfahren gelést werden. Beispiele fur diese Klasse sind
GENESYS (RWTH Aachen [RWTH 2014], Genetischer Algorithmus [Goldberg 1989]),
P?IONEER (ZSW [ZSW-P 2014], Policy Gradients with Parameter-based Exploration. [Sehn-
ke 2010])

Seite 13 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Eine weitere Klasse bilden Modelle welche das Gesamtsystem auf eine Lésungsmatrix mit
Randbedingungen abbilden und diese geschlossen mit etablierten numerischen Verfahren
|6sen. Haufig kommen hierbei sehr schnelle lineare Loser wie etwa die Simplex-Methode
zum Einsatz. Mit diesem Vorgehen kénnen detailliertere Betrachtungen realisiert werden, wie
etwa Marktmechanismen oder variabel geregelte Stréme lber Verteilnetze. Beispiele hierfur
sind REMO (ZSW [ZSW-R 2014], GAMS [GAMS 2014]), REMix (DLR [DLR-R 2014]) und
MRESOM (RLI, Mehrknotenoptimierung [RLI 2013]) und viele andere.

Die dritte Klasse die hier beleuchtet werden soll sind Modelle die sehr detailliert bestimmte
Technologien oder Technologieverb&nde modellieren (bottom up). Hierbei wird versucht, alle
relevanten EinflussgréRen, auch dynamischer Natur, so korrekt wie méglich abzubilden. Zur
Bewaltigung der Rechenkomplexitat finden haufig Methoden wie etwa Finite Elemente oder
Monte Carlo Verwendung. Beispielhaft sind hier SMOOTH (RLI, Betriebsstrategien fiir elekt-
rische Verteilnetze [RLI 2014]) und ein geplantes Modell vom ISE [Henning 2012, Hen-
ning 2014, Palzer 2014-a, Palzer 2014-b] zu nennen.

Wie im obigen Abschnitt zu erkennen ist, existieren diverse Modelle und Methoden aus ver-
schiedenen Klassen bei den Partnern dieses Vorhabens. Fir sehr vielversprechend halten
wir das Vorgehen die verschiedenen Methoden auch Uberlappend auf die Szenarien der
Fallbeispiele anzuwenden und die Unterschiede und Grenzen der Methoden zu beleuchten.
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2 Daten

Basis der Betrachtungen innerhalb des Berichts sind die Ergebnisse einer Simulation. Simu-
liert und optimiert wird ein Energieversorgungssystem anhand der Daten und Potenziale ei-
ner realen Modellregion. Im folgenden Kapitel werden die Modellregion, die erhobenen sowie
erzeugten Daten und die Potenziale der Region beschrieben. Diese dienen als Eingangspa-
rameter der Simulation und als Grundlage der Auswertungen.

Nach enger Absprache der Verbundpartner wird eine Modellregion definiert, die der 110-kV-
Netzgruppe , Trier — Amprion 5% entspricht. Die genaue Abgrenzung sowie die Aufteilung der
Teilregionen orientieren sich an bestehenden Verwaltungsgrenzen, die sinnvoll zusammen-
gefasst werden. Die Ausmafie der Modellregion sind hinreichend grof3, um sowohl dichter
besiedelte Stadte als auch sehr diinn besiedelte Regionen zu umfassen. Die Energieland-
schaft Morbach, ein Beispiel fir regionale und dezentrale Energieerzeugung, befindet sich
ebenfalls innerhalb des ausgewahlten Gebiets. Als Grundlage fiir das Simulationsmodell und
fur die Diversitéat der Ergebnisse wird die Region in Teilgebiete unterteilt. Auch hierbei wer-
den politische Grenzen gewahlt, wobei eine geeignhete Umspannstation in jedem Teilgebiet
stehen muss, sodass die fir die Erneuerbaren Energien wichtige 110-kV-Spannungsebene
einbezogen und abgebildet ist.

2.1 Vorstellung Modellregion

Die betrachtete Modellregion liegt im Bundesland Rheinland-Pfalz (RLP). Im Westen grenzt
sie an Luxemburg, im Siden an das Saarland. Die Flache betragt 3.720 km2, das entspricht
18,8% der Landesflache von Rheinland-Pfalz und 1,0% der Flache der Bundesrepublik
Deutschland. Die Region umfasst 24 Verwaltungsbezirke in sechs verschiedenen Landkrei-
sen. Die kreisfreie Stadt Trier, die Landkreise Trier-Saarburg und Bernkastel-Wittlich sind
vollsténdig einbezogen. Der Eifelkreis Bitburg-Prim liegt etwa zur Halfe der Flache, der
Landkreis Cochem-Zell und der Rhein-Hunsriick-Kreis mit jeweils nur einer Verbandsge-
meinde innerhalb des gewahlten Gebiets. Verbandsgemeinden gehdren in Rheinland-Pfalz
zur Verwaltungseinheit der Verwaltungsgemeinschaften und bestehen aus benachbarten
Gemeinden des gleichen Kreises.

Die Modellregion kann als landlich gepragt bezeichnet werden, denn auf3er der Grof3stadt
Trier mit etwa 110.000 Einwohnern (EW) und den Stadten Bitburg (13.500 EW) und Wittlich
(18.300 EW) ist die Bevolkerungsdichte sehr gering. Insgesamt leben ca. 460.000 EW (0,6%
der deutschen Bevolkerung) in der betrachteten Modellregion [StatLARLP 2013]. Damit
ergibt sich fur das Gebiet eine durchschnittliche Bevolkerungsdichte von 124 EW/km2. Im
Osten der Modellregion befindet sich die Energielandschaft Morbach, in der von juwi schon
einige Projekte mit EE umgesetzt wurden. In Kapitel 5 werden die wichtigsten Kenndaten der
Modellregion mit den durchschnittlichen Werten fir Deutschland und den erzeugten Ergeb-
nissen der Simulation verglichen. Dadurch werden die Abbildung der Realitat im Modell und
die Ubertragbarkeit auf andere Gebiete Deutschlands berpriift. Die Abbildung 2.1 zeigt die
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Lage der Modellregion in Deutschland sowie das ortliche Geldndeprofil. Zuséatzlich sind die

Verwaltungsgrenzen mit den Bezeichnungen der Kreise und Verbandsgemeinden verzeich-

net.
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Abbildung 2.1: Ubersicht der Modellregion

2.2 Knotengrenzen

Als Grundlage der Abgrenzung der Modellregion ist die Strukturierung des ortlichen Ubertra-
gungsnetzbetreibers, der Amprion GmbH. Es entspricht dem Stromnetzgebiet , Trier-Amprion
Region 5% Vereinzelt weichen die Grenzen voneinander ab, wie in Abbildung 2.2 ersichtlich,
da sich die Aul3engrenzen der Modellregion an den beschriebenen Verbandsgemeindegren-
zen ausrichten. Dadurch werden 5 Gemeinden ausgeschlossen (rosa) und 12 Gemeinden
zum Betrachtungsgebiet hinzugezogen (grtin). Zur Klassifizierung der Region und als Basis
fir das Simulationsmodell wird die Region in 17 Teilgebiete, im Folgenden Knoten genannt,
unterteilt. Die Anzahl von 17 Knoten Ubersteigt einerseits nicht die Rechenkapazitat des Mo-
delles, andererseits ist die Auflésung fein genug um typische Unterschiede, zum Beispiel
zwischen landlichen und urbanen Gebieten zu erhalten.

Fur die Festlegung wird geprift, dass die Aufteilung hinsichtlich des Hochspannungsstrom-
netzes passend ist und sich in jedem entstehenden Knoten ein entsprechendes Umspann-
werk befindet. Mehrere Verbandsgemeinden werden im Zuge dessen zusammengelegt. Die
Karte in der Abbildung 2.2 zeigt die Uberlagerten Grenzen der festgelegten Knoten der Mo-
dellregion und des Stromnetzgebietes. Somit werden die erwahnten Abweichungen sichtbar.
Zudem sind die Knotengrenzen mit den gewahlten Bezeichnungen gezeigt.
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Abbildung 2.2: Administrative Grenzen und Knoten in der Modellregion

2.3 Stromnetz

Das Hochstspannungsnetz in der Modelregion gehdrt zum Ubertragungsnetzbetreiber
Amprion GmbH. Es umfasst eine 380 kV-Trasse, die in Nord-Sud-Richtung verlauft sowie
mehrere 220 kV-Leitungen. Insgesamt sind sechs Verbindungen in die Region verzeichnet.
Jeweils eine 380 kV- und eine 220 kV-Trasse in den nordlichen Teil von Rheinland-Pfalz und
nach Siden ins Saarland. Zwei weitere 220 kV-Hochstspannungsleitungen gehen tber die
Staatsgrenze nach Luxemburg. Das Verteilnetz wird von der Westnetz GmbH betrieben. Das
Verteilnetz in der Stadt Trier ist in Besitz der Stadtwerke Trier. Die Abbildung 2.3 zeigt die
lokalisierten Trassenverlaufe des Hochst- und Hochspannungsnetzes sowie die bekannten
Umspannwerke.

Fiir die Modellierung mit dem Model P2IONEER (siehe Kapitel 3.5) wird davon ausgegangen,
dass der Stromtransport innerhalb der Modellregion zwischen den einzelnen Knoten aus-
schlieBlich Uber die 110-kV-Hochspannungsleitungen stattfindet. Die aus der Modellregion
herausfihrenden Verbindungen nicht betrachtet, auch wenn die aktuelle Versorgung der
Region derzeit von diesen Leitungen abhangt. Mit diesen Einschrankungen wird ein verein-
fachtes Transportnetz erstellt. Auf Basis der existierenden Stromleitungen und den Um-
spannwerken entstehen idealisierte Ubertragungskapazitaten zwischen den Knoten fiir den
Austausch elektrischer Energie.
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Abbildung 2.3: Ubersicht des Stromnetzes in der Modellregion

2.4 Gasnetz

Das Erdgasnetz kann, ahnlich wie das Stromnetz, in verschiedene Ubertragungsebenen
eingeteilt werden. Die fur den Ferntransport vorgesehenen Erdgaspipelines haben einen
Durchmesser bis ca. 1,4 m und arbeiten mit einem Betriebsdruck von bis zu 100 bar. In
Deutschland werden die Erdgasfernleitungen stets unterirdisch verlegt, um sie vor aul3eren
Einflissen zu schiitzen. Durch die Modellregion flihrt eine wichtige deutsche Erdgasfernlei-
tungen, die Trans-Europa-Naturgas-Pipeline (TENP). Die Pipeline flhrt von der Deutsch-
Niederlandischen Grenze durch Nordrhein-Westfalen, Rheinland-Pfalz und Baden-
Wirttemberg in die Schweiz. Sie hat eine Lange von ca. 500 km. Die beiden parallelen Lei-
tungen haben Durchmesser von 950 mm und 1.000 mm mit einer Kapazitat von 15,5 Mrd. m3
pro Jahr [Fluxys 2014]. Sie gehoért zum Marktgebiet NetConnect Germany und gehort zur
Gasgruppe H. Die daran angeschlossene Ebene, das Verteilnetz, wird von der Creos
Deutschland GmbH betrieben. Der nérdliche Teil ist tiber eine Ubernahmeanlage in der Stadt
Alf an die TENP angebunden (G1). Der sudliche Teil der Modellregion wird lber eine Gas-
druckregelanlagen (GDR) bei Sienhachenbach versorgt [Creos 2012]. Uber drei sich ver-
zweigende Verteilerleitungen (G2 und G3) werden die lokalen Mitteldrucknetze versorgt.
Diese werden von der SWT betrieben und haben eine Gesamtlange von etwa 680 km.
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Abbildung 2.4: Ubersicht der Erdgasleitungen in der Modellregion

An den 29.771 Anschliissen mit Zahlern wurden im Jahr 2012 insgesamt 1.789,6 Mio. kWhys
Gas verbraucht [SWT 2012]. Aus dem bereitgestellten Kartenmaterial und der Ergénzung
der Versorgungsleitungen lassen sich 19 lokale Stadtnetze unterscheiden, wobei die Stadt
Trier das groRte ist und gleich von zwei Seiten versorgt wird. Die Karte des Erdgasnetzes in
Abbildung 2.4 wurde durch das Zusammenfihren von verschiedenen Datenquellen erstellt.
Dabei wurden die genauen Leitungsverlaufe der SWT und offentliches Kartenmaterial der
Verteilungsleitungen verwendet. Durch Analyse der Druckstufen und Rohrdurchmesser wur-
den zudem die GDR identifiziert und mit Satellitenbildern verifiziert. Mehrere Knoten der Mo-
dellregion verflgen Uber keinen bestehenden Erdgasanschluss. Im Vergleich zu anderen
Regionen Deutschlands ist die Erdgasinfrastruktur der Modellregion schwach ausgebaut. In
der Region gibt es keine verzeichneten Erdgasspeicher.

2.5 Energieerzeugungsanlagen

Es wird fur alle Knoten und die gesamte Modellregion der Bestand aller Energieerzeugungs-
anlagen ermittelt. Aus der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur geht hervor, dass es in der
gewahlten Region keine fossilen Kraftwerke mit einer installierten Leistung grof3er als
10 MWpg_ gibt [BNA 2013]. Die Erneuerbaren Energien, die in der Regel kleiner sind und so-
mit nicht einzeln gelistet sind, werden lediglich fir das gesamte Bundesland aufsummiert.
Fur die genaue Betrachtung aller vorhandenen Stromproduzenten werden aus diesem Grund
verschiedene Quellen miteinander verknipft, die jeweils lagegenaue Informationen enthal-
ten. Die Informationen jedes einzelnen Kraftwerks werden in einer Karte zusammengefasst.
Hauptsachlich wurde auf Daten der ,Energymap“ der Deutschen Gesellschaft fiir Solarener-
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gie e.V. (DGS) zuruckgegriffen [DGS 2013]. Die Genauigkeit der Koordinaten ist mit ca. 3 km
ausreichend genau, um eine Zuordnung zu den Knoten durchzufihren. In der Regel wird der
nachstliegende Ort oder die nachste Stadt genutzt. Die Karte in Abbildung 2.5 zeigt alle ver-
orteten Kraftwerke nach Art der Erzeugungsart. Die Gré3e der Symbole ist abhangig von der
GroRRe der installierten Kraftwerksleistung. Fur die ldentifizierung der Windkraftanlagen ist
zusatzlich auf den hausinternen Datenbestand von juwi zugegriffen worden, die in der Regi-
on als Anlagenplaner aktiv sind [juwi 2013]. Dieser ist geografisch besser aufgeldst und ge-
wahrleistet damit eine genauere Kenntnis der Anlagenstandorte.

Rheinland-Pfalz

Mosel

Knoten
Windenergie
Photovoltaik
Laufwasser
Biomasse

@000 |

Saarland

Abbildung 2.5: Standorte der Kraftwerke in der Modellregion

Uber eine Datenverkniipfung werden die installierten Leistungen in jedem Knoten aufsum-
miert. Tabelle 2.1 zeigt den so ermittelten Bestand der Energieerzeuger nach Art des Pri-
marenergietragers und die Abbildung 2.6 die Anteile der installierten Leistung in den Knoten.
Es wird ersichtlich, dass die Erzeugungsarten und installierten Leistungen in den Knoten
unterschiedlich ausgebaut sind.

Die Windenergie macht den gréf3ten Anteil der Erneuerbaren Energie aus. Die 319 WEA
haben zusammen fast 500 MWg, Leistung. Die PV ist etwa halb so grof3 und umfasst Freifla-
chenanlagen (108 MWg, ) und Dachanlagen (155 MW, ). Bei der Wasserkraft sind die sieben
groRen Laufwasserkraftwerke entlang der Saar und der Mosel (123 MW¢g ) und 52 Kkleine,
nach dem EEG vergutete, Wasserkraftwerke (19 MWg ) erfasst. Beim Biogas handelt es sich
um etwa 115 einzeln erfasste und nach dem EEG vergutete Kraftwerke. Zusatzlich konnten
noch zwei vergitete Deponiegas- und ein Klargaskraftwerk ausfindig gemacht werden. Auf
Grund der sehr geringen Leistung von nur etwa 2 MWg,_ werden diese jedoch nicht mit ein-
bezogen. Informationen Uber kleinere dezentrale Erzeugungsanlagen die nicht nach dem
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EEG vergutet werden, sind nicht bekannt [EEG 2011]. Der aktuelle Bestand von BHKW ist
nicht identifiziert. Allerdings schrankt das die Funktionalitdt des Modells nicht ein, da durch
den Ansatz ,grune Wiese® eine Untergrenze nicht notwendig ist. Eine Potenzialobergrenze
fur BHKW wird nicht in Erwagung gezogen, da die Standortanforderungen sehr gering sind
und sich Restriktionen bezlglich des stofflichen Einsatzes aus der Funktionsweise des Mo-
dells bedingen. [DGS 2013]
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Abbildung 2.6: Installierte Leistung und Anteil an der Stromproduktion in den Knoten

Tabelle 2.1: Bestand der Energieerzeugungsanlagen [DGS 2013]

Knoten Wind [MW] PV [MW] Wasser [MW] Biogas [MW)]
K1 Neuerburg 61,75 12,20 0,00 4,20
K2 Bitburg 61,30 27,70 1,21 5,70
K3 Speicher 22,27 20,10 0,25 3,20
K4 Manderscheid 0,00 21,10 0,04 0,80
K5 Wittlich 0,00 32,00 0,21 1,80
K6 Bernkastel 1,00 12,10 52,00 3,60
K7 Morbach 28,00 6,90 0,01 0,70
K8 Irrel 77,30 10,80 0,31 3,00
K9 Trier_Konz 2,60 26,60 22,46 0,00
K10 Schweich 0,00 36,00 29,06 0,00
K11 Ruwer 50,05 6,50 0,09 0,50
K12 Hermeskeil 18,20 6,50 0,00 2,00
K13 Saarburg 17,00 6,70 20,06 0,30
K14 Thalfang 26,77 2,80 0,02 0,50
K15 Kell am See 9,62 5,40 0,01 1,50
K16 Kirchberg 103,00 16,40 0,00 4,60
K17 Zell 15,46 8,70 16,40 0,90
Summe 494,32 258,60 142,13 33,20
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2.6 Potenziale

Neben dem Bestand der Energieerzeugungsanlagen werden ebenfalls die Potenziale der EE
ermittelt. Diese dienen als oberes Limit fur einen weiteren Ausbau der EE in der Modellregi-
on. Tabelle 2.2 fasst die berechneten Potenziale fir jeden Knoten zusammen. Die Grundla-
gen und Annahmen der Potenzialermittlung werden in den folgenden Unterkapiteln detailliert
betrachtet. Die Untersuchung konzentriert sich ausschlieRlich auf die bereits erwahnten aus-
gereiften EE. So wird beispielsweise die Stromerzeugung aus Geothermie nicht in Betracht
gezogen, da es in der Region keine geplanten Vorhaben gibt und nach heutigen Erkenntnis-
sen kein nattrliches Potenzial vorhanden ist.

Tabelle 2.2: Potenziale der Energieerzeugungsanlagen

Knoten Wind [MW] PV [MW] Wasser [MW] Biogas [MW)]

K1 Neuerburg 40,98 680,05 0,00 2,36
K2 Bitburg 241,63 2.278,66 1,21 3,53
K3 Speicher 147,12 1251,80 0,25 1,75
K4 Manderscheid 66,57 683,69 0,04 1,16
K5 Wittlich 98,75 1.944,19 0,21 2,98
K6 Bernkastel 308,76 579,27 52,00 2,48
K7 Morbach 128,72 308,77 0,01 0,84
K8 Irrel 200,30 1.095,36 0,31 2,64
K9 Trier_Konz 91,93 879,19 22,46 2,68
K10 Schweich 72,29 467,28 29,06 1,09
K11 Ruwer 15,47 130,47 0,09 0,87
K12 Hermeskeil 210,64 241,22 0,00 0,83
K13 Saarburg 161,61 536,01 20,06 1,76
K14 Thalfang 221,59 186,61 0,02 0,86
K15 Kell am See 137,67 271,38 0,01 0,9

K16 Kirchberg 140,45 1.536,12 0,00 2,67
K17 Zell 42,42 404,73 16,40 1,79
Summe 2.326,90 13.474,77 142,13 31,19

PV hat mit Abstand das grof3te Potenzial, sieche Abbildung 2.7. Auf Geb&uden und Dé&chern
stehen Flachen fur etwa 1,3 GWg_ installierte Leistung zur Verfugung. Alle technisch geeig-
neten Freiflachen in der Modellregion geben die Mdglichkeit zur Installation von Solaranla-
gen mit bis zu 12,1 GW¢g,_ Leistung. Das Windpotenzial liegt bei 2,3 GWg,, ist also bereits zu
etwa 20% ausgenutzt. Das Wasserkraftpotenzial wurde auf die Grol3e des Bestandes ge-
setzt. Es wird angenommen, dass kein weiterer Ausbau mdglich ist.
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Abbildung 2.7: Anteile der EE-Potenziale in den Knoten

2.6.1 Bestimmung des Windkraftanlagenpotenzials

Aus den aktuellen Karten und dazugehdrigen Datentabellen des Site Assessments der juwi
Energieprojekte GmbH sind die Windanlagen im Bestand und in der Planung fir alle Knoten
ausgewertet. Fur die Bestandszahlen sind die von juwi und von Fremdfirmen gebauten
Windanlagen berlicksichtigt. Abgebaute Anlagen sind beim Bestand berucksichtigt. Fur das
Potenzial sind alle Anlagen, die sich sowohl in der Planung, in der Akquise, in der Genehmi-
gung und im Bau befinden sowie die beantragten Anlagen bertcksichtigt. Es wird angenom-
men, dass die Anlagen in Planung und alle potentiellen Standorte bekannt sind und dies dem
gesamten Potenzial entspricht. Es sind die potenziellen und geplanten Anlagengroéf3en be-
ricksichtigt. Repowering ist nicht bericksichtigt. Insgesamt sind in der Modellregion
494 MW¢g_ Windanlagen in Betrieb. Die Planungen liegen bei 1.833 MWg_ und somit betragt
das gesamte Potenzial 2.327 MW, verteilt auf die 17 Knoten. Eine vom IWES durchgefiihr-
te Studie geht von einem Onshore Windpotenzial von 12,0 GW¢g,_ fir RLP aus [BWE 2012],
fur die Flache der Modellregion wiirde dies anteilig 2,4 GW¢g,_ ergeben.

2.6.2 Bestimmung des PV-Potenzials

Das PV-Dach-Potenzial betragt 1,3 GWpg.. Es ist nach [Lodl 2010] abgeleitet. Dazu ist das
PV-Potenzial Giber das Verhaltnis der verfligbaren Bauflachen in RLP und der Flache der
Modellregion zu RLP berechnet.

Fur Ermittlung des PV-Freiflachen-Potenzials wird vom juwi-Site Assessment eine GIS-
Analyse der Flachen in der Modellregion gemacht. Wirtschaftliche Restriktionen, wie sie ak-
tuell gelten, werden nicht bertcksichtigt. AuRerdem findet die Auswahl der Freiflachen- und
Dachanlagen nicht nach EEG-Kriterien statt, da angenommen wird, dass bei Erreichen des
100% EE Ziels keine Fordermechanismen wie das EEG mehr vorhanden sind.

Folgende Kriterien werden geprift:
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e Restriktionen # Naturschutzgebiete, Fauna-Flora-Habitate, Vogelschutzgebiete, Im-
portant Bird Areas, Special Protection Areas, Nationalparks
e Flachentyp # Wald, Bebauung, Gewasser
e Flache > 1ha
e Gelandeprofil
o Nordneigung: max. 1%
o Ost-West-Neigung: max. 5%
o Sudneigung: max. 10%
Nach Beriicksichtigung der ersten drei Flachenkriterien bleiben von den 3.707 km? Flache
der Modellregion 1.636 km? {ibrig. Werden diese mit den Anforderungen zum Geléndeprofil
bewertet, stehen noch 285 km? Flache als Potenzial fir PV zur Verfiigung. Unter der An-
nahme; dass 0,5 MWp pro ha installiert werden kénnen und unter Berlcksichtigung eines
Sicherheitsabschlags steht in der Modellregion ein PV-Freiflachenpotenzial von 12,1 GWp
zur Verfugung.

2.6.3 Bestimmung des Wasserkraftpotenzials

Das Potenzial der Laufwasserkraftwerke in der Modellregion entspricht der aktuellen instal-
lierten Leistung. Es wird angenommen, dass keine weiteren Kraftwerke gebaut werden kon-
nen, da es in der Region bereits viele Anlagen gibt. Somit sind die Wasserkraftpotenziale der
Knoten fur die Modellierung auf dem Bestand festgesetzt und kdnnen nicht weiter ausgebaut
werden.

Fur Simulation wird die Wasserkraft geographisch zugeordnet und nicht nach Netzanschluss.
Fur die Ist-Lastermittlung wurde der Stand nach Netzanschluss bertcksichtigt.

2.6.4 Bestimmung des Biogaspotenzials

Fur das Biogaspotenzial wird Biogas aus nachwachsenden Rohstoffen (NawaRo), Biogas
aus Wirtschaftsdiinger und Biogas aus Bioabfallen berticksichtigt, nicht jedoch Biogas aus
Reststoffen. Mit den Bodenflachen, dem Anteil an landwirtschaftlicher Flache und der Ein-
wohnerzahl fur jeden Knoten werden die Substratertrage berechnet. Fur die Simulation mus-
sen die Biogaspotenziale je Verbandsgemeinde ermittelt werden. Die Einwohnerzahl pro
Knoten und die Flachennutzung/Aufteilung stammt vom Statistischen Landesamt RLP [Stat-
LARLP 2013].

Fur das Holzpotenzial, das NawaRo-Potenzial und das Wirtschaftsdiingerpotenzial wird der
Potenzialatlas der Agentur fiir Erneuerbare Energien, genutzt [AEE 2009]. Fir die Berech-
nung der Biogasmenge in kWhys pro Jahr je Knoten als maximal verfiigbares Potenzial, wird
nicht die aktuelle Substratzusammensetzung verwendet, sondern von dem Einsatz von Mais
ausgegangen.

Fur die Ermittlung des Biogaspotenzials aus NawaRo werden die Landwirtschaftsflachen je
Knoten bertcksichtigt. Der potenzielle Bioenergieanteil pro Landwirtschaftsflache betragt
nach Angaben des AEE im Mittel 21,9% fur Deutschland fiirs Jahr 2020. Davon wird ein Teil
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fur die Biogassubstratproduktion genutzt. Der Flachenanteil fir Bioenergie betrdgt nach An-
gaben des AEE im Mittel 7,1% fir Deutschland. Mit diesen Annahmen stehen fir die gesam-
te Modellregion fiir die Biogassubstratproduktion 109 km? zur Verfiigung. Bei einem Maiser-
trag von 45 t/ha abzgl. 7% Silageverluste und einem Biogasertrag von 216 m3 Biogas pro t
Mais, kénnen in der Modellregion 98,8 Mio. m3 Biogas pro Jahr produziert werden. Bei einem
Methananteil von 52%.,c,. und dem Brennwert von Methan betragt der Energieinhalt dieses
Biogases etwa 71 MWys.

Fur die Ermittlung des Biogaspotenzials aus Wirtschaftsdiinger wird das in Abbildung 2.8
dargestellte energetische Potenzial pro Einwohner und die Einwohnerzahl je Knoten beriick-
sichtigt. Quelle ist der AEE. Unter Bertcksichtigung eines Methananteils von 55% entspricht
dies einer Biogasmenge in der Modellregion von 16,1 Mio. m3 pro Jahr bzw. 12,2 MWys.

Fur die Ermittlung des Biogaspotenzials aus Bioabféllen wird ebenfalls die Einwohnerzahl je
Knoten berucksichtigt. Fir die Bioabfallmenge wird eine mittlere Bioabfallmenge von
74 Kg/EW ohne Grunabfalle angenommen, die dem Durchschnitt von Reinland-Pfalz ent-
spricht [StABL 2012] und héher ist als in Deutschland mit nur 53 kg/EW. Es wird keine Diffe-
renzierung der spezifischen Menge nach Stadt und Land vorgenommen. In der Modellregion
fallen somit 33.800 t Bioabfélle pro Jahr an. Bei den Mengen wird vorausgesetzt, dass mit
Inkrafttreten der Neufassung des Kreislaufwirtschaftsgesetz (KrwWG) am 1. Juni 2012 zukinf-
tig eine getrennte Sammlung in einer Biotonne umgesetzt wird. Bisher findet in der Modellre-
gion in Bitburg-Priim, der Stadt Trier, Trier-Saarburg und Bernkastel-Wittlich keine flachen-
deckende Abfallsammlung statt [UBA 2012].

Bei einem Biogasertrag von 123 m?3 Biogas pro t Abfall (Biotonne) werden in der Modellregi-
on 4,2 Mio. m® Biogas aus Abfallen pro Jahr produziert, was bei einem Methananteil von
60% (siehe Tabelle 2.3) einem Energieinhalt von 3,4 MW s entspricht. Das Biogaspotenzial
in der Modellregion betragt in Summe 86,7 MW s.

Tabelle 2.3: Gasausbeute und Methananteil verschiedener Substrate

Biogasertrag | Biogasertrag Methan-
Richtwerte TS? | oTS? (0TS) (FM% gehalt
Einheit Ma.% | Ma.% In/ KQots In/ tem YovoL
Biotonne 40% 50% 615 123 60%
Maissilage, teigreif 30% 96% 600 173 52%
Maissilage, 35% TS 35% 95% 650 216 52%
Ganzpflanzensilage (GPS) 40% 94% 520 196 52%
Getreide-GPS, 35% TS 35% 95% 620 206 53%
Rindergulle 10%TS 10% 80% 380 30 55%
Schweinegiille, 6% TS 6% 80% 420 20 60%

% Trockensubstanz
3 Organische Trockensubstanz

* Feuchtmasse
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Fir die Berechnung der zu gewinnenden Biogasmengen werden die in folgender Tabelle 2.3
dargestellten Gasausbeuten verwendet [KTBL 2005]. Dabei wird ein Storstoffanteil von 1%
berucksichtigt.

Die angegebenen Potenziale beziehen sich auf jahrliche Ertrage und jahrliche Endenergie-
verbrauche, siehe Abbildung 2.8. Die angegebenen Potenziale sind technische Potenziale,
also das theoretische Potenzial abzlglich jener Mengen, deren Nutzung bestimmte gesell-
schaftliche, Okologische und strukturelle Restriktionen entgegenstehen. Die Legende der
Grafik bezieht sich auf den Primarenergiegehalt (Energiegehalt) des jahrlichen Potenzials.

Tierische Exkremente Schwach- und Restholz
Jahrliches Potenzial/Person in kWh Jahrliches Potenzial/Person in kWh

<139
139-417
417-833
833-1.250
>1.250

<556
556-1.11

1.111-1667
1.667-2.222

Quelle: BBR/BFH

Abbildung 2.8: Potenziale fiir tierische Exkremente sowie Schwach- und Restholz in Deutschland
[AEE 2009]

Als Basis fir die grundsatzliche Nutzung des Biogases als CO,-Quelle und den Einsatz von
PtG je Knoten wird der Abstand zum Gasnetz mit 5 km festgelegt. Alle Knoten bis auf Neu-
erburg haben innerhalb eines 5 km-Korridors mindestens eine Moglichkeit ins Gasnetz ein-
zuspeisen. Unter der Annahme, dass in einem zukinftigen Energieszenario mdglichem
Speicherpotenzial genutzt werden sollen, werden die Anschlusskosten im Modell mit ent-
sprechenden Kosten hinterlegt. Sie kommen somit als PtG-Standorte in Frage. Das Biogas
von Neuerburg kann unter Berucksichtigung von stationaren Gaskugelspeichern genutzt
werden. Abstdnde zum Gasnetz der verschiedenen Korridore sind in der Karte Abbildung 2.9
dargestellt.
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Bei der zuvor getroffenen Annahme wird davon ausgegangen, dass das Substrat zu den
Anlagen transportiert werden muss. Um den Aufwand dazu abzuschatzen, werden zusatzli-
che Korridore mit 10, 15 und 20 km Abstand vom Gasnetz eingezeichnet. Unter der Annah-
me, dass die BGA bzw. die PtG-Anlagen auf die ,griine Wiese" ideal gelegen zum Gasnetz
gebaut werden, befinden sich die meisten Flachen in einem Abstand von weniger als 10 km
Abstand zum Gasnetz, siehe Abbildung 2.9. Bis auf die Knoten Speicher und Irrel wird der
20 km Kaorridor nicht benétigt und die Entfernung zum Gasnetz betragt nur 15 km. Somit
konnten die gesamten Flachen je Knoten als Potenzial zur Verfigung stehen.

Fur den Einsatz des Wirtschaftsdiingers ist ein Abstand von 15 oder 20 km zu grof3. Da das
Potenzial aber insgesamt deutlich kleiner ist als das der NawaRo werden trotzdem die glei-
chen Abstande zum Gasnetz angenommen wie bei NawaRo. Da Bioabfélle durchaus weit
transportiert werden, kénnen diese ohne Probleme aus der gesamten Flache genutzt wer-
den.

Wichtig bei der Betrachtung ist, dass vom Bau auf der ,grinen Wiese" ausgegangen wird
und dabei nicht berticksichtigt wird, wie die bestehenden BGA in aktuelle Versorgungskon-
zepte eingebunden sind. Bei den Abfallmengen ist auch nicht berticksichtigt, ob es langfristi-
ge Entsorgungsvertrage gibt und die Mengen Uberhaupt zur Verfiigung stehen werden.

Rheinland-Pfalz

SpeichermManderscheid

Bitburg
\Wittlich

Luxemburg

Knoten
Gasnetz
10 km
15 km
20 km

I By

Saarland

Abbildung 2.9: Abstand zum Erdgasnetz

2.6.5 Bestimmung des CO,-Potenzials

Das CO,-Potenzial in der Modellregion setzt sich zusammen aus CO, aus BGA, CO, aus der
Warmebereitstellung von Schwach- und Restholz und anderen méglichen CO,-Quellen. Die
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folgenden Unterkapitel beschreiben die Herangehensweise an die Ermittlung der CO,-
Mengen.

2.6.5.1 CO, aus Biogas

Biogas, das bei der Garung von NawaRo und Glille entsteht, enthalt einen hohen Anteil an
CO,. Dieser Wert variiert mit der Zusammensetzung und der Betriebsweise in der BGA. Die
durchschnittliche Zusammensetzung besteht aus etwa 50-60% Methan und 40-50% CO,.
Zusatzlich sind etwa 1% Sauerstoff und Sickstoff enthalten. Dieses Rohbiogas kann entwe-
der direkt in einem Verbrennungsmotor (BHKW) in elektrische Energie umgewandelt werden
oder durch das Entfernen des CO, auf Erdgasqualitat aufbereitet und ins Erdgasnetz einge-
speist werden. Um das theoretische Potenzial zu bestimmen, wird ausgehend von der
elektrischen Leistung der BGA die Menge Rohbiogas und damit die Menge CO, abgeschétzt.

Mit einer jahrlichen Vollbenutzung der BGA von 8.000 Stunden wird aus der installierten
Nennleistung die produzierte elektrische Energie berechnet. Mit einem durchschnittlichen
elektrischen Wirkungsgrad von 36% wird der Brennstoffbedarf ermittelt. Der Brennstoffbedarf
gibt die chemische Energie des im Gasgemisch enthaltenen Methans an. Mit dem Brennwert
des Methans wird das Methanvolumen berechnet. Es wird eine durchschnittliche Zusam-
mensetzung des Rohbiogases von 52%y0. Methan und 47%,0. CO, angenommen. Somit
kann schlie3lich das CO,-Volumen und mit der CO,-Dichte die gesuchte CO,-Masse be-
rechnet werden. Zusammenfassend ergibt sich somit aus einer BGA mit 1 MWg_ eine CO,-
Menge von etwa 3,6 kt/a. Fir die gesamte Modellregion mit einem Biogaspotenzial von etwa
31 MWY¢g, bedeutet das eine jahrliche CO,-Masse von 109 tausend Tonnen.

2.6.5.2 CO, aus Heizkraftwerken

Wenn sich das Energiesystem in Richtung Erneuerbare Energien entwickelt, wird auch die
Bereitstellung von Warme aus nachhaltigen Brennstoffen vorangetrieben. Dabei ist die Ver-
brennung von Schwach- und Restholz in lokalen Holzheizwerken oder Holzheizkraftwerken
ein sinnvoller Weg zur Einsparung von fossilen Brennstoffen. Aus dem Abgasstrom der An-
lagen kann das CO, abgetrennt und bei der Methanisierung verwendet werden. Mit 75%
macht Holz den grof3ten Anteil an der Erneuerbaren Warmeproduktion aus [AEE 2009]. Die
thermische Verwertung von Schwach- und Restholz erzeugt im Vergleich zur Energieerzeu-
gung aus Energiepflanzen keinen Konflikt zur Nahrungsmittelproduktion. Ebenso entsteht
keine Konkurrenz zur Holzindustrie, sondern es wird eher ein weiterfiihrender Verwertungs-
pfad geschaffen.

Aus Abbildung 2.8 wird fir die Modellregion das jahrliche Potenzial aus Schwach- und Rest-
holz pro Person abgelesen. Zusatzlich wird Fernwarmebedarf Uber Heizkraftwerke der Kno-
ten bestimmt. Uber die Einwohnerzahlen werden fir alle Knoten die moglichen Energiemen-
gen ermittelt. Mit dem Warmebedarf wird Giber den Heizwert von Holz und dem Kohlenstoff-
anteil im Holz die bei der Verbrennung entstehende CO,-Menge im Rauchgas abgeschatzt.
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Somit ergibt sich fur die gesamte Modellregion ein CO,-Potenzial aus der Verbrennung von
Schwach- und Restholz in Holzheizkraftwerken von 365.000 t pro Jahr.

Um das CO, aus dem Rauchgas nutzen zu kénnen, muss es aus dem Rauchgasstrom ab-
geschieden werden, weil es im Gegensatz zu Rohbiogas nicht direkt in die Methanisierung
einsetzbar ist. Der Ansatz dazu kommt aus der CO,-Abscheidung bei fossilen Kraftwerken.
Laut [Ausfelder 2008] ist die CO,-Abscheidung mittels chemischer Absorption derzeit das
einzige kommerziell verfigbare Verfahren, wobei mit einer Markteinfihrung um das Jahr
2020 gerechnet werden kann. Diese Aufbereitung ist mit relativ hohen Kosten und energeti-
schen Verlusten verbunden, hat jedoch den Vorteil, dass sie prinzipiell auch bei bestehenden
Anlagen integriert werden kann. Abscheidungsanlagen fir CO, aus dem Rauchgas von Bio-
massekraftwerken werden aufgrund der geringen AnlagengrofRe spezifisch teurer und somit
wird auch das gewonnene CO, teuer. Es gibt vertrauliche Angaben aus einer Recherche von
ETOGAS fir eine CO,-Abscheidung auf Basis einer Rauchgaswasche, die fiir die Simulation
eingesetzt wurden. Angaben von ETOGAS zu Investitionskosten, Stromverbrauch und lau-
fenden Kosten sind im Rahmen des Forschungsprojektes vertraulich und werden hier nicht
genannt.

2.6.5.3 CO, aus sonstigen Quellen

Neben den bereits untersuchten CO,-Quellen gibt es noch weitere Moglichkeiten fiir die Be-
reitstellung von CO,. Dazu zahlen zum einen Industrieprozesse, Klarwerke und die Getran-
keherstellung. Es konnte eine Reihe an Industrieprozessen ausfindig gemacht werden die
unvermeidbare CO,-Emissionen hervorrufen. Dazu gehéren unter anderem die Stahlherstel-
lung, die Zementherstellung, Raffinerien, Papierherstellung, Glasherstellung, Kokereien und
Ziegeleien. In der Modellregion ist jedoch keine Produktionsstéatte dieser Industriezweige
ansassig [VDZ 2013, Stahl 2013, Chemie 2013, BesAR 2013].

In Deutschland besteht eine gut ausgebaute Struktur an Abwasseraufbereitungsanlagen.
Von den etwa 10.000 kommunalen Anlagen entfallt ein groer Teil auf die Klargaserzeu-
gung. Das Faulgas oder Klargas enthalt, ahnlich wie das Rohbiogas, einen erhdhten Anteil
an CO.. Er ist mit etwa 35% jedoch etwas geringer als der von Biogas. Die Faulgasprodukti-
on ist abhangig von den biogenen Stoffen im Abwasser. Das Klargasvolumen wird tber den
durchschnittlichen Energiegehalt des Abwassers und dem daraus entstehenden Gasvolu-
men berechnet. Mit der CO,-Konzentration wird anschlieend das CO,-Volumen im Klargas
bestimmt. In der Modellregion sind insgesamt 175 kommunale Klaranlagen verzeichnet, von
denen allerdings nur 18 Anlagen mit einem Faulturm zur Klargaserzeugung in Frage kom-
men [LUWG 2013]. Insgesamt ergibt sich ein jahrliches CO,-Potenzial von lediglich
2,7 tausend Tonnen. Da dieses auf viele Standorte mit einer jeweils sehr geringen Menge
verteilt ist, werden die Klarwerke nicht weiter betrachtet.

In der Modellregion konnten sechs Brauereien ausfindig gemacht werden, von denen nur ein
einziger industrieller Betrieb, die Bitburger-Brauerei in der Stadt Bitburg, als theoretische
CO,-Quelle in Frage kommt. Bei einer jahrlichen Produktion von rund 4,2 Mio. Hektolitern
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Bier am Standort Bitburg-Sud konnten theoretisch 14 kt CO, gewonnen werden. Wie grofl3
der Eigenbedarf der Brauerei fur das Abfillen von nichtalkoholischen Getranken ist, konnte
nicht in Erfahrung gebracht werden. Da sich eine Grol3brauerei jedoch theoretisch sehr gut
als moglicher Standort fir PtG eignen konnte, wird das CO,-Potenzial aus der Brauerei auf-
genommen.

2.6.5.4 Zusammenfassung CO,-Potenzial

Die Bestimmung der CO,-Potenziale aus den verschiedenen Quellen ermdéglicht eine Ab-
schatzung der installierbaren PtG-Leistung in jedem Knoten. CO, aus der thermischen Rest-
holzverwertung macht den gré3ten Teil aus. CO, aus Biogas hat ebenfalls ein grof3es Poten-
zial. Abgesehen von der Brauerei konnten keine weiteren Quellen ausfindig gemacht wer-
den. Die Verteilung zwischen den Knoten ist zum Teil recht unterschiedlich. Dies liegt vor
allem an den unterschiedlichen Einwohnerzahlen und dem damit berechneten Warmedarf
zusammen. Der Knoten Trier Konz hat mit Abstand das gro3te Potenzial, siehe Tabelle 2.4.

Tabelle 2.4: Zusammenfassung der CO,-Potenziale in der Modellregion

Knoten CO, aus Biogas CO, aus Heizkraftwerken CO, aus sonstigen
[kt/a] [kt/a] Quellen [kt/a]

Neuerburg 8,43 7,74 0,00
Bitburg 12,55 23,90 0,00
Speicher 6,19 12,60 14,00 (Brauerei)
Manderscheid 4,14 6,10 0,00
Wittlich 10,44 39,10 0,00
Bernkastel 8,70 30,50 0,00
Morbach 2,96 8,80 0,00

Irrel 9,34 24,20 0,00

Trier Konz 8,87 112,00 0,00
Schweich 3,79 20,70 0,00
Ruwer 3,03 14,60 0,00
Hermeskeil 291 11,80 0,00
Saarburg 6,22 17,90 0,00
Thalfang 3,06 5,90 0,00

Kell am See 3,18 7,70 0,00
Kirchberg 9,22 12,00 0,00

Zell 6,12 9,70 0,00
Modellregion 109,15 365,24 14,00

Insgesamt steht im Jahr eine Kohlenstoffdioxidmenge von 488,39 kt zur Verfiigung. Damit
lassen sich theoretisch PtG-Anlagen mit einer Elektrolyseleistung von etwa 1,48 GWg_ be-
treiben. Diese Abschatzung beruht auf einer angenommenen Volllaststundenzahl der Elekt-
rolyseure von 2.760 Stunden im Jahr.
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2.7 Abgrenzung des Modells und der Simulation

Im Rahmen dieses Projektes soll eine 100% lastgangkonforme Stromversorgung fir die Mo-
dellregion dargestellt werden. Die Lastgangkonformitét soll fir die Berechnungsschrittweite
von 15 min gewabhrleistet sein, das bedeutet, dass Netzdienstleistungen in Theorie durch das
vorgelagerte Netz bereitgestellt werden. Es wird deswegen ein Strom-Import oder -Export mit
den angrenzenden Regionen aufRerhalb der Modellregion ausgeschlossen. Die Stromversor-
gung ist jedoch nicht inselféahig, d.h., dass die Netzstabilitdt durch das Ubergeordnete Netz
zu anderen EE-Regionen bereitgestellt wird und dafiir keine zusatzlichen Komponenten ein-
geplant werden. Somit hat das vorhandene Ubergeordnete Netz bzw. die damit verbundene
Netzstabilitat einen Wert, der jedoch im Rahmen des Projektes nicht betrachtet wird.

Da die Modellregion in RLP liegt, welches sich als Ziel vorgenommen hat, im Jahr 2030 eine
100% auf EE basierende Stromversorgung zu erreichen, und weil aktuell in der Modellregion
schon knapp 60% EE bilanziell zur Stromversorgung beitragen, werden als Zielwert fir eine
100% lastgangkonforme Stromversorgung das Jahr 2030 und als Startjahr 2015 festgelegt.
Als Ausgangspunkt fir die Simulation wird die ,griine Wiese“ gewahlt. Der Einfluss der Be-
standsanlagen, die ggf. bis zum Ausbauziel im Jahr 2030 durch neue ersetzt werden mis-
sen, konnte in zukunftigen Betrachtungen bericksichtigt werden.

Die im Modell aufgezeigte optimale Konstellation aller Energiekomponenten bildet das
volkswirtschaftliche Kostenoptimum ab. Da es sich um eine zuklnftige Energielandschaft
handelt, wird davon ausgegangen, dass beim Ausbau und Umbau der Energielandschaft
auch Technologien eingesetzt werden, die eine lastgangkonforme EE-Versorgung besser
gewabhrleisten.

Wie in Kapitel 2.2. beschrieben, wird die Modellregion anhand der Verbandsgemeinden und
der Lage des 110-kV-Stromnetzes und der Umspannanlagen in 17 Knoten aufgeteilt, die
durch das 110-kV-Netz miteinander verbunden sind und Strom austauschen kdnnen. Der
Stromaustausch zwischen den Knoten wird simuliert und bewertet. Die Auswirkungen auf
das Stromnetz innerhalb der Knoten werden abgeschatzt. Die Leitungskapazitat des 110-kV-
Netzes wird von RWE geliefert. Es gibt keine Restriktionen fir das Nieder- und Mittelspan-
nungsnetz im Modell.

GrolRe Einspeiseanlagen wie Windparks speisen z.T. direkt ins 110-kV-Netz, welches zwi-
schen zwei Knoten liegt. Die Leistung bestehender Anlagen wird fur die Simulation von RWE
auf die benachbarten Knoten aufgeteilt. Zukiinftige Windparks werden den Knoten zugeord-
net, in denen sie liegen. Bei Betrachtung der Netzbelastung wird dies bertcksichtigt.

Bei der Netzsimulation sind die Erzeugerleistungen und das CO,-Potenzial der jeweiligen
Knoten und die Leistungen des Stromnetzes entsprechend der ermittelten Potenziale und
Randbedingungen begrenzt. Das Gasnetz wird nicht anhand der bestehenden Leitungen
begrenzt hinterlegt, sondern als ideales Gasnetz, welches alle Knoten ohne Einschrankun-
gen versorgen kann. Ausgenommen vom idealisierten Gasnetz ist der Knoten Neuerburg, da
er zu weit vom Netz entfernt liegt.
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Bezlglich der in der Modellregion verfigbaren und einsetzbaren und damit im Modell zu im-
plementierenden Technologien werden folgenden Festlegungen getroffen.

e Eswerden sog. Schwachwindanlagen eingesetzt und entsprechende Erzeugungspro-
file genutzt. Es wird erwartet, dass durch die héhere Volllaststundenzahl bei begrenz-
ter Leistung der WEA eine gleichmaRigere Stromerzeugung als bei Starkwindanlagen
und somit eine grundlastfahigere Strombedarfsdeckung durch die Windkraft méglich
ist. Gleichzeitig wird so der Speichereinsatz reduziert.

e Verschiedene PV-Produktionskurven fur Siud/West/Ost-Ausrichtung werden im Mo-
dell berticksichtig, um bei Bedarf die maximalen Potenziale ausschopfen zu kénnen.

Es werden PV-Dach- und Freiflachenanlagen im Verhéltnis é% eingesetzt.

e Geothermie wird im Modell nicht berticksichtigt, weil die Region kein guter Geother-
mie-Standort ist und kein zukinftiger Geothermieeinsatz absehbar ist.

o Der Bestand an Laufwasserkraftwerken wird im Modell genutzt, aber ein nennens-
werter Ausbau ist nicht mdglich. Das Rickstauen bei Laufwasserkraftwerken wird
nicht betrachtet, da dies nur sehr geringe Speichermengen bedeuten wirde.

e Pumpspeicher werden auf Basis fir ganz Deutschland aufgenommen, um die Ergeb-
nisse mit Deutschlandwerten vergleichen zu kénnen. Dabei wird nicht ein zentrales
Kraftwerk berlcksichtigt, sondern die Kapazitat anteilig auf die Standorte verteilt.
Dies simuliert in einem geringen Mal3e den Austausch mit dem dariber liegenden
Netz, ohne die Lastgangkonformitat mit EE zu beeinflussen. Hierbei ist gewéhrleistet,
dass genau der geforderte Anteil an EE im Strommix vorhanden ist, da die Einspei-
cherung bekannt ist.

o Druckluftspeicher und Schwungrad werden nicht als Speichertechnologie berticksich-
tigt.

e Fur die Verstromung von Erdgas, Biomethan oder SNG werden BHKW berticksich-
tigt. Gas- und Dampfkraftwerke finden nur in Sonderszenarien Beachtung, da ihre
mindestens zu installierende Leistung zu grof} ist, um in der begrenzten Modellregion
sinnvoll eingesetzt zu werden. Da die n-1 Sicherheit gewabhrleistet sein soll.

Neben BGA werden auch weitere CO,-Quellen bertcksichtigt. Dies sind zum einen die in
Bitburg vorhandene Brauerei und das theoretische Potenzial bei der Verbrennung des Rest-
holzpotenzials (in Biomasse- oder Holzheizkraftwerken) in der Modellregion, wie in Kapitel
2.6.5 beschrieben. Unterschiedliche CO,-Quellen werden durch unterschiedliche CO,-Preise
in der Simulation abgebildet.

Neben einer 100% EE-Stromversorgung wird in Zukunft die EE-Warmeversorgung immer
wichtiger werden. Deswegen wird in das Modell die Warmeversorgung mit EE integriert. Eine
100% EE-Wéarmeversorgung kann aufgrund des zu erwartenden Simulationsumfangs und
fehlender Daten nicht untersucht werden. Insbesondere die Konkurrenz zwischen stromge-
fuhrter und warmegefihrter Fahrweise wiirde dabei die Modellierung erheblich komplexer
machen. Deswegen werden Abwéarmenutzung und Warmesenken durch eine vereinfachte
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Betrachtung berticksichtigt. Es werden die Abwérme aus den BHKW und den PtG-Anlagen
berlcksichtigt sowie die mittels Power-to-Heat (PtH) aus Stromiberschisseln erzeugte
Warme. Der Warmeerlds wird durch den Abgleich der Warmeproduktion mit einem Ist-
Warmelastprofil und der Verglitung der Warmemenge berechnet. Aufbau und Kosten fur
Infrastruktur, z.B. Warmenetz, werden nicht bertcksichtigt.

Elektromobilitat wird im Modell nicht berlcksichtigt. Die Funktionalitat von Batterien ist im
Modell abgebildet. Daraus ergibt sich der Bedarf an Batterien, der im Nachgang mit Szenari-
en zur Elektromobilitat abgeglichen werden kdnnte. Die Gasmobilitat wird tber den Gaspreis
und die zugehodrige Abnahmemenge berucksichtigt. Der Gaseinsatz in der Mobilitat wird
nicht in den Basisannahmen berlcksichtigt, aber in Sensitivitdten betrachtet. Das Gas wird
zum Fixpreis pro kWhys verkauft und eine fixe maximale (100% Gasmobilitat) Gasmenge
vorgegeben, aber keine Lastkurve hinterlegt, da angenommen wird, dass das Gasnetz einen
hinreichend groRen Speicher darstellt.

Im Modell wird in den eingesetzten PtG-Anlagen SNG erzeugt, welches direkt ins Erdgas-
netz eingespeist und dort gespeichert werden kann. Die Erzeugung von Wasserstoff und die
Wasserstoffnutzung tber den Weg H,-Speicher und Einsatz in Brennstoffzellen im Modell
sowie die direkte Einspeisung von Wasserstoff ins Erdgasnetz werden im Rahmen des Pro-
jektes nicht betrachtet. Die Wasserstoffeinspeisung ins Erdgasnetz ist abhangig vom aktuel-
len Volumenstrom in der Erdgasleitung, dem zu dem Zeitpunkt vorhanden Anteil an Wasser-
stoff und der Wasserstoffoegrenzung aufgrund der nachgeschalteten Gasverbraucher. Auf-
grund dieser Restriktionen, musste fur die Simulation ein Teilmodell entwickelt werden, wel-
ches errechnet, welche Mengen Wasserstoff zu welchem Zeitpunkt voraussichtlich ins Netz
eingespeist werden kénnten. Des Weiteren kann schlecht abgeschétzt werden wie sich der
Wasserstoff im Gasnetz verteilt und welche Probleme dadurch bei Letztverbrauchern entste-
hen kdnnten.

Aufgrund der Kostenstruktur und des Einsatzbereiches werden von den im Modell verfligba-
ren Batterietechnologien Lilon, NaS und Blei nur Lilon-Batterien verwendet. Bleibatterien
waren im Prinzip zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit geeignet, werden aber der
zu erwartenden hohen Zyklenzahl nicht gerecht. Die dadurch entstehenden Mehrkosten fir
neue Bleibatterien werden wahrend der Optimierung durch eine Bevorzugung der Lilon-
Technologie vermieden.

2.8 Technische und finanzielle Annahmen

Als Datenbasis fur die Simulation werden verschiedene technische und wirtschaftliche An-
nahmen getroffen und die benétigten Daten bereitgestellt. Die in den folgenden Tabelle 2.5
bis Tabelle 2.7 dargestellten Angaben zur Abschreibedauer, laufenden Kosten, Investitions-
kosten und Wirkungsgraden werden fur die Wirtschaftlichkeitsberechnung benutzt. Das Fi-
nanzierungsmodell sieht 100% Fremdkapital vor bei einem Zinssatz von 6%, Berechnung
per Annuitat Uber die jeweilige Abschreibedauer. Zur Festlegung der Abschreibungsdauer
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sind die vorliegenden Daten aus Literaturquellen mit denen fir die technische Lebensdauer
verglichen und ggf. angepasst.

Die laufenden Kosten fiir die Windanlagen sind auf Basis der Angaben der IEA [IEA 2010]
und der Leitstudie 2011 [BMU 2012] auf 3,5%/a der Investitionskosten festgelegt. Die Netz-
ausbaukosten werden nachtraglich berechnet, wobei pro Leitung die Belastung oder Uber-
lastung berechnet und dann die erforderlichen Leitungen eingepreist werden. Fir die Spei-
cherung des Methans im Gasnetz werden keine Kosten angenommen. Der Gasnetzan-
schluss kostet in jedem Knoten pauschal 1,5 Mio. €. Fir die Speicherung des Methans in
Neuerburg, wo kein Gasnetzanschluss maoglich ist, werden die Kosten fiir die bendtigten
Gaskugelspeicher berlcksichtigt.

Tabelle 2.5: Annahmen flir die brennstofflosen Erzeuger

Parameter Schwach- Starkwind- PV- PV- Wasserkraft
windanlagen anlagen Dach Freiflache (> 1 MWg)
Abschreibedauer [a] 20 20 25 25 40
Laufende Kosten 3,5% 3,5% 1,0% 1,5% 4,5%
[% Invest./a]
Volllast 2015 [VIh/a] 2900 1930 910 1000 4787
Volllast 2020 [VIh/a] 3100 2150 920 1015 4792
Volllast 2030 [VIh/a] 3300 2300 950 1045 4800
Investitionskosten 2015 2000 1090 1250 1000 2450
[€/kWE, ]
Investitionskosten 2020 1800 1040 1000 800 2500
[€/kWe/]
Investitionskosten 2030 1600 1000 875 700 2700
[€/kWE, ]
Gestehungskosten 2015 8,34 6,83 11,99 9,23 5,68
[ct/kWhg]
Gestehungskosten 2020 7,02 5,85 9,49 7,28 5,79
[ct/kWhg]
Gestehungskosten 2030 5,87 5,26 8,04 6,18 6,25
[ct/kWhg]
Quelle juwi RLI
BMU 2012

Es werden fir die Winderzeugung Windprofile hinterlegt. Die Volllaststunden ergeben sich
Uber Windgeschwindigkeit und die Leistungskennlinie. Annahmen firr die Nabenhdhe sind fir
2015 120 m, fur 2020 140 m und fur 2030 160 m.

Fur die Wasserkraft werden die Volllaststunden von Daten zur Mosel genommen, die mit
Hilfe der Anlagenbetreiber erfasst werden konnten.

In der Modellregion missen Anlagen zur Verstromung von Gas verbaut werden, da sich die
Modellregion zu jeder Zeit selbst versorgen muss. Im Standardszenario werden BHKW ein-
gesetzt, weil sie sich am besten dezentral verteilen lassen. In Sonderszenarien werden auch
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Gasturbinen untersucht. Laut Leitstudie 2011 betragt 2030 der elektrische Wirkungsgrad der
Gasturbine 47%. Auf Basis von Erfahrungswerten von RWE zum Entwicklungspotenzial von
Gasturbinen werden der elektrische und thermische Wirkungsgrad fur 2015, 2020, 2030 an-
gepasst [BMU 2012].

Tabelle 2.6: Annahmen flr die brennstoffhaften Erzeuger

Parameter BGA GuD Gasturbine BHKW
(400 MW¢g) (150 MW¢gy) (500 kWg,)
Abschreibedauer [a] 20 25 25 20
Laufende Kosten 6,0% 2,0% 2,0% 2,8%
[% Invest./a]
Volllast 2015-2030 [VIh/a] 8000 5000 5000 3000
Wirkungsgrad 2015 100% 59,1% 40% 38%
Wirkungsgrad 2020 100% 60,1% 42% 39%
Wirkungsgrad 2030 100% 62,1% 43% 40%
Nutzbare Warme 0% 0% 42% 45%
Brennstoff 2015 2,926 2,679 3,120 3,600
[ct/kWhys]
Brennstoff 2020 3,311 4,500 4,500 5,000
[ct/kWhys]
Brennstoff 2030 4,238 6,045 6,486 7,000
[ct/kWhys]
Investitionskosten 2015 1450 400 900
[€/kWg,] 700
Investitionskosten 2020 1400 400 900
[€/kWg, ] 700
Investitionskosten 2030 1350 400 900
[€/kWg, ] 700
Gestehungskosten 2015 5,57 5,90 8,58 12,89
[ct/kWhg bzw. kWhys]
Gestehungskosten 2020 5,87 8,85 11,49 16,24
[ct/kWhg bzw. kWhyg]
Gestehungskosten 2030 6,70 11,10 15,86 20,92
[ct/kWhg bzw. kWhyg]
Quelle juwi BMU 2012 BMU 2012; ASUE 2011:
RWE; MAN angepasst

Der elektrische Wirkungsgrad von BHKW betragt laut Leitstudie 2011 im Jahr 2030 38%.
Laut ASUE BHKW-Kenndaten haben BHKW heute schon elektrische Wirkungsgrade von
40%, die von aktuellen Herstellerangaben bestatigt werden [ASUE 2011]. Unter Berticksich-
tigung eines Abschlags fur das Teillastverhalten von 2%, wird der elektrische Wirkungsgrad
fur 2015 auf 38% festgelegt und erhoht sich bis 2030 auf 40%.

Auf Basis der Annahmen des Sachverstandigenrates fur Umweltfragen und Planungswerten
von juwi werden fur Kosten und Lebensdauer von Pumpspeichern die in Tabelle 2.7 genann-
ten Werte fur die Simulation benutzt [SRU 2011].
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Tabelle 2.7: Annahmen flr die Speicher und Wandler

Parameter PtG Lilon Bleibatterie Pump- Tauch-
speicher sieder
Abschreibedauer [a] 20 10 30 60 20
Laufende Kosten 2% 1% 1% 1% 1%
[% Invest./a]
Volllast 2015-2030 [VIh/a] 2760 400 50 970 2760
Efficiency factor for in-
coming energy 75,0% 92,2% 84,3% 90,0% 98,0%
Efficiency factor for
stored energy - 99,996% 99,994% 99,990% -
Efficiency factor for out-
going energy 80,0% 92,2% 84,3% 90,0% 0,0%
C-Faktor Laden/Entladen
[KWe /KWhg ] - 1,0 4,0 0,1 -
Zyklen - 4000 1500 - -
Tiefentladungsreserve
[1/C] - 20% 30% - -
Nutzbare Warme 10% - - - 100%
Investitionskosten 2015 2000 900 400 160 100
[€/KkWEe(]
Investitionskosten 2020 1000 650 300 160 100
[€/KWE]
Investitionskosten 2030 900 350 150 160 100
[€/KWE]
Gestehungskosten 2015 12,80 32,23 65,56 1,18 0,64
[ct/kWhg bzw. kWhyg]
Gestehungskosten 2020 6,40 23,27 49,17 1,18 0,64
[ct/kWhg bzw. kWhys]
Gestehungskosten 2030 5,76 12,53 24,58 1,18 0,64
[ct/kWhg bzw. kWhyg]
Quelle Reg-ZSW / MSA-ZSW SYS/ECA- SRU 2011 Abstim-
ETOGAS ZSW mung
ZSW/juwi

* Daten fur die verschiedenen Gasspeicher sind im Anhang.

Fur die Bereitstellung von CO, werden die Kosten fir BGA, Biogasspeicher, Biogasaufberei-
tungsanlagen, CO,-Speicher und die CO,-Abscheidung aus Rauchgas aus der Biomasse-
verbrennung bericksichtigt. Fir das CO, aus der Brauerei in Bitburg entstehen keine Kos-

ten.

Die Daten fur die CO,-Abscheidung aus Rauchgas aus der Biomasseverbrennung stammen
von Etogas auf Basis einer Prototyp-Anlage, da aufgrund der geringen Anlagengrdol3e keine

Werte von CO,-Abscheidungsanlagen bei Kohlekraftwerken genutzt werden kénnen. Es wird
mit Investitionskosten von 14.280 €/(mN3/h) CO,, laufenden Kosten von 6,5% der Investiti-

onskosten pro Jahr und einem Stromverbrauch von 0,2 kWhg /my® CO, gerechnet.

Technische und wirtschaftliche Annahmen zur Umsetzung der Warme
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Fur die Berechnung des Warmeerloses wird die zur Verfigung stehende Warme mit der
Warmelastkurve abgeglichen. Es wird festgelegt, dass dafur die Warmelastkurve bei 70%
gekappt wird, weil aufgrund von fehlenden Warmenetzen keine 100% Deckung méglich sein
wird. Die Warme aus BHKW und PtG-Anlagen muss lUber Warmenetze verteilt werden. Die
Warmebereitstellung Gber PtH wird Uber Tauchsieder direkt in Haushalten umgesetzt, so
dass kein Warmenetz benétigt wird.

Die Vergutung der tber den Abgleich ermittelten nutzbaren Warmemenge erfolgt zu einem
Fixpreis von 5 ct/kWhy; Warme. Die Uber den Bedarf hinausgehende Wéarme wird nicht ver-
gutet.

2.9 Stromlastkurven

Abbildung 2.5 zeigt den Bestand an Erneuerbaren Kraftwerken in der Modellregion. Da nur
von sehr wenigen Standorten zeitlich hinreichend aufgeléste Messungen der Erzeugung vor-
liegen, mussten die entsprechenden Einspeisezeitreihen mit Hilfe von Wettermodelldaten
und entsprechenden Anlagenkennlinien abgeleitet werden.

Im Projekt war urspriinglich die Erzeugung von Lastgangprofilen mittels Mischung von Stan-
dardlastprofilen vorgesehen. Bei der anschlieBenden Plausibilisierung anhand des Jah-
resstromverbrauchs und der maximalen Last, hat sich herausgestellt, dass die damit erzeug-
ten Lastprofile die Wirklichkeit nicht ausreichend wiedergeben, zumal grundlegende statisti-
sche Eigenschaften nicht korrekt repréasentiert werden.

Die unzureichenden statistischen Eigenschaften betreffen vor allem die Nacht- und die Wo-
chenendabsenkungen, welche in einigen Fallen deutlich zu stark ausfallt. Besonders gut ist
dies am Beispiel des Knoten Neuerburg (Abbildung 2.10) zu sehen. Doch auch gewerbe-
und industriestarke Knoten zeigen teilweise deutlich zu hohe Nachtabsenkungen auf, wie am
Beispiel von Wittlich gut zu erkennen ist. Wittlich weist eine zu starke Nachtabsenkung im
Vergleich zur Deutschlandlast auf, wahrend Neuerburg besonders am Wochenende eine
starke Lastabsenkung zeigt wo sogar eine leichte Lastzunahme zu erwarten ist, siehe Abbil-
dung 2.11.

Die Achsenbeschriftungen der zur Visualisierung dieser Phanomene verwendeten Abbildun-
gen werden aus Datenschutzgrinden entfernt. Ebenso sind die Grafiken in einer Auflésung
die das Extrahieren von Einzelwerten unmdglich macht.

Standardlastprofile haben zudem die im Vorfeld bekannte Eigenschaft, Wetterabhangigkei-
ten sowie Abhangigkeiten aufgrund von Feiertagen und Urlaubszeiten nicht zu reprasentie-
ren. Die Summe der aufgezeigten Probleme legt nahe, die fur die Modellierung notwendigen
Lastgdnge auf andere Weise zu generieren. Daher wurde beschlossen, Lastdaten aus den
Transformatormessungen der Umspannwerke zuriick zu rechnen. Die Messdaten werden
von RWE freundlicherweise zu diesem Zweck zur Verfigung gestellt. Da die Trafomessrei-
hen die Residuallast/-erzeugung darstellen, wurden diese Messreihen dann vom ZSW weiter

Seite 37 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

bearbeitet. Um die Lastgénge aus den Messdaten zu generieren, wurde der darin enthalten-
de Anteil an dezentraler Erzeugung herausgerechnet.

Um aus dieser Mischung die reine Last zu bestimmen, wird ein Modell erstellt, das die Zeit-
reihen nutzt, die fur die einzelnen Energieformen bereits erstellt wurden (siehe die folgenden
Kapitel). Mithilfe dieser Zeitreihen kénnen fur Wind, PV und Wasserkraft die Einspeisezeit-
reihen berechnet werden. Fir Biogas wird eine konstante Einspeisung angenommen.

"W
|| ' I \

Leistung/Max. Leistung [1]

JHIWIHH..HlH.dIlHH.u mi..ul |

90 @{a\ %oQ oé"
™ QY Zeit [h] Q N
Abbildung 2.10: Die aus Standardlastprofilen generierte Last fir den Knoten Neuerburg (blau) im
Vergleich zum Standardhaushalts(HO)-Profil (grin). Neuerburg ist ein sehr haushaltslastiger Knoten

— Neuerburg
Manderscheid
Wittlich
Deutschland
HO

Leistung i

Zeit 1 Woche
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Abbildung 2.11: Vergleich von HO und der Deutschlandlast 2011 zu Neuerburg (haushaltslastig),
Wittlich (industrielastig) und Manderscheid (Mischung)

Bei dieser Betrachtung treten leichte Diskrepanzen zu den Annahmen der vorhandenen in-
stallierten Leistungen bzw. dem tatséchlichen Einspeisepunkt auf. Um dieses Problem zu
I6sen, wird eine Optimierung des Modells vorgenommen. Das Optimierungsziel ist, starke
Anderungen in der Last von Woche zu Woche zu minimieren (Wochenkonstanz). Diese Op-
timierung funktioniert so gut, dass Details tber die Geschehnisse in den Regionen sichtbar
werden:

¢ In vielen Knoten speist Wasserkraft in die Mittelspannungsebene ein (Korrelation der
Flanken Wasserkraft und Transformatormessung).

¢ Die Kennlinien der einzelnen Wasserkraftwerke sind teils recht unterschiedlich (Opti-
mierung einzelner Kraftwerke).

e Meist erfolgt etwas weniger PV-Einspeisung als erwartet bzw. angenommen (Opti-
mierung Lastgang).

¢ Die installierte Windleistung weicht teils massiv von den Recherchen des ZSW ab
(Optimierung Lastgang, Tabelle 2.1).

o Die Windzeitreihnen decken sich sehr gut mit der Realitat. (Bei der Optimierung des
Lastgangs verbleibt nur ein unwesentliches windabhéngiges Rauschen).

o Die PV-Zeitreihen sind bei Wolkenzug fr manche Knoten nicht ganz deckend, (Bei
der Optimierung des Lastgangs verbleibt PV abhangiges Rauschen).

¢ In haushaltslastigen Knoten weist die Warmelast eine hohe Korrelation mit der Strom-
last auf.

o Die maximalen Leistungsangaben, die Uber Schleppzeiger ermittelt werden, weisen
bekannte Probleme auf. Sofern der Schleppzeiger im Rahmen von Wartungen zu-
rickgesetzt wurde oder aber einen Kurzschluss oder Blitzeinschlag erfasst hat, lasst
sich der Schleppzeigerwert nicht mit den Leitungsmessungen und dem rekonstruier-
ten Hochstlastwert in Einklang bringen.

o Die Sommerferien von RLP sind deutlich an der Last erkennbar (Starke Absenkung
der Last an Feiertagen und in der Urlaubszeit).

In manchen Knoten, in denen das Verhéltnis von Last zu EE-Erzeugung sehr gering ist, blieb
naturgemal ein signifikantes Rauschen (brig. Dort werden diverse Filter, wie Tiefpass, Wo-
chenkonsistenz und Jahreskonsistenz auf die Zeitreihen der Daten angewendet, um die
Qualitat der Daten zu verbessern.

Durch diese Filter gehen die statistischen Eigenschaften des Lastgangs, wie Wetterabhan-
gigkeit und Urlaubs- bzw. Feiertagsphanomene zurlick. Dies betriff jedoch nur kurzfristige
Ereignisse und nur dort wo die Filter tatsachlich zur Anwendung kommen. Ein besonders
kalter Wintermonat bleibt ein besonders kalter Wintermonat. Ein besonders kalter Tag ist im
Lastgang jedoch u.U. nicht vollstandig reprasentiert.
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Aufgrund der unterschiedlichen Struktur der Verbraucher und Erzeuger sowie dem unter-
schiedlichen Einsatz der o.g. Filter ergibt sich fiir die 17 Knoten eine hohe Diversitat der
Lastgédnge. Die aus dem Modell resultierenden Lastgdnge zeigen jedoch alle statistischen
Details und Eigenschaften, die bei realen Lastgangen zu erwarteten sind auf. Wie gro3 der
Einfluss der beiden Lastgange unterschiedlicher Herkunft auf die Optimierung ist, kann am
Beispiel des Knotens Bitburg anhand des Energiemixes aufgezeigt werden (Abbildung 2.12
und Abbildung 2.13). Es ergeben sich bei der Hinterlegung von Lastgangen, die unterschied-
lich generiert wurden, verschiedene Konstellationen im Energiemix. Werden fiir die Modellie-
rung die erzeugten Lastgdnge aus den Trafomesswerten verwendet, steigen die Stromge-
stehungskosten von 11,96 ct/kWhg, auf 12,86 ct/kWhg,. Mit den Standardlastprofilen wird
also mit zu gunstigen Randbedingungen gerechnet.

Wind ————

wind ———
70.2%

— PumpStorage 0.9 %
umpStarag — pumpStorage 1.4 %

~— BiDGas :
N ~—— BioGas

RegGas ;Regcas

5 o J —_— \ —
Water 1.5 %
PV-South Water 1.6 %

Abbildung 2.12: Optimaler Energiemix fir Abbildung  2.13:
Bitburg mit Lastgangprofilen aus | githurg e
Standardlastgang-Mischungen

Optimaler Energiemix fur
mit Lastgangprofilen aus
Transformatormessdaten

2.10 Warmelastkurven

Eine Warmelastkurve wird im Modell fur die Warmeerzeugungsgrenzen von PtH, der PtG-
Abwéarme und der BHKW-Abwéarme bendétigt. Dazu wird die Methode der Standardlastprofile
nach TU Minchen angewendet [Wagner 2005]. Die zu Grunde liegenden Daten dieser Me-
thode basieren auf tber viele Jahre gemessenen Gasverbrauchswerten. Seit 2000 sind die-
se Daten zentral erfasst und das Mess-Netz verfeinert worden. Die Daten wurden an der TU-
Minchen wissenschaftlich fundiert statistisch ausgewertet. Urspriinglich sollte mit der Me-
thode eine allgemeine Abschatzung des Gasverbrauchs kleinerer Gebiete (zum Beispiel
Gemeinden) getroffen werden. Damit eignet sich die Methode flr den hier bendétigten War-
mebedarf ganzer Gebiete sehr gut.

Berucksichtigt werden privater Warmwasser- und Heizbedarf. AuRerdem werden die Gebau-
destruktur der Knoten (Anteil von Ein- zu Mehrfamilienh&usern) und das Verhaltnis von alten
zu neuen Geb&duden bericksichtigt. Das Verhéltnis alter zu neuer Gebaude entspricht dem
Wert fir Rheinland-Pfalz. Der Anteil von Ein- zu Mehrfamilienh&usern ist den Daten des Sta-
tistischen Landesamtes entnommen und ist fir jeden der 17 Knoten einzeln angepasst [Stat-
LARLP 2013]. Zur Erstellung des Profils wird in der Methode ferner die mittlere Tagestempe-
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ratur benotigt, diese wurden den historischen Wetterdaten des DWD [BMVI 2013] entnom-
men. Es entsteht ein normiertes Profil, siehe Abbildung 2.14, welches mit den jahrlichen
Warmeverbrauchen der Knoten verrechnet wird.

Die Warmelast gilt fur die 17 Knoten in stindlicher Auflésung fur die Jahre 2011 und 2012.
Es wird davon ausgegangen, dass nicht die gesamte Warmelast fur die Energieszenarien
zuganglich ist. Darum wird der fUr die Simulation nutzbare Teil auf 70% der Gesamtlast be-
schrénkt.

Kalter Februar 2012

Sommer 2011 Sommer 2012

Abbildung 2.14: Normierte Warmelastkurve von dem Knoten Trier

2.11 Wind

Die Simulation der Windeinspeisung erfolgt in einem zweistufigen Verfahren. Zunéchst wird
die Windgeschwindigkeit in verschiedenen Hohen aus den MERRA-Reanalysedaten [Rien-
ecker 2011] extrahiert. Reanalysedaten sind fur diese Art von Simulation gut geeignet, well
sie keine durch Modellupdates oder fehlende Echtzeitdaten verursachten Spriinge enthalten
und in relativ hoher zeitlicher Aufldsung verfligbar sind. Die horizontale Auflésung ist aller-
dings mit ca. 50 kmx50 km nicht ideal. Es ist daher mit einer relativ hohen Korrelation zwi-
schen den Windeinspeisezeitreihen der verschiedenen simulierten Netzknoten zu rechnen.

Es werden MERRA Modellfelder verwendet, die auf mehreren festen H6henschichten defi-
niert sind. Diese ermoglichen, im Gegensatz zu auf verschiedenen Druckniveaus definierten
3D-Modellfeldern, eine direktere Umrechnung auf die Nabenhdhe der WEA. Aul3erdem sind
die 2D-Felder in stindlicher Auflésung verfligbar, wahrend die 3D-Felder nur in dreistindi-
gen Intervallen vorliegen. Zur Umrechnung wird ein logarithmisches Windgeschwindigkeits-
profil angenommen [Kaltschmitt 2007] und der Exponent aus den von MERRA vorgegebe-
nen Stitzstellen ermittelt (Abbildung 2.15).
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Abbildung 2.15: Parameter der MERRA-Reanalyse, Aus den Windgeschwindigkeit auf 2 m, 10 m, und
50 m (rote Punkte) sowie der displacement height 1aRt sich der Rauigkeitsfaktor nach Hellmann zur
Extrapolation der Windgeschwindigkeiten auf andere Nabenhdhen bestimmen

Mit den erhaltenen Windgeschwindigkeiten fur 10 und 50 m wird die mittlere Rauigkeit nach
dem Potenzgesetz von Hellmann errechnet. Diese Rauigkeit wird verwendet, um auf die
Windgeschwindigkeiten in den unterschiedlichen Nabenhdhen zu schliel3en (siehe Abbildung
2.16). Die Nabenhohen sind hierbei fur die Zieljahre unterschiedlich vorgegeben, fir 2015
120 m, fir 2020 140 m und fir 2030 160 m.

Im n&chsten Schritt werden die Windgeschwindigkeiten mit Leistungskennlinien verschiede-
ner Generatoren in Leistungen umgerechnet.

Hierbei ergeben sich fir die gesamte Modellregion Volllaststunden, die leicht von den vorge-
gebenen Volllaststunden der Zieljahre abweichen. Um dies auszugleichen werden die Wind-
geschwindigkeiten linear skaliert, so dass die Zielwerte der Volllaststunden fiir die Modellre-
gion erreicht werden. Dadurch entsprechen die Volllaststunden der erhaltenen Einspeisezeit-
reihen den Vorgaben fur die Modellregion, die Unterschiede in der Standortglite von Knoten
zu Knoten bleiben jedoch erhalten. Es ergibt sich daher eine Volllaststundenverteilung Uber
die Knoten fir z.B. das Jahr 2030 bei einem Mittel von 3.300 (Vorgabe) von 3.163 (Speicher)
bis 3.512 (Kell am See).
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— Gemessen
Modell

Leistungsanteil

Zeit 1 Woche
Abbildung 2.16: Standort M 85m Vergleich Modell-Windgeschwindigkeiten (rot) zu gemessenen
Windgeschwindigkeiten (blau)

Es sei hier nochmals erwahnt, dass die ungewéhnlich hohen Volllaststunden darauf zurtick
zu fdhren sind, dass in den Standardszenarien Schwachwindanlagen verwendet werden,
siehe Kapitel 2.7.

2.12 PV

Fur die Simulation der PV-Einspeisung ist zu beachten, dass bei durchbrochener Bewdélkung
teilweise extreme Schwankungen der Einspeiseleistung innerhalb eines Simulations-
Zeitschrittes (15 min) auftreten. In Wolkenltcken ist die Einstrahlung sogar noch héher als
bei klarem Himmel, da durch die Reflexion an den Wolken die diffuse Strahlung erhoht wird.
Dieser Effekt ist umso ausgepragter, je kleiner die PV-Aggregationsflache ist. Allerdings ste-
hen als Eingangsdaten fir die Simulation nur stiindliche Satellitenmessungen der Einstrah-
lung sowie die viertelstiindlichen Einspeisedaten von zwei sehr dicht zueinander liegenden
von juwi betriebenen Freiflichenanlagen (M11 & M2) zur Verfigung. Kinstliche Kurzfrist-
schwankungen zuféllig zu erzeugen macht hier wenig Sinn: Wirden diese fiir jeden Knoten
separat erzeugt, waren sie nicht korreliert, bei Verwendung von nur einer zufélligen Zeitreihe
fur alle Knoten hingegen waren sie vollstandig korreliert. Beides ist im Sinne einer Simulation
des Netzzustandes zu unrealistisch.

Abhilfe schafft die ,Transplantation® der gemessenen Kurzfristschwankungen auf die simu-
lierten Zeitreihen, und zwar mit Hilfe von MERRA-Winddaten. Dieses Vorgehen ist schema-
tisch in Abbildung 2.17 skizziert. Fur jeden Netzknoten wird anhand der MERRA-Reanalyse
eine mittlere Windgeschwindigkeit und -richtung fur jeden Tag bestimmt. Der Wind wird dann
mit dem gerichteten Abstand zur Referenzanlage M2 vektoriell multipliziert, um die Zeit zu
ermitteln, die ein treibendes Wolkenfeld braucht, um von der Anlage zum Knotenschwer-
punkt zu kommen. Letztlich sind bei den Referenzanlagen lediglich die kurzzeitigen Schwan-
kungen von Interesse. Dieser Kurzzeitschwankungen werden durch einen einfachen Hoch-
passfilter ermittelt, indem die Differenz aus 15 min und stundengemittelten Daten bestimmt
wird.
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Abbildung 2.17: Datenaufbereitungsschema fir die PV-Simulation

Gleichzeitig werden auf Basis der stlindlichen CM-SAF Satellitendaten [Mueller 2009] PV-
Anlagen mit Std-, Ost- und Westausrichtung simuliert. Die CM-SAF-Daten werden auf Basis
des geostationdren MSG-SEVIRI Instruments berechnet, mit einer zeitlichen Auflésung von
einer Stunde und einem horizontalen Raster von etwa 2 kmx1 km. In den Daten liegen so-
wohl Global- als auch Direktstrahlung vor. Das verwendete PV-Anlagenmodell SolStEis ist
eine  ZSW-Entwicklung, die auf Einstrahlungsberechnungen von Quaschning
[Quaschning 2004] und Huld [Huld 2010], sowie von Schubert [Schubert 2012] zusammen
getragenen Anlagenparametern beruht. Fir alle Anlagen wird ein Neigungswinkel von 30°
aus der Horizontalen angenommen.

Die Genauigkeit, mit der die Stundenwerte simuliert werden kénnen, wird auf Basis der au-
Berhalb des Untersuchungsgebiets liegenden PV-Einspeisezeitreihen validiert und betragt
hier in der Regel wenige Prozent. Bei geschlossener Schneedecke oder lokalem Bodennebel
kénnen auch héhere Abweichungen auftreten, diese fallen jedoch bei der spéateren Optimie-
rung mit dem verwendeten Optimierungsmodell P2IONEER nicht ins Gewicht. Die Kurzzeit-
schwankungen werden nun fur jeden Knoten um dem jeweiligen, aus der Windgeschwindig-
keit berechneten Zeitversatz — meist einige Minuten — verschoben und zu den simulierten
Stundenwerten addiert.

Das Ergebnis ist beispielhaft fiir einen der Knoten in Abbildung 2.18 gezeigt. Zu sehen sind
die simulierten Einspeisungen im Vergleich zu der Freiflachenanlage M2, von der die zu-
grunde liegenden Messdaten stammen. Die verschiedenen Ausrichtungen von PV-Anlagen
wurden separat simuliert, um eine tagesgangabhéngige Optimierung zu ermdéglichen. Es
ergibt sich so eine tber die Untersuchungsregion konsistente PV-Einspeisung, die Uber das
Windfeld realistisch korreliert ist.

Seite 44 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

0.9

A\ "*ﬂ‘l )\  Sudausrichtung =i 5
[ [\ r (15min
f AN | ' ) \ / \ ) simulated (15min)
f I ‘.. f 1 L L
0.0 . i \ / \ LB - 5T
0.9
A ) A A Ostausrichtung
0.0 y J W ,,‘_',', \ L A‘ \ A\ :, ~V¥ > N - -'\_. ™~
0.9
(b 2 Westausrichtung
/ \ y i ',‘ “. \ 1 \ ) '.‘
0.0 \ \ g A yo A _Aalnito
' Mar 27 2011 Apr 01 2011

Abbildung 2.18: Zeitreihen der PV-Simulation fir Neuerburg. Vergleich der simulierten
Einspeisungen mit Messdaten Freiflachenanlage M2

2.13 Wasserkraft

Fur die Wasserkraft in der Region hat RWE monatliche Summenwerte der produzierten
Energie zur Verfligung gestellt. Um auch fur die Wasserkraft, welche in der Modellregion
einen erheblichen Anteil hat, eine zu Wind und PV gleichwertige Leistungszeitreihe zu erhal-
ten, wird ein Modellierungsansatz gewahlt. Als Basis fir die Berechnung der erzeugten
Energie durch Wasserkraftwerke entlang der Mosel dienen die Pegelstdnde in den Stad-
ten/Orten Cochem, Zeltingen, Ruwer und Trier in viertelstiindlicher Auflésung. Hierbei ist die
verwendete Datenquelle die Wasser- und Schifffahrtsverwaltung des Bundes [WSV 2013],
welche freundlicherweise die Daten der Bundesanstalt fir Gewasserkunde (BfG) zu diesem
Zweck bereitstellte.

Zunachst wird ein Modell mit mdglichst wenigen Eingangsparametern erstellt, welches die
Pegelstande gut auf die Monatssummenwerte abbildet. Diese kommt mit 6 Parametern aus
und gewahrleistet eine zufriedenstellende Aufteilung der Monatssummen, siehe Abbildung
2.19. Im néachsten Schritt werden die gefundenen Parameter optimiert. Die Zielfunktion ist
hierbei, die Monatssummenwerte so genau wie mdoglich zu erreichen. Die dadurch resultie-
renden Wasserzeitreihen fur jeden Knoten der Modellregion bilden die Stromproduktion aus
Wasserkraft geeignet ab. Abbildung 2.19 zeigt das gewahlte Wasserkraftmodell, welches
Pegelstande auf Leistungsanteile transferiert. Zu sehen ist auch, wie sich Erkenntnisse aus
der Lastmodellierung auf das Wasserkraftmodell auswirken
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Abbildung 2.19: Pegelstandsverteilung und resultierende Leistungskennlinie im Wasserkraftmodell
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3 Modell

3.1 Anforderungen

Um aus dem Simulationsmodell mdglichst viel Information Gber die Anforderungen an eine
reale PtG-Anlage zu bekommen, werden Datensétze in 15 minttiger Auflésung fur jeden der
17 Knoten hinterlegt, nachdem sie wie in Kapitel 2.9 beschrieben erstellt und plausibilisiert
wurden. Neben den Zeitreihen der Strom erzeugenden Technologien wie Wind, Wasser und
PV in ihren drei Ausrichtungen Ost, West und Sud, werden Zeitreihen fur den Strom- und
Warmebedarf der im Projekt betrachteten Jahre 2015, 2020 und 2030 hinterlegt. Dabei be-
ziehen sich alle Last- und Erzeugungsprofile auf die gleichen Wetterjahre 2011 und 2012.

Fur die Optimierungslaufe werden diese Zeitreihen jedoch zunéchst auf stiindliche Werte
reduziert, um die Optimierungsdauer maoglichst gering zu halten. Im Anschluss kann dann
das Optimierungsergebnis mit den Zeitreihen in viertelstindlicher Auflésung verifiziert und
gegebenenfalls nachoptimiert werden. Gleichzeitig werden von P?IONEER die Fillstande
und umgesetzten Energiemengen bzw. Gasvolumina fur jede Komponente sowie zusatzli-
chen Groéf3en, die sich aus der Simulation ergeben, wie beispielsweise der Warmeprodukti-
on, in viertelstiindlicher Aufldsung in Dateien gespeichert. Diese dienen letztlich als Basis fur
die Auswertung der Optimierungsergebnisse.

Im Rahmen der Netzsimulation soll das real vor Ort existierende Stromnetz der Modellregion
mdglichst exakt nachgebildet werden. Dafiir werden zusétzlich zu den 17 Knoten drei weitere
neutrale Knoten hinzugefligt. Neutral heil3t in diesem Kontext, dass sie im Gegensatz zu den
17 regularen Knoten weder Lastgéange noch Stromerzeuger oder Speicher besitzen und al-
lein fir den Lastfluss von Relevanz sind.

Da fur einige Parameter wie z.B. Pumpspeicher und Wasserkraft kein Zubau erfolgen sall,
kann in P’IONEER fiir jede Komponente festgelegt werden, ob eine freie Optimierung der
installierten Leistung vorgenommen werden soll. Um bei den Technologien mit Freiheitsgrad
in der installierten Leistung ein Uberschreiten des vorab ermittelten Gesamtpotenzials der
jeweiligen Region zu verhindern, sind die im Vorfeld fir jeden Knoten ermittelten Potenziale
hinterlegt, die nicht Gberschritten werden kdnnen.

Bei der Optimierung wird davon ausgegangen, dass alle Knoten — mit Ausnahme von Neu-
erburg — Uber das Erdgasnetz verbunden sind. Ein Gasnetzanschluss wird durch einmalige
Kosten von 1,5 Mio. € pro Gemeinde abgebildet, wobei gleichzeitig die Kosten fir Erdgas-
speicher entfallen. In Neuerburg wird statt des Gasnetzanschlusses ein Kosten verursa-
chender Erdgasspeicher umgesetzt. Ein Austausch von Methan zwischen Neuerburg und
den anderen Gemeinden ist dadurch nicht moglich.
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3.2 Aufbau, Lastflussmodell

3.2.1 Komponenten

Der Aufbau des Modells wird in modularer Art dargestellt. Hierbei gibt es ein ,Komponente
genanntes Basisobjekt, von welchem alle Module ableiten (siehe Abbildung 3.1). Die Grund-
idee ist, dass sich alle Technologien im Lastflussmodell durch diese generelle Komponente
darstellen lassen indem die zugehorigen Parameter entsprechend eingestellt werden. Eine
Komponente kann zwischen 1 und n Eingange haben. Jedem Eingang wird ein Energietyp,
z.B. Elektrizitat, Wasserstoff, 0.A., sowie eine maximale Aufnahmemenge und ein Wirkungs-
grad zugeordnet. Die Komponente selbst besitzt eine Speichergréf3e mit zugehdrigem Spei-
cherwirkungsgrad. Aus Grunden der Rechengeschwindigkeit hat jede Komponente nur einen
Ausgang, wiederum mit gekoppeltem Energietyp, Maximum und Wirkungsgrad. Sekundéare
Energiestrome werden in wenigen Fallen (wie z.B. Gasaufbereitung) auf3erhalb der Kompo-
nente abgefihrt.

Energietyp
Eingang 1 ®
: o

Maximum S 2 _
© 5 Energietyp
S
% = Ausgang
T o Maximum

Energietyp o 6

Eingang 2 ;ci

Maximum

Abbildung 3.1: Die Realisierung der Basiskomponente in PIONEER

Hiermit lassen sich fast alle verwendeten Technologien abbilden. Die Abbildung 3.2 und Ab-
bildung 3.3 zeigen diesen Aufbau exemplarisch fir den Elektrolyseur und die Methanisie-
rung.

Y = electric Yo = hydrogen

O

maxo = max * n_|

I

maxi = Aufnahmeleistung

Abbildung 3.2: Darstellung der Elektrolyseur-Komponente
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Abbildung 3.3: Darstellung der Methanisierer-Komponente

Eine Ausnahme bilden Komponenten die mit CO, arbeiten. Da in PZIONEER mit Energiefliis-
sen gerechnet wird, CO, jedoch kein Energietrager ist, wird hier eine Proportionalitats-

konstante eingefiigt, welche die Stoffmengen aul3erhalb der Komponenten in der Policy be-
handelt.

Die Warme wird ebenfalls in der Policy behandelt, indem jede Komponente einen Parameter
fuhrt der die umgesetzte Energiemenge in eine Warmemenge umrechnet. Diese wird der
Komponente entnommen und einem Nahwarmenetz zugefiihrt. Hierbei werden Abschlage
fur verschiedene Temperaturniveaus bereits eingerechnet, wodurch beim Elektrolyseur keine
Warme genutzt werden kann, da das Temperaturniveau zu niedrig ist, wahrend bei der Me-
thanisierung 10% des Warmeverlustes (der insgesamt bei 20% liegt) nutzbar sind.

3.2.2 Lastflussmodell — Erzeuger

Der Energiefluss im Modell verlauft von den Erzeugern tber die Speicher zu den Verbrau-
chern. Hierbei kann die Energieform mehrfach gewandelt werden. Eine Ubersicht ist in Ab-
bildung 3.4 zu sehen. Am Anfang stehen die EE-Stromerzeuger. Anhand der Zeitreihen und
der installierten Leistungen wird die EE-Stromerzeugung zu jedem Zeitpunkt der Zeitreihe
berechnet und auf die gemeinsame Masse gelegt.

Die CO,- und Biogaserzeuger produzieren, ihrer installierten Leistung entsprechend, kon-
stante Gasmengen. Etwaige Volllaststundenbetrachtungen werden als skalierte, konstante
Produktionen dargestellt. Substratengpasse und etwaige Wartungsintervalle werden nicht
bertcksichtigt, zumal die angeschlossenen Speichergrdf3en bei den Gasen kurzfristige Aus-
falle leicht zu puffern vermégen. Produziertes CO, und Biogas werden in ihre zugehorigen
Speicher uberfuhrt, auf welche von anderen Komponenten aus zugegriffen werden kann.
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Abbildung 3.4: Energieflussschema in P2IONEER von den Erzeugern links zu den Verbrauchern auf
der rechten Seite. Die ausgegrauten Komponenten stehen in PYIONEER zur Verfiigung, werden jedoch
im Projekt nicht verwendet

3.2.3 Die Rolle von Biogas

Es sei besonders darauf hingewiesen, dass die Stromerzeugung aus Biogas im P’ IONEER
Modell anders gehandhabt wird als dies zurzeit in der Praxis geschieht, sieche Abbildung 3.5.

Das erzeugte Rohbiogas wird nicht direkt verstromt, sondern wird wie oben beschrieben
zwischengespeichert. Dies erlaubt entweder das Biogas Uber PtG zu reinem Methan oder
Uber eine Gasaufbereitungsanlage in getrennte Biomethan- und CO,-Strome zu Uberfiihren.
Biomethan wird im Erdgasspeicher gespeichert, wahrend der CO,-Strom im CO,-
Speichertank endet. Damit wird erreicht, dass Biogas als regelbare Energie Verwendung
findet und nicht eine weitere nicht regelbare EE-Erzeugung darstellt.

Vergirungsanlage Biogasspeicher
~ -,
(—Q_; pIs
. hJ-}} i Gasaufbereitung
w--.- i CO‘I
CO;-Speicher
J co,
stromnetz 4 Methanisierung

Elektrolyse Gasnetz /
Gasspeicher

Abbildung 3.5: Einbindung der BGA als CO,-Quelle fur PtG

Regelbare Energie ist in einem System, das sehr hohe EE-Durchdringungen aufweist, enorm
wertvoll. Eine direkte Verstromung dieses wertvollen Energietragers macht daher wirtschaft-
lich keinen Sinn. Zudem stellt Biogas eine CO»-Quelle fir den PtG-Prozess dar. Bei einer
direkten Verstromung des Biogases ware das CO, fur diesen Prozess verloren. Der be-
schriebene Biogas-Weg wird aus diesen beiden Griinden alternativios in P2IONEER abgebil-
det.
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3.2.4 Lastflussmodell — Uberschusspfad

Nachdem die Strommenge auf der gemeinsamen Leitung an die Verbraucher abgefihrt wird,
kommt es naturgemal zu einer Differenz zwischen Produktion und Verbrauch.

Bei einem Uberschuss an Strom werden die Stromspeicher beladen. Die Speicherung findet
in der Reihenfolge des Wirkungsgrades statt. Speicher mit hoherem Wirkungsgrad werden
zuerst bedient. Dies sind zuerst die Batterien, dann der Pumpspeicher und zum Schluss PtG.

PtG als stofflicher Speicher wandelt Giber mehrere Schritte den Strom in Methangas um. Zu-
nachst nimmt der Elektrolyseur Strom auf und nutzt ihn zur Erzeugung von Wasserstoff. Der
Wasserstoff wird in einem Wasserstoff-Puffertank zwischengelagert. Der Puffertank ist so
dimensioniert, dass er eine Stunde Wasserstoffproduktion aufnehmen kann. Damit ist die
GroRRe des Puffertanks abhéngig von der Grol3e des Elektrolyseurs.

Im nachsten Schritt nimmt die Methanisierung das Minimum aus der zur Verfiigung stehen-
den Wasserstoffmenge und der Aufnahmekapazitat an Wasserstoff auf. Die entsprechende
Menge an Biogas, welche das fir die Methanisierung notwendige CO, enthalt, wird ebenfalls
aufgenommen. Ist die zur Verfigung stehende Menge an Biogas nicht vorhanden, wird die
Differenz an CO, dem CO,-Speichertank entnommen. Ist auch diese CO,-Menge zu gering,
wird der Uberschissige Wasserstoff, welcher nicht verwendet werden kann, in den Wasser-
stoff-Puffertank zurtickgefihrt.

Das erzeugte SNG wird in den Erdgasspeicher Uberfuhrt und steht hier zur Rickverstromung
Zu einem spateren Zeitpunkt oder fir die Verwendung in der Gasmobilitéat zur Verfigung.

Verbleibt weiterhin ein Stromiberschuss kann dieser via PtH genutzt werden, um die War-
melast zu decken. Die nach diesem Schritt eventuell verbleibende Strommenge wird abge-
regelt.

3.2.5 Lastflussmodell — Unterversorgungspfad

Bei einer Unterversorgung werden ebenfalls zunachst die elektrischen Speicher in der Rei-
henfolge ihres Wirkungsgrades entladen. Bleibt die Unterversorgung bestehen, wird tber
BHKW Strom erzeugt. Hierfir wird Methan aus dem Erdgasspeicher entnommen und im
BHKW verstromt. Die dabei anfallende Warme wird genutzt, um die Warmelast zu bedienen.
Ist nicht ausreichend Methan vorhanden, kommt es zur echten Unterversorgung und damit
zum Stromausfall.

3.2.6 Komponentenmethoden zur Lastflussdarstellung

In folgender Aufstellung werden die Methoden gezeigt, die mit der Klasse Komponente ver-
bunden sind, um die Energiemengen die verschoben werden, zu handhaben:

Tabelle 3.1 Verwendete Befehle und deren Beschreibung

Befehl Beschreibung

receive(List{(Ex,Typx)}) Geprifte Energieaufnahme
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emit(E=max) Energieentnahme

check() Uberfiihrt Komponente in die nichste Iteration
produced() Gibt die tatsachlich gelieferte Energie zuriick
used() Gibt die tatsachlich aufgenommene Energie zuriick
request(E, Typ) Ermittelt die lieferbare Energiemenge

start() Startet die Komponente mit Initialwerten

stop() Schaltet die Komponente ab

getLoad() Gibt den derzeitigen Speicherstand zurlick

Formulierungen wie ,Tatsachlich aufgenommene Energie bedeutet, dass diese Energie-
menge dem entspricht was die Komponente nach allen GréRenbeschrankungen aufgenom-
men hat. Im Gegensatz zu dem was sie urspringlich aufnehmen sollte. Als Beispiel kann
dem Biogasspeicher das Kommando gegeben werden ,emit(1000)¢, was dem Auftrag ent-
spricht, dass 1000 kWhys Biogas aus dem Biogasspeicher entnommen werden sollen. Unter
Umstanden ist diese Gasmenge im Speicher aber gar nicht mehr vorhanden. Die nachfol-
gende Komponente wirde also die Energiemenge aufnehmen die sich durch ,produced()”
definiert.

3.3 Zielfunktion

Die Zielfunktion fur die Optimierung sind die minimalen Stromgestehungskosten. Hierbei
werden Zinsen und Abschreibungen Uber die fir jede Technologie spezifische Abschreibe-
dauer beriicksichtigt. Die sich daraus ergebenden Stromgestehungskosten sind als real kon-
stant angenommen. Daraus ergibt sich folgende Kostenfunktion:

Variablen:

Monatlicher Zinssatz: z
Abschreibemonate:
Investitionskosten (Monat): in

Betriebskosten (Monat): bt
Brennstoffkosten (Jahr): bs
Funktionen:
Zinsfaktor: zf =14z
Zins-Exponential:  zt = zf*
Monatsrate: mr = 2182
zt—1
Jahreskosten: jk = (mr + bt) - 12 + bs

jk—StromVerkaufPA—GasVerkaufPA-WirmeVerkaufPA
StromPA

Stromgestehungskosten: LCOE =

Hinzu kommen Strafkosten fur Stromausfalle oder beim Absinken des Erdgastanks auf O.
Diese Strafterme werden mit einem fixen Betrag auf die Gestehungskosten pro Auftreten
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addiert. Die Strafterme sind selbstadaptiv und gewahrleisten, dass die optimale Losung eine
glltige Losung ohne Verletzung der Randbedingungen ist.

3.4 Abgrenzung Warme

Jede Komponente fuhrt einen Parameter, der die umgesetzte Energiemenge in eine War-
memenge umrechnet, die der Komponente entnommen und einem Nahwarmenetz zugefihrt
werden kann. Hierbei werden Abschlage flr verschiedene Temperaturniveaus bereits einge-
rechnet. Das System bleibt dabei rein stromgefiihrt. Die entstehende Abwarme bzw. die tber
PtH erzeugte Warme kann nur zur Deckung des derzeitigen Warmebedarfs genutzt werden
— es kann jedoch nicht nach Bedarf zusatzlich Warme erzeugt werden. Dadurch wird in der
Regel keine 100% Warmedeckung erreicht. Prinzipiell kbnnte dies durch das Einflihren von
Kraftwarmekopplungskomponenten ermdglicht werden — dies wirde allerdings den Rahmen
dieses Projektes sprengen.

Eine einfachere Variante, zu einer Warmedeckung von 100% zu kommen, ohne dabei die
rein stromgefuhrte Doméne zu verlassen, wére das Verwenden von saisonalen Warmespei-
chern und einer entsprechenden Erhéhung der PtH-Leistung. Da Wéarme, im Gegensatz zu
Strom, sehr viel einfacher und kostengtinstiger saisonal speicherbar ist und die Stromerzeu-
ger fluktuierenden Charakter haben, ist ein Trend zur Kombination von Strom und Warme
Uber diesen Weg zu beobachten.

3.5 Netz/Einzelknoten/Kupferplatte

3.5.1 Einzelknoten

Als Einzelknotenoptimierung wird in der Folge die Optimierung eines Knoten bezeichnet.
Hierbei werden alle Details der real existierenden Verteilnetze nicht berlcksichtigt, sondern
es wird davon ausgegangen, dass die gegebene Last vom Verteilnetz aufgenommen werden
kann. Weiterhin wird die Flachigkeit der Knoten auf ihren Schwerpunkt reduziert und fur die-
sen Punkt werden Zeitreihen fiir die EE-Einspeisung generiert. Fir eine Einzelknotenoptimie-
rung gibt es demnach fiir jeden EE-Erzeuger und fir die Last nur eine Zeitreihe. Jede Kom-
ponente des Modells wird nur einmal mit der jeweils zu untersuchenden Menge verbaut.

3.5.2 Netz

Fir verteilte regionale Energieerzeugung kénnen mehrere Kombikraftwerke in PlONEER
Uber das Strom- und/oder Gasnetz gekoppelt werden und damit die erneuerbare Energiever-
sorgung (einschliel3lich Warme und PtH) simuliert und optimiert werden.

Wird die gesamte Modellregion mit ihren 17 Knoten und den drei Hilfsknoten samt Ubertra-
gungsnetzannaherung optimiert, wird in der Folge immer von der Netzoptimierung gespro-
chen oder die Formulierung ,im Netz* oder ,Netzfall“ verwendet.
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Hierbei erhalt jeder Knoten einen Satz von Zeitreihen und Komponenten bzw. Technologien.
Die Netzoptimierung enthalt damit 17 mal mehr freie Parameter sowie 17 mal mehr Ein-
gangsdaten und muss in jedem Zeitschritt der Simulationen mehrere Ausgleiche der Ener-
giemengendifferenzen Uber 20 Knoten des Netzes tatigen. Aufgrund der nichtlinearen Re-
chenkomplexitat des Optimierungsproblems ist die benétigte Rechenzeit einer Simulation im
Netz etwa 720mal hoher als flr einen Einzelknoten. Diese Uberlineare Komplexitat wird
durch einen Hierarchieansatz (engl. ,Divide and Conquer“) gebrochen. Zuséatzlich wird die
Eigenschaft des Problems und der Optimierungsmethode zur Fahigkeit der Parallelisierung
verwendet.

3.5.3 Hierarchieebenen

Bei Betrachtung der Einzelknotenldsungen wird offensichtlich, dass deren Summe von der
Ldsung im Netz stark abweicht. Am offensichtlichsten ist dies bei Trier. Es ist also anzuneh-
men, dass bei der Optimierung eine ,weite Strecke“ im Suchraum zurlickgelegt werden
muss, namlich von der Initialldésung bestehend aus den Einzelknotenoptima hin zum Gesam-
toptimum im Netz.

Hingegen sind die Anderungen gering, die vorgenommen werden miissen, um von einem
Einzelknotenoptimum zu einer Losung welche zwei Knoten mit einer Leitung umfasst, zu
gelangen. Zudem lauft diese Optimierung noch vergleichsweise schnell ab, da weniger freie
Parameter Verwendung finden als im Netz. Dieser Gedanke kann nun fortgesetzt werden,
indem das Optimum von zwei 2er Knoten als Initiallésung fur ein Netz mit 4 Knoten verwen-
det wird und von dort aus wiederum nur wenig angepasst werden muss, um zur optimalen
Losung des 4er Verbundes zu kommen. Die Optimierung dieser Zwischenebenen kann zu-
dem schon deutlich vor der absoluten Konvergenz beendet werden, da die Losung ja nur als
Initiallésung fur die nachste Optimierungsebene dient und fir diese auch noch manuell an-
gepasst wird — dies spart erneut erheblich Rechenzeit. Werden die Knoten geschickt zu-
sammen gefasst, ergeben sich so von Hierarchieebene zu Hierarchieebene immer nur weni-
ge Anderungen, so dass beim Gesamtnetz bereits eine sehr gute Initialldsung als Basis fiir
die weitere Optimierung vorliegt, von der aus mit vergleichsweise wenigen weiteren Simula-
tionslaufen das Optimum gefunden werden kann. Die Aufteilung der Hierarchieebenen ist in
Abbildung 3.6 am Beispiel des 100% EE-Szenarios im Jahr 2030 zu sehen.
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Abbildung 3.6: Visualisierung des , Divide and Conquer‘“-Ansatzes zur Vereinfachung des
Optimierungsproblems im Netz-Fall

3.5.4 Kupferplatte

Werden die Mehrknotenberechnungen durch einen Kupferplattenansatz ,ignoriert® und die
Netzoptimierung oder die Teiloptimierungen aus den Hierarchieebenen wie beim Vorgehen
der Einzelknotenoptimierung behandelt, wird dies mit dem Schlagwort ,Kupferplattenoptimie-
rung“ oder der Formulierung ,als Kupferplatte® verdeutlicht.

Der Vergleich zwischen der Optimierung im Netz und der Optimierung als Kupferplatte lasst
interessante Rlckschlisse auf die Qualitat und Sensitivitéat der gefundenen Lésungen zu.
Zudem kann eine schnelle Optimierung via Kupferplatte einen guten Anfangswert fur die
zeitaufwendigere Netzoptimierung liefern oder zumindest anzeigen in welche Richtung sich
die Netzoptimierung von der vorangegangenen Hierarchieebene aus entwickeln sollte.

3.5.5 Nutzung von Kupferplattenlésungen fir die Netzoptimierung

Die im letzten Absatz beschriebenen Kupferplattenldsungen kénnen die bendtigte Rechen-
zeit weiter deutlich senken. Es werden hierfir die Startwerte handisch von der letzten Hierar-
chieebene in Richtung Kupferplattenlésung verandert. Von diesem verbesserten Startwert
aus kann zudem beobachtet werden, ob sich die installierten Leistungen in Richtung der
Kupferplattenlésung absenken oder ob die Optimierung einem lokalen Minimum entgegen-
strebt. Dies erlaubte, die Metaparameter des Optimierers deutlich aggressiver einzustellen,
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was wiederum zu einer deutlich schnelleren Konvergenz fuhrt. Das Vorgehen hat jedoch den
Nachteil, dass die Konvergenz vom beteiligten Experten beobachtet und ggf. die Optimie-
rung neu gestartet werden muss. Insgesamt konnte die bendétigte Rechenzeit hierdurch und
durch alle anderen oben beschriebenen MalRhahmen soweit gesenkt werden, dass die ge-
planten Ergebnisse im zur Verfigung stehenden Zeitrahmen erreicht wurden.

3.6 Eigenschaften des Suchraums

Der Suchraum des Optimierungsproblems weist einige wohlbekannte Eigenschaften auf, die
in ihrer Kombination jedoch zu einer anspruchsvollen Optimierungsaufgabe fiihren. Zum ei-
nen sind die Attraktoren der globalen Optima ,flach”. Dies ist eine Eigenschaft die bei Opti-
mierungsproblemen geschétzt wird, da Stérungen der Parameter z.B. durch Sensorrauschen
dennoch zu einem &hnlichen Verhalten fiihren und daher die Losung robust ist. In unserem
Fall bedeutet es aber, dass Anderungen in der Zusammenstellung der verwendeten Techno-
logien nur zu geringen Anderungen in den Stromgestehungskosten filhren. Da jedoch eine
so exakt wie mdglichen Identifizierung des optimalen Ausbaus erreicht werden soll, um ver-
schiedene Szenarien vergleichen zu kénnen, bedeutet das, dass die Suche stark verlangert
wird. Wie in den Abbildung 3.7 und Abbildung 3.8 zu erkennen ist, &ndern sich die Stromge-
stehungskosten bei deutlichen Abweichungen der installierten Leistungen vom Optimum (alle
anderen Technologien wurden auf diese externe Anderung angepasst) nur um wenige zehn-
tel ct/kWhg,. Ein nicht zu groRes Abweichen in der Menge an installierter PV-Leistung vom
Optimum resultiert in nur geringfligig ansteigenden Stromgestehungskosten. Bei der instal-
lierten PtG-Leistung ist die Sensitivitat zu den resultierenden Gestehungskosten noch kleiner
als bei PV. So macht eine Verdopplung der installierten PtG-Leistung weniger als
0,5 ct/kWhg, aus.

—
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(=]
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2
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Pumpspeicher installiert [MWHh]

Abbildung 3.7: Die Stromgestehungskosten nehmen nur langsam zu, wenn vom Ergebnis der freien
Optimierung abgewichen wird

Damit ergibt sich z. B. aus einer Erh6hung der installierten PV-Leistung um fast 200 MWg_
eine Erhdhung der Stromgestehungskosten um weniger als 0,1 ct/kWhg, . Das Eingrenzen
der installierten Leistungen auf das Optimum auf wenige MWg_ genau wird dadurch deutlich
erschwert. Ahnliches gilt fir die installierte PtG-Leistung, wie in Abbildung 3.9 zu erkennen.

Seite 56 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

-
L
4]

12,5

Stromgestehungskosten [ct./kWh]

10,5
0,0 0,18 0,37 0,55 0,73 0,92 1,10 1,28 1,47

PV installiert [GW]

Abbildung 3.8: Entwicklung der Stromgestehungskosten, wenn zur optimalen installierten PV-Leistung
abweichende Werte vorgegeben werden
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Abbildung 3.9: Entwicklung der Stromgestehungskosten, wenn zur optimalen installierten PtG-
Leistung abweichende Werte vorgegeben werden

Zudem scheint der Suchraum multimodal zu sein. Zumindest gibt es verschiedene prinzipiell
unterschiedliche Zusammenstellungen an Technologien, welche das Versorgungsproblem
zufriedenstellend I6sen. Neben der oben angesprochenen langwierigen lokalen Suche ist
also auch eine ausfthrliche globale Suche notwendig, um sicherzustellen, dass von mehre-
ren konkurrierenden Losungsansétzen die richtige Losung gewéhlt wird.

Weiterhin gibt es zwei Randbedingungen. Es darf nicht zum Stromausfall kommen und der
Gastank darf nicht leer werden. Besonders die Randbedingung der stromseitigen Versor-
gungssicherheit (kein Stromausfall) bildet im Suchraum einen Bereich sehr hoher Steigung.
Ein Ausschnitt der 2 Dimensionen Wind und PV um das globale Optimum sind zur Veran-
schaulichung in Abbildung 3.10 visualisiert. Hierbei wird jedoch fiir die bessere Sichtbarkeit
auf 20 ct/kWhg, beschrankt — dies ist im tatsachlichen Suchraum nicht der Fall.

Die Suche an der Basis eines solch steilen Gradienten zum Auffinden von sehr wenig sensi-
tiven optimalen Parametern verscharft die Schwierigkeit des Problems massiv.

Seite 57 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

20

Preis [ct./kWh]

16 ~ ' ‘ ' ’ :
16 0,6
Wind [GW]
Abbildung 3.10: Werden die installierten Leistungen von Wind und PV aus dem Suchraum

herausgehoben, zeigen sich die geringen Gradienten des Attraktors des Optimums gegeniiber dem
sehr steilen Gradienten der Randbedingung Stromausfall
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3.7 Optimierung

Wie in Kapitel 3.6 beschrieben, ist der Suchraum sehr komplex. Als erstes stellt sich daher
die Frage nach dem geeigneten Optimierer. Da das Problem durch eine Simulation abgebil-
det wird, die nicht ableitbar ist und sich somit gradientenbasierte Verfahren nicht einsetzen
lassen, befinden wir uns in der Kategorie der sog. Black-Box Optimierer. Der multimodale
Charakter des Suchraums lasst die Eignung von Evolutionaren Algorithmen vermuten. Aller-
dings hat sich in den letzten Jahren zunehmend gezeigt, dass Verfahren aus dem Rein-
forcement Learning die ebenfalls in die Black-Box Kategorie fallen, in vielen Problemen ef-
fektiver sind. Da in anderen Projekten teilweise Genetische Algorithmen Verwendung finden,
wird deren Eignung geprift, mit dem Ergebnis, dass Crossover eher schéadlich fur die Suche
ist, da die meisten freien Parameter korreliert sind. Experimente mit der artverwandten Me-
thode Evolutionsstrategien, die ohne Crossover auskommt, verhielten sich schon deutlich
besser. Daher werden eingehendere Experimente zwischen der State-of-the-Art Methode
aus dem Reinforcement Learning, namentlich Policy Gradients with Parameter-based Explo-
ration (PGPE) [Sehnke 2010] und der Evolutionsstrategie durchgefuhrt. In Abbildung 3.11
und Abbildung 3.12 ist zu sehen, dass die Evolutionsstrategie mindestens doppelt so viele
Samples bendtigt, um dieselbe Optimierungsleistung zu erbringen.
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Abbildung 3.11: Vergleich Optimierungsmethoden und Metaparameter. Die mittleren Kosten der

Losungen von jeweils 10 unabh&ngigen Optimierungen tber die Anzahl der bis dahin verwendeten

Simulationslaufe

Bei gefundenem geeigneten Optimierer stellt sich als nachstes die Frage nach dem sinnvol-
len Tradeoff zwischen Rechenleistung und Optimierungsgenauigkeit. Angesichts obiger
Problematik der flachen Attraktoren und der Anforderungen verschiedene Szenarien anhand
der Anderungen der installierten Leistungen zu bewerten, ist dieser Punkt eine Kernfrage. In
Abbildung 3.12 sind zwei Einstellungen der Metaparameter des Optimierungsalgorithmus
gezeigt, die sein Konvergenzverhalten bestimmen, indem die Exploration des Suchraums
verschieden schnell angepasst wird. Die blaue Kurve zeigt die Einstellungen, welche schliel3-
lich fur die Experimente verwendet werden. Mit diesen Einstellungen liefert der Algorithmus
nach etwa 20.000 Simulationslaufen das finale Ergebnis. Dieses weist eine Standardabwei-
chung von 0,04 ct/kWhg_ auf. Soll die Standardabweichung geringer gehalten werden, z.B.
bei 0.01, so ergeben sich die Einstellungen der schwarzen Kurve. Hierbei werden aber min-
destens 60.000 Simulationslaufe bis zur Konvergenz des Verfahrens benétigt. Die verfligba-
re Rechenleistung wird so eingeschatzt, dass die Einstellungen der blauen Kurve als bester
Kompromiss gewertet werden.

Aus einer Standardabweichung im Ergebnis der ZielgréRe ergibt sich auch eine Variabilitat in
den Losungen. Durch die flachen Attraktoren im Suchraum fallt diese selbst bei kleinen Ab-
weichungen wie 0,04 ct/kWhg_ nicht unwesentlich aus. Aus den Experimenten kann diese
Variabilitat ebenfalls direkt abgelesen werden und ist fir die interessanten Parameter in Ab-
bildung 3.13 dargestellt.
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Abbildung 3.12: Vergleich der Optimierungsmethoden und Metaparameter — Detailansicht
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Abbildung 3.13: Die Standardabweichung der installierten Leistungen (in kW) Uber 10 unabhéngige
Optimierungen (Szenario 2030-100%EE-Kupferplatte)

Besonders fur die PV ist die sich ergebende Standardabweichung von 40 MWg_ bei einer
mittleren installierten Leistung von 742 MW¢g,_ nicht unerheblich und muss bei der Interpreta-
tion der Ergebnisse bertcksichtigt werden. Grund hierfir ist der besonders flache Attraktor
fur die PV, wie auch in Abbildung 3.8 zu sehen: Die PV weist im Vergleich zur Windkraft we-
nige Volllaststunden auf und die Strommenge, die durch eine Anderung in der PV-Leistung
verandert wird, kann durch geringe Anderungen in der Windleistung (mit Anpassungen bei
den Speichern) ausgeglichen werden. Die eigentliche Gite der Losung hangt viel starker
davon ab wie gut die verschiedenen beteiligten Komponenten aufeinander abgestimmt sind
als deren genauer Wert der installierten Leistung. Gerade fir die PV ergibt sich aus diesen
beiden Punkten, dass ein grof3er Bereich an installierten Leistungen zu sehr &hnlichen Lo-
sungsguten fuhren.
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4 Szenarien

Im Folgenden werden die in der Simulation betrachteten Szenarien sowie die Basisannah-
men fur die Simulationen beschrieben. Ziel ist es, mit den Szenarien und den Simulationen
den Bedarf an Speicherkapazitat und Speicherleistung besonders fur PtG beim zukUnftigen
Ausbau der Erneuerbaren Energien zu bewerten sowie die Spezifikationen flr ein Energie-
system mit PtG-Anlagen im Speziellen abzuleiten. Die Szenarien beschreiben insbesondere
die Dimensionierung von Anlagengrofen bzw. Ausbauszenarien mit unterschiedlicher
Durchdringung der EE mit und ohne PtG als Energiespeicher.

4.1 Kupferplatte, Einzelknoten und Netz

Es werden Simulationen fir die autarke Versorgung der Modellregion als Kupferplatte, der
jeweiligen Einzelknoten, und der Modellregion mit gleichzeitiger Mehrknotenoptimierung
durchgefuhrt. Im zuletzt genannten Netzfall sind die 17 Knoten durch das Stromnetz mitei-
nander verbunden. Die Abgrenzung der drei verschiedenen Methoden ist in Abbildung 4.1
dargestellt.

Kupferplatte

17 autarke Einzelknoten Netz: mit Stromnetz verbundene Knoten

Abbildung 4.1: Abgrenzung Kupferplatte, Einzelknoten und Netz

Weil sich die Ergebnisse vom Netzfall und der Kupferplatte relativ ahnlich sind (siehe Kapitel
7.1), werden viele Sonderszenarien nur fir die Kupferplatte durchgeftihrt. So kénnen mehr
Sonderszenarien durchgefiihrt werden, da die Berechnung mit der Mehrknotenoptimierung
einen hohen zeitlichen Umfang in Anspruch nimmt.

Einige Sonderszenarien zur Bewertung der Warme, der Mobilitat, der Direktvermarktung und
der Pumpspeicherleistung (siehe Kapitel 4.3.2) werden zusatzlich zur Kupferplatte auch fur
ausgesuchte Einzelknoten durchgefihrt. Dazu werden sechs Knoten bestimmt, die verschie-
dene Eigenschaften reprasentieren und somit die Bewertung verschiedener Einflisse auf
den Einsatz der EE, sowie Speicher und PtG ermdglichen. In der folgenden Tabelle 4.1 sind
diese Kernknoten und ihre Eigenschaften dargestellt.

Seite 61 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Tabelle 4.1: Beschreibung der sechs ausgewahlten Kernknoten

Knotenname Beschreibung
Trier Knoten mit hoher Einwohnerzahl = urbaner Knoten
Neuerburg Knoten mit Sonderstatus aufgrund von fehlendem Gasnetzanschluss
Morbach Knoten mit aktuell hoher Windleistung und hohem Wind- und PV-Potenzial
Hermeskeil Durchschnittsknoten fiir die Vergleichbarkeit
Saarburg Knoten mit hohem Wasserkraftanteil
Ruwer Knoten mit hohem BGA-Potenzial jedoch geringem Wasserkraftanteil
4.2 Festlegung der Basisannahmen

Als Basis fur die Szenarien werden folgenden Annahmen getroffen, die z.T. in Kapitel 2.7
und 2.8 dargestellt werden. Diese Annahmen liegen allen Optimierungen zu Grunde, sofern
sie nicht im Rahmen der Betrachtung der Sonderszenarien mit anderen Parametern optimiert

werden;

,Grine Wiese®, d.h. alle nicht in der Leistung festgelegten Komponenten (PV, Wind,
Speicher usw.) kénnen beliebige Werte in der installierten Leistung annehmen, wel-
che unterhalb der Potenzialgrenze liegen

Wasserkraftleistung und Biomassemenge sind fest vorgegeben

Verstromung des Gases in BHKW

Einsatz von Schwachwindanlagen

Bertlicksichtigung von PV fir Sid-, West- und Ost-Ausrichtung

Pumpspeicherleistung (skaliert mit Hilfe des Deutschlandmittels) fest vorgegeben
Einsatz von PtH (Nutzung der Stromiberschiisse, nachgelagerte Bedarfsabfrage,
Warmelastkurve bei 70% gekappt)

Vergutung der Abwarme und PtH-Warme mit 5 ct/kWhyy, nach Abgleich mit der
Warmebedarfskurve

Keine Verortung der Erzeugungsanlagen innerhalb der Knoten

Keine Elektromobilitat

Gasmohbilitat wird nur in den Gaspreisszenarien betrachtet

Betrachtung als geschlossenes System: kein Austausch mit dem lbergeordnetem
Netz, d.h. Import und Export von Energie mit Regionen aufRerhalb der Modellregion
ist ausgeschlossen

Die Versorgung muss zu 100% lastgangkonform aus der Modellregion kommen
Keine Restriktionen fur das Nieder- und Mittelspannungsnetz im Modell

Die Ubertragungskapazitaten des Hochspannungsnetzes sind a priori bekannt und
werden im Netzfall bei der Verortung der dezentralen Erzeugungsanlagen berick-
sichtigt

Netzstabilitdt und Systemdienstleistungen sind durch das vorgelagerte Netz gegeben
Ideales Gasnetz auch im Netzfall (analog zu Kupferplatte)
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4.3 Festlegung der Szenarien

4.3.1 Basisszenarien

Als Startjahr wird das Jahr 2015, als Zielwert fir eine 100% lastgangkonforme Stromversor-
gung wird das Jahr 2030 festgelegt. Zur Bestimmung des Einflusses beim Ausbaupfad wer-
den fur die Jahre 2015, 2020 und 2030 verschiedene EE-Durchdringungen optimiert und
somit die Kostenannahmen fiir die verschiedenen Jahre bericksichtigt. Die Optimierungen
werden fur alle Einzelknoten und die Kupferplatte durchgefuhrt. Aufgrund des Rechenum-
fangs wird fur die Netzsimulationen nur der direkte Pfad fir den Ausbau der Erneuerbaren
Energien in der Modellregion von 60% EE im Jahr 2015 tUber 80% EE im Jahr 2020 bis
100% EE im Jahr 2030 untersucht, siehe Tabelle 4.2.

Tabelle 4.2: Beschreibung der Basisszenarien

Bezeichnungen Beschreibung
2015-60 2015-60%EE 60% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2015
2015-80 2015-80%EE 80% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2015
2015-100 2015-100%EE 100% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2015
2020-60 2020-60%EE 60% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2020
2020-80 2020-80%EE 80% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2020
2020-100 2020-100%EE 100% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2020
2030-80 2030-80%EE 80% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2030
2030-100 2030-100%EE 100% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2030

4.3.2 Sonderszenarien

Neben den beschriebenen Basisszenarien werden ausgewahlte Sonderszenarien aufgestellt
und betrachtet, siehe Tabelle 4.3. Diese werden fur das Jahr 2030 und 100% EE fir die
Kernknoten und die Kupferplatte und teilweise im Netzfall optimiert. Die veranderten Para-
meter werden zuné&chst erlautert:

Mit der Bezeichnung ,NoHeat" werden die Szenarien beschrieben, bei denen die Warmever-
gutung auf 0 ct/kWh+y gesetzt wurde. Somit werden der Einfluss des Einsatzes von PtH und
der Vergitung von Abwarme (BHKW und PtG) vermieden.

PtH wird hauptsachlich Uber Tauchsieder im Haushalt eingesetzt. Es ist daher ein Verbrau-
cher auf Niederspannungsebene. Da die Kapazitdten der Niederspannungsebenen nicht
bekannt sind, stellt sich die Frage, ob das Niederspannungsnetz die in PtH-Anlagen aufge-
nommene Strommenge Uberhaupt zur Verflgung stellen kann. In einem Sonderszenario wird
deswegen die maximale PtH-Leistung auf den maximalen Strombedarf im Knoten begrenzt,
da sicher ist das das Niederspannungsnetz diese Strommenge zur Verfigung stellen kann.
Somit wird gewahrleistet, dass das Niederspannungsnetz nicht Uberlastet wird. Diese Szena-
rien werden mit ,PtHCap“ gekennzeichnet.
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In PtG-Anlagen und BGA wird SNG produziert, welches auch in der Gasmobilitat eingesetzt
werden kann. In den Sonderszenarien ,Mobil“ wird der Einsatz von SNG in der Mobilitat mit
unterschiedlichen Vergitungen zwischen 8 bis 12 ct/kWhys berlcksichtigt. Die maximal zu
verkaufende Gasmenge ist auf den jeweiligen Gasbedarf des Knoten bzw. der Kupferplatte
fur die Mobilitat begrenzt.

Da der Import und der Export von elektrischer Energie mit den Regionen auf3erhalb der Mo-
dellregion ausgeschlossen sind, wird in Sonderszenarien der Einfluss der Vergutung von
Stromiberschissen bewertet. In den Sonderszenarien ,Direkt* wird der Strom fir einen
Festpreis von 1, 2 bzw. 3 ct/kWhg_ vergutet.

Zur Bewertung des Einflusses der vorgegebenen Pumpspeicherleistung wird in einem Son-
derszenario die Pumpspeicherkapazitat auf 0 kWhg, gesetzt.

Tabelle 4.3: Beschreibung der Sonderszenarien

Bezeichnung Beschreibung

NoHeat Keine Warmevergitung
Dieses Szenario wird ebenfalls fir den Netzfall optimiert

PtHCap Maximale PtH-Leistung auf den maximalen Stromverbrauch begrenzt
Mobil8, Mobil10, Verwendung von SNG (aus PtG oder Biogas) in der Mobilitat bei einer Vergi-
Mobill12 tung von 8, 10 oder 12 ct/kWhys
Direktl, Direkt2, Direktvermarktung der Stromuberschusse in Nachbargebieten bei einer Ver-
Direkt3 gltung von 1, 2 oder 3 ct/kWhg_
PumpO Keine Pumpspeicher

4.3.3 Szenario mit Deutschlandmittelannahmen (DMittel)

Zum Vergleich der Ergebnisse der Modellregion mit anderen Studien und zur Einordnung der
Ergebnisse im Vergleich zu Gesamtdeutschland werden fur die Kupferplatte Szenarien ge-
rechnet, bei denen folgenden Werte auf Deutschlandmittelannahmen (DMittel-Annahme)
geéandert werden:

Wasserkraft: In der Modellregion liegt der Wasserkraftanteil bei 20%. Da deutschlandweit
der Wasserkraftanteil selbst mit weiterem Ausbau nicht tber 4% steigen wird, werden fur die
Kupferplatte Sonderszenarien mit Reduzierung der Wasserkraftleistung auf 4% optimiert.
Dies wird fir verschiedene Anteile an Erneuerbaren Energien und verschiedene Jahre
durchgefuhrt. Da die Wasserkraft ein sehr kontinuierlicher Energieerzeuger ist, ist ein deutli-
cher Einfluss auf den Speicherbedarf zu erwarten.

Windkraft: Da aktuell zum Uberwiegenden Teil Starkwindanlagen betrieben und gebaut
werden, wird fur die Kupferplatte in Sonderszenarien der Einsatz von Starkwindanlagen statt
Schwachwindanlagen untersucht. Dazu werden die Erzeugerlastgange fur jeden Knoten auf
Basis von Starkwindanlagen erstellt.
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Warme: Da im Warmebereich wenig Aussagen Uber die tatsédchliche Integration von War-
menetzen und Vergutungsrichtlinien getroffen werden kdnnen, gibt es im Szenario DMittel
keine Warmevergutung (NoHeat).

Beim Szenario DMittel werden somit folgende drei Annahmen gegeniber den Basisannah-
men geandert. Die Ergebnisse sind in Kapitel 12.1 dargestellt.

o Reduzierung der Wasserkraft auf 4%
e Simulation mit Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen
e keine Warmevergitung (NoHeat)

4.3.4 Sonderszenarien fur die Kupferplatte

Fur das Jahr 2030 und 100% EE werden fir die Kupferplatte zusatzlich folgende Szenarien
optimiert, die in Tabelle 4.4 zusammengefasst sind. In den Basisannahmen werden fur PtH
Tauchsieder eingesetzt. In den Sonderszenarien ,Warmepumpe“ werden stattdessen War-
mepumpen mit einem hoheren Wirkungsgrad (Arbeitszahl von 2,5) und deutlich hdheren
Investitionskosten eingesetzt und fir zwei verschiedene Warmepreise optimiert. Fur die Kup-
ferplatte werden zusatzlich zum Sonderszenario ohne Pumpspeicher jeweils ein Sondersze-
nario mit freier Optimierung der Pumpspeicherkapazitat und eines mit 300 MW¢g_ optimiert.
Zur Bewertung der Bedeutung von PtG und Speichern allgemein fur eine 100% lastgangkon-
forme Versorgung mit Erneuerbaren Energien werden Szenarien gerechnet, bei denen vor-
gegeben wird, dass es kein PtG gibt, bzw. dass es lUberhaupt keine Speicher gibt. Die Sze-
narien ohne PtG werden auch fir die DMittel-Annahmen optimiert. Zum Vergleich der Ver-
stromung von Gas in BHKW mit dem in Gasturbinen wird ein Sondersszenario gerechnet,
bei dem Gasturbinen eingesetzt werden. Zur n-1 Sicherheit missen 4 Gasturbinen mit ins-
gesamt 600 MWY¢,_ installiert werden. Dieses Szenario wird auch fir die DMittel-Annahmen
optimiert. Zusatzlich wird fir die DMittel-Annahmen ein Szenario mit Einsatz von GuD-
Kraftwerken optimiert. AuRerdem werden fir die Kapitel 3.6 beschriebenen Bewertungen der
Eigenschaften des Suchraums verschiedene PtG und PV-Leistungen berechnet.

Tabelle 4.4: Beschreibung der Sonderszenarien (Kupferplatte)

Bezeichnung Beschreibung

2030-60 60% lastgangkonforme Stromdeckung durch EE im Jahr 2030

2030-80-NoHeat 2020-80, ohne Warmevergutung (0 ct/kWhqy)

Warmepumpeb5ct, 2030-100, Einsatz von Warmepumpen statt Tauchsiedern bei verschiedenen

WarmepumpelOct | Warmevergutungen: 5 ct/kWhyy und 10 ct/kWhy

Pumpfree 2030-100, mit freier Optimierung der Pumpspeicherkapazitat

Pump3GWh 2030-100, Festlegung der Pumpspeicherkapazitat auf 3 GWhg,_

4%Wasser Festlegung der Wasserkraftleistung auf 4% des Stromverbrauchs, durchge-
fuhrt fur 2020-80, 2030-80 und 2030-100

Starkwind Einsatz von Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen, Erzeugungsprofile
fur Starkwindanlagen werden hinterlegt, durchgefuhrt fir 2030-100, 2030-80

DMittel Deutschlandmittelannahmen, Festlegung der Wasserkraftleistung auf 4%,

Einsatz von Starkwindanlagen und NoHeat, durchgefihrt fir 2015-60, 2020-
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80, 2030-100, 2030-80 und einige Sonderszenarien

NoPtG 2030-100, kein PtG, durchgefihrt mit Basisannahmen und mit DMittel-
Annahmen

NoStore 2030-100, keine Energiespeicher (Pump, Lilon, PtG)

Gasturbine 2030-100, Einsatz von Gasturbinen statt BHKW, Festlegung auf 600 MW(g,,
durchgefiihrt mit Basisannahmen und mit DMittel-Annahmen

GuD 2030-100, Einsatz eines GuD-Kraftwerks statt BHKW, Festlegung auf

1.000 MWp¢g_, durchgefiihrt mit DMittel-Annahmen

PtG0.25x%, PtGO0.5x,
PtG0.75x%, PtG1.5x,
PtG 2x

2030-100, Festlegung der PtG-Leistung auf 25% bis 200% des
CO,-Potenzials

0.0 PV, 0.18 PV,
0.37 PV, 0.55 PV,
0.92 PV, 1.28 PV,
1.47 PV

2030-100, Festlegung der PV-Leistung auf 0% bis 147% des PV-Potenzials

4.3.5 Sonderszenarien fir Einzelknoten

Fur die Untersuchung von speziellen Einflissen werden zuséatzlich Sonderszenarien flr aus-
gewdhlte Einzelknoten aufgestellt. Dies sind der Einfluss des Gasnetzanschlusses, der Ein-
fluss des verfugbaren CO,-Potenzials, der Einfluss der Investitionskosten fur die CO,-
Abscheidung aus Rauchgas und der Einfluss der Grenzkosten fir den Einsatz des SNG in
der Mobilitdt. Die ausgewahlten Einzelknoten haben entsprechende Randbedingungen, um
die jeweiligen Fragen beantworten zu kénnen. Diese Sonderszenarien sind in Tabelle 4.5
zusammengefasst. Fur das Jahr 2030 und 100% EE werden fir den Knoten Ruwer weitere
Szenarien mit verschiedenen Gaspreisen mit und ohne Wéarmevergitung durchgefuhrt.

Tabelle 4.5: Beschreibung der Sonderszenarien (Einzelknoten)

Bezeichnung

Beschreibung

NewNeuerburg Knoten Neuerburg, 2030-100, Anschluss des Knotens an das Gasnetz und
somit Speicherung des SNG im Gasnetz und nicht in Gaskugeln
MorbachCO2Pot+ Knoten Morbach, 2030-100, unbegrenztes CO,-Potenzial und somit keine

Beschrankung fir den Einsatz von PtG

WittlichRGCO2-,
MorbachRGCO2-,
HermeskeilRGCO2-

2030-100, Investitionskosten fur die CO,-Abscheidung aus Rauchgas redu-
ziert aufgrund von Lerneffekten auf knapp 36% bezogen auf die Basisan-
nahmen, durchgefihrt fir Knoten Wittlich, Morbach und Hermeskeil

Ruwer-Mobill3,
...Ruwer-Mobil21
NoHeat

Knoten Ruwer, 2030-100, Einsatz von SNG (aus PtG oder Biogas) in der
Mobilitat bei einer Vergutung von 13 bis 21 ct/kWhys und von 8 bis
21 ct/kWhys ohne Wéarmevergiitung

4.3.6 Szenarien zur Bewertung der Kostenannahmen

Als Datenbasis fur die Simulation werden verschiedene wirtschaftliche Annahmen getroffen.
Zur Bewertung der Kostenannahmen werden verschiedene Szenarien optimiert, in denen die
Investitionskosten einiger Technologien wie Wind und PtG erhdht werden, die Investitions-
kosten anderer Technologien wie Lilon und PV reduziert werden, verschiedenen Vergutun-
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gen fur die Warme angenommen oder der Zinssatz fiir die Berechnung der Abschreibungs-
kosten variiert werden. Diese Szenarien sind in Tabelle 4.6 zusammengefasst.

Tabelle 4.6: Beschreibung der Sonderszenarien (Kosten)

Bezeichnung

Beschreibung

Heat1, ...Heat10

2030-100, verschiedene Warmevergitungen von 1, 2 bis 10 ct/kWhy

PtG1200, PtG1500,
PtG1800, PtG2500

2030-100, Erhéhung der PtG-Investitionskosten von 1.200 €/kWg, bis
2.500 €/kWg,, 2030-80-DMittel und 2030-100-DMittel

PtG1200 NoHeat

2030-100, PtG-Investitionskosten von 1.200 €/kWg,_ und NoHeat

Wind1700,
Wind1800

2030-100, Erhéhung der Wind-Investitionskosten auf 1.700 €/kWg_ und
1.800 €/kWg,

Lilon150 NoHeat

2030-100, Reduzierung der Lilon-Investitionskosten auf 150 €/kWg_ mit und
ohne Warmevergutung

PV580 NoHeat

2030-100, Reduzierung der PV-Investitionskosten auf 580 €/kWg_ mit und
ohne Warmevergutung

4%rate, 8%rate,
10%rate

2030-100, Veranderung des Zinssatzes auf 4%, 8% und 10%

4.4 Szenarienubersicht

In der folgenden Tabelle 4.7 werden alle Szenarien sortiert nach Netzfall, Kupferplatte und

Einzelknoten zusammengefasst.

Tabelle 4.7: Ubersicht der Szenarien ( Netzsimulation, Kupferplatte und Einzelknoten)

Knoten Szenarien

Netzfall 2015-60, 2020-80, 2030-100, 2030-100-NoHeat

Kupferplatte Basisszenarien, alle Sonderszenarien

Neuerburg Basisszenarien, NoHeat, PtHCap, Mobil8, Mobil10, Mobil12, Direkt1,
Direkt2, Direkt3, PumpO, Neuerburg mit Gasnetzanschluss

Morbach Basisszenarien, NoHeat, PtHCap, Mobil8, Mobil10, Mobil12, Direkt1,
Direkt2, Direkt3, Pump0, CO2Pot+, RGCO2-

Hermeskeil Basisszenarien, NoHeat, PtHCap, Mobil8, Mobil10, Mobil12, Direkt1,
Direkt2, Direkt3, Pump0, RGCO2-

Trier-Konz, Basisszenarien, NoHeat, PtHCap, Mobil8, Mobil10, Mobil12, Direkt1,

Saarburg Direkt2, Direkt3, PumpO

Ruwer Basisszenarien, NoHeat, PtHCap, Mobil8 bis Mobil21, Mobil8NoHeat
bis Mobil21NoHeat, Direktl, Direkt2, Direkt3, Pump0

Wittlich Basisszenarien, RGCO2-

Bitburg, Speicher, Mander-
scheid, Bernkastel, Irrel,
Schweich, Thalfang, Kell
am See, Kirchberg, Zell

Basisszenarien
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5 Bewertung und Einordnung der Modeliregion

5.1 Vergleich der Modellregion mit Deutschland

Die Modellregion soll hinsichtlich ausgewahlter, relevanter Kenngréf3en bewertet werden. Die
bereits vorgestellten Daten der Modellregion in Kapitel 2 werden in Relation zur bundeswei-
ten Situation gesetzt. So wird geklart, in wie weit die Situation im ausgewahlten Gebiet der
Begebenheit in ganz Deutschland &hnelt und in welchen Aspekten die Modellregion als re-
prasentatives Gebiet angesehen werden kann. Dafir werden zunéchst die statistischen An-
gaben der Einwohnerzahl, der Bevolkerungsdichte und der Flachennutzung betrachtet. An-
schlie3end wird das energietechnische System detailliert untersucht. Neben den installierten
Kraftwerksleistungen, insbesondere der Erneuerbaren Energien, werden die produzierten
Energiemengen ermittelt. Dazu kommen Kennzahlen der Energieinfrastruktur, also der vor-
handenen elektrischen Hochst- und Hochspannungsleitungen und des Erdgasnetzes.

5.1.1 Bevdlkerung, Sozialstruktur und Flachennutzung

Die Einwohnerzahl entspricht mit etwa 457.000 Einwohnern 0,6% der ca. 80,5 Mio. Einwoh-
nern der Bundesrepublik Deutschland. Die Bevélkerungsdichte in der Modellregion ist mit
etwa 123 EW/kmz2 nur halb so grof3 wie im bundesweiten Durchschnitt mit 225 EW/km2. Die
Altersstruktur in der Modellregion ist im Vergleich zur gesamtdeutschen jedoch ahnlich. Ab-
bildung 5.1 zeigt den prozentualen Anteil der Bevidlkerung an den ausgewahlten Altersgrup-
pen. Fur die Modellregion werden die Daten der 24 Verbandsgemeinden und der verband-
freien Gemeinden und Stadte ermittelt und zusammengefasst [StatBA 2010, Stat-
LARLP 2012].

Uber 74 m Deutschland

u Modellregion
60 bis 74
50 bis 59
30 bis 49
20 bis 29
10 bis 19

6 bis 9

Bevdlkerungsgruppe [Jahre]

3 bis5

unter 3

0% 5% 10% 15% 20% 25% 30%
Anteil an der Bevolkerung

Abbildung 5.1: Altersstruktur in Deutschland und der Modellregion

Die Modellregion erstreckt sich tber 3.720 km?, das entspricht ca. 1,0% der Flache der Bun-
desrepublik Deutschland. Die Betrachtung der Flachennutzung gibt einen Hinweis auf die
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allgemeine Beschaffenheit der Region. Eine Schlussfolgerung Uber die tatsachliche Struktur
der Landschaft kann dadurch jedoch nicht gezogen werden. Die Angaben beruhen auf den
Daten des Statistischen Bundesamtes und des Statistischen Landesamtes Rheinland-Pfalz.
Zur Vereinfachung werden die im Flachennutzungsplan ausgewiesenen Nutzungsarten auf
vier Kategorien zusammengefasst. Die Siedlungsflache umfasst Gebéude- und Freiflachen
sowie Betriebsflachen. Die Sonstigen Flachen beinhalten Erholungsflachen, Verkehrsfla-
chen, Wasserflachen und Flachen anderer Nutzung (Friedhof, Unland, Sonderflachen).

Siedlungsflache

11% %
Landwirtschaftsflache
10% 4% Waldflache
Sonstige
Modellregion 21% Deutschland
30% 3.720 km? . 357.169 km?

45%

52%

Abbildung 5.2: Flachennutzung in Deutschland und der Modellregion

Der Anteil der Siedlungsflache ist, wie aus der Betrachtung der Bevolkerungsdichte zu er-
warten ist, in der Modellregion geringer. Die Grof3e der sonstigen Flache &hnelt dem deut-
schen Durchschnitt. Dagegen ist das Verhaltnis der Wald- und Landwirtschaftsflache unter-
schiedlich. Es ist zu erkennen, das in Deutschland Uber die Halfte der Flache landwirtschaft-
lich genutzt wird. In der Modellregion ist der Anteil mit 41% geringer. Davon werden ca.
90 km?, ungefahr 3% der Flache der Modellregion, fir den Traubenanbau genutzt. Im Ver-
gleich dazu gibt es deutlich mehr Waldflache in der Modellregion.

Zusammen ergibt sich das Bild einer landlich gepragten Region mit geringer Bevolkerungs-
dichte und ausgedehnten Waldgebieten.

5.1.2 Stromproduktion

Die Zusammensetzung des Energiemixes gibt Aufschluss Uber die Beschaffenheit des Ener-
gieerzeugungssystems. Wahrend die Daten fur Deutschland von der AG Energiebilanzen
e.V. bezogen werden, werden fur die Modellregion die bilanziell erzeugten Energien aus den
installierten Kraftwerksleistungen tber typische Volllaststundenzahlen der einzelnen Energie-
trager berechnet. Zusétzlich wird der Anteil des importierten Stroms (Modellregion Konventi-
onell) ermittelt. Durch den Bezug auf den Bruttostromverbrauch lassen sich die Werte mitei-
nander vergleichen. Es fallt auf, dass in der Modellregion der EE-Anteil mit ca. 59% weit tber
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dem deutschen Durchschnitt liegt. Das liegt vor allem an dem grof3en Anteil, der durch
Windenergie und Wasserkraft erzeugt wird. Strom aus PV und Biomasse haben etwa die
gleiche GroR3e, siehe Abbildung 5.3. [AGEB 2014, BNA 2013, StatBA 2014]

7% Konventionell
3% Wind
0,
2 6% Solar
Wasser
8%
0 20% Biomasse
41%
Modellregion Deutschland
8% 3,1 TWh 633,6 TWh
59% EE 23% EE

25%
7%

Abbildung 5.3: Anteil der Stromerzeugung am Stromverbrauch im Jahr 2013

5.1.3 Installierte Kraftwerksleistung

Anhand der veroffentlichten Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur aus dem Jahr 2013 wer-
den die Summen der installierten Leistung in Deutschland gebildet. Alle Kraftwerke mit fossi-
len Brennstoffen werden zusammengefasst. Die Erneuerbaren Energien sind auf Windener-
gie, PV, Wasserkraft und Biomasse beschréankt. Dazu wird die installierte Kraftwerksleistung
in der gewahlten Modellregion ermittelt. Um die genaue Zusammensetzung zu erheben, wird
auf die Veroffentlichung der im Jahr 2013 nach dem EEG verglteten Anlagen der Deutschen
Gesellschaft fir Sonnenenergie e.V., die Energymap, zurtickgegriffen.

Es ist zu erkennen, dass es in der Modellregion keine fossilen Kraftwerke zur Stromerzeu-
gung gibt. Besonders auffallig ist der hohe Anteil an installierten Windenergieanlagen in der
Modellregion. Der Anteil der Windenergie an der gesamten installierten Leistung ist deutlich
hoher als der deutsche Durchschnitt. Die jahrlichen durchschnittlichen Windgeschwindigkei-
ten sind eher gering, es gibt jedoch einige geeignete Windstandorte. Im Nordwesten und im
Osten der Modellregion wurden vermehrt Windparks gebaut. Ebenfalls gibt es einen grof3en
Anteil an Laufwasserkraftwerken. Dies liegt vor allem an den sieben Moselstaustufen mit
zusammen Uber 120 MWg, Leistung. Die Photovoltaik und die Biomasse sind etwas weniger
ausgebaut, siehe Abbildung 5.4. [AGEB 2014, BNA 2013, StatBA 2014, DGS 2013]
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29 3% = Konventionell
Wind
20% 4% Solar
15% Wasser
Biomasse
Modellregion 53% Deutschland
928 MW 179.605 MW

56%
28%

19%

Abbildung 5.4: Anteil der Energietréger an der installierten Leistung im Jahr 2013

5.1.4 Energieinfrastruktur

Zusétzlich zu den Erzeugungskapazitdten werden die Kennwerte der Energieverteilungsinf-
rastruktur betrachtet. In erster Linie sind das Strom- und das Erdgasnetz von Bedeutung. Fur
die PtG-Technologie spielt vor allem das vorhandene Erdgasnetz eine zentrale Rolle. Wah-
rend fur die Summen der Kabel- und Rohrlangen fur Deutschland auf Zahlen des BDEW
zurlickgegriffen wird, werden die Zahlen in der Modellregion Uber die Auswertung von Karten
ermittelt [BDEW 2014]. Durch die vorhandenen lagegenauen Geodaten der Energieversor-
gung konnen die exakten Langen der Versorgungstrassen innerhalb der Grenzen der Mo-
dellregion berechnet werden. Einzig die Lange des Niederspannungsnetzes kann wegen
fehlender Informationen nicht betrachtet werden. Die Ergebnisse werden in Tabelle 5.1 zu-
sammengefasst und der Anteil der Modellregion an den Gesamtmengen in Deutschland be-
rechnet. Es wird deutlich, dass die Energieleitungen in der Modellregion geringer ausgebaut
sind, da die Region zwar etwa 1% der deutschen Flache ausmacht, aber deutlich weniger
Anteile am deutschen Netz hat.

Tabelle 5.1: Lange des Strom- und Gasnetzes in Deutschland und der Modellregion

Deutschland Modellregion Anteil der Modell-
[km] [km] region bezogen
auf Deutschland
Stromnetz gesamt 1.783.209 k.a. -
Davon Hochst/Hochspannung 111.987 464 0,4%
Davon Mittelspannung 507.210 759 0,1%
Davon Niederspannung 1.164.012 k.a. -
Gasnetz gesamt 443.000 848 0,2%
Davon Hochdruck 119.000 238 0,2%
Davon Mitteldruck 183.000 328 0,2%
Davon Niederdruck 141.000 281 0,2%

Seite 71 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

5.1.5 Kohlenstoffdioxid

Der Methanisierungsprozess benétigt neben dem Wasserstoff (H,) chemisch reines CO,.
Abgesehen von der relativ geringen Konzentration in der Luft gibt es industrielle Quellen mit
deutlich hoheren Konzentrationen an CO,. Nur die Sektoren mit erfassten, ortsgebundenen
CO,-Emissionen werden berticksichtigt. Diese machen etwas mehr als die Halfte der deut-
schen Treibhausgasemissionen aus. Die Sektoren Verkehr, Haushalte, Landwirtschaft und
Sonstige werden nicht bertcksichtigt. Der Ausstol3 der Energiewirtschaft und der Industrie
werden detailliert betrachtet, da sie sich als CO,-Quelle fur PtG eignen.

In Deutschland entfallen Uber 3% der verzeichneten Emissionsberechtigungen von
450 Mrd. Tonnen CO, pro Jahr auf die Energieerzeugung. Das liegt vor allem an dem gro-
Ren Anteil von Braun- und Steinkohle im Energiemix. Der Grof3teil entsteht in den Kraftwer-
ken der vier Energieversorgungsunternehmen. Ein weiterer Teil fallt bei den vielen Stadtwer-
ken und der Stromerzeugung von Industriebetrieben an. Die Ubrigen 21% sind Industriepro-
zessen zuzuschreiben. Es verteilt sich auf die Stahlherstellung, die Zementherstellung, Raf-
finerien und Sonstigen Industriesektoren wie Papierherstellung, Glasherstellung, Kokereien
und Ziegeleien, siehe Abbildung 5.5. [VIK 2012]
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Abbildung 5.5: Anteil der CO,-Emissionen in Deutschland

Wie bereits in Kapitel 5.1.2 beschrieben, sind in der Modellregion keine fossilen Kraftwerks-
kapazitaten zur Stromerzeugung vorhanden. Bei der genauen Betrachtung wird ersichtlich,
dass sich dort ebenfalls kein einziges Industrieunternehmen der oben beschriebenen CO,-
intensiven Branchen befindet. In der Modellregion gibt es somit keine der genannten CO,-
Quellen [Chemie 2013, BesAR 2013, VDZ 2013]. Darum werden die CO»-Quellen unter-
sucht, die nicht Gber Zertifikate gehandelt werden, aber ebenfalls fir eine PtG-Anlage inte-
ressant erscheinen. Dazu zahlen die in Kapitel 2.6.5 beschriebenen Biomasseanlagen, Klar-
werke mit Klargasgewinnung und Brauereien. Die Emissionen der Stromerzeugung durch
Biomasse werden unterteilt in Biogas und feste Brennstoffe. Wahrend die Klarwerke (3 kt/a)
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und die Bitburger-Brauerei (14 kt/a) nur relativ geringe nutzbare Kohlendioxid-Potenziale
bieten, kdnnen durch Biogas (109 kt/a) und im hohen Maf3e durch feste Biomasse (365 kt/a)
wesentlich grofRere Quellen verzeichnet werden. Zusammen ergibt sich eine Summe von
491 kt/a. In Bezug auf den deutschen Ausstof3 durch die genannten Hauptverursacher hat
die Modelregion keinen Anteil an den verzeichneten jahrlichen CO,-Mengen. Dementspre-
chend haben Regionen mit einer industriell gepragten Struktur durch zusatzliche Quellen ein
hoheres CO,-Potenzial als die Modellregion.

5.1.6 Zusammenfassung, Standortbewertung der Modellregion

Nach dem Vergleich der verschiedenen Kenndaten der Modellregion im Verhaltnis zur ge-
samten Bundesrepublik wird eine Standortbewertung vorgenommen. Die betrachtete Region
ist im Vergleich zum deutschen Durchschnitt eine typisch landwirtschaftlich gepragte Gegend
mit viel Waldbestand. Die Einwohnerdichte ist etwa nur halb so gro3 wie im bundesweiten
Durchschnitt, die Siedlungsflachen sind kleiner und weniger dicht bewohnt. Die Beurteilung
nach den statistischen Daten zeigt, dass die Modellregion als reprasentatives landliches Ge-
biet betrachtet werden kann.

Wird das bestehende Energieerzeugungs- und Verteilungssystem betrachtet, fallt auf, dass
es einerseits einen geringeren Ausbau der Strom- und Gasleitungen gibt und andererseits
sehr viele erneuerbare Erzeugungskapazitaten vorhanden sind. Bereits jetzt wird der Uber-
wiegende Teil des bendétigten Stroms (ca. 59%) direkt in der Region erzeugt.

Vor allem der Anteil an Energie aus Wasserkraft ist wegen der vielen Laufwasserkraftwerke
entlang der Mosel deutlich héher. Um den Einfluss der Wasserkraft einschatzen zu kénnen,
wird wie in Kapitel 7.2.3 beschrieben ein angepasstes Wasserkraftszenario gerechnet. Fur
allgemeingultige Aussagen wird der Anteil aus Laufwasser an der Stromproduktion auf den
deutschen Durchschnitt von ca. 4% gesenkt. Die Verfugbarkeit von CO, entspricht nicht der
deutschen Situation. Es gibt keinen einzigen Verursacher der maf3geblichen Branchen Ener-
gieerzeugung und Industrie. Jedoch konnten andere Quellen wie Biomasse ausfindig ge-
macht werden. Das ausgewahlte Gebiet eignet sich gut um den Einsatz der PtG-Technologie
in Deutschland zu untersuchen.

5.2 Vergleich der Modellregion mit den Simulationsergebnissen

AnschlieRend an den Vergleich der Modellregion mit der Situation in Deutschland wird der
Ist-Zustand in der Modellregion mit den berechneten Ergebnissen der Simulation verglichen.
Es wird gezeigt, an welchen Stellen das Modell der Realitat entspricht und die vorhandenen
Potenziale genutzt werden. Fur diesen Vergleich wird der Ist-Zustand der Daten den Simula-
tionsergebnissen des Szenarios 2015-60%EE gegenlber gestellt. Im Fokus stehen die in-
stallierten Leistungen der Erneuerbaren Energien und deren produzierte Energiemengen.
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5.2.1 Stromproduktion

Der ermittelte Bruttostromverbrauch der Modellregion liegt bei 3,1 TWhg /a. Der Anteil an EE
an der Stromproduktion liegt im Gebiet schon heute bei 59% bilanziell. Somit ist das Ergeb-
nis der Simulation im Szenario mit 60% EE (lastgangkonform) gut mit dem gegebenen Zu-
stand zu vergleichen. Der Anteil der konventionellen Energieerzeugung ist deswegen sehr
ahnlich mit einer Abweichung von nur 5%, siehe Abbildung 5.6. Es ist allerdings zu beach-
ten, dass der Anteil an fossiler Energie im Ist-Zustand in Wirklichkeit einen Stromimport dar-
stellt, da es keine installierten Kapazitaten innerhalb der Region gibt. Das Modell verfligt im
Gegensatz dazu Uber keine externen Verbindungen zum Austausch von Strom. Der Anteil an
fossiler Energie entspricht im Modell einem Gasimport, der innerhalb der Modellregion in
angenommenen dezentralen Gaskraftwerken verstromt wird. Die Aufteilung der einzelnen
betrachteten Energietrager zur Stromproduktion &hnelt sich sehr. In Bezug auf Wasserkraft
ist er sogar gleich, da festgelegt wird, dass das Aufbaupotenzial ausgeschdpft ist. In Bezug
auf Biomasse ist es unterschiedlich, da als Grundlage des Modells die Potenziale, die sich
aus der Landnutzung ergeben, fir die Biomasse gewdahlt werden. Interessant ist, dass die
kostenoptimale Losung fur den Ausbau von EE in den Modellergebnissen etwas starker zu
der Erzeugung durch Windkraft anstatt durch PV tendiert. Hierbei liegen die Unterschiede
von Simulation zur Realitat darin, dass Schwachwindanlagen im Modell eingesetzt werden
und dass aktuelle FordermalRnahmen und politische Werkzeuge wie EEG-Vergltung nicht
beriicksichtigt sind. Darum ist die Ahnlichkeit der Energieerzeugungsaufteilung besonders
interessant. Das bedeutet, dass der bisherige Ausbau dem optimalen Ausbau bereits sehr
nahe kommt.
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Abbildung 5.6: Erzeugte Energie im Ist-Zustand und im Modell

5.2.2 Installierte Kraftwerksleistung

Die installierten Leistungen des Ist-Zustandes und dem Ausgangspunkt im Modell unter-
scheiden sich in einigen Punkten. Die Wasserkratft ist gleich, da das nattirliche Potenzial be-

Seite 74 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

reits voll ausgeschopft ist und nicht weiter ausgebaut werden kann. Die installierte Leistung
der Biomasse ist im Modell fur alle Szenarien festgesetzt und &ndert sich ebenfalls nicht. Die
anderen Erneuerbar Energien unterscheiden sich jedoch deutlich. Obwohl im Ist-Zustand
mehr Windenergieanlagen installiert sind (494 MWyg,), liefern diese weniger Strom. Dies ist,
wie bereits beschrieben, auf die Verwendung von Schwachwindanlagen zurlickzufihren. Die
erreichte durchschnittliche Volllaststundenzahl ist dementsprechend hoch. Aus der Abbil-
dung 5.7 wird deutlich, dass in der Modellregion fir die etwa 41% Strom aus nicht Erneuer-
baren Energien dezentrale BHKW mit etwa 487 MWpg_ Leistung benétigt werden.
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Abbildung 5.7: installierte Leistungen im Ist-Zustand und dem Modell

5.2.3 Kohlenstoffdioxid

Das vorhandene CO,-Potenzial in der Modellregion wird mit der im Modell verwendeten
Menge abgeglichen. Dabei wird zunachst das insgesamt benutzte CO,-Volumen betrachtet.
Ob dieses wirklich fiir die Produktion von SNG verwendet wird oder ungenutzt ist, bleibt un-
beachtet. Die Gegenuberstellung erfolgt lediglich anhand der Szenarien 2020-80%EE-Netz
und 2030-100%EE-Netz, da im Szenario 2015-60%EE noch kein PtG installiert wird. Insge-
samt betragt das nutzbare Potenzial 248 Mio.m3 CO, im Jahr. Dieses setzt sich zusammen
aus 55 Mio.m3 CO,/a aus Biogas und 193 Mio.m3 CO,/a aus anderen Quellen wie Restholz-
verwertung und der Bitburger-Brauerei.

Es ist zu erkennen, dass im Szenario 2020-80%EE-Netz insgesamt nur 3 Mio.m?3 CO,/a des
vorhandenen CO,-Potenzials genutzt werden. Es stammt vollstandig aus dem Biogas. Im
Szenario 2030-100%EE-Netz werden insgesamt 56 Mio.m3 CO,/a genutzt. Davon stammen
38 Mio.m3 CO,/a aus Biogas und 18 Mio.m3 CO,/a aus den anderen Quellen, siehe Abbil-
dung 5.8.
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Abbildung 5.8: Potenzial und Verwendung des Kohlenstoffdioxids
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6 Ergebnisse der Basisszenarien

Es werden optimale Ausbaupfade aufgezeigt und die Kosten bewertet.

6.1 Ausbaupfad

In diesem Kapitel wird das Ergebnis der Modellierung als Pfad fir den Ausbau der EE in der
Modellregion dargestellt. Eine lastgangkonforme Deckung durch EE bei den Szenarien von
60% EE im Jahr 2015 tber 80% EE im Jahr 2020 bis 100% EE im Jahr 2030 ist gewéahrleis-
tet. Die installierten Leistungen die dazu gebraucht werden, sind in Abbildung 6.1 dargestellt
und in Tabelle 6.1 zusammengefasst. In dieser Betrachtung ist die Modellregion aus 17 Ein-
zelknoten durch das Stromnetz miteinander verbunden (Netzfall).
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Abbildung 6.1: Installierte Leistungen verschiedener Technologien beim Ausbaupfad fir die
Netzsimulation der Modellregion

In einem Energieerzeugungssystem mit 100% EE wird der Strombedarf vornehmlich aus
Windkraft, Wasserkraft und PV gedeckt. Es fallt auf, dass eine nennenswerte Menge an
Speichern erst im Szenario mit 80% EE bendtigt wird. Dies gilt sowohl fir PtG als auch fur
Lilon-Batterien. Der geringe Bedarf an Speichern ist in den Gegebenheiten der Region und
den getroffenen Annahmen zu finden und wird im Kapitel 7 ausfiihrlich diskutiert. Eine Ein-
flussgroRRe ist der hohe Wasserkraftanteil der Region siehe Kapitel 7.2.3. Es ist aul3erdem
eine festgelegte Pumpspeicherleistung von 24,8 MW¢g,_ beriicksichtigt, die jedoch unter den
Randbedingungen der Modellregion kaum Einfluss auf die Leistung von PtG und Batterie
hat, siehe Kapitel 7.3.7.

Die bendtigte PtG-Leistung betragt im 80% EE-Szenario 19 MWg, und somit 5,6% des mittle-
ren Strombedarfs. Bei 100% EE betragt die PtG-Leistung 279 MW¢g_ und ist damit fast 15-
mal hoher.
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Tabelle 6.1: Installierte Leistungen verschiedener Technologien beim Ausbaupfad fir die
Netzsimulation der Modellregion

Szenario Wind PV BHKW Lilon PtG PtH

2015-60%EE | 280,95 MW | 155,86 MW | 487,13 MW - - 184,05 MW
2020-80%EE. | 466,42 MW | 467,27 MW | 467,22 MW | 2,05 MW 19,33 MW | 326,91 MW
2030-100%EE | 791,15 MW | 607,90 MW | 448,43 MW | 27,38 MW | 279,49 MW | 342,01 MW

Power to Heat (PtH) wird auch schon bei 60% EE Anteil stark eingesetzt, da PtH in den In-
vestitionskosten eine sehr giinstige Technologie ist. Da das Verhaltnis von Investition zum
Zugewinn sehr gering ist, werden deswegen auch Uberkapazitaten installiert. PtH wird bis
zum 80% EE-Szenario deutlich zugebaut. Der Bedarf an PtH steigt fir das 100% EE-
Szenario nicht weiter an, da mit PtH keine Rickverstromung moglich ist. PtH wird im Kapitel
7.4 ausfuhrlicher diskutiert.

Die installierte Leistung von Lilon-Batterie im Szenario mit 100% EE betragt mit 27 MWg,, ca.
8% des durchschnittlichen Strombedarfs. Die elektrische Energie, die durch Batterien ge-
speichert und zur Verfigung gestellt wird ist sehr gering und betréagt lediglich 0,001% des
durchschnittlichen Strombedarfs.

Im 100% EE-Szenario sind 791 MWg_ Windkraft und 608 MWg,_ PV installiert. Der Zubau bei
Windenergie ist zwischen 80% und 100% EE besonders hoch. Es wird im 100% EE-
Szenario 70% mehr installierte Leistung an Windkraft verbaut als im 80% EE-Szenario. Der
Zubau bei PV ist zwischen 60% und 80% EE sehr grof3 und die installierte PV-Leistung wird
fast verdreifacht. Es wird im 80% EE-Szenario nur 30% mehr installierte Leistung an PV ver-
baut als im 100% EE-Szenario. Durch die Moglichkeit die fossilen Erzeugungsanteile flexibel
einzusetzen, kann bei einer Versorgung mit 80% EE die EE-Erzeugung saisonal verschoben
werden. Es kann somit ein kleiner Anteil an EE im Winter vom System uberbriickt werden.
Bei einer 100% EE-Versorgung muss allerdings auch im Winter vollstandig erneuerbar er-
zeugt werden, was zu einem Ausbau von WEA fuhrt. Verstarkt wird dies auch durch die
Preisreduzierung, die bei PV zwischen 2015 zu 2020 und bei Wind zwischen 2020 und 2030
besonders hoch ist, siehe Abbildung 6.2.

Die installierte Leistung von Wasserkraft betragt 142 MW¢g_ und die von Bioenergie 87 MWkg,.
Die installierten Leistungen verandern sich nicht, weil angenommen wird, dass das Potenzial
schon im Jahr 2015 erreicht wird.

In Abbildung 6.3 ist zusatzlich zu den installierten Leistungen die Stromproduktion der ver-
schiedenen Technologien fir die verschiedenen Jahre dargestellt. Die elektrische Energie,
die mittels PtH in Warme umgesetzt wird steigt zwischen 60% und 100% EE kontinuierlich
an, wobei im 80% EE-Szenario mehr Energie in PtH als in PtG-Anlagen umgesetzt wird. Die
hohere Volllaststundezahl bei den PtG-Anlagen ergibt sich dadurch, dass PtG betrieben
werden muss um SNG zu produzieren um zu Zeiten besonders geringer EE-Produktion
(dunkle Flaute) die Versorgung zu gewahrleisten. In der Einsatz-Policy haben PtG-Anlagen
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damit Vorrang. Weiterhin werden PtH-Anlagen vor allem im Winter betrieben, wenn Warme-
bedarf besteht. In Kapitel 7.3.3 und 7.4.2 werden PtG und PtH genauer betrachtet.
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Abbildung 6.3: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien
beim Ausbaupfad fiir die Netzsimulation der Modellregion

Die installierten Leistungen der BHKW sinken von 2015 bis 2030 geringfiigig, denn die instal-
lierten Leistungen der BHKW orientieren sich an der maximalen Residuallast. Die durch
BHKW produzierte Strommenge nimmt zwischen 60 und 100% EE stetig und stark ab, weil
mit steigendem EE-Anteil die Stromversorgung durch BHKW mit konventionellem Gas durch
Erneuerbare Energien ersetzt wird. Aulerdem verringert sich der Strombedarf mit den be-
trachteten Bezugsjahren (von 2015 auf 2030 um 5,4%). BHKW werden auch im Szenario mit
100% EE bendtigt, jedoch werden sie dann nur mit Biomethan und SNG betrieben.
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Fur die Deckung des Strombedarfs durch die verschiedenen Technologien beim Ausbaupfad
werden die direkt fur die Lastdeckung verwendeten Erzeugermengen bertucksichtigt. Mit
steigendem Anteil an EE steigt auch der Anteil der Windkraft an der Lastgangdeckung von
26,1% Uber 38,3% auf 50,2% und der Anteil von PV an der Lastgangdeckung von 4,9% Uber
12,7% auf 13,8%. Der Wasseranteil an der direkten Lastdeckung sinkt leicht von 22 auf
17,7%. Dabei reduziert sich die erzeugte Energiemenge der Wasserkraft nicht, es wird mehr
Energie gespeichert. Der Biogasanteil an der die Lastdeckung steigt leicht, von 6,7 auf 8,7%,
da trotz unveranderter installierter Leistung mehr Biogas produziert wird.

Die Ergebnisse zeigen, dass im 100% EE-Szenario in der Modellregion trotz des Austau-
sches von Strom Uber das Stromnetz zusatzlich SNG bendtigt und fir die Stromversorgung
eingesetzt wird. Nur ein Ausgleich Gber das Stromnetz reicht nicht aus, denn durch die rdum-
liche Nahe der verschiedenen Punkte in der Modellregion ist die Stromproduktion durch
Wind und PV dberall dhnlich und Windspitzen und -flauten treten im zeitlichen Zusammen-
hang auf.

Die Strombedarfsdeckung durch Pumpspeicher und Lilon-Batterien steigt mit dem Ausbau
der Erneuerbaren Energien geringfiigig da mehr Speicher bendtigt werden.

Die resultierenden Stromgestehungskosten betragen zwischen 10,15 ct/kWhg und
11,46 ct/kWhg,, siehe Tabelle 6.2. Durch den hohen Anteil der EE im 100% EE-Szenario und
die bendtigten systemischen Komponenten zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit
(EE-Erzeuger und Speicher) sind die Kosten hier 1,3 ct/kWhg hoher (13%) als im 80% Sze-
nario. Ahnliche Stromgestehungskosten im 60% und im 80% Szenario entstehen einerseits
durch die Lernraten zwischen den Jahren 2015 und 2020 aufgrund der die Investitionskosten
deutlich reduziert werden kdénnen und andererseits werden auch bei 80% EE-Anteil kaum
Speicher bendétigt. Ein wesentlicher Einflussfaktor ist auch der gewaéhlte Gaspreis von
5 ct/kWhg, flr konventionelles Erdgas. Da heute der Gaspreis deutlich niedriger ist, waren
die durch den Einsatz von konventionellem Gas entstehenden Kosten auch niedriger. Bei
einem Methanpreis von 3 ct/kWhys betragen die Stromgestehungskosten 8,04 ct/kWhg, bei
60% EE im Jahr 2015 und 9,13 ct/kWhg, bei 80% EE im Jahr 2020.

Das Thema Vermeidung von Ausfallentschadigungszahlungen wird dadurch, dass in der
Simulation die nicht gebrauchten Strommengen gekappt werden und somit in den Stromkos-
ten berlicksichtigt sind, beriicksichtigt.

Tabelle 6.2: Stromgestehungskosten beim Ausbaupfad fiir die Netzsimulation der Modellregion

2015-60%EE 2020-80%EE 2030-100%EE

Kosten in ct/kWhg_ 10,15 10,16 11,46

Die gesamten Investitionskosten betragen im 2030-100%EE-Fall knapp 3,1 Mrd. €. Basis
sind die in Kapitel 2.8 genannten Kosten je Technologie und die in der Simulation ermittelten
installierten Leistungen beim Bau auf der ,griinen Wiese®. Die Investitionskosten fir Gas-
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netz, Warmenetze und den Stromnetzausbau sind nicht berticksichtigt. Der Anteil der ver-
schiedenen Technologien an den Investitionskosten ist Abbildung 6.4 zu entnehmen. Den
gro3ten Anteil an den Investitionskosten hat die Windkraft mit knapp 40%, die jedoch auch
den Strombedarf zu Uber 50% direkt deckt und die Speicher bedient. Die Investitionskosten
fur PtG-Anlagen betragen ca. 250 Mio. €. Unter zur Hilfenahme einer einfachen Skalierung
mit einem Stromverbrauch von 633 TWhg /a von Deutschland gegeniiber dem Stromver-
brauch der Modellregion 3 TWhg /a, betragt der Investitionsaufwand in Bezug auf Deutsch-
land Uber 600 Mrd. € fiir den Neubau aller Anlagen (,griine Wiese®). Dies ist nur eine Uber-
schlagsrechnung, fur eine genauere Aussage in Bezug auf Deutschland mussten die genau-
en Verbrauchs- und Erzeugungsstrukturen berlcksichtigt werden.

Bei den Basisszenarien ist die Investitionskostenaufteilung der Technologien analog zu de-
nen bei den Stromgestehungskosten. Bei den Sonderszenarien Mobilitat und Warme andert
sich dies aufgrund der Erléssituation.
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Abbildung 6.4: Investitionskosten fliir den Ausbaupfad zur Versorgung der Modellregion bei der
Netzsimulation

6.2 Sensitivitat der EE-Durchdringung und der Kosten

In den Ergebnissen aus Kapitel 6.1 gibt es zwischen den Szenarien zwei grof3e Einflusse.
Einerseits andern sich die hinterlegten Kosten mit den angenommenen Jahren, anderseits
andert sich der EE-Anteil im Strommix. In diesem Kapitel werden die EE-Durchdringung und
die Kostenannahmen durch den Vergleich verschiedener Szenarien bewertet und mit den
Ergebnissen aus Kapitel 6.1 verglichen. Die folgenden Auswertungen beziehen sich jedoch
nicht wie in Kapitel 6.1 auf die Betrachtung mit Netz, sondern die Kupferplatte. Wie in Kapitel
7.1.1 dargestellt wird, sind sich die Ergebnisse von Netz und Kupferplatte sehr ahnlich, des-
wegen konnen viele Betrachtungen auf Basis der Kupferplatte durchgefihrt werden. Der
Ausbaupfad fur die Kupferplatte ist im Anhang (Kapitel 18.2) dargestellt.
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6.2.1 EE-Durchdringung im Jahr 2020

Hier wird der Einfluss der unterschiedlichen Kostenannahmen, die sich bei verschiedenen
Betrachtungsjahren ergeben, ausgeschlossen und nur die unterschiedliche EE-
Durchdringung bewertet, und fiir das Jahr 2020 die Szenarien fur 60, 80 und 100% EE fir
die Kupferplatte verglichen. Die installierten Leistungen von Wind, Solar, BHKW, PtG, Lilon
und PtH fiir den Ausbaupfad in der Modellregion sind in der Abbildung 6.5 dargestellt.
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Abbildung 6.5: Installierte Leistungen verschiedener Technologien bei unterschiedlicher EE-
Durchdringung fir die Kupferplatte

Insgesamt ergeben sich in den Installierten Leistungen von PV und Wind ganz &hnliche Ver-
haltnisse wie in der vorherigen Betrachtung bei dem der Einfluss der Kosten beriicksichtigt
ist.

Auffallig ist, dass Lilon-Speicher selbst bei 100% EE nicht bendtigt werden. PtG-Anlagen
werden erst bei 100% EE im gréReren Umfang bendtigt und nicht bereits bei 80% EE. Dies
entspricht dem Ausbaupfad der Kupferplatte, siehe Anhang (Kapitel 18.2). Die installierte
PtG-Leistung betragt bei 100% EE 274 MW¢g_ und somit 80% des mittleren Strombedarfs.
PtH wird erst ab 80% in wirklicher Auspragung relevant und die installierte Leistung steigt nur
noch um knapp 19% auf einen Wert von 414 MWg,_ bei 100% EE.

Im 100% EE-Fall sind 896 MWg, Windkraft und 864 MWg_ PV installiert. Der Zubau bei
Windenergie ist wie beim Ausbaupfad ebenfalls zwischen 80 und 100% EE besonders grof3.
Der Zubau bei PV ist zwischen 60 und 80% EE sowie 80 und 100% EE &hnlich hoch.

In Abbildung 6.6 sind zusatzlich zu den installierten Leistungen die Stromerzeugung und
-nutzung der verschiedenen Technologien fur die verschiedenen EE-Durchdringungen dar-
gestellt. Die Strommengen, die in die PtG-Anlagen gehen, sind im 100% Szenario jedoch
fast 80% hdoher als die, die in PtH-Anlagen eingesetzt werden, sodass bei PtG-Anlagen fast
4.000 Vlh/a erreicht werden, wohingegen PtH-Anlagen nicht mal auf die Halfte kommen.
Auch bei Wind und PV sind groRe Unterschiede in der Volllaststundenzahl erkennbar. Die

Seite 82 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

produzierten Strommengen bei 100% EE sind bei Wind mehr als dreimal so hoch wie bei PV,
obwonhl die installierten Leistungen von Wind und PV &hnlich hoch sind.
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Abbildung 6.6: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien bei
unterschiedlicher EE-Durchdringung fur die Kupferplatte

Wie in der Betrachtung in Kapitel 6.1 sinken die installierten Leistungen der BHKW trotz
gleichbleibendem Strombedarf. Aufgrund der héheren installierten Leistungen von Wind und
PV sinkt die maximal auftretende Stromdifferenz, die durch die BHKW abgedeckt werden
muss. Auch die durch BHKW produzierte Strommenge nimmt zwischen 60% und 100% EE
stetig und stark ab, weil mit steigendem EE-Anteil die Stromversorgung durch BHKW mit
konventionellem Gas durch Erneuerbare Energien ersetzt wird.

In Abbildung 6.7 wird die direkte Deckung des Strombedarfs durch die verschiedenen
Technologien dargestellt. Biogas und konventionelles Gas werden in den BHKW verstromt.
Der ebenfalls durch die Verstromung in BHKW gewonnene Strom aus SNG ist mit den
weiteren Speichern zusammen als Strom aus Speicher erfasst. Die Stromdeckung durch
Windenergie und PV steigt. Der Wasseranteil sinkt leicht, da aufgrund der installierten
Uberkapazitaten der EE-Erzeuger weniger Strom aus Wasserkraft direkt fir die
Stromnutzung eingesetz wird und mehr Strom in die Speicher geht. Die Strombedarfsde-
ckung durch Speicher steigt mit dem Ausbau der Erneuerbaren Energien, allerdings ist dies
vor allem auf das in PtG-Anlagen produzierte SNG zurlickzufihren.

Seite 83 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

100% -
90% |
80% -
70% |
80% |
50% |
40% |
30% |
20% |
10% -

0%

u Biogas

m Wasser
Wind
PV

= Strom aus EE
Strom aus Speicher

u Strom aus Erdgas

o N ,\QQ

o

1_0'7» ')97’ qpr;@'

Abbildung 6.7: Deckung des Strombedarfs durch verschiedene Technologien bei unterschiedlicher
EE-Durchdringung fir die Kupferplatte fir das Jahr 2020

Die beim Ausbau der Erneuerbaren Energien resultierenden Stromgestehungskosten sind in
Tabelle 6.3 dargestellt. Die Stromgestehungskosten betragen 9,36 ct/kWhg, bei 60% EE,
9,76 ct/kWhg, bei 80% EE und 12,54 ct/kWhg, bei 100% EE.

Weil der Einfluss der Investitionskosten auf die Stromgestehungskosten ausgeschlossen
werden kann, ist nur der Einfluss durch den Einsatz anderer, zum Teil teurerer Technologien,
in Szenarien mit héheren Anteilen EE zu sehen. Zwischen den Szenarien mit EE-Anteilen
von 60 zu 80% steigen die Stromgestehungskosten nur geringfligig. Die Kosten, die durch
den Einsatz von mehr EE (hier Wind und PV) entstehen machen im Vergleich zum Einsatz
von konventionellem Erdgas also eher einen kleinen Teil in den Gestehungskosten aus. An-
ders ergibt es sich fur das 100% EE-Szenario, wo die Stromgestehungskosten steil um 28%
(2,8 ct/kWhg,) ansteigen. Durch den hohen Anteil der EE-Erzeuger im 100% EE-Szenario
und besonders den Einsatz von Speichern zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit
sind die Stromgestehungskosten hier deutlich héher.

Tabelle 6.3: Stromgestehungskosten bei unterschiedlicher EE-Durchdringung fiir die Kupferplatte

2020-60%EE 2020-80%EE 2020-100%EE

Kosten in ct/kWhg 9,36 9,76 12,54

6.2.2 EE-Durchdringung im Jahr 2030

Wie in Kapitel 6.2.1 wird die unterschiedliche EE-Durchdringung unter Ausschluss des Kos-
teneinflusses bewertet, jedoch fur das Jahr 2030. Die installierten Leistungen und die er-
zeugte/verbrauchte Energie von Wind, PV, BHKW, PtG, PtH und Lilon fir den Ausbaupfad in
der Modellregion sind in der Abbildung 6.8 aufgefiihrt.

Die Verhaltnisse der installierten Leistungen und EE-Erzeuger zueinander als auch der Spei-
cher sind fur das Jahr 2030 denen fur das Jahr 2020 sehr &hnlich. Allerdings sind die instal-
lierten Leistungen im Jahr 2030 deutlich niedriger.

Es werden im 100%-Fall 799 MW¢g_ Windkraft im Jahr 2030 installiert und damit 11% weniger
als im Jahr 2020. Auch bei PV werden mit 734 MWg_ im Jahr 2030 15% weniger PV instal-
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liert als im Jahr 2020. Die PtG-Leistung liegt im Jahr 2030 bei 218 MWp¢g_ und ist 20% kleiner
als im Jahr 2020. Die installierte Leistung von PtH reduziert sich hingegen nur um 3% und
betragt bei 100% EE 400 MWkg,.

Es werden geringere installierte Leistungen bendtigt, weil fir das Jahr 2030 bessere Wir-
kungsgrade angenommen sind. Aufgrund der geringen installierten Leistungen als auch der
insgesamt geringeren Investitionskosten, sind die Stromgestehungskosten im Jahr 2030 fir
alle EE-Durchdringungen niedriger als im Jahr 2020. Die Stromgestehungskosten betragen
9,15 ct/kWhg, bei 60% EE, 9,25 ct/kWhg_ bei 80% EE und 10,98 ct/kWhg, bei 100% EE, sie-
he Tabelle 6.4. Dies bestatigt, dass bei einem EE-Anteil von 80% EE die Gestehungskosten
erst noch geringfligig ansteigen, wobei die Kosten fir eine 100% EE-Versorgung sich steil
erhdéhen. Wie im Kapitel 6.2.1 beschreiben ist der Grund daflir der hohe systemische Auf-
wand der fur eine 100% EE-Versorgung betrieben werden muss, zum Beispiel durch den
vermehrten Einsatz von Speichern.

Es zeigt sich, dass also die Kostenannahmen zu den Untersuchungsjahren einen hohen Ein-
fluss haben. Dies wird im folgenden Kapitel genauer betrachtet. Der systemische Unter-
schied und die Veranderungen entlang der EE-Durchdringung von 60% EE bis 100% EE
sind unabhangig vom Jahr, sowohl in 2020 als auch in 2030 ahnlich.
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Abbildung 6.8: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien bei
unterschiedlicher EE-Durchdringung fur die Kupferplatte

Auch die Stromflisse und die daraus resultierenden Volllaststundenzahlen verhalten sich
beim Vergleich zwischen den Technologien &ahnlich, steigen jedoch mit den Jahren leicht.
Aufgrund des jahreszeitlichen Ausgleichs werden hohe PV-Leistungen bendétigt, die aufgrund
der geringeren Volllaststundenzahl annahernd der Hoéhe der Windleistungen entsprechen.
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Tabelle 6.4: Stromgestehungskosten bei unterschiedlicher EE-Durchdringung fir die Kupferplatte

2030-60%EE 2030-80%EE 2030-100%EE

Kosten in ct/kWhg, 9,15 9,25 10,98

6.2.3 Sensitivitat Kosten

Im Folgenden wird der Einfluss der Annahmen zu den unterschiedlichen Jahren bewertet.
Dies bezieht sich auf Kostenannahmen flr Investitionen und Rohstoffe, sowie die Techni-
sche Lernkurven in Bezug auf Wirkungsgrade, siehe Kapitel 2.8 sowie Abbildung 6.3. Um
den Einfluss der Annahmen zu bewerten werden flr das Szenario 100% EE Kupferplatte die
Simulationsergebnisse der Jahre 2015, 2020 und 2030 gegenubergestellt. Die installierten
Leistungen von Wind, PV, BHKW, PtG, PtH und Lilon fir den Ausbaupfad in der Modellregi-
on sind in der Abbildung 6.9 dargestellt und in Tabelle 6.5 zusammengefasst.
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Abbildung 6.9: Installierte Leistungen verschiedener Technologien bei einer 100% EE-Versorgung in
verschiedenen Jahren fur die Kupferplatte

In allen Basisszenarien mit der Annahme des verlustfreien und unbegrenzten Stromaustau-
sches (Kupferplatte) wird auch bei 100% EE kein Lilon-Speicher bendtigt. Griinde hierflr
sind in Kapitel 7 beschrieben. Grol3en Einfluss haben der hohe Anteil Wasserkraft, Kapitel
7.2.3, die Verwendung von Schwachwindanlagen, Kapitel 7.2.1, und die Konkurrenz zum
Warmesektor, Kapitel 7.4.3.

Die installierte PtG-Leistung ist im Jahr 2020 am hochsten und betragt 274 MWg_ und somit
80% des mittleren Strombedarfs. PtG ist im Jahr 2020 im Vergleich zu den anderen Techno-
logien sehr kostengiinstig und die angenommen Kostendegression ist zwischen 2015 und
2020 am hoéchsten und PtG zeigt den grof3ten relativen Kostensprung. Zum Jahr 2030 sinkt
die PtG-Leistung um 20%. In Abbildung 6.10 ist zusétzlich zu den installierten Leistungen die
Energieerzeugung und -nutzung der verschiedenen Technologien dargestellt. Der Einfluss
der geringen Investitionskosten zeigt sich an der Volllaststundenzahl, die im Jahr 2020 im
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Vergleich zu den anderen Jahren am niedrigsten ist. Das bedeutet, das PtG so gunstig ist,
dass mehr Leistung installiert werden kann bei weniger Volllaststunden. Im Jahr 2015 ergibt
sich analog dazu die kleinste installierte Leistung bei den héchsten Volllaststunden.

Fur eine 100% EE-Versorgung werden mit den Jahren (2015 bis 2030) stetig weniger Leis-
tungen an EE-Erzeugern wie PV und Wind installiert. Dies liegt daran, dass die Wirkungs-
grade besser werden und sich die Volllaststunden erhéhen und somit weniger installierte
Leistung benétigt wird. So sinkt die Windleistung von 1.067 MWg_ im Jahr 2015 auf
799 MW¢g_ im Jahr 2030. Dabei ist die Reduzierung zwischen den Jahren 2015 und 2020 mit
16% hoher als zwischen 2020 und 2030 mit 11%. Ebenso sinkt die PV-Leistung von
947 MWp¢g, im Jahr 2015 auf 733 MW, im Jahr 2030. Dabei ist die Reduzierung im Gegen-
satz zur Windkraft zwischen den Jahren 2015 und 2020 mit 9% niedriger als zwischen den
Jahren 2020 und 2030 mit 15%. Dies liegt an der Preisreduzierung, die bei PV zwischen
2015 und 2020 und bei Wind zwischen 2020 und 2030 besonders hoch ist, sodass im Jahr
2020 relativ viel PV installiert wird.
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Abbildung 6.10: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien bei
einer 100% EE-Versorgung in verschiedenen Jahren fur die Kupferplatte

Tabelle 6.5: Installierte Leistungen verschiedener Technologien beim Ausbaupfad fir die
Netzsimulation der Modellregion

Installierte Wind PV BHKW Lilon PtG PtH
Leistung
2015-100%EE | 1.067,32 MW | 947,35 MW | 468,92 MW - 252,89 MW | 562,45 MW
2020-100%EE 896,33 MW | 864,29 MW | 459,24 MW - 273,64 MW | 413,91 MW
2030-100%EE | 798,90 MW | 733,57 MW | 442,02 MW - 217,80 MW | 399,72 MW

Die installierte Leistung der BHKW sinkt von 2015 bis 2030 geringfligig, wobei die produzier-
te Energiemenge fast identisch bleibt. Durch den hdheren elektrischen Wirkungsgrad wird
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weniger installierte Leistung bendtigt und auch der Gaseinsatz ist bei gleichbleibender
Stromproduktion niedriger. Deswegen geht der PtG-Bedarf zwischen 2015 und 2030 zurtick.

Bei PtH ist auffallig, dass vor allem zwischen 2015 und 2020 ein deutlicher Riickgang der
installierten Leistung um 25% zu erkennen ist, wohingegen zwischen 2020 und 2030 die
Leistung nur noch um 3% zurlickgeht. Bei PtH sind die Investitionskosten ein geringer Ein-
flussfaktor, weil es eine sehr glinstige Technologie ist. Da PtH eine besonders glinstige Me-
thode ist, um Stromuberschiisse zu verwerten, sind auch Uberkapazitaten installiert.

In Abbildung 6.11 wird die direkte Deckung des Strombedarfs durch die verschiedenen
Technologien dargestellt. Aus den Grafiken wird deutlich, dass sich die Deckung des
Strombedarfs nicht signifikant zwischen den Jahren unterscheidet. Die Stromdeckung durch
PV geht von 17,6% auf 16,3% zurtick und die durch Wasserkraft steigt von 12,9 auf 14,9%
und durch Biogas steigt von 5,0 auf 5,9%. Der Speicheranteil liegt bei 5,3% im Jahr 2015,
5,7% im Jahr 2020 und 5,4% im Jahr 2030 und bleibt annahernd gleich.
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Abbildung 6.11: Deckung des Strombedarfs durch verschiedene Technologien bei einer 100% EE-
Versorgung in verschiedenen Jahren flir die Kupferplatte

Es bleibt als Fazit festzuhalten, dass sich die Systemkonfiguration durch unterschiedliche
Kostenannahmen leicht andern. In allen Szenarien ist Windkraft der dominanteste EE-
Erzeuger, es sind keine Lilon verbaut, die Kombination aus PtG und BHKW als Speicherme-
thode ist installiert und es wird ein erheblicher Teil an PtH verwendet. Es werden aber mit
den Jahren geringere installierte Leistungen bendtigt, weil im Jahr 2030 die Wirkungsgrade
hoher sind. Dadurch und durch die insgesamt geringeren Investitionskosten sinken die
Stromgestehungskosten deutlich, siehe Tabelle 6.6. Die Stromgestehungskosten betragen
15,75 ct/kWhg, im Jahr 2015, 12,54 ct/kWhg, im Jahr 2020 und 10,98 ct/kWhg, im Jahr 2030.
Die Stromgestehungskosten sinken um 30% zwischen den Jahren 2015 und 2030. Grund
sind die angenommenen Kostendegressionen, die voraussetzen, dass die Entwicklungspo-
tenziale fur die Technologien in den nachsten Jahren ausgeschdpft werden. Der Einfluss der
Kostenannahmen ist signifikant und sollte fur die Einordnung der folgenden Auswertungen
bedacht werden.
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Tabelle 6.6: Stromgestehungskosten bei einer 100% EE-Versorgung in verschiedenen Jahren fur die

Kupferplatte

2015-100%EE

2020-1000%EE

2030-100%EE

Kosten in ct/kWhg,

15,75

12,54

10,98
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7 Detaillierte technologiespezifische Analysen

Im folgenden Kapitel wird gezeigt, wie die unterschiedlichen Systemkomponenten sich un-
tereinander beeinflussen. Als Basis der Betrachtungen dient das Szenario 2030-100%EE-
Kupferplatte. Bei Bedarf werden die Ergebnisse fur 80% EE 2020 und 60% EE 2015 hinzu-
gezogen. Weiterhin werden technische und wirtschaftliche Sensitivitaten mit den Ergebnis-
sen des Basisszenarios verglichen. In der Arbeit mit dem Modell hat sich gezeigt, dass es
neben dem globalen Optimum viele lokale Optima mit unterschiedlichen Systemkonfiguratio-
nen gibt. Das bedeutet, dass in einem recht breiten Spektrum die installierten Leistungen an
erneuerbaren Energiequellen unterschiedlich verteilt sein kénnen, um fast ahnlich geringe
Stromgestehungskosten zu erreichen. Die Ergebnisse sind also nicht die einzige Lésung flr
ein sinnvolles Energiesystem, zeigen dennoch auf, wie eine gute Konstellation zwischen den
Erzeugungs- und Speicherkomponenten in Zukunft erreicht werden kann. Einige Erzeu-
gungs- und Speicherkomponenten sind sehr systemdienlich, andere weniger, wieder andere
scheinen nur in Kombination mit bestimmten Technologien sinnvoll einsetzbar zu. Diese Zu-
sammenhéange sollen im Folgenden Kapitel aufgezeigt werden. Zunachst wird dargestellt
welche Bedeutung die GrolRe einer Modellregion auf die Stromgestehungskosten und den
technischen Aufwand hat.

7.1 Vergleich der Netzsimulation mit den Einzelknoten

Es werden Netzsimulationen fir die Modellregion durchgeftihrt, bei denen das real vor Ort
existierende Stromnetz der Modellregion mdglichst exakt nachgebildet wird. Daflr werden
die Leitungskapazitaten zwischen den 17 Einzelknoten sowie 3 neutralen Knoten (siehe 4.1)
im Modell berticksichtigt und die Knoten somit verbunden. Die Potenziale der einzelnen Kno-
ten bleiben bestehen, ein Austausch zwischen den Knoten ist auf der Stromnetzebene oder
der Gasnetzebene mdglich. Das Gasnetz ist dabei als verlustfrei mit uneingeschrénkten
Ubertragungskapazitaten hinterlegt, analog zum Begriff ,Kupferplatte“ in Bezug auf Strom-
netze. Dadurch, dass im Netzfall die Potenziale auf die Knoten beschrankt sind und bei der
Kupferplatte nicht, gibt es Unterschiede in den Erzeugerleistungen und dadurch dass im
Netzfall Strom ausgetauscht werden kann und im Einzelknotenfall nicht, kann eine optimale
Verteilung der Erzeugerleistungen vorgenommen werden. Die dadurch zwischen den drei
Fallen entstehenden Unterschiede werden in Kapitel 7.1.1 und Kapitel 7.1.2 beschrieben.

7.1.1 Uberblick Kupferplatte, Summe Einzelknoten, Netzfall

Im Folgenden wird die Versorgung der Modellregion fur das Szenario 2030-100%EE auf Ba-
sis verschiedener Ansétze verglichen. Es werden die Kupferplatte, die durch das Stromnetz
verbundene Modellregion aus 17+3 Knoten (Netzfall) und die Summe der sich jeweils einzeln
versorgenden 17 Knoten betrachtet, siehe Abbildung 7.1 und Abbildung 7.2. Speziell auf den
Vergleich zwischen dem Netzfall und dem Einzelknotenfall wird in Kapitel 7.1.2 eingegangen.

Die Windkratft ist ein gunstiger Erzeuger. Deswegen ist sie in allen drei Féllen (Kupfer, Ein-
zelknoten, Netzfall) der dominierende EE-Erzeuger. Im Vergleich zum Einzelknotenfall sind
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die installierten Erzeugungsleistungen im Netzfall und der Kupferplatte deutlich geringer, weil
die vorhandenen Potenziale durch die Verbindung besser ausgenutzt werden kdnnen. Au-
Rerdem entsteht ein besserer Ausgleich zwischen den Erzeugungszeiten und Speicherkapa-
zitaten, so dass insgesamt weniger Erzeuger gebraucht werden. Bei der Kupferplatte im
Vergleich zum Netzfall ist die installierte Windleistung leicht erhoht, weil es keine Restriktio-
nen gibt.

Bei der installierten PV-Leistung ist aufféallig, dass im Einzelknotenfall doppelt so viel instal-
liert ist wie bei der Kupferplatte oder im Netzfall. Grund dafir ist die hohe PV-Leistung von
Trier im Einzelknotenfall von 906 MWg,, die in Abbildung 7.1 orange hervorgehoben ist. Das
PV-Potenzial von Trier muss im Einzelknotenfall komplett ausgeschopft werden, damit Trier
mit 100% EE versorgt werden kann. Zusatzlich benétigt Trier 771 MWhg,_ Lilon-Speicher. Im
Netzfall kann der Bedarf des Knotens Trier durch die Versorgung durch die umliegenden
Knoten fast komplett gedeckt werden. Die hohen installierten Leistungen entfallen. Auch der
Knoten Morbach benétigt, wenn er sich selbst versorgen misste, eine hohe Lilon-Kapazitat
von 161 MWpg,. Diese Speicherkapazitat wird notwendig, da im Knoten Morbach durch die
geringen CO,-Potenziale der PtG-Ausbau massiv begrenzt ist. Die Anteile, die in der Einzel-
knotenfallbetrachtung auf Morbach entfallen, sind in Abbildung 7.1 gelb hervorgehoben. So
wie es bei Trier der Fall ist, kénnen die Effekte auch fir Morbach im Netzfall ausgeglichen
werden. Es gibt also Gebiete (Knoten), die sich nur mit einem sehr hohen Aufwand zu 100%
mit EE selbstversorgen konnen. Allerdings ergénzen sich die Potenziale und Besonderheiten
der Regionen dermalen, dass im Netzfall niedrigere Stromgestehungskosten entstehen,
siehe Kapitel 6.1.
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Abbildung 7.1: Installierte Leistungen verschiedener Technologien fiir die Summe der Einzelknoten,
den Netzfall und die Kupferplatte bei 100% EE im Jahr 2030

Beim Vergleich der Simulation der Kupferplatte mit der Simulation des Netzfalles, wird deut-
lich, dass im Netzfall mehr Speicher (Lilon und PtG) bendtigt werden, d.h., dass lokale Eng-
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passe bei der Energieversorgung durch die Restriktionen des Netzes entstehen. Dement-
sprechend missen Speicher lokal eingesetzt werden, was dazu fihrt, dass insgesamt weni-
ger installierte Leistung von Wind und PV bendétigt werden. Das setzt eine gute Einsatzpla-
nung und Positionierung der EE-Erzeuger sowie im Betrieb eine gute Prognose voraus. Die
Speicherung im Netzfall ist auf die Begrenzung des Stromnetzes bzw. des dariiber erfolgen-
den Stromaustausches zurlckzufuhren. Als Fazit kann festgehalten werden, dass die Be-
grenzung des Netzes dazu fuhrt, dass Speicherung verstarkt notig ist. Allerdings schréankt
das vorhandene Netz die Versorgung der Knoten untereinander nicht ein. Auf das Strom-
netz, Kapazitaten und den Speichereinfluss wird in Kapitel 10.1 n&her eingegangen.

Im Vergleich zum Netzfall wird bei dem Kupferplattenfall mehr Leistung an EE-Erzeugern
installiert und Stromuberschiisse produziert und dabei weniger Speicher eingesetzt. Das
fuhrt auch dazu, dass die PtH-Leistung bei der Kupferplatte héher ist als im Netzfall, weil PtH
die Uberschiisse verwertet. Dadurch macht bei der Kupferplatte der Anteil des Warmemehr-
erléses an den Stromgestehungskosten fast 0,45 ct/kWhg, aus.
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Abbildung 7.2: Installierte Leistungen und Stromproduktion verschiedener Technologien fir die
Summe der Einzelknoten, den Netzfall und die Kupferplatte 100% EE im Jahr 2030

Der Fall Kupferplatte hat mit knapp 11 ct/kWhg_ die niedrigsten Stromgestehungskosten,
siehe Tabelle 7.1. Die Stromgestehungskosten sind im Netzfall nur 0,5 ct/kWhg_ héher als im
Kupferplattenfall. Gegenuiber der mit dem Strombedarf gewichteten Mittel der Kosten der
Einzelknoten, sind die Stromgestehungskosten im Netzfall allerdings 2,8 ct/kWhg, niedriger.
Folglich wird durch das Stromnetz eine deutliche Einsparung der Kosten um 20% erreicht.
Bei einem jahrlichen Strombedarf der Modellregion im Jahr 2030 von 2.876 GWhg_ entspricht
dies einer Ersparnis von 13,66 Mio. €/a.
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Tabelle 7.1: Stromgestehungskosten fir die Summe der Einzelknoten, den Netzfall und die
Kupferplatte 100% EE im Jahr 2030

Mittel Einzelnoten MR im Netzfall Kupferplatte

Kosten in ct/kWhg, 14,24 11,46 10,98

Die hohen Stromgestehungskosten im Einzelknotenfall spiegeln sich auch in den Investiti-
onskosten wieder. Diese betragen im Einzelknotenfall knapp 4,1 Mrd. € und damit eine Milli-
arde mehr als im Netzfall. Auffallig ist, dass fur die Windkraft und PV &hnlich hohe Investiti-
onskosten anfallen und sie jeweils 25% der Gesamtinvestitionskosten betragen. Fast 15%
der Investitionskosten entfallen auf Lilon-Batterien, obwohl diese nur zu einem geringen Teil
der Stromdeckung beitragen. Die Investitionskosten im Kupferplattenfall und im Netzfall sind
fast identisch. Die Kosten fur den Netzausbau sind jedoch nicht berlcksichtigt. Auffallig ist
auBerdem, dass sowohl im Netzfall als auch im Kupferplattenfall die Investitionskosten fur
Windkraft hoher sind als im Einzelknotenfall. Daflr sind dort wiederum die PV und Batterie-
kosten sehr hoch, wofiir priméar der Knoten Trier verantwortlich ist.
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Abbildung 7.3: Investitionskosten fur die Summe der Einzelknoten, den Netzfall und die Kupferplatte
100% EE im Jahr 2030

Als Fazit kann festgehalten werden, dass die Ergebnisse in den installierten Leistungen der
Netzsimulationen nah an denen der Kupferplattensimulationen liegen. Deswegen reicht es
aus, bei speziellen Sensitivitdten (Sonderszenarien) das Kupferplattenszenario zu verwen-
den. Der Ausbaupfad fur die Kupferplatte ist im Anhang (Kapitel 18.2) dargestellt.

Als wichtige Erkenntnisse im Unterschied zum Ausbaupfad zwischen Kupferplattenfall und
Netzfall (siehe Kapitel 6.1) bleibt fur den Kupferplattenfall festzuhalten:

e PtG wird erst bei 100% EE wirklich notwendig und die Leistung betragt bei 80% nur
143 kWg,

¢ Die Volllaststunden von PtG sind etwas hdher und liegen bei Gber 4.000 Vih/a
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e Es werden auch im 100% EE-Szenario keine Lilon-Speicher bendtigt
e Die Erzeuger Wind, PV und BHKW und ihre installierten Leistungen verhalten sich
zueinander sehr @hnlich

7.1.2 Knotenebene

In diesem Kapitel wird der Unterschied zwischen dem Netzfall und dem Einzelknotenfall auf-
geldst betrachtet. Dabei wird der Unterschied in jedem Knoten beschrieben. In den folgen-
den Abbildung 7.4 bis Abbildung 7.7 wird der Einfluss des Netzes anhand der Differenz der
installierten Leistungen von Wind, PV und PtG zwischen dem Netzfall und dem Einzelkno-
tenfall bewertet.

Insgesamt werden in der Modellregion im Netzfall iber 80 MWg_ mehr Windkraft installiert,
siehe Abbildung 7.4. Allerdings gibt es einige Knoten wie Wittlich und Trier, bei denen die
Windleistung deutlich reduziert wird und andere Knoten wie Schweich und Saarburg, bei den
die Leistung erhdht wird. Durch die Verbindung der Knoten werden gute Windstandorte be-
vorzugt und in diesen die installierte Leistung ausgebaut. Dadurch veréndert sich die Wind-
potenzialnutzung und es erhdhen sich die resultierenden Volllaststunden. Trier und Wittlich
kommen im Einzelknotenfall an ihre Potenzialgrenzen, im Netzfall wird in keinem Knoten so
viel Windkraft installiert, dass die Potenzialgrenzen erreicht werden.
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Abbildung 7.4: Differenzen der installierten Leistungen fir Wind fir alle 17 Knoten zwischen dem
Wert der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall. Positiv heif3t, dass ein Zubau an Windleistung im
Netzfall stattfindet

Saarburg ist ein guter Windstandort und liegt in der Nahe zu Trier. Es kénnte sich auch ohne
viel Windkraft selber versorgen, installiert jedoch im Netzfall sehr hohe Windkraftleistungen,
um damit Trier zu versorgen. Obwohl Saarburgs Windpotenziallimit nicht erreicht wird, wird
die Windkraft nicht noch weiter ausgegebaut. Grund dafir sind die Netzbegrenzungen, denn
Saarburg liefert bereits einen Teil seines produzierten Stroms Uber die Leitungen nach
Ruwer indirekt nach Trier (siehe Abbildung 10.4). Am Fall Irrel ist ebenfalls erkennbar, dass
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das Netz eine Auswirkung hat, weil dort die Windleistung reduziert und Strom tber das Netz
bezogen wird. D.h., dass der Knoten Irrel ein vergleichsweise schlechter Windstandort ist.

Im Gegensatz zur Windkraft wird die PV-Leistung im Netzfall deutlich reduziert, siehe Abbil-
dung 7.5. Insgesamt werden in der Modellregion im Netzfall iber 850 MWg_ PV weniger in-
stalliert. Hauptverantwortlich dafir ist der Knoten Trier indem allein 770 MWg_ weniger ben-
tigt werden. Ansonsten gibt es einige Knoten wie Wittlich und Kirchberg, bei denen die PV-
Leistung deutlich reduziert wird und andere Knoten wie Manderscheid und Schweich, bei
denen die Leistung erhoht wird. Trotz der Reduzierung der PV-Leistung insgesamt, zeigt sich
auch hier, dass es unterschiedlich gute Standorte gibt, und dass bei den guten die PV-
Leistung erhéht wird.
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Abbildung 7.5: Differenzen der installierten Leistungen fir PV fiir alle 17 Knoten zwischen dem Wert
der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall. Positiv heiflt, dass ein Zubau an PV-Leistung im
Netzfall stattfindet

In Abbildung 7.6 sind Differenzen der installierten PtG-Leistungen fur alle 17 Knoten zwi-
schen dem Wert der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall dargestellt. Insgesamt wer-
den in der Modellregion im Netzfall fast 180 MWg_ PtG weniger installiert. Hauptverantwort-
lich daflr ist ebenfalls der Knoten Trier indem allein 156 MWg_ weniger bendtigt werden.
Trier hat im Einzelknotenfall viel PtG aufgrund der jahreszeitlichen Ungleichheit. Es ist ganz
typisch, dass Stadte von der Energiewende auf dem Land profitieren und sich selbst wenig
autark machen konnen. Aufgrund des geringen Windpotenzials fehlt Strom in Winter, der
deswegen Uber BHKW bereitgestellt werden muss. Im Sommer deckt PV den Strombedarf
(inkl. Batterie) und speist PtG. Da im Knoten Trier die PtG-Anlagen vorrangig mit PV-Strom
betrieben werden und die PV-Leistung deutlich reduziert wird, sinkt auch die PtG-Leistung.
Ansonsten gibt es einige Knoten wie Wittlich und Morbach, bei denen die PV-Leistung deut-
lich reduziert wird und andere Knoten wie Bitburg, Schweich und Saarburg, bei den die Leis-
tung erhoht wird.
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Beim Knoten Morbach wird die Leistung reduziert, weil das CO,-Potenzial gering ist und auf
CO; aus Rauchgas zurtickgegriffen werden muss, welches mit hohen Kosten verbunden ist.
In den Netzszenarien sind die CO,-Quellen nur in den Knoten vorhanden, so wie es laut Po-
tenzialbestimmung verfligbar ist und nicht wie bei der Kupferplatte tberall frei verfligbar.
Dadurch gibt es in manchen Knoten CO,- bzw. PtG-Begrenzungen, sobald das Potenziallimit
erreicht wird. Es zeigt sich auch hier, dass es unterschiedlich gute Standorte gibt, wobei gute
Standorte ein hohes CO,-Potenzial vorweisen.
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Abbildung 7.6: Differenzen der installierten Leistungen fur PtG fir alle 17 Knoten zwischen dem Wert
der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall. Positiv heiflt, dass ein Zubau an PtG-Leistung im
Netzfall stattfindet

Die Differenzen der installierten Leistungen von Wind, PV und PtG zwischen dem Netzfall
und dem Einzelknotenfall sind zusammengefasst in Abbildung 7.7 dargestellt.

Es gibt viele Knoten die insgesamt Wind, PV und PtG zubauen oder Wind, PV und PtG ab-
bauen. Knoten die nur abbauen sind Wittlich, Morbach Thalfang, Kirchberg und nattrlich
Trier. Dies sind auch die Knoten, die im Netzfall ein Teil ihres Strombedarfs tber das Netz
und damit aus anderen Knoten beziehen. Folgende Knoten decken ihren Strombedarf zu
einem gewissen Anteil aus dem Netz: Bitburg 6%, Wittlich 45%, Morbach 15%, Irrel 14%,
Trier 70%, Hermeskeil 17%, Thalfang 62%, Kirchberg 36%.

Knoten die deutlich zubauen sind Manderscheid, Schweich und Saarburg, wobei sich der
Zubau bei Saarburg vorrangig auf Wind beschrankt, wo 100 MW¢g_ zugebaut werden. Ein
vorrangig windlastiger Ausbau ist auch in Speicher, Ruwer und Zell erkennbar.

Im Einzelknotenfall benétigt Trier 906 MWg. PV und 771 MWhg, Lilon-Speicher. Im Netzfall
kann Trier durch die Versorgung durch die umliegenden Knoten in H6he von 70% des Be-
darfs auf die PV-Leistung stark und auf die Lilon-Leistungen komplett verzichten. Diese ho-
hen Leistungen im Einzelknotenfall und die dadurch resultierenden Stromgestehungskosten
von 17,2 ct/kWhg, zeigen auf, dass sich ein urbaner Knoten wie Trier nur mit unverhaltnis-

Seite 96 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

maRig hohen Kosten und installierten Leistungen zu 100% mit EE lastgangkonform versor-
gen kann. Kostenoptimal ist es, die umliegenden Regionen fur die Versorgung mit einzube-
ziehen. So entstehen insgesamt geringere Stromgestehungskosten und Ausbaubedarfe.
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Abbildung 7.7: Differenzen der installierten Leistungen fur Wind, PV und PtG fur alle 17 Knoten
zwischen dem Wert der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall fir 2030-100%EE. Positiv heif3t,
dass ein Zubau an Leistung im Netzfall stattfindet

Auch beim Vergleich der installierten Leistungen von Wind, PV und PtG zwischen dem Netz-
fall und dem Einzelknotenfall bei 2020-80%EE zeigt sich ein ahnliches Bild. Die PV-Leistung
wird um 780 MWYg, reduziert. Ausschlaggebend daflr ist Trier, da dort bereits im Einzelkno-
tenfall bei 80% im Jahr 2020 das volle Potenzial von 906 MW, ausgeschopft wird. Die Ten-
denz zum Leistungszubau oder -abbau ist im 80%-Fall genau wie im 100%-Fall gegeben, mit
dem Unterschied, dass die Leistungen geringer sind. Ausnahmen bildet die hohe PV-
Reduzierung. In Wittlich werden statt 40 sogar 80 MW¢g_ abgebaut und in Saarburg ist noch
kein wesentlicher Windausbau notwendig. Im Anhang (Kapitel 18.3) ist dies grafisch darge-
stellt.

7.2 Erzeuger

Die folgenden Betrachtungen werden fur den Fall Kupferplatte durchgefiihrt. Wenn der Netz-
fall zu Grunde liegt, wird darauf entsprechend hingewiesen. Elektrische Energie wird in Was-
serkraftanlagen, Windenergieanlagen, PV-Anlagen und BHKW erzeugt. Hierbei ist die Ver-
brennung sowohl von Biogas als auch von Erdgas und SNG moglich. Elektrische Energie
kann zuséatzlich aus den Pumpspeichern und Lilon-Speichern bezogen werden. Die Erzeu-
gung aus PV, Wind und Wasser folgt den Zeitreihen entsprechend der Sonnenbestrahlung,
der Windgeschwindigkeit und des Wasserstandes und kann folglich nicht in der zeitlichen
Abfolge beeinflusst werden. Auf die Stromproduktion durch Gas hingegen wird dann zurtick-
gegriffen, wenn der Strombedarf durch die EE nicht gedeckt werden kann. Ist die Strompro-
duktion aus EE groRer als der Bedarf, werden die Uberschiisse in die Speicher geleitet, in
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den PtH-Anlagen in Warme gewandelt oder abgeregelt. Im Szenario 2030-100%EE-
Kupferplatte werden nur 1,6% der erzeugten Energie abgeregelt.

Abbildung 7.8 zeigt den Zeitverlauf der Stromproduktion einer Beispielwoche. Es handelt
sich um das Szenario 2030-100%EE-Kupferplatte. Dargestellt sind die Stromproduktion und
die Stromverwendung.
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Abbildung 7.8: Zeitverlauf der Stromproduktion einer Beispielwoche (Kupferplatte)

In den folgenden drei Abbildungen wird anhand von Tagesprofilen, die tber die Mittelung der
Lastgange Uber die gesamten 2 Simulationsjahre gebildet werden, die tageszeitabhangige
Produktion der EE-Erzeuger bzw. der Bedarf an fossiler Energie oder Speicher fur den Aus-
baupfad dargestellt (2015-60%EE, 2020-80%EE und 2030-100%EE). Dies kann fiir einzelne
Tage stark unterschiedlich aussehen, abzulesen ist allerding die Tendenz die im Mittel ent-
steht.
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Abbildung 7.9: Tagesprofil im Mittel (iber die 2 Jahre fiir das Szenario 2015-60%EE-Kupferplatte
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Im Szenario 2015-60%EE werden zur Lastdeckung keine bzw. nur sehr wenige Speicher
gebraucht da die regelbaren Erzeuger (BHKW) in der Lage sind das Profil entsprechend des
Strombedarfs abzufahren. Im Tagesdurchschnitt liegt die durchschnittiche EE-Erzeugung
deutlich unter dem durchschnittlichen Bedarf.
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Abbildung 7.10: Tagesprofil im Mittel iber die 2 Jahre fir das Szenario 2020-80%EE-Kupferplatte

Im Szenario 2020-80%EE kann der Strombedarf gut durch die Erzeugerlandschaft abge-
deckt werden. Lastausgleich durch Speicher wird nur sehr wenig gebraucht. Ausspeicherung
findet hauptséchlich in den Abendstunden statt. Der hohere Anteil EE-Erzeugern macht sich
vor allem im deutlich erkennbaren Mittagspeak von PV bemerkbar.
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Abbildung 7.11: Tagesprofil im Mittel Uber die 2 Jahre fiir das Szenario 2030-100%EE-Kupferplatte

Im Szenario 2030-100%EE kommen deutlich mehr Speicher zum Einsatz, die auch zu allen
Tageszeiten ausspeichern, wobei auch hier Morgen- und Abendstunden im Vordergrund
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stehen. Gleichzeitig wird im Mittel deutlich mehr Energie produziert als bendtigt. Allein durch
Wasserkraft und Windkraft kann der mittlere Bedarf bilanziell gedeckt werden. Die meisten
Stromiberschisse gibt es aufgrund des PV-Peaks zur Mittagszeit.

7.2.1 Windenergie

Im 100% EE-Szenario im Netzfall werden 60,8% der Energieerzeugung durch Windkraftan-
lagen bereitgestellt. Windkraft ist damit der gréf3te Erzeuger. Im 60% EE-Szenario werden
noch 39,6% Energieerzeugung durch Windkraftanlagen bereitgestellt. Windkraft hat damit
fast den gleichen Anteil wie die fossile Erzeugung.

Windleistungszubau findet starker zwischen den 80%- und 100%-Szenarien statt, siehe Ab-
bildung 7.12. Der Ausbau an Windkraftanlagen ist vor allem in der systemischen Notwendig-
keit zu finden. Die Kosten- und Wirkungsgradkonstellation, die sich aus den Annahmen fur
zuklnftige Investitionen ergibt, hat Einfluss auf die installierte Leistung von Windkraft. Die
Konstellation ist derart, dass Windkraft sich in den friheren Jahren (2015) noch starker
durchsetzt. Das ist daran zu erkennen, dass bei gleichbleibenden Anteilen EE die prognosti-
Zierte Kostenkonstellation im Jahr 2030 ausgehend von den vorherigen Jahren eher negative
Auswirkungen fur den Ausbau von Windkraft hat. Obwohl das Zusammenspiel der einzelnen
Kostenentwicklungen in Zukunft eher gegen den massiven Ausbau von Windkraft spricht,
wird die systemische Notwendigkeit in einer 80% bis 100% EE Energielandschaft den Aus-
bau forcieren.
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Abbildung 7.12: Vergleich der installierten Leistungen und Stromproduktion fur Windkraft fur die
Kupferplatte fir den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100% EE-
Versorgung in verschiedenen Jahren

Das Windkraftpotenzial wird im Netzfall bei 100% EE im Jahr 2030 in keinem der Knoten
vollstandig ausgenutzt, siehe Abbildung 7.13. Der Knoten Schweich kommt mit 94% Ausnut-
zung des Windkraftpotenzials fast an die Potenzialgrenze. Die Modellregion ist somit in der
Lage, ausreichend Flachen fur Windkraftanlagen zur 100% EE-Versorgung bereitzustellen.
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Abbildung 7.13: Potenzial und installierte Leistung der Windenergie fiir die einzelnen Knoten fiir das
Szenario 2030-100% EE-Netzfall

Im durchschnittlichen Tagesprofil zeigt die Windenergieerzeugung einen regelmafigen Ver-
lauf. Allerding ergibt sich besonders in den Sommermonaten (1.April-30.Sep.) eine Haufung
des Windaufgebotes zwischen etwa 7:00 Uhr und etwa 16:00 Uhr.

Das bedeutet das PV- und Winderzeugung in den Sommermonaten im Tagesprofil korrelie-
ren. Damit entsteht zu &hnlichen Zeiten ein Stromuberschuss, der durch Speicher, PtH oder
Abregelung aufgefangen werden muss. Wobei die vergleichsweise kostenglinstige Option
PtH einzusetzen zur Sommerzeit stark beschréankt ist.
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Abbildung.7.14: Jahreszeitlicher Vergleich der Windeinspeisung — Tagesprofil im Mittel lber die
2 Jahre fir das Szenario 2030-100%EE-Kupferplatte

Von den 2,6 TWhg /a produzierter Windenergie im Netzfall bei 100% EE im Jahr 2030 gehen
nur 57,5% in den direkten Verbrauch. Der Rest wird in den Speichern verwendet, fur PtH
genutzt oder abgeregelt. Der Anteil der abgeregelten Windenergie betrdgt 1,8% an der
Windgesamterzeugung. Der Anteil der insgesamt abgeregelten Energie betragt 1,6% an der
Gesamterzeugung. Ein hoher Anteil der Windenergie wird in Warme umgewandelt 19,8%.
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23,4% der erzeugten Energie werden fur die Wandlung in Gas mittels PtG verwendet. Die
Verwendung in Pumpspeicherkraftwerken bzw. in Batteriespeichern spielt nur eine unterge-
ordnete Rolle. Die Verwendung der produzierten Windenergie ist in Abbildung 7.15 darge-
stellt.

Im 80% EE-Szenario werden von den 1,4 TWhg/a nur 0,3% abgeregelt und Uberschiisse
vor allem fir die Warmeerzeugung verwendet (17,7%). PtG ist im 80% EE-Szenario kaum
installiert und spielt wie Batteriespeicher und Pumpspeicher nur eine untergeordnete Rolle in
der Verwendung der Windenergie. Trotzdem ist die Abregelung sehr gering, was mit dem
hoheren Windangebot im Winter und dem dazu passenden Warmebedarf zusammen han-
gen kénnte.

Weil es im Simulationsmodell keine Warmespeicher gibt, werden nicht alle Technologien fur
PtH genutzt, sondern die, die eine zeitliche Korrelation zum Warmelastprofil haben, wie die
Windkraft. Es werden durch die Warmevergitung deutlich Uberkapazitaten bei PtH installiert,
da den geringen Installationskosten ein recht guter Erlés gegentbersteht. Da PtH als kos-
tenglinstige Systemkomponente einen bedeutenden Anteil an dem optimierten Energiesys-
tem hat, ist auch der Einsatz von Windkraft hoch.

Durch die erzielbaren Warmeerlése und den Einsatz von Schwachwindanlagen wird die In-
stallation von Windkraft vom Optimierungsmechanismus bevorzugt. Deswegen wird deutlich
weniger PV verbaut als es in anderen Studien bzw. einer dezentralen Erzeugung zu erwar-
ten ware. Im 60% EE-Szenario werden von den 0,8 TWhg /a 0,4% abgeregelt, also mehr als
in dem 80% EE-Szenario.
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Abbildung 7.15: Verwendung der produzierten Windenergie, Rest ist direkter Verbrauch im Demand
(Kupferplatte)

Schwachwind- / Starkwindanlagen

Im Basisszenario 2030-100%EE werden Schwachwindanlagen verwendet. Um den Effekt
Abzuschatzen wird im Folgenden ein Szenario mit Starkwindanlagen gegeniibergestellt. Die-
ses Szenario gleicht in allen anderen Punkten den Annahmen und Einstellungen des Ba-
sisszenarios mit Schwachwindanlagen. Starkwindanlagen haben eine Leistungskurve, die
bei héheren Windgeschwindigkeiten zu einer héheren Energieproduktion fihrt. Im Vergleich
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dazu haben Schwachwindanlagen bei niedrigeren Windgeschwindigkeiten eine hohere
Stromproduktion. Die Investitionskosten sind bei Schwachwindanlagen hoher. Trotzdem ent-
steht durch den Einsatz von Schwachwindanlagen eine Reduktion der Stromgestehungskos-
ten um 0,7 ct/kWhg,, siehe Abbildung 7.16.
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Abbildung 7.16: Vergleich der Stromgestehungskosten und der Zusammensetzung fur Schwachwind-
und Starkwindanlagen. (Beide Kupferplatte)

Es wird deutlich, dass mit Starkwindanlagen wesentlich mehr Windkraft installiert werden
muss, um die gleiche verwertbare Energiemenge zu produzieren, siehe Abbildung 7.17.
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Abbildung 7.17: Vergleich der Szenarien 2030-100%EE Schwachwind- und Starkwind-Anlagen (Beide
Kupferplatte)

Etwas mehr als 500 MWg, zusatzlich installierte Windkraftleistung im Starkwindszenario fiih-
ren jedoch zu nur 0,1 TWhg /a mehr Stromproduktion. Es werden ebenfalls 160 MWg mehr
PV-Anlagen gebaut. Die vom System benétigte PtG-Leistung steigt von 217 MWg_ auf
300 MW. Zusatzlich werden 166 kWg, Lilon-Batteriespeicher gebaut. Weil Schwachwindan-
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lagen ein deutlich gleichméaRigeres Erzeugungsprofil haben und ein breiteres Band abde-
cken, werden weniger ausgleichende Speicher und weniger PV bendtigt. Dies fuhrt weiterhin
zu den geringeren Stromgestehungskosten.

Kostensensitivitat Wind

Zur Uberprifung der Investitionskostenannahmen fiir die Schwachwindanlagen werden Op-
timierungen mit verschiedenen Investitionskosten von 1.600 bis 1.800 €/kWg_ durchgefihrt.
Grundlage bildet die Annahme Kupferplatte. Das Ergebnis ist in Abbildung 7.18 dargestellt.
Da die fur die Basisszenarien gewéahlten Annahmen eine entsprechende Kostendegression
voraussetzen, werden nur hohere Investitionskosten angenommen. Bei Investitionskosten fur
Schwachwindanlagen von 1.817 €/kWg_ wéren die resultierenden Stromgestehungskosten
aus den Szenarien mit Technologiebezogenen Stark- und Schwachwindanlagen gleich. Da
dies einem Energieverlust von ca. 19% entspricht wird der Preis nicht weiter erhéht.
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Abbildung 7.18: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 fur verschiedene Investitionskosten fiir
Windkraft

Wie zu erwarten, flhren steigende Investitionskosten zu geringeren installierten Windleistun-
gen. Allerdings ist diese Reduzierung nur gering, weil Schwachwindanlagen einen hohen
systemischen Nutzen haben. Die PV-Leistung steigt und bei der PtG-Leistung ist keine merk-
lich Veranderung zu erkennen. Die reduzierte Windleistung hat jedoch einen Einfluss auf
PtH, da zum einen weniger Uberschiisse zur Verfiigung stehen und diese dann vor allem im
Winter fehlen, wenn der Warmebedarf hoch ist.

Die Stromgestehungskosten steigen von 10,98 dber 11,31 auf 11,64 ct/kWhg in den ge-
nannten Investitionskostenszenarien.
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7.2.2 Photovoltaik

Im 100% EE-Szenario im Netzfall werden 16,3% der Energieerzeugung durch PV bereitge-
stellt. Im 60% EE-Szenario werden noch 14,9% Energieerzeugung durch PV-Anlagen bereit-
gestellt und diese haben damit einen deutlich geringeren Anteil als Wind und fossile Energie
mit je fast rund 40%.

Der PV-Zubau findet starker zwischen den 60%- und 80%-Szenarien statt, als in den Szena-
rien zwischen 80% und 100% EE, anders als es beim Windzubau der Fall ist. Der Ausbau an
PV ist wie bei Windkraftanlagen vor allem in der systemischen Notwendigkeit zu finden, an-
statt an besseren Kostenverteilungen in der Zukunft. Dies kann daran liegen, dass bei den
neueren Speichertechnologien wie PtG grofiere Kostendegressionen zu erwarten sind. In
Abbildung 7.19 ist der Vergleich der installierten Leistungen und Stromproduktion fir PV
dargestellt.
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Abbildung 7.19: Vergleich der installierten Leistungen und Stromproduktion fir PV fur die
Kupferplatte fir den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100% EE-
Versorgung in verschiedenen Jahren

Das Potenzial fur den Ausbau von PV-Anlagen wird im Netzfall in keinem Knoten erreicht
und liegt bei maximal 26% (Knoten Morbach), siehe Abbildung 7.20. Die Modellregion ist
somit in der Lage, ausreichend geeignete Flachen fir die benétigten PV-Anlagen zur 100%
EE-Versorgung bereit zu stellen.

Im durchschnittlichen Tagesprofil hat PV ein eindeutiges Erzeugungsprofil in Abhangigkeit
der Einstrahlung. Die maximale Stromerzeugung erfolgt zwischen 11:00 Uhr 12:00 Uhr mit-
tags. Dabei ist die durchschnittliche Erzeugung in den Sommermonaten (1.April-30.Sep.)
etwa doppelt so hoch wie in den Wintermonaten, siehe Abbildung 7.21.

Das resultiert daraus, dass PV-Erzeugung zwar zu Zeiten hohen Bedarfs einspeist, dafur
allerdings bei Dunkelheit vollig ausfallt. Ein sehr hoher Anteil an PV hétte auch einen sehr
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hohen Bedarf an Ausgleichsmdoglichkeiten zur Folge, da die reine Abregelung keinen ausrei-
chenden Ausgleich schaffen kdnnte.
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Abbildung 7.20: Potenzial und installierte PV-Leistung fiir die einzelnen Knoten fir das Szenario
2030-100%EE-Netzfall

Von den 0,75 TWhg /a produzierter Solarenergie gehen im 100% EE-Szenario nur 59,1% in
den direkten Verbrauch. Der Rest wird in den Speichern verwendet, fir PtH genutzt oder
wird abgeregelt. Der Anteil der abgeregelten Energie betragt 2,9%. Der Anteil der insgesamt
abgeregelten Energie betragt 1,6% an der Gesamterzeugung. Ein Teil der Solarenergie
(14,0%) wird in Warme umgewandelt wobei der Anteil zur Herstellung von Warme im 80%
EE-Szenario mit 16,2 Prozent sogar hoher ist. Das liegt vornehmlich an den vorherrschen-
den Speichertechnologien im 80% EE-Szenario.
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Abbildung 7.21: Jahreszeitlicher Vergleich der PV-Einspeisung — Tagesprofil im Mittel tber die
2 Jahre im Szenario 2030-100%EE (Kupferplatte)

21,8% der erzeugten Energie werden fur die Wandlung in Gas verwendet. Die Verwendung
in Pumpspeicherkraftwerken bzw. in Batteriespeichern spielt nur eine untergeordnete Rolle.
Die Verwendung der produzierten PV-Energie ist in Abbildung 7.22 dargestellt.
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Im 80% EE-Szenario werden von den 0,51 TWhg/a nur noch 0,6% abgeregelt und Uber-
schisse vor allem fur die Warmeerzeugung verwendet (21,5%). PtG ist im 80% EE-Szenario
kaum installiert und spielt wie Batteriespeicher und Pumpspeicher nur eine untergeordnete
Rolle in der Verwendung. Im 60% EE-Szenario werden von den 0,16 TWhg /a noch 0,3%
abgeregelt, also wie zu erwarten, weniger als im 80% EE-Szenario.
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Abbildung 7.22: Verwendung der produzierten PV-Energie fiir die Kupferplatte, Rest dient direkt zur
Deckung des Strombedarfs

PV bei Ost- und Westausrichtung

Grundsatzlich sind auch PV-Anlagen mit Ost-Westausrichtung im Modell vorgesehen. Diese
konnten das PV-Erzeugungsprofil zeitlich verschieben und damit soweit ,glatten“, dass sich
eine bessere Korrelation mit dem Bedarfsprofil ergibt. Allerdings werden PV-Anlagen mit
Ost- oder Westausrichtung durch den Optimierungsvorgang nicht oder kaum ausgewahlt.
Eine Ausnahme bildet zum Beispiel der Knoten Trier in der Einzeloptimierung, der sich durch
einen hohen Energiebedarf im Vergleich zum Potenzial fur Erneuerbare auszeichnet und
somit einen Sonderfall bildet bei dem auch auf eher teure Erzeuger zuriickgegriffen wird. In
der Netzbetrachtung wird selbst beim 100% EE-Szenario keine Ost- oder Westausrichtung
verbaut, obwohl eine Verschiebung der Erzeugungskurve auf den ersten Blick sinnvoll er-
scheint, siehe Abbildung 7.23.

Das Uber alle Tage in den zwei Betrachtungsjahren gemittelte Strombedarfsprofil hat ein
Maximum kurz nach 08:00 Uhr morgens mit 394 MW. Der maximale Strombedarf der in den
zwei Jahren Uber die Simulationszeit auftritt ist um 07:45 Uhr mit 489 MW. Das Erzeugungs-
profil der PV-Anlagen mit Stdausrichtung hat die Haupterzeugungszeit um 11:45 Uhr bei
einer gemittelten Auslastung von 39% bezogen auf die installierte Leistung (Peak) im Jah-
resmittel. Zur Tageszeit mit den hochsten Bedarfen ist die Erzeugung durch eine PV-Anlage
mit Ostausrichtung deutlich héher (24% um 08:00) als die der Sidausrichtung (19% um
08:00 Uhr). Obwohl durch eine Ostausrichtung der PV-Anlagen das PV-Erzeugungsprofil
deutlich besser an den Bedarf angepasst ist, werden sie nicht eingesetzt. Grund hierfur sind
die hoheren Erzeugungskosten. Bei gleichbleibenden Investitionskosten ergeben sich bei der
Ost bzw. Westausrichtung nur 881 Vlh/a bzw. 828 VIh/a gegenluber 1021 Vlh/a bei einer
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Sudausrichtung. Dementsprechend sind bei gleichen Investitionskosten die Erzeugungskos-
ten je Kilowattstunde elektrisch 16% bzw. 23% hoher. Die geringeren Vlh und damit hdheren
Stromgestehungskosten einer nach Osten ausgerichteten PV-Anlage von 16% gegenuber
einer Sludausrichtung verhindern den Einsatz der besser zum Verbrauchsprofil passenden
Ostausrichtung.
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Abbildung 7.23: Stromverbrauchs- und PV Erzeugungsprofile tber die zwei Jahre fur jede Stunde des
Tages gemittelt dargestellt im Tagesverlauf

Die Verwendung von ost- und westausgerichteter PV wurde auch erwartet, da sie in ver-
gleichbaren Untersuchungen durchaus als ausgleichende Komponente von Bedeutung ist.
Annahmen bezlglich der PV-Spezifikationen werden in Kapitel 12.3 diskutiert.

Hierbei ist zu beachten, dass die Wahl von nicht stidausgerichteter PV sehr sensitiv bezlg-
lich der verwendeten PV-Profile ist.

Kostensensitivitat PV und Lilon-Batterie

Zur Uberprifung des Einflusses der Investitionskostenannahmen auf PV, werden Optimie-
rungen mit reduzierten Investitionskosten fiir PV (580 €) und Lilon (150 €) fur die Kupferplat-
te durchgefiihrt. Das Ergebnis ist in Abbildung 7.24 dargestellt.

Wie zu erwarten, fiihren geringere PV-Investitionskosten zu hoéheren installierten PV-
Leistungen und geringen installierten Windleistungen. Es werden 154 MWg_ mehr PV instal-
liert und damit die Leistung um 21% erhoht. Dies hat keinen Einfluss auf PtG oder Lilon. Die
Stromgestehungskosten reduzieren sich um 0,49 ct/kWhg_ auf 10,49 ct/kWhg, .

Deutlich geringere Lilon-Investitionskosten wie im Szenario Lilon150 fuhren dazu, dass
556 MWhg, Lilon-Batterien installiert werden. Dies geht einher mit leicht héheren installierten
PV-Leistungen und geringen installierten Windleistungen. Es lasst sich somit ein Zusam-
menhang zwischen PV und Batterien erkennen. Die Leistung von PtG und PtH sinkt. Die
Stromgestehungskosten reduzieren sich um 0,14 ct/kWhg_ auf 10,84 ct/kWhg.. Bezogen auf
die deutliche Anderung der EE-Erzeuger- und Speicherzusammensetzung ist die Auswirkung
auf die Kosten eher gering.
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Abbildung 7.24: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 fiir verschiedene Investitionskosten fiir PV
und Lilon

7.2.3 Wasser

In jedem der drei Basisszenarien werden 1,36 TWhg /a elektrische Energie in Wasserkraft-
anlagen erzeugt. Dabei ist die installierte Leistung von Wasserkraftanlagen kein Freiheitpa-
rameter der Optimierung, da davon ausgegangen wird, dass das Potenzial bereits erschopft
ist. Dementsprechend ist das Potenzial in allen Knoten zu 100% erreicht. Im Winter ist die
Stromproduktion mit durchschnittlich 86,7 MWg_ etwas hoher als im Sommer (68,8 MWkg,).
Dies ist auf die groBeren Wassermengen zurlckzufihren, die die Flisse im Winter flhren.
Das durchschnittliche Einspeiseprofil ist kontinuierlich es gibt also keine eindeutig tageszeit-
abhangigen typischen Verlaufe.

Geringere Leistung Wasserkraft (Wasserkraftszenario)

Bezogen auf den Strombedarf der Region hat Wasserkraft einen Anteil und 20,0% das liegt
deutlich Gber dem deutschen Durchschnitt von 4%. Da Wasserkraftanlagen kontinuierliche
Produktionsprofile haben, ergibt sich dadurch eine Banderzeugung, wie bei ahnlich tragen,
thermischen Stromerzeugern. Um dem Einfluss auf den Speicherbedarf abzuschéatzen, wird
ein Szenario optimiert in dem der Anteil an Wasserkraft den durchschnittlichen Installations-
zahlen in Deutschland entspricht.

Durch den geringeren Wasserkraftanteil erhdhen sich die Stromgestehungskosten um
1,0 ct/kWhg, von 11,0 ct/kWhg, auf 12,0 ct/kWhg,. Ausschlaggebend fir die Kostenerhéhung
sind dabei vor allem die Komponenten Windkraft, PV und PtG, durch die die fehlende Ener-
gieproduktion ausgeglichen wird. Eingedampft wird die Kostenerhéhung durch einen héhe-
ren Erlés im Warmeverkauf sowie natirlich die ausbleibenden Kosten fur Wasserkraftanla-
gen, siehe Abbildung 7.25.
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Abbildung 7.25: Vergleich der Stromgestehungskosten und der Zusammensetzung bei hohem und
geringeren Anteil Wasserkraft. (beide Kupferplatte)

Die Reduzierung der Wasserkraft fihrt zu einem Zubau an Wind- und PV-Leistung, um die
fehlende Strommenge auszugleichen, siehe Abbildung 7.26.
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Abbildung 7.26 Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fiir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 mit hohem und geringeren Anteil
Wasserkraft

Gleichzeitig fihrt die Reduzierung der Wasserkraft auch zu einem erhéhten Regelenergie-
bedarf, weil die ausgleichende Funktion der Wasserkraft, die sich aufgrund des gleichmaf3i-
gen Erzeugungsprofils und der hohen Volllaststunden ergibt, fehlt. Dadurch wird PtG ausge-
baut. PtH wird ebenfalls ausgebaut, weil die Erhéhung der Windleistung mit mehr Uber-
schissen und dem Einsatz von PtH einhergeht. Insgesamt ist der Einfluss der Wasserkraft
vor allem aufgrund der Stromgestehungskosten positiv zu bewerten. Allerdings ist die Was-
serkraft aufgrund des groRRen Einfluss der besonderen geografischen Gegebenheiten nicht
frei verfigbar und tberall ausbaubar.

Seite 110 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Eine weitere Erkenntnis lasst sich aus dem Szenario ableiten: Die fehlende Wasserkraft wird
zum Uberwiegenden Teil durch Windkraft ersetzt.

7.3 Speicher

Der Anteil der direkt genutzten elektrischen Energie an der insgesamt erzeugten elektrischen
Energie betragt 63%, der Anteil, der eingespeichert wird betragt 20%. 15% werden in Warme
gewandelt und 2% abgeregelt (Die Angaben beziehen sich auf das Szenario 2030-100%EE-
Kupferplatte).

Insbesondere in den Szenarien fiir 80% EE und 100% EE werden hohe Leistungen PV und
Wind installiert. Zum Ausgleich von Uberschiissen und Defiziten werden dabei Speicher be-
notigt.

Generell haben Energiespeicher in diesem Modell die Aufgabe, Uberschiisse aus volatilen
erneuerbaren Quellen zu nutzen, zu speichern und bedarfsgerecht wieder bereitzustellen.
Ein Speicher nutzt flexibel primare Energie, speichert diese (ggf. in einer anderen Energie-
form) und stellt sekundéar Energie (ggf. noch einmal in anderer Form) wieder zur Verfliigung.
Neben dem relevanten Wirkungsgrad der Bereitstellung sekundarer Energie ist die hohe
Flexibilitat der Energienutzung auf der Primérseite ein wesentliches Kennzeichen eines
Speichers.

Im allgemeinen Fall eines Energiesystems, das Quellen im Wesentlichen mit Strom aus er-
neuerbaren als primarer Energie versorgt wird, und in dem Strom-, Warme- und Treibstoff-
bedarf gedeckt werden mussen, sind somit die Speicherpfade Strom-zu-Strom, Strom-zu-
Warme und Strom-zu-Treibstoff zu betrachten. Fir den Pfad Strom-zu-Treibstoff haben sich
auch die Begriffe ,PtG" und ,Power-to-Liquid“ etabliert, fir den Pfad Strom-zu-Warme der
Begriff ,PtH".

Im hier hauptsachlich betrachteten Spezialfall der Strom-zu-Strom-Speicher — auch ,Strom-
speicher® — wird priméarseitig Strom flexibel genutzt und sekundarseitig Strom bedarfsgerecht
zur Verfigung gestellt. Als Speichertechnologien werden Batteriespeicher, Pumpspeicher
und PtG mit Rickverstromung (BHKW) betrachtet. Erganzend zu diesen Speichertechnolo-
gien wird im Basisszenario auch noch die Komponente PtH integriert, die hier als Lastma-
nagement-Komponente zu verstehen ist. Wie in Kapitel 3 beschrieben, werden sowohl instal-
lierte Leistungen als auch der Betrieb aller Komponenten (in 15 Minuten-Schritten) in der
Optimierung fir jedes Szenario berechnet.

7.3.1 Allgemeiner Speicherbedarf

Im Ausbaupfad erhoht sich die elektrische Energieerzeugung wesentlich. Im Szenario mit
100% EE werden 4,3 TWhg/a in den Erzeugungsanlagen (PV, Wind, Wasser, Biogas,
BHKW) produziert. Im Vergleich zum 60% EE-Szenario mit nur 3,1 TWhg /a ist das ca. 40%
mehr. Und das obwohl der Energiebedarf in den Annahmen fir das Jahr 2030 gegenuber
dem Jahr 2015 leicht sinkt. Dieser Effekt entsteht, da mit Speichern eine zeitliche Verschie-
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bung der Energieerzeugung bewirkt wird. Uber den Wirkungsgrad der Speicher entsteht der
Mehrbedarf, um die Last decken zu kénnen. Dazu kommen Uberschiisse die nicht direkt in
der Lastdeckung, sondern in der Warmeerzeugung, verwendet werden. Werden im Jahr
2015 bei 60% Erneuerbaren Anteil nur 17,2 GWhg /a fur PtH verwendet sind es im Jahr 2030
schon 687,7 GWhg /a. Der Anteil abgeregelter Energie steigt ebenfalls von 4,6 GWhg /a auf
75,3 GWhg /a, bleibt dabei grundséatzlich recht gering und macht nur etwa 1,6% an der ge-
samten Stromproduktion im Jahr 2030 aus.

Abbildung 7.27 zeigt die Erzeugung und Verwendung der produzierten Energie fur den Kup-
ferplatten Fall. Im Szenario 100% EE werden nur 58% des produzierten Wind-, Wasser- und
PV-Stroms direkt fir die Stromversorgung eingesetzt. Die Uberschissigen Strommengen
flieBen in die Speicher oder PtH.
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Abbildung 7.27: Erzeugung und Verwendung der produzierten Energie fiir Kupferplatte

Die zeitliche Verteilung der gemittelten Ein- und Ausspeicherung der Speicher zeigt ein deut-
liches Tagesprofil im 100% EE-Szenario, siehe Abbildung 7.28. Der Bedarf an Strom aus
Speichern ist vor allem in den Morgen- und Abendstunden gegeben. In der Zeit von 5:00 bis
7:00 und 18:00 bis 20:00 liegt die durchschnittliche Ausspeicherung bei etwa 50 MW. Damit
erganzt sich das Profil der Stromausspeicherung dem Profil der Energieerzeugung aus PV-
Anlagen, siehe Abbildung 7.11 bzw. Abbildung 7.21.
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Abbildung 7.28: Jahreszeitlicher Vergleich der Speicherausspeisung — Tagesprofil im Mittel Uber die
2 Jahre fir Szenario 2030-100%EE (Kupferplatte)

7.3.2 Sensitivitat ohne Speicher

Um die Bedeutung der Speicher fir eine 100% EE-Versorgung unabhéangig von der Bedeu-
tung fiir das Stromnetz zu bewerten, wird eine Optimierung fur die Kupferplatte gemacht, bei
der die Installation von Speichern ausgeschlossen wird. Es werden in diesem Sonderszena-
rio ohne Speicher 2.132 MWg_ Windleistung und 1.696 MWg, PV-Leistung benétigt. Das sind
2,7-mal so viel Wind und 2,3-mal so viel PV wie im Basisszenario mit Speichern, siehe Ab-
bildung 7.29.

Diese hohe Menge installierter Leistung wird trotz der gro3en Wasserkraftleistung bendtigt.
Es mussen sehr viel mehr Erzeugungsanlagen installiert werden, um die Spitzenlasten in
wind- und sonnenschwachen Zeiten abzudecken. Dadurch werden jedoch zu wind- und son-
nenstarken Zeiten sehr hohe Stromuberschiisse produziert. Fir die Kupferplatte betragt die
insgesamt abgeregelte Energiemenge nachdem die Speicher, PtG oder PtH bedient wurden
2,5% bezogen auf den mittleren Bedarf. Im Sonderszenario ohne Speicher betragt die insge-
samt abgeregelte Energiemenge 76% bezogen auf den mittleren Bedarf. Die abgeregelten
Strommengen im Verlauf Uber das Jahr kénnen in Abbildung 7.30 verglichen werden. Die
StromUiberschisse werden in PtH-Anlagen verwertet. Die PtH-Leistung ist mit 933 MW¢g,_ 2,3-
mal so hoch wie im Basisfall und die Strommenge, die verwertet wird ist 6,9-mal so hoch,
sodass uber 4.900 VIh/a erreicht werden.

Durch den Mehrbedarf an installierter Leistung und die abgeregelten Strommengen betragen
die Stromgestehungskosten im Fall ohne Speicher 19,24 ct/kWhg.. Und das obwohl sich
recht hohe Warmeerldse in diesem Szenario einstellen. Im Vergleich zu Stromgestehungs-
kosten von 10,98 ct/kWhg, im Basisfall mit Energiespeichern sind die Kosten somit um 75%
erhoht. Dies entspricht rund 238 Mio. €/a. D.h., dass Speicher fir eine Stromversorgung auf
Basis von 100% EE unerlasslich sind, weil sie durch die ausgleichende Funktion den Leis-
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tungsbedarf an EE reduzieren. Somit kbnnen zum einen die Kosten reduziert und zum ande-
ren die Anzahl der bendtigten EE-Anlagen im Fall mit Speicher sicher platziert werden, wo-
hingegen das fiir den Fall ohne Speicher zu prifen ware.
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Abbildung 7.29: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 fiir die Basisannahmen und die Sensitivitat
ohne Energiespeicher
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Abbildung 7.30: Lastgang der abgeregelten Energie fir die Kupferplatten fiir 100% EE im Jahr 2030
fir die Szenarien mit Speicher und ohne Speicher

7.3.3 Power-to-Gas

Im Szenario 2030-100%EE-Kupfer werden 218 MW PtG (Elektrolyseleistung) installiert.
Dabei werden 879,9 MWhg/a Strom aufgenommen, was einer Volllaststundenzahl von
4.040 VIh/a entspricht. Dadurch werden 518,5 MWhg /a SNG produziert.

Bei einem EE-Anteil von 80% werden lediglich 143 kWg_ PtG bendtigt. Bei noch niedrigerem
EE Durchdringungsgrad werden keine PtG-Anlagen bendétigt, da die BHKW genigend Erd-
gas zur Verfigung haben und zusammen mit den Pumpspeichern die Zeiten geringer Pro-
duktion abdecken. PtG wird als Stromspeicher erst ab einem EE-Anteil von 80% relevant. In
Abbildung 7.31 werden die installierten Leistungen und der Stromeinsatz fur PtG fur die Kup-
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ferplatte fur den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100%
EE-Versorgung in verschiedenen Jahren verglichen.

Die Kostensensitivitat zeigt, dass die installierte PtG-Leistung im Jahr 2020 am héchsten ist
und 274 MWg, betragt und somit 80% des mittleren Strombedarfs. PtG ist im Jahr 2020 im
Vergleich zu den anderen Technologien sehr kostenginstig und die angenommen Kosten-
degression ist zwischen 2015 und 2020 am hdéchsten. PtG zeigt dort den gré3ten relativen
Kostensprung, siehe Abbildung 6.2. Zum Jahr 2030 sinkt die installierte PtG-Leistung um
20%. Die Kosten sinken zwischen den Jahren 2020 bis 2030 weiter, allerdings ist die ange-
nommene Lernkurve der Investitionskosten weniger steil.

T T T T T 2
500 Ausbaupfad EE-Durchdringung Kosten 000

3 )
3 375 11500 -
s 2
= o

£
g <
.E 250 41000 ©
z p—
— =
e B
L 2
= £
% 1251 1500 ¢
£ =

0 o t.l. o | & %I $ | S & 0
o O E SIS
7 & &y
U2 Y P D P P

Abbildung 7.31: Vergleich der installierten Leistungen und Stromeinsatz fur PtG flr die Kupferplatte
fur den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100% EE-Versorgung in
verschiedenen Jahren

Die zeitliche Verteilung der durchschnittlichen Ein- und Ausspeicherung in Abbildung 7.32
zeigt, dass es einen jahreszeitlichen Unterscheid gibt. Besonders im Sommer werden Uber-
schisse aus den PV-Anlagen verwendet. Zudem wird sichtbar, dass tagstiber die durch-
schnittliche Elektrolyseleistung deutlich héher ist. Das Maximum liegt in beiden Fallen in den
Mittagsstunden. Die Rickverstromung hat zwei Maxima in den Morgen- und den Abendstun-
den.
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Abbildung 7.32: Verhalten der Speicher in Bezug auf Ein- und Ausspeicherung im gemittelten
Tagesprofiel aufgeteilt nach Jahreszeiten und flir jede Stunde des Tages auf Basis des
Kupferplattenszenarios 2030-100%EE

Der durchschnittliche Anteil der Stromiberschisse, der in PtG genutzt wird setzt sich zum
groften Teil aus Windenergie zusammen und steigt im 100% EE-Szenario auf 70%. Der
Anteil aus Wasserkraft und PV nimmt ab auf 19% und 9%. Dies zeigt, dass besonders Wind-
Uberschiisse in Gas umgewandelt und gespeichert werden.
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Abbildung 7.33: Verteilung der Erzeugungskomponenten an der in PtG-Anlagen eingespeicherten
Energie auf Basis der Kupferplattenszenarien

7.3.4 Wind und PtG und PtH

Die Stromuberschisse, die, nachdem PtG und andere Speicher bedient wurden, Ubrig blei-
ben werden in PtH-Anlagen verwendet. Abbildung 7.34 zeigt, aus welchen EE-Erzeugern die
Energiemengen kommen, die in die Speicher, PtG oder PtH gehen. PtG und Pumpspeicher
werden vorrangig aus Windkraftiiberschissen gespeist, wobei die Energiemengen, die in die
Pumpspeicher gehen deutlich geringer sind. Ein groRRer Teil der Windkraftiiberschiisse geht
auch in PtH. PtH speichert hauptsachlich Wind und Wasserkraft ein. Von den Batterien wird
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im Gegensatz zu PtG, PtH und Pumpspeichern ein deutlich hoherer Anteil an PV-Strom auf-
genommen.

Weil im Modell keine Warmespeicher vorhanden sind, werden nicht alle Technologien fur
PtH genutzt, sondern nur die, die in der Erzeugung von Uberschiissen eine Korrelation zum
Warmebedarfsprofil haben. Dies ist bei der Windkraft so, die Uberschiisse vor allem im Win-
ter produziert, wenn der Warmebedarf hoch ist. Deswegen ist der Einsatz von Wind hoch,
auRerdem werden durch die Warmevergitung deutlich Uberkapazitaten installiert, da den
Kosten ein Erlés gegenlbersteht.
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Abbildung 7.34: Verteilung der Erzeugungskomponenten an der in PtG, Pumpspeicher, Lilon oder
PtH eingespeicherten Energie fur die Kupferplatte

Der Ausbau von Windenergie bevorteilt den Ausbau von PtG, da windreiche Phasen im Ge-
gensatz zur Sonnenscheindauer eher langerer anhalten bzw. pausieren und somit eher zur
Langzeitspeicherung bendtigt werden. Analog dazu korrelieren PV und Batterie.

Der Einsatz von PtH verlagert die Energieerzeugung in den Winter und beglnstigt damit
Windanlagen gegeniiber PV-Anlagen, da Uberschiisse dann iiber den Warmeerlos fir das
Gesamtsystem wertvoller sind. Windkrafterzeugungsprofile korrelieren mit der Warmelast.

Die Sonderszenarien zum Warmepreis zeigen einen deutlichen Zusammenhang zwischen
der installierten Wind- und PtH-Leistung. Bei den Szenarien werden die Abwarme aus den
BHKW und den PtG-Anlagen sowie die Warme aus PtH-Anlagen mit steigenden Warmeprei-
sen vergutet. In Abbildung 7.35 sind die installierten Leistungen bei den verschiedenen Sze-
narien dargestellt. Die installierte PtH-Leistung steigt stetig an und die von PtG sinkt stetig,
aber deutlich geringer. Bei den Strommengen, die in PtG und PtH gehen sind die Steigungen
noch flacher. Vor allem ab einem Wéarmepreis von 5 ct/kWhry ist deutlich zu erkennen, dass
die Wind- und PtH-Leistung parallel zueinander ansteigen. Es lohnt sich, mehr Windenergie
zu installieren und Uberschiisse zu produzieren, weil diese tber die Verwertung in PtH-
Anlagen vergutet werden. Durch die héhere Windstromproduktion kann der Strombedarf zu
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einem hoheren Anteil direkt gedeckt werden und dadurch wird weniger Methan fir den
BHKW-Betrieb bendtigt und die PtG-Leistung sinkt.

1.000
L 4
900 "
*
+ L 4
800 O 0O----— — 0%
a
4
700 ¢ ¢ o - o o o o o
z .
= 600 +--Wind
g . a--PV
5 Pl --h--\Water
° Arveorones Arverenres Y TP VPPN Arerrrenes Revrrrnens A ""‘.'_::":x-""": ......... Aovererens A "i"BIHKW
®400 . ettt ..@--Lion
“...
2 --e--PtG
£ 300 T e ..4--PtH
= N IXTIT .."_‘,. N ...
200 @ LSXRES O g .
R S A & A T T S |
100
0 *WWW DU TOUNN . SUSURROR . |

Heat0 Heat1 Heat2 Heat3 Heat4 Heat5 Heat6 Heat7 Heat8 Heat9 Heat 10

Abbildung 7.35: Vergleich der installierten Leistungen fur die Kupferplatte bei einer 100% EE-
Versorgung im Jahr 2030 flir verschiedene Warmevergutungen von 0 bis 10 ct/kWhy,

Die Sonderszenarien Mobilitat zeigen, dass aufgrund des Gasverkaufes die PtG-Leistung
und damit die Gasproduktion steigt und dies mit einer Steigerung der Windleistung verbun-
den ist und damit auch den Zusammenhang zwischen Wind- und PtG-Leistung

7.3.5 Batterie

Insgesamt gibt es in allen Szenarien wenig Batteriebedarf, siehe Abbildung 7.36. Dies zeigt
sich auch fir die Einzelknoten, bei denen Batterien nur in Morbach und Trier in deutlicher
Auspragung bengtigt werden. Zwar sind in den Szenarien Schwachwindanlagen verbaut, die
sich besser an das Strombedarfsprofil anpassen und somit weniger Uberschiisse erzeugen,
aber die Auswertung des Szenarios mit Starkwindanlagen in Kapitel 7.2.1 zeigt auch keinen
nennenswerten Bedarf an Batteriespeichern.

Batterien werden fir die Kupferplatte nur in 2020 bei 80% EE bendtigt. Im Szenario 2030-
100% EE werden selbst bei deutlicher Erhéhung der PtG-Investitionskosten keine Batterien
eingesetzt. Bei Grenzkosten fur die PtG-Investitionskosten von 2.500 €/kW, anstatt der fur
2030 angenommenen 900 €/kW, werden allerdings Batterien eingesetzt, siehe Kapitel 8.3.

Im Simulationsmodell sind Lilon-, NaS- und Bleibatterien hinterlegt. Aufgrund der Kosten-
struktur und des Einsatzbereiches werden jedoch nur Lilon-Batterien benutzt und keine NaS
oder Bleibatterien verwendet. Der Einsatz einer einzigen Batterietechnologie erhéht zudem
die Vergleichbarkeit zwischen den Szenarien.
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Einen weiteren Einfluss auf den Speicherbedarf hat ebenfalls die Wasserkraft, die in der Mo-
dellregion mit 20% einen deutlichen Anteil an der Bedarfsdeckung hat. Au3erdem ist eine
Pumpspeicherleistung von 24,8 MWg, bericksichtigt, die jedoch unter den Randbedingun-
gen der Modellregion (Schwachwindanlagen, hohe Wasserkraftleistung) keinen Einfluss auf
die Leistung von Lilon-Batterien hat, siehe Kapitel 7.3.7.
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Abbildung 7.36: Vergleich der installierten Leistungen und Stromproduktion fur Lilon fur die
Kupferplatte fir den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100% EE-
Versorgung in verschiedenen Jahren

Im Sonderszenario fir 2030-100%EE fir die Kupferplatte ohne Pumpspeicher wird keine
Batterie verbaut, obwohl zu erwarten ware, dass Batterien Pumpspeicher ersetzen kénnten,
da sie eine ahnliche Funktion als Kurzfristspeicher wahrnehmen wie Pumpspeicher.

Bei der Annahme, dass es keine Leitungsrestriktionen zwischen den Knoten gibt, und alle
Knoten verbunden sind, also dem Fall Kupferpatte, ergibt sich kaum oder selten Bedarf an
Batteriespeichern. Interessant ist die Sache bei den Einzelknotenbetrachtungen z.B. von
Hermeskeil. Dort wird in einigen Szenarien eine geringe Batterieleistung verwendet, obwohl
die PtG-Potenzialgrenzen nicht erreicht werden. AuRerdem werden Batterien im Netzfall ein-
gesetzt und zwar im Szenario 2030-100%EE. Insgesamt werden 27,3 MWhg, verteilt auf 8
Knoten verbaut (Bitburg, Speicher, Manderscheid (11,7 MWhg,), Morbach, Schweich, Ruwer,
Hermeskeil und Thalfang). Ein eindeutiger Zusammenhang zwischen Stromgeber- und
Stromnehmerknoten in Bezug auf den Batteriespeichereinsatz ist nicht zu erkennen.

7.3.6 Batterie und PV

Batterien sind Kurzzeitspeicher, die die Strommenge mit hohem Wirkungsgrad speichern
kénnen. Sie harmonieren mit Erzeugern, deren Erzeugungsleistungen ein in kurzer Zeit re-
produzierbares Profil haben, wie PV. Obwohl Wind und Wasser einen sehr hohen Anteil an
der Stromproduktion haben, ist der PV-Anteil bei der Batterieladung mit fast 40% sehr hoch
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und zeigt, dass relativ viel PV-Strom in Batterien eingespeichert wird, siehe Kapitel 7.3.4 und
Abbildung 7.34.

Bei der Optimierung im Sonderszenario mit deutlich geringeren Lilon-Investitionskosten wer-
den 556 MWhg, Lilon-Batterien installiert, sieche Kapitel 7.2.2. Dies geht einher mit leicht h6-
heren installierten PV-Leistungen und geringeren installierten Windleistungen. Daraus lasst
sich ebenfalls ein Zusammenhang zwischen PV und Batterien ableiten.

7.3.7 Pumpspeicher

Im Modell wird angenommen, dass in der Modellregion in jedem Betrachtungsjahr insgesamt
eine Pumpspeicherleistung von 24,8 MW, installiert ist. Abbildung 7.37 zeigt, aus welchen
EE-Erzeugern die Strommengen kommen, die in die Pumpspeicher gehen. Pumpspeicher
werden im Jahr 2030 bei 100% EE zu 50% aus Windkraftiberschiissen gespeist und zu
knapp 35% aus PV-Uberschiissen. Der PV-Anteil bei der Pumpspeicherladung ist verhalt-
nismafig hoch.

Im Szenario 60% EE 2015 sind vor allem Wasser und Windiberschisse vorhanden, welche
beide zu 90% an der eingespeicherten Energie beitragen.
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Abbildung 7.37: Verteilung der Erzeugungskomponenten an der in Pumpspeichern eingespeicherten
Energie auf Basis der Kupferplattenszenarien

Die zeitliche Verteilung der durchschnittlichen Ein- und Ausspeicherung in Abbildung 7.38
zeigt, dass es einen jahreszeitlichen Unterschied gibt. Die Pumpspeicherkapazitat wird im
Sommer starker in Anspruch genommen. Aul3erdem ist eine zeitliche Verteilung der Ein- und
Ausspeicherung im durchschnittlichen Tagesprofil deutlich erkennbar. Es gibt vor allem in
den Morgen- und Abendstunden eine Ausspeicherung aus den Pumpspeichern und in der
Zeit von 7:00 bis 16:00 Uhr eine Einspeisung, wobei die hochsten Leistungen zu den Mit-
tagsstunden passend zum Profil der Energieerzeugung aus PV-Anlagen erreicht werden.
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Abbildung 7.38: Mittlere Ein- und Ausspeicherung der Pumpspeicher im Tagesverlauf aufgeteilt nach
Jahreszeiten flr das Szenario 2030-100%EE-Kupferplatte

Pumpspeichersonderszenarien

Zur Bewertung des Einflusses der im Modell vorgegebenen Pumpspeicherleistung wird in
speziellen Szenarien die Pumpspeicherleistung fir die Kupferplatte 2030-100%EE variiert.
Im Basisszenario sind 24,8 MW, installiert. Neben dem Sonderszenario ohne Pumpspeicher
werden jeweils ein Sonderszenario mit freier Optimierung der Pumpspeicherleistung und
eines mit vorgegebenen 300 MW¢g_ optimiert.

In Abbildung 7.39 sind die installierten Leistungen und die Stromerzeugung bzw. -nutzung der
verschiedenen Technologien fur die verschiedenen Pumpspeichersonderszenarien darge-
stellt. Bei der freien Optimierung werden 233 MW¢g_ gebaut. Bei hohen Pumpspeicherleistun-
gen werden deutlich weniger Windkraft und mehr PV-Anlagen installiert. Aul3erdem sinken
die installierte PtG-Leistung und die Volllaststundenzahl der BHKW. Aber selbst bei
300 MWY¢g,_ oder dem Optimum werden noch PtG-Anlagen bendtigt. Das bedeutet, dass selbst
bei einer hohen Pumpspeicherkapazitat weitere regelbare Speicher bendtigt werden. Das
erneuerbare Gas kann von BGA oder PtG-Anlagen bereitgestellt werden. Auffallig ist, dass
selbst im Szenario ohne Pumpspeicher keine Batterien benétigt werden und dann PtG als
einziger Speicher eingesetzt wird.

Die Pumpspeicherszenarien fur die Kupferplatte zeigen, dass der Strompreis selbst bei einer
freien Optimierung des Pumpspeichers im Vergleich zum in den Basisannahmen gewéhlten
bundesdeutschen Schnitt nur um 0,1 ct/kWhg, reduziert wird, siehe Tabelle 7.2.

Tabelle 7.2: Stromgestehungskosten bei der Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr
2030 fir verschieden Pumpspeicherleistungen

Pump-0 Pump-Basis Pump-optimiert Pump-300
Kosten in ct/kWhg, 11,05 10,98 10,88 10,95
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Das Sonderszenario ohne Pumpspeicher fur die Kupferplatte zeigt, dass die Pumpspeicher-
leistung unter den Randbedingungen der Modellregion keinen Einfluss auf die Leistung von
Lilon-Batterien, jedoch einen geringen Einfluss auf die installierte Leistung von PtG hat.
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Abbildung 7.39: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 flir verschieden Pumpspeicherleistungen

7.4 Warme

7.4.1 Deckung des Warmebedarfs

Durch die Abwéarme der BHKW, der PtG-Anlagen und durch die Stromiberschussnutzung
mit PtH kann ein Teil des Warmebedarfs in der Modellregion gedeckt werden. Es wird davon
ausgegangen, dass der Warmebedarf nicht vollstandig tber die Abwéarmen und PtH aus dem
Stromsektor gedeckt werden muss. Gleichzeitig kann aber nicht Uber den zuganglichen
Warmebedarf der Region hinaus Warme verkauft werden kann. Der Warmedeckungsgrad
Uber den Stromsektor sinkt dabei von knapp 38% im Szenario 2015-60%EE auf 32% im
Szenario 2030-100%EE. Grund hierfir ist die hohere Auslastung der PtH-Anlagen wenn sie
nicht in Konkurrenz zu anderen Speichertechnologien stehen.

Abbildung 7.40 zeigt die Erzeugung und Verwendung der erzeugten Warme fir den Ausbau-
pfad der Kupferplatte, aufgeteilt nach Erzeugungsherkunft. Die Warme wird in 2015-60%EE
fast ausschlieZlich durch die BHKW bereitgestellt. Mit sinkendem Anteil von konventioneller
Energieerzeugung sinkt auch die verfigbare BHKW-Abwarme, sodass in 2030-100%EE
mehr Warme in PtH-Anlagen produziert wird. PtG-Anlagen steuern erst im Szenario 2030-
100%EE zur Warmeerzeugung bei und der Anteil an der gesamten Warmeerzeugung liegt
aufgrund des geringen thermischen Wirkungsgrades bei unter 10%.
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Abbildung 7.40: Erzeugung und Verwendung der erzeugten Warme fir die Kupferplatte, aufgeteilt
nach Erzeugungsherkunft

In allen Szenarien wird Warme produziert, die ungenutzt bleibt, weil der Erzeugung nicht
immer ein Bedarf gegenibersteht. Dies ist vor allem im Sommer der Fall. In den folgenden
Abbildungen werden der Jahreslastgang der Warme fur die Kupferplatte im Jahr 2030-
100%EE und die Warmeerzeuger dargestellt. Der Warmebedarf ist bei 70% gekappt, weil
aufgrund von fehlenden Warmenetzen keine 100% Deckung mdglich sein wird. Schon im
Basisfall mit 5 ct’/kWhry Warmevergitung gibt es im Sommer deutlich Warmeerzeugungs-
spitzen, die gréer als der Bedarf sind, siehe Abbildung 7.41. Bei einer Warmevergultung von
10 ct/kWh+y steigt vor allem die PtH-Warmeerzeugung, siehe Abbildung 7.42. In den Win-
termonaten kann der Warmebedarf nicht annahernd gedeckt werden. Dann wird PtH durch
Wind gespeist.
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Abbildung 7.41: Jahreslastgang im Szenario 2030-100%EE-Kupfer bei einer Warmevergiitung von
5 ct/kWhy,
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Abbildung 7.42: Jahreslastgang im Szenario 2030-100%EE-Kupfer bei einer Warmevergutung von
10 ct/kWhy,

Insgesamt ist keine eindeutige Jahreszeitliche Zuordnung der Wéarmeerzeugung zu erken-
nen. Auffallig ist, dass auch in den Sommermonaten hohe PtH-Warmmengen erzeugt wer-
den, was zeigt, dass im Sommer PV fur die Speisung der PtH-Anlagen verantwortlich ist.
Eine genauere Betrachtung der Warmeerzeugung und Nutzung in zwei Juliwochen zeigt
Abbildung 7.43.
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Abbildung 7.43: Auszug aus dem Warmelastgang im Szenario 2030-100%EE-Kupfer bei einer
Warmevergutung von 5 ct/kWhy,
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7.4.2 Power to Heat, Pfade

In Abbildung 7.44 werden die installierten Leistungen und der Stromeinsatz fir PtH fur die
Kupferplatte fir den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer
100% EE-Versorgung in verschiedenen Jahren verglichen. PtH wird schon bei 60% EE stark
eingesetzt und wird bis zum 80% EE-Szenario deutlich zugebaut, da PtH besonders in den
Investitionskosten eine sehr glinstige Technologie ist. Das zeigt auch der Kostenpfad. Da die
PtH-Kosten bereits im Jahr 2015 niedrig sind und bis 2030 nicht mehr sinken, wéahrend sich
gleichzeitig die Kosten der anderen Technologien deutlich reduzieren, sinkt die installierte
Leistung von PtH von 2015 zu 2030.

Die installierte Leistung von PtH steigt vom 80% EE zum 100% EE-Szenario nicht mehr so
stark, aber die Volllaststundenzahl nimmt deutlich zu, sowohl im Jahr 2030 als auch im Jahr
2020. Die elektrische Energie, die mittels PtH in Warme umgesetzt wird steigt zwischen 60%
und 100% EE kontinuierlich an.
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Abbildung 7.44: Vergleich der installierten Leistungen und Stromproduktion fiir PtH fur die
Kupferplatte fir den Ausbaupfad, bei unterschiedlicher EE-Durchdringung und bei einer 100% EE-
Versorgung in verschiedenen Jahren

Die zeitliche Verteilung der durchschnittlichen PtH-Leistung in Abbildung 7.32 zeigt, dass es
einen jahreszeitlichen Unterschied gibt. Besonders im Sommer werden Uberschiisse aus
den PV-Anlagen in PtH-Anlagen verwendet und vor allem zwischen 8 und 16 Uhr Warme
erzeugt. Die PtH-Leistung ist zur Spitzenzeit héher als im Winter. Die Warme kann jedoch
nicht vollstandig genutzt werden. Im Winter liegt das Maximum zwar auch in den Mittags-
stunden, allerdings ist es weniger deutlich ausgepréagt und Uber den ganzen Tag werden
Uberschiisse in den PtH-Anlagen verwendet. Im Winter speisen vor allem Windiiberschiisse
die PtH-Anlagen.
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Abbildung 7.45: Jahreszeitlicher Vergleich der PtH-Leistung — Tagesprofil im Mittel (ber die 2 Jahre
fir das Szenario 2030-100%EE (Kupferplatte)

Die Herkunft des verwendeten Stroms flr die Herstellung von Warme mittels PtH ist in Abbil-
dung 7.46 dargestellt. Uber 70% der Uberschisse sind von Windanlagen. Auffallig ist, dass
der Anteil von PV flir PtH bei 2015-60 mit fast 40% am gréf3ten ist und im Szenario 2030-
100%EE nicht mal mehr 20% der Strommenge fur die PtH-Anlagen aus PV-Anlagen kommt,
und das trotz der deutlichen Mittagsspitzen im Sommer.

100%
90% -

80% -

60% PV
40% - Wind
30% A m Biogas
20% -

10% -+
0%

Anteil

2015-60 ' 2020-80 © 2030-100

Abbildung 7.46: Herkunft des verwendeten Stroms fur die Herstellung von Warme mittels PtH

7.4.3 Sonderszenarien Warmevergutung

In Sonderszenarien werden fur das Szenario 2030-100%EE verschiedene Vergiutungen fur
die Warme von 1 bis 10 ct/kWhyy optimiert. Die installierten Leistungen sind in Abbildung
7.35 dargestellt. Die Sonderszenarien zum Warmepreis zeigen einen deutlichen Zusammen-
hang zwischen der installierten Wind- und PtH-Leistung. Die installierte PtH-Leistung steigt
stetig an. Vor allem ab einem Warmepreis von 5 ct/kWhry steigt die PtH-Leistung gleichma-
Big an.

Den Vergleich der Deckung des Warmebedarfs im Szenario mit 1, 5 und 10 ct/kWhy zeigt
Abbildung 7.47. Aufgrund der hohen BHKW-Leistung fallen selbst bei einer Vergiitung von
1 ct zu Spitzenzeiten Uber 400 MWhry Wéarme an. Die PtH-Leistung liegt nur bei 152 MWg,
und es werden 2.000 VIh/a erreicht. Dahingegen liegt die PtH-Leistung im Szenario bei einer

Seite 126 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Vergutung von 10 ct/kWhry bei 560 MW, und es werden sogar fast 2.200 VIh/a erreicht, well
es durch die Uberkapazitaten der Windleistung ein deutlich htheres Stromangebot gibt. Das
bedeutet, dass sich mit steigender Warmevergutung systematische Veranderungen ergeben,
um gezielt Uberschiisse zu erzeugen. Dies hat einen deutlichen Einfluss auf die Stromge-
stehungskosten.
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Abbildung 7.47: Deckung des Warmebedarfs im Szenario 2030-100%EE-Kupfer bei einer
Warmevergutung von 1, 5 und 10 ct/kWhy,

Abbildung 7.48 zeigt die Entwicklung der Stromgestehungskosten bei verschiedenen War-
mepreisen. Die orangenen Balken zeigen die Stromgestehungskosten unter Basisannahmen
mit dem Einsatz von Tauchsiedern. Die roten Balken zeigen die Stromgestehungskosten
beim Einsatz von Warmepumpen, wie er in Kapitel 7.4.4 beschrieben wird. Die Stromgeste-
hungskosten sinken von 12,48 ct/kWhg, im Fall ohne Warmevergutung auf 8,81 ct/kWhg, im
Fall einer Warmevergutung von 10 ct/kWhyy. Somit ist die Nutzung der Abwéarme aus Ver-
stromungsanlagen oder PtG und der Einsatz von PtH fir die Gestaltung einer zukunftigen
kostenglinstigen Stromversorgung aus Basis 100% EE wichtig und einzuplanen. Zusatzlich
kann somit ein Beitrag zu Warmeerzeugung durch erneuerbare Energiequellen geleistet
werden. Die Kosten fur Warmenetze sind dabei zu berucksichtigen.
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Abbildung 7.48: Entwicklung der Stromgestehungskosten fiir 2030-100%EE flir die Kupferplatte bei
verschiedenen Warmepreisen (WP=Warmepumpe)

7.4.4 Sonderszenario Warmepumpe

In den Basisannahmen werden fir PtH Tauchsieder eingesetzt, in diesen Sonderszenarien
werden stattdessen Warmepumpen mit einem Wirkungsgrad von 2,5 und dafir deutlich ho-
heren Investitionskosten eingesetzt und fir zwei verschiedene Warmepreise optimiert. Die
installierten Leistungen und die Stromerzeugung bzw. -nutzung sind in Abbildung 7.49 dar-
gestellt.
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Abbildung 7.49: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien im
Szenario 2030-100%EE-Kupfer beim Einsatz von Tauchsiedern im Vergleich zu Warmepumpen

Im Szenario mit Warmepumpe und einer Warmevergutung von 5 ct/kWhy, wie es den Ba-
sisannahmen entspricht, werden keine Warmepumpen, also kein PtH eingesetzt. Das bedeu-

Seite 128 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

tet, dass der Einfluss der Investitionskosten grof3er ist als der bessere Wirkungsgrad im Ver-
gleich mit den Tauchsiedern und die Warmevergtitung nicht ausreicht, die Mehrkosten zu
amortisieren. Es werden nur Wéarmeerlose tber die Abwarmevergitung generiert. Dadurch
sind die Stromgestehungskosten mit 11,7 ct/kWhg, etwas niedriger als im Szenario ohne
Warmevergutung, jedoch 0,74 ct/kWhg, teurer als beim Einsatz von Tauchsiedern. Bei einer
Warmevergutung von 10 ct/kWhg, werden Warmepumpen eingesetzt. Allerdings betragt die
installierte Leistung nur 86 MW¢g_ und nicht 560 MW¢g_ wie im Fall mit Tauchsiedern. Das be-
deutet, dass PtH mit Warmepumpen aufgrund der hohen Investitionskosten nur wenig einge-
setzt werden. Dabei bleibt zu beachten, dass es sich um eine Optimierung aus Stromversor-
gungssicht handelt und auf Stromgestehungskosten optimiert wird, wie sich der Einsatz von
Warmepumpen im Einzelfall rechnet ist nicht betrachtet. Die Stromgestehungskosten sind
1,75 ct/kWhg, hoher als beim Einsatz von Tauchsiedern. Fir einen zukinftigen erfolgreichen
Einsatz von PtH sind somit die Wahl der Technik und die resultierenden Kosten genau zu
prufen.

7.5 Verstromung des Gases

In den Simulationen werden Biomethan und SNG, sowie konventionelles Erdgas bei 60 und
80% EE, in BHKW verstromt.

Im Folgenden wird fiir die Kupferplatte fiir den 100% EE-Fall fur das Jahr 2030 der Einsatz
von BHKW mit dem von 150 MW, Gasturbinen verglichen, wobei fiir die n-1 Sicherheit eine
Turbine mehr installiert werden muss und somit die installierte Leistung bei 600 MW, liegt.
Durch den etwas hdheren elektrischen Wirkungsgrad der Gasturbine von 43% gegenlber
dem des BHKW von 40% kann die Leistung von Wind und PV reduziert werden und es wird
weniger Gas bendétigt, wodurch die PtG-Leistung minimal reduziert wird. Die Stromgeste-
hungskosten reduzieren sich deutlich von knapp 11 auf knapp 10 ct/kWhg,.

Bei einem jahrlichen Strombedarf von 2.876 GWhg,, entspricht dies einer Ersparnis von
28,97 Mio. €/a, die in den Netzausbau investiert werden kann, um die durch den Einsatz von
zentralen Gasturbinen benétigten Stromnetzleistungen und Gasnetzkapazitdten bereitzustel-
len.

Zu berucksichtigen ist, dass laut Basisannahmen die Warme aus der Gasturbine, die den
Warmebedarf Ubersteigt, vergutet wird, jedoch ein Warmenetz nicht eingepreist ist. Wenn die
Vergutung fur die BHKW-Abwarme komplett wegfallt, erhdht sich der Strompreis um
0,77 ct/kWhg.. Der Einfluss der Warmevergitung kann bei den DMittel-Annahmen ausge-
schlossen werden.
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Abbildung 7.50: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 beim Einsatz von Gasturbinen im
Vergleich zu BHKW

Deutschlandmittelannahmen (DMittel)

Im Folgenden wird fur das Szenario 2030-100%EE-Kupfer unter Verwendung der DMittel-
Annahmen der Einsatz von BHKW mit dem von 150 MW, Gasturbinen verglichen. Fir die
DMittel-Annahmen wurde die Verwendung von PtH ausgeschlossen, der Wasserkraftanteil
an die bundesweiten Ausbauziele angepasst und Stark- statt Schwachwindanlagen einge-
setzt, siehe auch Kapitel 12.1. Wie auch bei den Basisannahmen kann bei den DMittel-
Annahmen durch den etwas héheren elektrischen Wirkungsgrad der Gasturbine die Leistung
von Wind und PV reduziert werden und es wird weniger Gas benétigt. Es wird etwas weniger
Strom in PtG-Anlagen zu Gas umgewandelt. Allerdings wird die PtG-Leistung aufgrund des
Einsatzes von Starkwindanlagen mit ihren geringeren Volllaststunden als bei den Schwach-
windanlagen leicht erhoht. Die Stromgestehungskosten reduzieren sich durch die Nutzung
von Gasturbinen an der Stelle von BHKW deutlich von 15,0 ct/kWhg auf knapp
13,9 ct/kWhg,, siehe Tabelle 7.3.

Bei einem jahrlichen Bedarf von 2.876 GWhg, entspricht dies einer Ersparnis von
33,93 Mio. €/a, die in den Netzausbau investiert werden kann, um die durch den Einsatz von
zentralen Gasturbinen benétigten Stromnetzleistungen und Gasnetzkapazitaten bereitzustel-
len.
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Abbildung 7.51: Vergleich der installierten Leistungen und Stromerzeugung und -nutzung fir die
Kupferplatte bei einer 100% EE-Versorgung im Jahr 2030 bei DMittel-Annahmen beim Einsatz von
Gasturbinen oder GuD-Kraftwerken im Vergleich zu BHKW

Zusatzlich wird der Einsatz von BHKW mit dem Einsatz von 500 MWg, GuD-Kraftwerken
verglichen, wobei fir die n-1 Sicherheit ein GuD-Kraftwerke mehr installiert werden muss
und somit die installierte Leistung bei 1.000 MW¢g,_ liegt. Durch den deutlich héheren elektri-
schen Wirkungsgrad des GuD-Kraftwerks von 62% gegeniber dem des BHKW von 40%
(und auch der Gasturbine von 43%) kann die installierte Leistung von Wind und PV deutlich
reduziert werden und es wird weniger Gas bendtigt, wodurch ebenfalls die installierte PtG-
Leistung reduziert wird. Die Stromgestehungskosten reduzieren sich deutlich von
15,0 ct/kWhg, auf 13,2 ct/kWhg und damit um 1,8 ct/kWhg bzw. nochmal um 0,7 ct gegen-
Uber der Gasturbine.

Bei einem jahrlichen Bedarf von 2.876 GWhg, entspricht dies einer Ersparnis von
54,06 Mio. €/a, die in den Netzausbau investiert werden kann um die durch den Einsatz von
zentralen GuD-Kraftwerken bendtigten Stromnetzleistungen und Gasnetzkapazitaten bereit-
zustellen.

Gegentber den Basisannahmen mit dem Einsatz von BHKW fallen jedoch bei dem GuD-
Szenario mit DMittel-Annahmen jedes Jahr 62,69 Mio. € mehr Kosten an. Diese kdnnen im
Basisszenario in den Ausbau des Warmenetzes investiert werden. Sofern die Abwarme aus
der Gasturbine oder dem GuD-Kraftwerk genutzt werden sollen, missen zusatzliche Kosten
fur den Ausbau des Warmenetzes bericksichtigt werden.

Tabelle 7.3: Stromgestehungskosten in den Szenarien 2030-100%EE-Kupfer fiir verschieden
Verbrennungsanlagen bei den Basisannahmen und den DMittel-Annahmen

Basisannahmen DMittel-Annahmen
BHKW Gasturbine BHKW Gasturbine GuD-Kraftwerk
Kosten in ct/kWhg, 10,98 9,97 15,04 13,86 13,16
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Grundsatzlich fuhrt der Einsatz von Gasturbinen oder GuD-Kraftwerken also zu erheblich
gunstigeren Stromgestehungskosten, wobei der Mehrbedarf an Netzausbau bei zentraler
Strom- und Wéarmeerzeugung dabei nicht eingepreist ist. Diese Sonderszenarien im Netzfall
durchzuspielen kénnte als weiterfihrende Untersuchung Aufschluss dazu geben.

7.5.1 Rolle von Biogas

Der Nutzung von Biomasse wird im Rahmen des Projektes und der Simulation Uber den Ein-
satz in und von BGAs bertcksichtigt. Im Gegensatz zu Biomassekraftwerken, die einen kon-
tinuierlichen Betrieb und somit eine kontinuierlich Stromproduktion erfordern, wird das Bio-
gas als regelbarer Energietrager eingesetzt. Das Biogas dient somit nicht nur als CO,-Quelle
sondern auch der Flexibilisierung der Stromerzeugung.

Im Simulationsmodell wird die Stromerzeugung aus Biogas anders gehandhabt, als dies zur-
zeit in der Praxis geschieht, siehe Abbildung 3.5. Das erzeugte Rohbiogas wird nicht direkt
verstromt, sondern zwischengespeichert. Dies erlaubt entweder das Biogas lber PtG zu
reinem Methan oder Uber eine Gasaufbereitungsanlage in getrennte Biomethan- und CO,-
Stréme zu Uberfihren. Biomethan wird im Erdgasspeicher gespeichert. Damit wird erreicht,
dass Biogas als regelbare Energie Verwendung findet und nicht eine weitere nicht regelbare
EE-Erzeugung darstellt.

Regelbare Energie ist in einem System, das sehr hohe EE-Durchdringungen aufweist, enorm
wertvoll. Eine direkte Verstromung dieses wertvollen Energietradgers macht daher wirtschaft-
lich keinen Sinn. Zudem stellt Biogas eine CO»-Quelle fir den PtG-Prozess dar. Bei einer
direkten Verstromung des Biogases ware das CO, fur diesen Prozess verloren.

Die folgende Abbildung zeigt, dass Biogas ausgleichend agiert und dann eingesetzt wird,
wenn die Stromproduktion aus Wind und PV gering ist. So wird es im Sommer zwischen 8:00
und 16:00 Uhr so gut wie gar nicht eingesetzt und sowohl im Sommer als auch im Winter
hauptsachlich frihmorgens und in den Nachtstunden bendtigt.

Durchschnitt Winter Durchschnitt Sommer e Durchschnitt
100 -
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Abbildung 7.52: Jahreszeitlicher Vergleich der Stromeinspeisung aus Biogas mittels BHKW —
Tagesprofil im Mittel Uber die 2 Jahre fir Szenario 2030-100%EE (Kupferplatte)
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8 Power-to-Gas

In den folgenden Untersuchungen wird der Einsatz von PtG als Energiespeicher und die Re-
alisierung in simulierten Energiesystemen mit sehr hohen EE-Anteilen im Stromsektor ge-
zeigt. Es werden verschiedene Einflisse auf das Gesamtsystem sowie auf die installierte
PtG-Leistung anhand von Szenarien analysiert. Dies sind das prinzipielle Vorhandensein von
PtG als Speicher, der Einfluss der PtG-Investitionskosten und des Wirkungsgrades, die Ver-
figbarkeit und der Preis von CO, sowie der Mobilitatssektor als zusatzlicher SNG-Abnehmer.
Abschlieend wird das Betriebsverhalten, insbesondere die Dynamik und das Teillastverhal-
ten, genauer betrachtet.

8.1 Zusammenfassung bisheriger Ergebnisse

Zunachst werden die Erkenntnisse zum Einsatz von PtG im Rahmen der bereits untersuch-
ten Szenarien zusammengefasst. Die wichtigsten Unterschiede in den aufgestellten Szenari-
en sind zum einen der Anteil an EE am Stromverbrauch (80% und 100%) und der Einbezug
des Stromnetzes (Kupfer, Einzelknoten, Netz).

Im Szenario 2030-100%EE-Kupfer werden 218 MWy, Elektrolyseleistung installiert. Dabei
werden 880 GWhg /a Strom aufgenommen, was einer Volllaststundenzahl von 4040 Vih/a
entspricht. Bei einem EE-Anteil von 80% (2020-80%-Kupfer) werden in der Modellregion
lediglich 0,14 MWY¢, installiert. Es wird deutlich, dass PtG erst ab einem Erneuerbaren Anteil
von 80% von Bedeutung ist, siehe Kapitel 6. Bei einem geringen EE-Anteil kdnnen die
BHKW (Erdgas und Biogas) und Pumpspeicher die Zeiten geringer Produktion aus Wind und
PV ausgleichen. Einen groRen Einfluss auf die PtG-Leistung hat ebenfalls die Wasserkraft,
die im Basisszenario einen Anteil von 22% hat. Werden die 17 Knoten der Modellregion mit
dem Netz simuliert, &ndern sich das Gesamtsystem und damit einhergehend die installierten
PtG-Leistungen. Die installierte PtG-Leistung betrédgt bei 80% EE (2020-80%EE-Netz)
19 MWg_ und bei (2030-100%EE-Netz) 100% EE 279 MWEg,. Sie ist somit um 61 MW¢g_ gro-
Ber als im Szenario 2030-100%EE-Kupfer. Bei einer Stromaufnahme von 1.002 GWhg /a
liegt die Volllaststundenzahl bei 3.585 VIh/a. Tabelle 8.1 fasst die Ergebnisse der Simulatio-
nen zu PtG in den drei betrachteten Szenarien zusammen.

Der hohe Stromeinsatz bei den PtG-Anlagen ergibt sich dadurch, dass PtG-Anlagen betrie-
ben werden missen um SNG zu produzieren, um zu Zeiten besonders geringer EE-
Produktion (dunkle Flaute) die Versorgung zu gewahrleisten. Es ergeben sich hohe Volllast-
stundenzahlen bei den PtG-Anlagen, weil der Kompromiss zwischen Uberkapazitaten in den
Erzeugern und PtG-Kapazitat so weit zu den Uberkapazitaten verschoben ist. Das bedeutet,
dass sich im kostenoptimalen Fall die hohen Volllaststundenzahlen fur PtG ergeben und
nicht eine Losung mit mehr installierter PtG-Leistung bei geringeren Volllaststundenzahlen.
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Tabelle 8.1: Zusammenfassung der Ergebnisse zu PtG in den Szenarien 2030-100%EE

Szenario Installierte Leistung PtG Energie Vlh/a
2030-100%EE-Kupfer 217,8 MWg, 879,9 GWhg /a 4.040
2030-100%EE-Einzelknoten 454,0 MWg, 1.127,0 GWhg /a 2.482
2030-100%EE-Netz 279,4 MWg, 1.001,6 GWhg /a 3.585

Der Anteil der Stromiberschisse, der in PtG genutzt wird, setzt sich zum gro3ten Teil aus
Windenergie zusammen und betragt im Szenario 2030-100%EE-Kupfer Uber 70%, siehe
Abbildung 7.34. Die Anteile aus Wasserkraft und PV betragen 19% und 9%. Dies zeigt, dass
besonders Windiberschisse in SNG umgewandelt und gespeichert werden.

In der folgenden Abbildung 8.1 ist die installierte Leistung PtG in jedem Knoten fir 2030-
100%EE-Netz dargestellt. Die Balkenhthe gibt die absolute Leistung wieder und die Farbsat-
tigung setzt sie in Bezug zum mittleren Strombedarf jedes Knotens. Das heil3t, dass 100%
dem mittleren Strombedarf eines Knotens entsprechen. Dieses Verhdltnis variiert stark zwi-
schen den Knoten. In den Knoten Bitburg, Schweich und Kell am See liegt die Elektrolyse-
leistung deutlich Gber dem mittleren Strombedarf. In den meisten Knoten liegt sie unterhalb.
Ein direkter Zusammenhang zwischen absoluter installierter Leistung und dem Strombedarf
ist nicht zu erkennen.
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Abbildung 8.1: Installierte Leistung von PtG in den Knoten im Szenario 2030-100%EE-Netz

Im Gegensatz zum Szenario 2030-100%EE-Einzelknoten ist die PtG-Leistung im oben ge-
zeigten Netzfall gleichmafiger zwischen den Knoten verteilt und es reduziert sich die gesam-
te PtG-Leistung in der Modellregion im Netzfall um 180 MW, wobei Trier den gré3ten Beitrag
leistet, siehe 7.1.2. Im Anhang 18.4 ist in Abbildung 18.4 die PtG-Leistung fur die Einzelkno-
ten dargestellt. Trier hat dabei mit 226 MWg,_ PtG im Vergleich zu den anderen Knoten ein-

deutig die gréf3te Leistung. Im Verhaltnis zum mittleren Strombedarf ist dies beinahe doppelt
so viel.
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Es wird deutlich, dass je kleiner der Bilanzkreis ist, desto mehr installierte Leistung von PtG
wird bendtigt, siehe Kapitel 7.1. Deswegen ist die Leistung beim Einzelknotenfall mit 17 klei-
nen Bilanzkreisen am grof3ten und im Kupferplattenfall mit einem grofR3en Bilanzkreis am ge-
ringsten.

8.2 100% EE ohne PtG

Im Folgenden werden Szenarien mit einer 100% EE-Stromversorgung ohne PtG simuliert,
um den Einfluss von PtG als Energiespeicher auf das Gesamtsystem zu untersuchen. Zum
einen soll gezeigt werden, wie sich die Zusammensetzung der EE-Erzeuger und zum ande-
ren die Stromgestehungskosten verandern. Die bisherigen Ergebnisse haben gezeigt, dass
PtG in den Szenarien mit 100% EE stets die vorherrschende Speichertechnologie ist. Es
wird erwartet, dass der systemische Einfluss durch den Wegfall von PtG grof3 ist und die
Stromgestehungskosten steigen.

Zunachst wird das Basisszenario 2030-100%EE-Kupfer dem Szenario mit den gleichen
Randbedingungen ohne PtG (NoPtG) gegenlbergestellt. Aus dem direkten Vergleich in Ab-
bildung 8.2 lassen sich mehrere Veranderungen zeigen und erklaren. Zunéchst andern sich
die installierten Leistungen der EE-Erzeuger. Die Windenergie nimmt von 799 MWg_ auf
722 MW¢g_ ab wahrend die PV-Leistung von 734 MWg, auf 1.003 MWg_ zunimmt. Die instal-
lierte Leistung an BHKW bleibt mit 442 MWg,_ zwar gleich hoch, die Volllaststundenzahl
nimmt jedoch stark ab. Dies liegt daran, dass die Versorgung der Lastspitzen in der dunklen
Flaute weiterhin gewéhrleistet werden muss und deswegen hohe Leistungen installiert wer-
den missen. Da aber nur Biomethan zur Verstromung zur Verfigung steht, wird nur etwa
halb so viel Energie im BHKW erzeugt.
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Abbildung 8.2: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung im Szenario 2030-100%EE-Kupfer
mit (Basis) und ohne PtG (NoPtG)
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Neben der vorgegeben Pumpspeicherleistung von 248 MWhg_ werden in der Modellregion
1.831 MWhg, Lilon-Batterien installiert. Die aufgenommene Energie von Lilon ist mit
295 GWhg, im Vergleich zu den 880 GWhg,_ PtG jedoch geringer. Die intuitive Erwartung
ware, dass die vorhandenen Pumpspeicher starker ausgelastet werden. Dementgegen
nimmt die Auslastung der Pumpspeicher ohne PtG ab, da die Pumpspeicher in Konkurrenz
zu Batterien einen ahnlichen Systemdienst gewahrleisten. Die Batterien haben aber einen
besseren Wirkungsgrad. Insgesamt sinken die eingespeicherte Energie von 927 GWhg_ auf
311 GWhg_ und die ausgespeicherte Energie von 565 GWhg auf 262 GWhg,. Daflir nehmen
die installierte Leistung und ebenfalls die verwendete Energie in PtH von 688 GWhg_ auf
1.262 GWhg, zu. Es werden Stromuberschisse direkt in Warme gewandelt anstatt sie durch
PtG zu speichern.

Die Stromgestehungskosten steigen bei den beiden betrachteten Szenarien um 10% von
11,0 ct/kWhg, auf 12,1 ct/kWhg,. Als gro3ter Kostenfaktor kann die hohe installierte Leistung
an Lilon-Batterien ausgemacht werden. Durch den gleichbleibend hohen Anteil an Strom aus
Wasserkraft in der Modellregion ist der Speicherbedarf insgesamt relativ niedrig.

In einem weiteren Vergleich wird das Szenario 2030-100%EE-DMittel dem Szenario 2030-
100%EE-DMittel aus Kapitel 4.3.3 gegenubergestellt, in welchem keine Nutzung von PtH
zugelassen ist. Somit kann der Einfluss des hohen Anteils an Strom aus Wasserkraft und der
Verwendung von PtH herausgestellt werden. Es kdnnen die gleichen, oben beschriebenen,
systemischen Verdnderungen wie im Szenario ohne PtG beobachtet werden. Abbildung 8.3
stellt die installierten Leistungen, die Stromerzeugung aus EE sowie die Stromverwendung
dar.
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Abbildung 8.3: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung im Szenario 2030-100%EE-Kupfer
mit (DMuittel) und ohne PtG (NoPtG)

Ohne PtG wird in der Modellregion eine Lilon-Batterien-Kapazitat von 3,5 GWhg, installiert.
Dies ist fast doppelt so viel wie im oben gezeigten Basisszenario ohne PtG. Diese sehr gro-
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Re Speicherkapazitat schlagt sich wie erwartet in hoheren Stromgestehungskosten wieder.
Sie steigen von 15,0 ct/kWhg um 2 ct/kWhg auf 17,0 ct/kWhg,.

Es wird deutlich, dass PtG als Energiespeicher in den betrachteten Szenarien der Modellre-
gion einen grof3en Einfluss auf die Verteilung der Stromerzeuger und der anderen Speicher-
technologien hat. Die Kosten fur das Gesamtsystem ohne PtG nehmen merklich zu. Tabelle
8.2 fasst die Stromgestehungskosten der betrachteten Szenarien zusammen.

Tabelle 8.2: Zusammenfassung der Stromgestehungskosten in den Szenarien ohne PtG

Szenario Mit PtG NoPtG
2030-100%EE-Kupfer (Basis) 11,0 ct/kWhg, 12,1 ct/kWhg,
2030-100%EE-DMittel 15,0 ct/kWhg, 17,0 ct/kWhg,

8.3 Sensitivitat PtG-Investitionskosten

Es gibt verschiedene Kostensensitivitdten, die in Bezug auf PtG von Interesse sind. Zu-
nachst wird die bereits in Kapitel 3.6 angesprochene Entwicklung der Stromgestehungskos-
ten bewertet, wenn zur optimal installierten PtG-Leistung abweichende Werte vorgegeben
werden. Bei der installierten Leistung von PtG ist die Sensitivitdt zu den resultierenden
Stromgestehungskosten kleiner als bei PV. So macht die Verdopplung der installierten PtG-
Leistung weniger als 0,5 ct/kWhg,_ aus.

Es ist zu beobachten, dass die Stromgestehungskosten bei hdheren PtG-Kapazitaten als im
optimalen Fall nur langsam, bei zu niedrigen Kapazitaten jedoch recht schnell zunehmen. Es
gibt eine systemisch optimale Menge an PtG, um bei moglichst geringen Kosten ausreichend
gespeicherte und regelbare Energie zur Verfiigung zu stellen. Wenn diese Menge nicht er-
reicht wird, muss die fehlende Leistung durch Uberkapazitaten in den EE-Erzeugern
und/oder den teureren Lilon-Batteriespeichern kompensiert werden. Dies flihrt erwartungs-
gemal zu einer Zunahme der Kosten. Wird tber das Optimum hinaus mehr PtG installiert,
steigen die Stromgestehungskosten durch die PtG-Investitionskosten ebenfalls. Dieser Effekt
ist im Vergleich zu den zusatzlichen EE-Erzeugungsleistungen jedoch weniger schwerwie-
gend. Das heildt, dass das Gesamtsystem glnstiger ist, wenn mehr PtG-Leistung installiert
ist als wenn zu wenig installiert ist. Abbildung 8.4 zeigt den Zusammenhang zwischen der
Abweichung von der optimal installierten PtG-Leistung zu den Stromgestehungskosten.

Der Einfluss von PtG auf das simulierte Energiesystem und die Stromgestehungskosten wird
zudem deutlich, wenn verdnderte PtG-Investitionskosten zugrunde gelegt werden. Die
gleichzeitige Betrachtung der installierten Leistung und der Stromgestehungskosten tber
den Investitionskosten in Abbildung 8.15 verdeutlicht dies. Mit steigenden Investitionen
nimmt die installierte Leistung ab, da jedoch andere Komponenten die Energie und die Leis-
tung bereitstellen miissen, nehmen die Stromgestehungskosten zu.
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Abbildung 8.4: Stromgestehungskosten bei Abweichungen zur optimal installierten PtG-Leistung
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Abbildung 8.5: Optimal installierte PtG-Leistung und Stromgestehungskosten in Abh&ngigkeit von den
PtG-Investitionskosten

Die Auswirkung auf das Energiesystem mit veranderten PtG-Investitionskosten im Vergleich
zum Basisszenario 2030-100%EE findet sich in Abbildung 8.6. Bei doppelt so hohen Investi-
tionskosten (1.800 €/kWg,) reduziert sich die installierte Leistung um 11%, die Stromnutzung
in PtG-Anlagen und damit die SNG-Produktion bleibt jedoch fast gleich. Erst bei
2.500 €/kWyg_ ist es glnstiger Lilon-Batterien anstelle von PtG im System zu haben. Davor
wird eine sinkende PtG-Leistung durch Uberkapazitaten aus Windenergie kompensiert.
Uberschiisse gehen demzufolge vermehrt in PtH.

Werden die zusammengefassten Stromgestehungskosten aus Abbildung 8.17 hinzugezo-
gen, ist ein Anstieg um etwa 0,2 ct/kWhg_ bei Erhdhung der Investitionskosten um jeweils
300 €/kWg, erkennbar. Werden die Investitionskosten auf 2.500 €/kWg,_ erhdht und damit der
Einsatz von Batterien gunstiger, steigen die Stromgestehungskosten um etwas mehr als
1 ct/kWhg im Vergleich zum Basisszenario. Dies ist zudem der Punkt, an dem Lilon-
Batterien eingesetzt werden (716 MWhg,). Zusatzlich sinkt die PtG-Leistung auf 92 MWg_
und wird damit um 58% reduziert. Aber selbst bei diesem Preis ist noch PtG im System vor-
handen.
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Abbildung 8.6: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung im Szenario 2030-100%EE-Kupfer
bei verschiedenen PtG-Investitionskosten

Die Auswirkungen der veranderten PtG-Investitionskosten von 900 €/kWg, bis 1.800 €/kWg,
werden ebenfalls fir das Szenario 2030-100%EE-DMittel durchgefuihrt. Wie in den anderen
Beispielen bereits gesehen ist eine Reduzierung der installierten PtG-Leistung die Folge,
siehe Abbildung 8.7. Die Leistung wird um 84 MW, und damit 17% reduziert bei entspre-
chender Erhéhung der Lilon-Speicherkapazitat. Die Stromgestehungskosten erhdhen sich
bei doppelten Investitionskosten um 1,5 ct/kWhg,.
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Abbildung 8.7: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung im Szenario 2030-100%EE-
DMittel fur die Kupferplatte bei verschiedenen PtG-Investitionskosten

Werden flr die DMittel-Annahmen im 2020-80%EE-Fall die Investitionskosten von PtG von
900 bis auf 1.800 €/kW erhdht, ist ebenfalls eine deutliche Reduzierung der installierten PtG-
Leistung die Folge, siehe Abbildung 8.8. Die Leistung wird um 40 MWg_ und damit 19% re-

Seite 139 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

duziert. Lilon-Batterien finden noch keine bedeutende Verwendung. Die Stromgestehungs-
kosten erhghen sich bei doppelten PtG-Investitionskosten um 0,6 ct/kwWh.
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Abbildung 8.8: Installierte Leistung, Stromerzeugung und —nutzung im Szenario 2030-80%EE-DMittel
(Kupferplatte) bei verschiedenen PtG-Investitionskosten

In folgender Abbildung sind die Stromgestehungskosten fir die oben beschriebenen Szena-
rien mit verdnderten PtG-Investitionskosten gegenibergestellt. Der Einfluss ist unter den
Annahmen der Modellregion (2030-100%EE-Basis) insgesamt kleiner als bei DMittel-
Annahmen (2030-100%EE-DMittel).
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Abbildung 8.9: Stromgestehungskosten bei verschiedenen PtG-Investitionskosten in den Szenarien
2030-100%EE-Basis, 2030-100%EE-DMittel und 2030-80%EE-DMittel flr die Kupferplatte
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8.4 Sensitivitat PtG-Wirkungsgrad

Das vorherige Kapitel hat gezeigt, dass die PtG-Investitionskosten einen entscheidenden
Einfluss auf die Grof3e der installierten Leistung und damit auch auf die Stromgestehungs-
kosten haben. Eine weitere Sensitivitat ist in diesem Zusammenhang der PtG-Wirkungsgrad.
Der Gesamtwirkungsgrad, bestehend aus Elektrolyse- und Methanisierungswirkungsgrad,
von elektrischer Energie zu SNG (bezogen auf den unteren Heizwert) betragt im Modell
60%. Es soll also ermittelt werden, welchen Wert ein veranderter Wirkungsgrad hat. Daflr
werden Simulationen mit einem PtG-Wirkungsgrad zwischen 25% und 100% in 5%-Schritten
durchgefuhrt. Um die Auswirkungen auf das System vergleichbar zu machen, werden jeweils
die PtG-Investitionskosten angepasst bis sich die Stromgestehungskosten gleichen. Hier-
durch werden die maximalen Investitionskosten ermittelt, die bei gleichen Stromgestehungs-
kosten im System dem veranderten Gesamtwirkungsgrad entsprechen. Die Analyse wird im
Szenario 2030-100%EE-DMittel (4% Wasserkraft, keine Warme, Starkwindanlagen) fur die
Kupferplatte durchgefihrt.

Die Ergebnisse in Abbildung 8.10 zeigen, dass es einen klaren Zusammenhang zwischen
dem PtG-Wirkungsgrad und den maximalen Investitionskosten gibt. Es ist zu erkennen dass
z.B. ein Gesamtwirkungsgrad von 80% nur bei Investitionskosten von etwas mehr als
1.500 €/kWg. umgesetzt werden kann, wenn die Stromgestehungskosten nicht steigen sol-
len. Ein Gesamtwirkungsgrad von nur 40% hingegen entspricht maximalen Investitionskos-
ten von etwa 500 €/kW. Der maximale Wirkungsgrad von Strom und Warme liegt nach einer
internen Betrachtung des ZSW bei 80%. Bei dem bis 2017 laufenden EU-Projekt HELMETH
sollen Wirkungsgrade von 85% demonstriert werden [Trimis 2014].

2250

Schlechter als heutige Technologie
1500

0,0411*x° + 22,5"x + 554

750

Investitionskosten [€/kW]

Besser als heutige Technologie

0
25 30 35 40 45 50 55 60 65 70 75 80 85 90 95 100

Gesamtwirkungsgrad [%)]

Abbildung 8.10: Zusammenhang von PtG-Wirkungsgrad und PtG-Investitionskosten bei
gleichbleibenden Stromgestehungskosten

Interessant ist zudem, dass PtG mit einem Wirkungsgrad von 25% im System keinen Wert
besitzt. Die mit diesem Wirkungsgrad verbundenen Speicherverluste und dafir notwendigen
hoheren Uberkapazitidten in den Erzeugern filhren selbst bei minimalen PtG-
Investitionskosten zu keiner Absenkung der Stromgestehungskosten.

Seite 141 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Unter der derzeitigen technologischen Entwicklung in den Bereichen Elektrolyse und Metha-
nisierung ware eine Erhohung des Gesamtwirkungsgrades lber das hier angenommene
Mal3 hinaus mdglich. Die Steigerung des Wirkungsgrades sollte jedoch nicht zu Gbermafig
héheren Investitionskosten fuhren.

8.5 Sensitivitat PtG bei 80% EE und 4% Wasserkraft

Im Folgenden wird der Einfluss der Wasserkraft auf den Einsatz von PtG bei niedrigerem
Anteil EE am Stromverbrauch untersucht. Es werden die beiden Szenarien 2020-80%EE und
2030-80%EE mit einem Anteil von 4% Strom aus Wasserkraft untersucht und jeweils den
Basisszenarien gegenibergestellt. Der Einfluss auf die installierten Leistungen der Stromer-
zeuger, der Speicher und die Stromnutzung ist in Abbildung 8.11 dargestellt.
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Abbildung 8.11: Installierten Leistung, Stromerzeugung und -nutzung in den Szenarien 2020-80%EE
und 2030-80%EE mit Basisannahmen und bei 4% Wasserkraft fur die Kupferplatte

Die Verringerung der Versorgung durch Wasserkraft fuhrt dazu, dass PtG auch schon bei
80% EE bendtigt wird, sowohl im Jahr 2020 mit 61 MWg_ als auch im Jahr 2030 mit
18 MWg,. AuRerdem steigen die installierten Leistungen von Wind und PV deutlich an. Dies
spiegelt sich auch in den erhéhten Stromgestehungskosten wieder, die in Tabelle 8.3 zu-
sammengefasst sind. Im Jahr 2020 steigen die Stromgestehungskosten um 1,1 ct/kWhg,
(12%) und im Jahr 2030 um 0,5 ct/kWhg, (5%).

Tabelle 8.3: Stromgestehungskosten in den Szenarien 2020-80%EE und 2030-80%EE mit
Basisannahmen und bei 4% Wasserkraft fir die Kupferplatte

2020-80%EE- 2020-80%EE- 2030-80%EE- 2030-80%EE-
(Basis) 4%Wasser (Basis) 4%Wasser
Kosten in ct/kWhg, 9,76 10,90 9,25 9,72
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Bei den Basisannahmen mit 20% Strom aus Wasserkraft besteht in beiden Basisszenarien
mit 80% EE noch kein Bedarf an PtG. Wird der Anteil der Wasserkraft auf den Durchschnitt
in Deutschland reduziert, werden deutlich mehr EE-Erzeuger sowie Speicher benétigt. Dies
fuhrt, wie bereits erlautert auch zu héheren Stromgestehungskosten.

8.6 CO,-Quellen

Fur den Betrieb der Methanisierung werden CO,-Quellen benétigt. Somit lasst sich das PtG-
Potenzial eines Knotens auf Basis der vorhandenen CO,-Quellen ermitteln. Bei Fehlen die-
ser Quellen wird in der Simulation auch der Ausbau von PtG begrenzt.

Abbildung 8.12 stellt die Anteile der installierten Leistung PtG am vorhandenen Potenzial im
Szenario 2030-100%EE-Netz dar. Es ist zu sehen, dass das PtG-Potenzial in keinem Knoten
ausgeschopft wird, d.h. dass es keine Begrenzung oder Verschiebung der PtG-Leistungen in
andere Knoten aufgrund des CO,-Potenzials gibt. Die héchste Ausnutzung ist mit 40% im
Knoten Kell am See vorhanden. Vor allem Knoten, die geringe Potenziale haben, erreichen
eine hohe Ausschopfung.
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Abbildung 8.12: PtG-Potenzial und inst. Leistung in den Knoten im Szenario 2030-100%EE-Netz

Im Modell kommt das CO, aus Rohbiogas und Rauchgas. Da die CO,-Menge auf den in Ka-
pitel 2.6.5 ermittelten Biogas- und Rauchgaspotenzialen basieren, verteilt sich die Zusam-
mensetzung in den einzelnen Knoten unterschiedlich. Das CO, aus Biogas ist dabei mit ge-
ringeren Kosten belegt und wird deswegen stets bevorzugt. Wenn die Menge erschopft ist
oder zu bestimmten Zeiten nicht verfugbar ist, wird das CO, aus Rauchgas verwendet. Ab-
bildung 8.13 und Abbildung 8.14 zeigen jeweils die insgesamt erzeugte Menge SNG und die
Zusammensetzung der CO,-Quelle in den Knoten fir die Szenarien 2030-100%EE im Netz-
fall und im Einzelknotenfall.
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Der linke, grine Balken stellt die erzeugte SNG-Menge dar. Der rechte Balken zeigt die
Menge des zur SNG-Erzeugung verwendeten CO, aus Rauchgas und aus Biogas. Insge-
samt bendtigen im Netzfall nur 7 Knoten CO, aus Rauchgas in gréReren Mengen und 3 Kno-
ten in sehr kleinen Mengen. Die anderen Knoten kénnen den CO,-Bedarf komplett aus Bio-
gas decken. Das Rohbiogas aus den BGA kann direkt in den PtG-Anlagen verwendet wer-
den. Somit wird zum einen das bendétigte CO, bereitgestellt und zum anderen Biomethan
hergestellt. Bei der ausschlieBlichen CO,-Gewinnung aus Rauchgas, ergeben sich zwei
Nachteile, zum einen muss das CO, aus Rauchgas energie- und kostenintensiv aufbereitet
werden und zum anderen muss das Rohbiogas aus der BGA in entsprechenden Gasaufbe-
reitungsanlagen aufbereitet werden um es ins Gasnetz einspeisen zu kdnnen. Deswegen
wird die Verwendung von CO, aus Biogas der aus Rauchgas stets vorgezogen. Bei der idea-
len Biogasverteilung im Kupferplattenfall wird kein CO, aus Rauchgas benétigt.
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Abbildung 8.13: SNG-Mengen und CO,-Quellen in den Knoten im Szenario 2030-100%EE-Netz

Bei Betrachtung der SNG- und CO,-Mengen im Einzelknotenfall im Vergleich zum Netzfall
fallt auf, dass sich die Verteilung und die Zusammensetzung in den Knoten andern. Die ins-
gesamt gestiegene PtG-Leistung flhrt dazu, dass mehr CO, aus Rauchgas fir die SNG-
Produktion bendtigt wird. Allerdings verandert sich die CO,-Nutzung innerhalb der Knoten
unterschiedlich. So brauchen die Knoten Speicher und Wittlich deutlich mehr CO, aus
Rauchgas. Der Knoten Schweich hingegen bendétigt aufgrund der niedrigeren PtG-Leistung
im Einzelknotenfall kein CO, aus Rauchgas mehr. Es wird also deutlich, dass die zusatzliche
Nutzung von CO, aus Rauchgas und die damit verbundenen zusétzlichen Kosten kein Grund
sind, den PtG-Ausbau zu reduzieren.
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Abbildung 8.14: SNG-Mengen und CO,-Quellen in den Knoten im Szenario 2030-100%EE-
Einzelknoten

AulBerdem fallt bei Trier auf, dass im Netzfall die Volllaststundenzahl deutlich héher ist. Es
wird bei knapp ein Drittel der installierten Leistung immer noch tber zwei Drittel der Gas-
menge produziert. Im Netzfall kommen bei Trier Uber 4 Mio. m3/a aus Biogas, im Einzelkno-
tenfall ist es weniger. D.h., dass im Einzelknotenfall die Ausnutzung des Biogases in der
PtG-Anlage besser ist.

Sensitivitat CO,-Kosten aus Rauchgas

Da das Vorhandensein einer CO,-Quelle entscheidend fiir den Ausbau von PtG ist, wird der
Einfluss der Kosten fiir CO, aus Rauchgas auf den Einsatz im Rahmen von Sensitivitaten
bewertet. Die Abscheidung von CO, aus Rauchgas wird aktuell noch nicht eingesetzt und die
angenommenen Kosten sind entsprechend hoch. Da im Gegensatz zu den Kosten fiir BGA
hohe Einsparpotenziale in den ndchsten Jahren mdglich sind, wird der Preis einmal auf Null
gesetzt und einmal auf ein Drittel reduziert. Diese beiden Sensitivitditen werden fir das
Szenario 2030-100%EE fiir die Einzelknoten Morbach, Wittlich und Hermeskeil durchgefihrt.
Die Ergebnisse sind in Abbildung 8.15 und Abbildung 8.16 dargestelit.

Es ist ersichtlich, dass die Kosten des CO, aus Rauchgas keinen signifikanten systemischen
Einfluss in den betrachteten Knoten haben und sich die installierten Erzeuger- und
Speicherleistung kaum @ndern. Im Knoten Hermeskeil verandert sich das Verhéltnis von PV
zu Wind und die installierte PtH-Leistung leicht. Die PtG-Leistung nimmt lediglich (im
Rahmen des Optimierungsrauschens) geringfiigig ab. Im Knoten Wittlich gibt es eine leichte
Verringerung der PV-Leistung und eine minimale Erhéhung der PtG-Leistung und der PtH-
Leistung. Der Einfluss der Kosten fur CO, aus Rauchgas auf die Zusammensetzung des
Energiesystems ist insgesamt sehr gering.
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Abbildung 8.15: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung fir die Einzelknoten Hermeskeil,
Wittlich und Morbach im Szenario 2030-100%EE mit (Basis) und ohne Kosten fiir CO, aus Rauchgas
(RGCO2-0)
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Abbildung 8.16: Installierte Leistung, Stromerzeugung und -nutzung fiir die Einzelknoten Hermeskeil,
Wittlich und Morbach im Szenario 2030-100%EE mit (Basis) und bei reduzierten Kosten fiir CO, aus
Rauchgas (RGCO2-)

Die Reduzierung der Kosten fir CO, aus Rauchgas auf ein Drittel des im Basisszenarios
angenommenen Wertes zeigt das gleiche Bild wie die Berechnung ohne Kosten.

Der Einfluss auf die Stromgestehungskosten durch den Wegfall bzw. die Reduzierung der
Kosten fir CO, aus Rauchgas ist im Vergleich zum systemischen Einfluss deutlich sichtbar.
Abbildung 8.17 stellt die Stromgestehungskosten des Basisszenarios den oben betrachteten
drei Knoten gegenuiber. Im Knoten Morbach, wo das CO,-Potenzial begrenzt ist und die
Potenzialgrenze erreicht wird, wirde die kostenlose CO,-Quelle zu einer Reduzierung der
Stromgestehungskosten von 0,26 ct/kWhg, fuhren. Bei Hermeskeil betragt die Ersparnis
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0,21 ct/kWhg, und bei Wittlich ist sie mit 0,31 ct/kWhg, am hdchsten. In Summe werden
jedoch selbst bei kostenloser CO,-Quelle die Stromgestehungskosten um maximal 2,4%
reduziert. Bei den auf ein Drittel reduzierten Kosten fir CO, aus Rauchgas ist die
Kostenersparnis wesentlich geringer.

Sowohl der minimale systemische Einfluss als auch der relativ geringe Einfluss auf die
Stromgestehungskosten zeigen, dass unter den gegebenen Bedingungen nicht die Kosten
fur das CO, aus Rauchgas sondern das insgesamt vorhandene CO,-Potenzial
ausschlaggebend ist fiir den Einsatz von PtG als Energiespeicher.
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Abbildung 8.17: Stromgestehungskosten fuir die Einzelknoten Hermeskeil, Wittlich und Morbach im
Szenario 2030-100%EE mit (Basis), mit reduzierten (RGCO,-) und ohne (RGCO,-0) Kosten fiir CO,
aus Rauchgas

8.7 Mobilitat

Das erzeugte SNG wird in den Basisszenarien der Simulation ausschlieBlich zur Rickver-
stromung genutzt. Ein Vertriebsweg, um den Gegenwert an eventuell Gberschiissigem SNG
und Biomethan (EEGas) einzubeziehen, wird in Sonderszenarien untersucht. Am Ende der
Simulation bleibt etwas weniger als 1% des produzierten EEGas im Speicher zuriick und
wird nicht verwendet. Ungenutztes EEGas wird nicht verbraucht und hat somit einen sehr
geringen (negativen) Einfluss auf den Stromgestehungspreis. In den Sonderszenarien Mobi-
litat wird das nicht verwendete EEGas einbezogen. In diesen Szenarien wird angenommen,
dass das EEGas Anwendung in der Mobilitat finden wird und dabei mit 0 ct/kWhys bis
21 ct/kWhys vergutet wird. Die folgenden Auswertungen beziehen sich auf die Einzelknoten-
auswertung fur den Knoten Ruwer und sind entsprechend des CO,-Potenzials und des Er-
zeugungspotenzials beschrankt.

Bis zu einem Vergutungspreis von 8 ct/lkWhys andert sich die EEGas-Produktion fur die Mo-
bilitat nicht, siehe Abbildung 8.18. Die fiir die Mobilitat zur Verfligung stehende EEGas-
Menge liegt bei einer Gasvergitung von 0 ct/kWhys und 8 ct/kWhys unter 5 MWhys/a und
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kann als systemisch bedingter Rest gewertet werden. Bei einer Vergutung von 10 ct/kWhys
nimmt die EEGas-Menge auf 1,5GWhys/a bei einer Stromerzeugung aus EE von
53,5 GWhg /a zu. Steigt die Gasvergitung weiter an, nehmen die SNG-Menge und die
Stromerzeugung stark zu. Bei einer Vergltung von 15 ct/kWhys ist die maximale EEGas-
Menge fir die Mobilitat mit 115 GWhys/a auf Grund der Potenzialgrenze erreicht. Das Ener-
giesystem stellt sich auf die Herstellung von SNG ein und es wird Gber den Strombedarf hin-
aus Energie in EE produziert. Ab einer Vergitung von 10 ct/kWhys fir EEGas wird syste-
misch Einfluss genommen.
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Abbildung 8.18: Stromproduktion aus EE, EEGas fur die Mobilitdt und PtG-Vih/a bei
unterschiedlicher Gasvergutung im Szenario 2030-100%EE im Einzelknoten Ruwer

Bei weiterer Erhohung der Gasvergitung uber 15 ct/kWhys &ndert sich in den produzierten
EEGas-Mengen nur wenig (117 GWhys/a bei 21 ct/kWhys), da der maximale Gasbedarf im
Mobilitdtssektor erreicht ist. Die installierte PtG-Leistung steigt von 2,1 MWg_ bei 0 ct/kWhys
Uber 2,4 MWpg, bei 10 ct/kWhys auf 42,7 MW, bei 15 ct/kWhys, also auf das 11-fache, an.

Um die zusatzliche Menge an SNG produzieren zu kénnen werden zusatzliche Energieer-
zeuger gebraucht. Die Stromproduktion steigt vom Basisszenario ohne zusatzliche Gasver-
gutung von 52,0 GWhys/a (bei 0 ct/kWhys) Uber 53,5 GWhys/a (bei 10 ct/kWhys) auf
218,9 GWhys/a (bei 15 ct/kWhys) an.

Die Volllaststunden der PtG-Anlagen &ndern sich nur unwesentlich. Sie steigen von
3.777 ViIh/a auf 3.975 Vlh/a bei einer Gasvergutung von 15 ct/kWhys an. Dies ist die in die-
sem Knoten maximal zu erzielende Volllaststundenzahl fiur PtG. Es werden innerhalb der
Simulation Uberschiisse nur aus EE verwendet. Auf diese Weise sind die Volllaststunden
von PtG entsprechend der klimatischen Gegebenheiten eingeschrankt.

In Abbildung 8.19 sind die installierten Leistungen in Abhangigkeit der Gasvergutung darge-
stellt. Bis zu einer Vergutung von 10 ct/kWhys findet keine Erhéhung der installierten Leis-
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tungen statt. Danach steigen die Leistungen von Wind und PV kontinuierlich, bis bei einer
Vergutung von 15 ct/kWhys nahezu das Maximum erreicht ist.
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Abbildung 8.19: Installierte Leistungen in Abhangigkeit der Gasvergiitung fur das Szenario 2030-
100%EE im Einzelknoten Ruwer

Bei einer entsprechend hohen Vergitung wird der Grol3teil des Biomethans und SNG fiir den
Verkauf hergestellt. Dabei wird weniger EEGas zum Ausgleich fluktuierender Erneuerbarer
verwendet, siehe Abbildung 8.20. Schon bei einer Vergitung von 13 ct/kWhys steht im Ver-
gleich zum Basisszenario nur noch 46% fiir die Stromerzeugung bendtigte Menge zur Verfi-
gung. Gleichzeitig steigt der Anteil an durch EE produzierter Energie erheblich und verringert
den Bedarf an bendtigter Speicherkapazitat.

Elektrische Energie, die in den Basisszenarien durch PtG bereitgestellt wird, wird ab einem
Vergutungspreis von 13 ct/kWhys durch Batteriespeicher kompensiert. Die teure Technolo-
gie, die nur selten in den unterschiedlichen Szenarien Anwendung findet, hat an diesem
Punkt wieder an Nutzen gewonnen. Da flir Batterien die Speicherkapazitat im Vergleich zu
PtG begrenzt ist, (die Kapazitat entspricht bei Batterien hier Ladeleistung aber PtG kann auf
das Erdgasnetz zuriickgreifen) sind diese kostenintensiv. Batteriespeicher werden somit
nicht in dem MalRe verbaut, dass der Anteil an abgeregelten Energiemengen ahnlich zu den
Basisszenarien gering bleibt, siehe Abbildung 8.20. Die Abregelung, die im Basisszenario
0,7 GWhg, /a betragt, erhoht sich im Szenario mit 15 ct/kWhys auf 4,4 GWhg, /a.

Es entstehen keine Veradnderungen in der Aufteilung der Energieformen, die von den PtG-
Anlagen in SNG umgewandelt wird, da der Ausbau von Wind- und PV-Anlagen gleichméaRig
mit der Erhéhung der Gasvergitung vorangeht.
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Abbildung 8.20: Verwendung des erzeugten SNG in Abhéangigkeit der Gasvergitung im Szenario
2030-100%EE im Einzelknoten Ruwer
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Abbildung 8.21: In Batterien gespeicherte, abgeregelte und im BHKW erzeugte Energiemengen in
Abhangigkeit der Gasvergutung im Szenario 2030-100%EE im Einzelknoten Ruwer

Resultierende Stromgestehungskosten

Durch die hohen Einnahmen in den Sonderszenarien Mobilitéat durch den Verkauf von SNG
resultieren niedrigere Stromgestehungskosten, siehe Abbildung 8.22. Die Stromgestehungs-
kosten sinken von 12,93 ct/kWhg, im Basisszenario fur den Einzelknoten Ruwer (2030-
100%) auf 8,25 ct/kWhg,, wenn das EEGas mit 15 ct/kWhys vergutet wirde.
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Abbildung 8.22: Stromgestehungskosten in Abhangigkeit der Gasvergitung im Szenario 2030-
100%EE im Einzelknoten Ruwer

Zusammenhang von Mobilitat und PtH

Mit der Erh6hung der PtG-Erzeugung entsteht auch mehr nutzbare Abwérme, sie steigt von
ca. 0,8 GWhyy/a auf Gber 17 GWh+y/a. Allerdings nimmt gleichzeitig die Menge der Abwéarme
aus BHKW ab, da auch die Rickverstromung des SNG abnimmt (von 10,2 GWhy/a auf
1,6 GWhyy/a). Die Gasvergitung hat hingegen nur einen geringen Einfluss auf PtH, siehe
Abbildung 8.23. Warmeerzeugung aus PtH nimmt beim Erreichen der PtG-Potenzialgrenze
sogar leicht zu, da es mehr Uberschiisse aus den EE gibt.
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Abbildung 8.23: Produzierte Warmemengen entsprechend der Erzeugungsart in Abhangigkeit der
Gasvergutung im Einzelknoten Ruwer

Wird in der Optimierung kein PtH zugelassen, sind die Gasmengen fur den Verkauf in die
Mobilitat kleiner, Abbildung 8.24. Bei einer Gasvergitung von 14 ct/kWhys werden nur
66 GWhys/a EEGas verkauft, 75% von der Gasmenge, die im Szenario verkauft wird, wenn
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Warmeverkauf tber PtH moglich ist. Dies ist damit zu erklaren, dass beide Technologien die
Installation von Uberkapazitaten fordern und somit durch PtH auch mehr PtG betrieben wird.
In diesem Fall werden die Synergien von PtH und PtG deutlich. Bei einer Gasvergitung von
15 ct/kWhys unterscheiden sich die Gasmengen kaum, ob mit oder ohne Warmeverkauf. Wie
auch die vorherigen Betrachtungen gezeigt haben, wird ab dieser Vergitung das Maximum
an installierten Leistungen erreicht und im System hat sich eine Anderung vollzogen. Das
EEGas hat so einen hohen Wert, so dass auch ohne Unterstiitzung durch PtH nahezu ma-
ximale Gasmengen produziert werden.

@ Mit Warevergutung Ohne Wéarmevergiitung

Ay
N
o

=
o
o

Produtzierte SNG [GWh,,¢/a]
H (o2} (0]
o o o

N
o
|

14 15
Gasvergutung [€/kWh,;¢]

Abbildung 8.24: Produzierte EEGas-Mengen bei einer Gasvergltung von 14 ct/kWhys bzw.
15 ct/kWhys mit Warmevergitung von 5 ct/kWhy, und ohne Warmevergitung fiir den Einzelknoten
Ruwer

Ergebnis fur die Gesamtregion

Die Zusammenhadnge zwischen Gasvergutung und produzierten Gasmengen sind nicht nur
fur den Einzelknoten Ruwer festzustellen, sondern fir die Gesamtregion verhdlt sich das
System &ahnlich. Ab einem Gaspreis von 10 ct/kWhys werden Anteile des EEGas in die Mobi-
litat verkauft, 100 GWhys/a bei 918 GWhys/a Gesamtproduktion fir die Kupferplatte, siehe
Abbildung 8.25. Das sind 16% des erzeugten Gases, in Ruwer sind es 6%. Bei einer Gas-
vergutung von 12 ct/kWhys werden schon 60% (555 GWhys/a) fir den Verkauf aufgewendet,
ahnlich wie im Einzelknoten Ruwer mit 56%. Allerdings kann die gesamte Modellregion auf
groRere Biogasvorkommen zuriickgreifen und sich insgesamt besser ausgleichen sowie auf
einen Wasserkraftanteil im Energiemix zuriickgreifen, sodass bei einer Vergitung von
18 ct/kWhys die gesamte EEGas-Produktion verkauft wird und nicht mehr fur die Rickver-
stromung zur Verfligung steht. Die Volllaststunden von PtG liegen auch bei der Gesamtregi-
on bei etwa 3.950 Vlh/a.
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Abbildung 8.25: Verwendung des erzeugten SNG in Abhangigkeit der Gasvergiitung im Szenario
2030-100%EE-Kupfer

8.8 Dynamik und Teillastverhalten

Analyse des Teillastverhaltens der PtG-Anlagenparks an verschiedenen Einzelknoten

Beispielhaft werden im Folgenden die Daten der PtG-Einsatzzeitreihen fir die Einzelknoten
Trier und Ruwer im Netzfall 2030-100%EE eingehend analysiert.

Die
Abbildung 8.26 und Abbildung 8.27 zeigen Tages- und Jahresgang der PtG-Leistung fur die

beiden Knoten. Die normierte Leistungsaufnahme des PtG-Anlagenparks im jeweiligen Kno-
ten ist auf einer Grauskala von 0 (PtG aus) bis 1 (PtG auf Volllast) dargestellt.
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Im Knoten Trier liegt die installierte PtG-Anlagenleistung bei Uber 30% der maximalen nega-
tiven Residuallast (d.h. der Differenz aus elektrischer Last und Einspeisung). Die mittleren
Volllaststunden des Anlagenparks sind relativ gering und liegen nur bei etwa 3.000 VlIh/a.
Teillasteinsatz kommt haufig vor (mehr als 2.000 der gesamten knapp 5.000 Benutzungs-
stunden).

Uhrzeit
o
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Abbildung 8.26: Tages- und Jahresgang PtG im Knoten Trier

Im Knoten Ruwer ist die installierte Anlagenleistung gering im Vergleich zur maximalen ne-
gativen Residuallast (ca. 2%). Die Volllaststunden liegen bei fast 5.000 Vih/a und sind im
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Vergleich mit anderen Knoten sehr hoch; Teillasteinsatz kommt kaum vor. Der gré3ere Anteil
dunkler Bereiche (entsprechend hoher Leistungsaufnahme der PtG-Anlagen) in Abbildung
8.26 im Vergleich mit Abbildung 8.27 lasst die hoheren Volllaststunden im Einzelknoten Ru-

wer deutlich erkennen.
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Abbildung 8.27: Tages- und Jahresgang PtG im Knoten Ruwer

Bezlglich der Teillastanteile gibt es deutliche Unterschiede zwischen den Einzelknoten. Eine
Erklarung dazu ergibt sich aus dem Vergleich der Dauerlinien der negativen Residuallast und
der PtG-Einsatzzeitreihen: Abbildung 8.28 zeigt exemplarisch beide Datensatze fir die Ein-
zelknoten Trier, Ruwer und Hermeskeil.

Knoten 9 (Trier) Knoten 11 (Ruwer) Knoten 12 (Hermeskeil)

1 1 : 1

0.8 0.8 0.8
|
0.6 \ O.BI‘ 0.6 \
0.4 {1 o0af 0.4 \;
™

0.2 1 0.2 \ 0.2

0 0 0

0 2000 4000 6000 0 2000 4000 6000 0 2000 4000 6000
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Abbildung 8.28: Dauerlinie PtG-Einsatz (blau) und negative Residuallast (rot) im Szenario 2030-
100%EE-Netz fir die Knoten Trier, Ruwer und Hermeskeil

Die Dauerlinien der negativen Residuallast (rot) in Abbildung 8.28 zeigen zunachst, dass in
den betrachteten Knoten in einem Zeitraum von Uber 4.000 h pro Jahr Stromiberschisse
auftreten. Dies ist im gewahlten Szenario mit 100% EE generell in allen Einzelknoten der
Fall. Der konkrete Verlauf der Dauerlinien der negativen Residuallast unterscheidet sich rela-
tiv stark von Knoten zu Knoten. Abbildung 8.29 zeigt, dass der Zeitraum des Teillast-
Einsatzes mit steigender installierter PtG-Leistung zunimmt.

Bei kleinen installierten Leistungen — d.h. in der Regel kleinen Anlagen — ist im Prinzip kaum
Teillast notwendig. Bei hoheren installierten Leistungen steigt der Teillastbedarf. Bei hbheren
installierten Leistungen werden haufig mehrere PtG-Anlagen am Standort vorhanden sein,
sodass immer ein Teil der Anlagen abgeschaltet werden kann, um Teillastanforderungen zu
erfillen. Das bedeutet generell, dass einzelne Anlagen nur geringe Teillast-Anforderungen
erfillen mussen. Einige Anlagen — bei hoherer installierter Leistung — mussen jedoch mit
geringeren Volllaststunden auskommen, und langere Stillstandszeiten sind zu tolerieren.
Dies ist jedoch kein vorwiegend technisches Problem.
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Abbildung 8.29: Auswertung fiir die 17 Knoten: jahrliche Teillast-Einsatzdauer in Stunden vs.
Verhaltnis aus installierter PtG-Leistung und max. negativer Residuallast

Um einen tieferen Einblick in die Dynamik des Anlagenbetriebs zu bekommen, muss eine
statistische Auswertung unter Bertcksichtigung einer variierenden minimalen Teillastfahig-
keit durchgefuhrt werden. Alle Analysen werden im Folgenden zunachst auf der Ebene des
Anlagenparks durchgefiihrt. Abschlielend wird noch versucht, Aussagen fir einzelne Anla-
gen abzuleiten, siehe Abschnitt ,Technische Bedeutung des Teillasteinsatzes fir einzelne
Anlagen®.

Zunachst wird die Anzahl der Starts des gesamten Anlagenparks betrachtet. Abbildung 8.30
und Abbildung 8.31 zeigen die Anzahl der Starts fur die Einzelknoten 9 (Trier) und 11 (Ruw-
er) in Abhangigkeit von der minimalen Teillast des Anlagenparks in Stufen von 0% (genau-
genommen 0,1%), 10%, 20% bis 100%. Pro Jahr gibt es etwa 200 und 300 Starts.

In Ruwer (Abbildung 8.31) gibt es (im Zusammenhang mit der geringen installierten PtG-
Leistung, s.0.) praktisch keinen Teillasteinsatz. Somit hdngen die ermittelten Startzahlen
auch praktisch nicht von der Teillastfahigkeit des Anlagenparks bzw. der im Knoten Ruwer
installierten PtG-Anlagen ab.

Bezogen auf die Auswertung fir eine Teillastfahigkeit von 10% zeigt sich, dass ca. 10% der
Anlagenstarts auf Laufzeiten von max. 1 Stunde entfallen, sowohl in Trier als auch in Ruwer.
Andererseits lauft der Anlagenpark im Knoten Trier bei knapp 40% der Anlagenstarts fir je-
weils mehr als 8 Stunden, im Knoten Ruwer bei etwa 45% der Anlagenstarts. In Trier wird
der Anlagenpark 5 mal im Jahr fir mehr als 3 Tage gestartet, in Ruwer 10-mal im Jahr (die
Volllaststunden in Trier sind mit etwa 3.000 Vlh/a niedrig; in Ruwer dagegen sind sie mit fast
5.000 VIh/a sehr hoch).

An den meisten Knoten steigen die gesamten Start/Stopp-Zahlen mit zunehmender
Teillastfahigkeit leicht an, d.h. die Einschaltzeitrdume verlangern sich mit sinkender
Teillastgrenze nicht nur, sondern es kommen auch neue Einschaltzeitraume hinzu, in denen
PtG mit niedriger Leistung lauft. Das wird auch in Abbildung 8.31 sichtbar beim Ubergang
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von 10% unterer Teillastgrenze zu 0% unterer Teillastgrenze: An den ersten 3 blauen Balken
(Startzeiten fur Zeitraume bis zu 1 h) lasst sich ablesen, dass die Startzahlen fir diese
kurzen Zeitrdume zunehmen; die gesamte Zunahme ist aber sogar starker fur langere
Zeitraume, d.h. zu Zeiten, in denen PtG vorher flr langere Zeit keine Leistung aufgenommen
hat, wird jetzt auch gleich fir langere Zeit kontinuierlich Leistung abgerufen. Zu beachten ist
jedoch, dass dies auf sehr niedrigem Leistungsniveau (unter 10% Teillast) passiert.

Verteilung der Start-Zahlen pro Jahr nach Einschaltzeitrdumen
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800/u ]l E I < 15min
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Abbildung 8.30: Verteilung der Start-Zahlen in Abhangigkeit von der minimalen Teillastfahigkeit fur
den Knoten Trier

Verteilung der Start-Zahlen pro Jahr nach Einschaltzeitrdumen
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Abbildung 8.31: Verteilung der Start-Zahlen in Abhangigkeit von der minimalen Teillastfahigkeit fur
den Knoten Ruwer

An wenigen Knoten ist allerdings auch ein anderes Verhalten zu beobachten; exemplarisch
etwa am Knoten 3 (Speicher): Mit zunehmender Teillastfahigkeit sinken die Start-Zahlen hier
bis etwa 40% minimaler Teillastfahigkeit, siehe Abbildung 8.32.
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Verteilung der Start-Zahlen pro Jahr nach Einschaltzeitraumen
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Abbildung 8.32: Verteilung der Start-Zahlen in Abhangigkeit von der minimalen Teillastfahigkeit fur
den Knoten Speicher

Im Folgenden wird die Verteilung der Benutzungsstunden nach Ein- und
Ausschaltzeitraumen zundchst exemplarisch am Einzelknoten 9 (Trier) dargestellt. Abbildung
8.33 zeigt die Zunahme der Benutzungsstunden mit sinkender Teillastgrenze, entsprechend
der Form der Dauerlinie des PtG-Anlagenparks (Abbildung 8.34). Genaugenommen zeigt der
unterste Balken (,0%") die Benutzungsstunden bei einer minimalen Teillastgrenze von 0,1%.

Verteilung der Benutzungsstunden nach Einschaltzeitrdumen
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Abbildung 8.33: Verteilung der Benutzungsstunden fiir den Knoten Trier

Die Zunahme der Benutzungsstunden mit sinkender Teillastgrenze ist zwar signifikant; fur
die Volllaststunden spielt die Teillastfahigkeit jedoch keine grof3e Rolle, wie in der folgenden
Abbildung 8.34 gezeigt wird.

Interessant ist, dass mit sinkender Teillastgrenze der (bereits geringe) Anteil der kurzen Ein-
schaltzeitraume (< 4 h) weiter sinkt: Abbildung 8.35 zeigt, dass die Volllaststunden bei einer
unteren Teillastgrenze von z.B. 30% gut 5% unter den Volllaststunden bei 0% Teillastgrenze
liegen; bei einer Teillastgrenze von 50% ca. 10% unter den Volllaststunden bei 0% Teillast-
grenze. Die Schlussfolgerung ist: Die Volllaststundenzahl und damit die produzierte Gas-
menge sinkt nur um wenige Prozent, falls der PtG-Anlagenpark an einem Einzelknoten nicht
unter 30% Teillast betrieben wird.
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Verteilung der Volllaststunden nach Einschaltzeitrdumen

90 % ] | [ ]
80 % i1 I [
70% ] I [ -
60 % I | . I 1< T < 2h
50% i1 | ] [ 2 < T = 4h
40 % | | | | [ 4n<T<sh
30% | | ] [ lsh<Ts24h

o [ l24n<T<48h
20 % ] I N B <o < T < 7on
10%|[ ] | [ e . - 7on
0 [ I | :

0 1000 2000 3000 4000 5000

Volllaststunden
Abbildung 8.34: Verteilung der Volllaststunden fiir den Knoten 9 (Trier)

Dazu ist noch anzumerken, dass hier das Ergebnis — d.h. die Einsatzzeitreihen von PtG —
einer Simulation diskutiert wird, in der alle Komponenten kontinuierlich und nicht diskret ab-
gebildet wurden. Teillasteinsatz unterliegt somit im Modell keinerlei Restriktionen, insbeson-
dere wird auch keine (Teil-)Lastabhéngigkeit der spezifischen Betriebskosten abgebildet. Die
Aussage, die aus der relativ geringen Abhangigkeit der Volllaststunden von der Teillastgren-
ze enthommen werden kann, ist folgende: Stammt der Deckungsbeitrag zum Betrieb der
PtG-Anlagen weitgehend aus dem Verkauf von Erneuerbarem Gas, dann besteht keine be-
sondere Notwendigkeit, zwingend in sehr geringen Teillastbereichen zu fahren.

Aufschlussreich ist weiterhin die Darstellung der Verteilung der Nichtbenutzungsstunden,
wahrend der PtG keine Leistung aufnimmt. Die Abbildung 8.35 zeigt am Beispiel des Einzel-
knotens 9 (Trier), dass mit sinkender Teillastgrenze die langen Ausschaltzeitrdume stark
abnehmen. Bei 50% unterer Teilastgrenze haben die mehr als 3-tagigen Stillstdande um 20%
abgenommen; bei 30% unterer Teillastgrenze um 40%; und bei 10% unterer Teillastfahigkeit
um 70% gegentber der Situation ohne Teillastfahigkeit.

Verteilung der Nichtbenutzungsstunden nach Ausschaltzeitrdumen
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Abbildung 8.35: Verteilung der Nichtbenutzungsstunden fiir den Knoten Trier

Am Einzelknoten Ruwer sind die PtG-Volllaststunden wesentlich hoher. Der Vollstandigkeit
halber zeigt Abbildung 8.36 noch die Verteilung der Nichtbenutzungsstunden am Einzelkno-
ten Ruwer in Abh&angigkeit von der unteren Teillastgrenze der dort installierten Anlage.
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Verteilung der Nichtbenutzungsstunden nach Ausschaltzeitrdumen
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Abbildung 8.36: Verteilung der Nichtbenutzungsstunden fiir den Knoten Ruwer

Technische Bedeutung des Teillasteinsatzes fir einzelne Anlagen

Es stellt sich die Frage: Lassen sich aus der hier dargestellten Analyse des Teillasteinsatzes
des PtG-Anlagenparks Rickschliisse auf die technischen Anforderungen an einzelne PtG-
Anlagen ziehen?

Aufgrund des modularen Aufbaus der PtG-Anlagen bzw. der Zusammensetzung des Anla-
genparks aus einzelnen Anlagen bedeutet héherer Teillastanteil zunachst, dass die Anlagen-
laufzeit Uber die kumulierte Kapazitat variiert, wenn dafir moglichst wenig Teillast gefahren
wird. Ein Teil der Anlagen bzw. Module erreicht somit hohe Volllaststunden, ein Teil der An-
lagen bzw. Module geringere Volllaststunden. Es wére auch eine andere Betriebsweise mog-
lich, bei der alle Anlagen gleichm&Rig laufen entsprechend des benétigten Teillastverhaltens.

Technisch sind bei geringen Volllaststunden unterschiedliche Strategien moglich: Besteht die
Moglichkeit, wie z.B. bei Integration von PtG mit einer Rohbiogas/BHKW-Anlage, die Elektro-
lyse in Betriebspausen warmzuhalten, dann reduziert sich die produzierte Gasmenge pro
genutzter kWhg Strom kaum gegenliber einem Betrieb mit hohen Volllaststunden, d.h., dass
die Stillstandzeiten den Wirkungsgrad nicht negativ beeinflussen. Besteht diese Mdglichkeit
nicht, verringert sich die produzierte Gasmenge mit zunehmenden Stillstandszeiten. An ei-
nem konkreten Standort ist der Aufwand der Warmhaltung ggu. einer geringeren produzier-
ten Gasmenge abzuwéagen.

Die Methanisierung wird zunachst gegeniber der sehr flexibel regelbaren Elektrolyse, die im
warmen Zustand innerhalb von Sekunden von Null auf Volllast bzw. umgekehrt regeln kann,
durch einen H,-Zwischenspeicher entkoppelt. Die optimale Gro3e des H,-Zwischenspeichers
hangt vom Lastgang der Elektrolyse und den volumenabhangigen Kosten des H,-Speichers
ab. Generell ist eine Auslegung des H,-Zwischenspeichers auf ca. 1 Stunde Volllastbetrieb
der Methanisierung denkbar. Die tatsachlich Uberbriickbare Zeitdauer lasst sich durch Teil-
lastbetrieb der Methanisierung (70% bis ca. 50% Teillast) verlangern. [Angaben von Etogas]

Treten haufiger auch langere Stillstandszeiten auf, in denen die Methanisierung herunterge-
fahren werden muss, dann ist ggf. eine Rickfihrung von B-Gas (d.h. von Gas, das im Zu-
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sammenhang mit An- und Abfahrvorgdngen auftritt und nicht ins Netz eingespeist werden
kann, weil es die Qualitdtsanforderungen nicht einhalt) in einen Biogasspeicher sinnvoll. In
einen solchen Speicher zuriickgefiihrte Gasmengen mit hoherer Wasserstoffkonzentration
kénnen zu einem spateren Zeitpunkt methanisiert werden und erhéhen dann zeitweise das
Verhaltnis aus EEGas-Ausgangsleistung und aus Elektrolyse/H,-Zwischenspeicher zugefihr-
ter thermischer Leistung. Damit konnen auftretende Gasverluste aus An- und Abfahrvorgan-
gen der Methanisierung weitgehend vermieden werden.

Intermittierender Betrieb hat generell sicher einen Einfluss auf die Lebensdauer der PtG-
Anlagen, beispielsweise im Zusammenhang mit der Korrosion durch KOH an den Elektroly-
se-Stacks, durch mechanische Belastung der Stacks bei Temperaturwechseln, durch me-
chanische Belastung am H,-Druckspeicher bei Druckwechseln, durch mechanische Belas-
tungen am Methanisierungsreaktor bei Temperaturwechseln. Quantitativ ist dieser Einfluss
aber schwer zu beziffern.

8.9 Verbesserungs- und Entwicklungspotenziale der PtG-
Technologie

Aus den Simulationsergebnissen und Kenntnissen lber die Funktionsweise kénnen notwen-
dige Anforderungen und moégliche Entwicklungspotenziale der PtG-Technologie abgeleitet
werden. Dies betrifft spezielle Baugruppen oder Bauteile, geforderte Betriebszustande sowie
wirtschaftliche Gesichtspunkte.

Die technischen Spezifikationen umfassen die Art des Anlagenkonzeptes (vgl. Kapitel 11.4),
Anforderungen an die Materialbeschaffenheit (z.B. maximale Temperaturfestigkeiten, Halt-
barkeit bei Temperaturwechseln, Lebensdauer der Katalysatoren), die Auslegung und Di-
mensionierung von Teilkomponenten und Nebenverbrauchern (z.B. SpeichergréRen fur H,
und SNG, CO,- und SNG-Gasaufbereitungsanlage) und ein effizientes Warmemanagement
(Abwarmenutzung der Methanisierung, Konditionierung des Elektrolyseurs). Zur Verbesse-
rung der Betriebsstrategie gehtren die notwendigen maximalen Ansprechzeiten, die GrolRe
der Lastgradienten beim An- und Abfahren, sowie die Menge der Energieliberschiisse, die
die PtG-Anlage aufnehmen kénnen muss.

Bei der Elektrolyse geht es um die Steuerung und die Fahigkeit der Stromaufnahme aus
Uberschiissen sowie die Leistungsfahigkeit der Anbindung an das elektrische Netz. Zudem
stehen mit der alkalischen Elektrolyse, der PEM-Elektrolyse und der noch im Entwicklungs-
stadium befindenden Hochtemperatur-Elektrolyse mehrere Technologien mit jeweils spezifi-
schen Vor- und Nachteilen zur Verfiigung. Neben der geforderten Flexibilitat und Umset-
zungsrate sind die Investitionskosten von grof3er Bedeutung.

Bei der Methanisierung liegen die Schwerpunkte in der Entwicklung geeigneter Anlagenkon-
zepte und Materialien. Die bendétigten Eduktgase (CO, und H,) sollen mit wenig Energieauf-
wand und der Vermeidung von Verlusten in verwertbares SNG gewandelt werden. Die Pro-
duktqualitat, in diesem Falle ein mdglichst hoher Anteil von CH,4 mit geringen Verunreinigun-
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gen, ist entscheidend fir die geforderte Einspeiseféahigkeit in das bestehende Erdgasnetz.
Zusatzlich muss die Aufnahmefahigkeit des Erdgasnetzes am Einspeisepunkt berticksichtigt
werden. Dies beinhaltet neben der bereits genannten Gasbeschaffenheit die maximale
Gasmenge, die sich nach dem jahreszeitlichen Verbrauch richtet.

Die Betrachtung der verschiedenen Sensitivitaten zeigt, dass die PtG-Technologie bei hohen
Anteilen EE einen wichtigen systemischen Nutzen aufweist. Die Fahigkeit zur Kurz- bis
Langzeitspeicherung von Energielberschiissen ist bei vorwiegend fluktuierenden Energieer-
zeugern wie Wind und PV notwendig, um die haufige Abregelung der benétigten Uberkapazi-
taten an Erzeugern zu verhindern. Somit spielt PtG auch bei deutlich hdheren Investitions-
kosten eine entscheidende Rolle, um eine 100% erneuerbare Stromversorgung mdaglichst
kostenglinstig umzusetzen.
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9 Wirtschaftsbezug

9.1 Stromgestehungskosten

Die Zielfunktion fur die Optimierung des Gesamtsystems sind die minimalen Stromgeste-
hungskosten. Bei der Optimierung fur die Kupferplatte entstehen Stromgestehungskosten
von 11,0 ct/kWhg, fur das Szenario 2030-100%EE. Das Ergebnis variiert entsprechend der
Kosten- und Modellannahmen. Mit den Kostenannahmen fur 2015 ergeben sich im 60%-Fall
Stromgestehungskosten von 9,8 ct/kWhg,. Im Vergleich zur Kupferplatte mit 11,0 ct/kWhg,
bei 100% EE sind bei der Netzsimulation einige zusatzliche Speicher und weitere Gasnetz-
anschlisse notig wodurch héhere Stromgestehungskosten von 11,5 ct/kWhg, entstehen. In
Abbildung 9.1 sind die Stromgestehungskosten im Ausbaupfad fir den Netzfall und die Kup-
ferplatte gegentibergestellt.
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Abbildung 9.1: Stromgestehungskosten im Ausbaupfad

Fur die Jahre 2015, 2020 und 2030 sind unterschiedliche Annahmen in Bezug auf Investiti-
onskosten der verschiedenen Technologien, Brennstoffkosten und Wirkungsgrade getroffen
worden. Im 100% EE-Szenario mit den pessimistischen Kostenannahmen und Wirkungsgra-
den (im Jahr 2015) ergeben sich Stromgestehungskosten von 15,8 ct/kWhg, im Vergleich zu
11,0 ct/kWhg, in der optimistischen Kostenannahmen-Konstellation (im Jahr 2030), siehe
Kapitel 6.2.3, Tabelle 6.6.

Es gibt Sonderszenarien auf Basis der Einstellung fir das Szenario 100% EE 2030 Kupfer-
platte, die die Einfliisse der Erldse bei einer Verglitung des Uberschissigen Erneuerbaren
Methans (aus PtG oder BGA) in der Mobilitat bei einer Vergitung von entweder 8, 10 oder
12 ct/kWhys oder bei Direktvermarktung des Uberschiissigen Stromes in Nachbargebieten
bei einer Verglutung von entweder 1, 2 oder 3 ct/kWhg bestimmen. Der Einfluss auf die
Stromgestehungskosten ist dabei recht gering und variiert zwischen 10,7 ct/kWhg und
11,0 ct/kWhg,.

Fur weitere Sensitivitaten, die fir das Gesamtergebnis als besonders einflussreich identifi-
Ziert wurden, ergeben sich unterschiedliche Stromgestehungskosten wie folgt, siehe Abbil-
dung 9.2.
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e Beim Einsatz von Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen erhthen sich die
Kosten um 0,7 ct/kWhg,.
e Bei Reduzierung des Anteils der Wasserkraftleistung von 20% Energie aus Wasser-
kraft auf 4% ergeben sich Mehrkosten von 1,1 ct/kWhg,.
o Wenn keine Warmevergitung moglich ist ergeben sich 12,8 ct/kWhg,, was Mehrkos-
ten von 1,8 ct/kWhg_ entspricht.
Werden alle drei Annahmen (Starkwind, Wasser und Warme) gleichzeitig angewendet erge-
ben sich 15,0 ct/kWhg, Stromgestehungskosten, was Mehrkosten von 4 ct/kWhg, entspricht.
Dieses Szenario wird in der Grafik DMittel-Annahmen genannt. Ist es dem System zusatzlich
nicht moglich PtG zu verwenden, so ergeben sich sogar 17,1 ct/kWhg,.
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Abbildung 9.2: Stromgestehungskosten bei unterschiedlichen Szenarien

Insgesamt kann davon ausgegangen werden, dass Stromgestehungskosten fur die Modell-
region zwischen 11 ct/kWhg, und 15 ct/kWhg mdglich sind. Allerdings kénnte sich das fur
andere Teile Deutschlands oder bei einer abweichenden zuklnftigen Entwicklung auch auf
Uber 15 ct/kWhg erhdhen, insbesondere vor dem Hintergrund unterschiedlicher Versor-
gungsaufgaben zu anderen Regionen.

9.1.1 Zusammensetzung der Stromgestehungskosten

Die Stromgestehungskosten setzen sich im Einzelnen aus den Kosten der verschiedenen
Technologien zusammen, siehe Abbildung 9.3. Im Folgenden werden die Kosten fiir das
Szenario 2030-100%EE fur die ganze Modellregion (Kupferpatte) diskutiert. Im 100% EE-Fall
entstehen keine Kosten flir Erdgas oder andere fossile Brennstoffe, lediglich das Biogassub-
strat macht noch einen kleinen Teil der gesamten Stromgestehungskosten aus. Es verblei-
ben Kosten fur Abschreibung und Kosten fur Wartung und Instandhaltung der Anlagen.
Hauptkostenposition sind die Kosten fir die Windkraft mit 5,4 ct/kWhg, der gesamten Strom-
gestehungskosten von 11,0 ct/kWhg,, was mit der hohen installierten Windkraftleistung ein-
hergeht siehe Kapitel 6. Kosten fir Wasserkraft mit einem Anteil von 1,5 ct/kWhg, von PV
mit 1,8 ct/kWhg und BHKW mit 1,6 ct/kWhg, sind die ndchstgréReren Kostenpositionen. Die
Kosten fir Speicher sind insgesamt recht gering. Batterien mit O ct/kWhg_ die in Kapazitat
festgelegten Pumpspeicher mit 0,1 ct/kWhg, und PtG mit 0,7 ct/kWhg, sind zusammen nur
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0,8 ct/kWhg, von 11 ct/kWhg, wobei auch ein Teil der Kosten fir die BHKW, wegen der
Ruckverstromung dazugezéhlt werden konnen. Die Investitionskosten fur PtH sind sehr ge-
ring und die Kosten machen einen Anteil in den gesamten Stromgestehungskosten von unter
0,1 ct/kWhg,_ aus. Dafir kann Uber den Verkauf von Warme aus PtH, BHKW und PtG ein
Erlés von 1,9 ct/kWhg, erzielt werden. In Abbildung 9.3 sind die Kosten fur PtH und Warme-
erlés bereits zusammengefasst.
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Abbildung 9.3: Aufteilung der Stromgestehungskosten im Szenario 2030-100%EE

9.2 Gasgestehungskosten

Die Gasgestehungskosten sind kein direktes Ergebnis der Optimierung des Gesamtsystems.
Zunéachst hat das SNG in dem geschlossenen volkswirtschaftlichen Stromsystem keinen
direkten Kostenwert, das SNG ist Teil der resultierenden Stromgestehungskosten, die bei
11 ct/kWhg,_ liegen. Alle Investitionskosten und Betriebskosten sind bei dieser Betrachtung
schon integriert.

Besser lasst sich der Wert von SNG bestimmen das lUber dem Bedarf des Stromsystems
liegt. Wie im Kapitel 8.6 bereits beschrieben, wird in Abhangigkeit des Gaspreises der zum
Beispiel in der Mobilitat erzielt werden kann mehr SNG fur den Gasmarkt hergestellt. Dafiir
ergibt sich der Wert fir das SNG in Abhangigkeit des Strompreises und so mit dem Uber-
schuss an EE. Sollen kleine Mengen SNG hergestellt werden, dann reichen dafir die Strom-
Uberschiisse aus, die bei der Stromversorgung mit hohen EE-Anteilen entstehen. Steigt je-
doch der SNG-Bedarf, dann reichen die Uberschiisse nicht mehr und es miissen zuséatzlich
EE-Erzeuger installiert werden. Dadurch steigen die Investitionskosten fir das Gesamtsys-
tem. Wenn die zusatzlichen Investitionskosten nicht Uber den Strompreis ausgeglichen wer-
den, dann steigen die Gasgestehungskosten. Fir die Herstellung von 100 GWhys/a SNG
Uber dem Bedarf des Stromsystems zur Rickverstromung hinaus ergében sich in der Mo-
dellregion mit einem Strombedarf (in 2030) von 2.875 GWhg /a Grenzkosten fur das Gas von
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10 ct/kWhys (Grundlage ist das Szenario 2030-100%EE-Kupfer mit hinterlegten Gaspreisen).
Mit andern Worten, um genau so viel SNG herzustellen, das es energetisch 3,5% des
elektrischen Bedarfs der Bilanzregion entspricht, missten Gasgestehungskosten von
10 ct/kWhys aufgewendet werden um einen mindestens kostendeckenden Betrieb zu ge-
wébhrleisten. Bei einem hoheren Verhéltnis zwischen SNG-Uberschuss und Strombedarf er-
geben sich entsprechend héhere marginale Kosten fur das SNG. In der Modellregion Ruwer,
die auch fur die Betrachtung der Mobilitdtsszenarien in Kapitel 8.6 herangezogen wird, gibt
es einen vergleichsweise geringen Strombedarf bei recht hohem Mobilitatsaufkommen. Um
eine zuséatzliche SNG-Menge entsprechend 62,7% des Strombedarfs der Region zu erzeu-
gen, wirden marginale Gaskosten von 12 ct/kWhys entstehen, siehe Abbildung 9.4. Bei ei-
nem Verhaltnis von 4,7% wirden Grenzkosten fur das SNG von nur 10 ct/kWhys ausreichen.
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Abbildung 9.4: Grenzkosten von SNG flr die Menge an SNG die in Ruwer hergestellt wird, bezogen
auf den Strombedarf des Gebietes bei 100% EE

9.2.1 Marginale Gasgestehungskosten in Abhangigkeit von EE-Anteil und Gasmenge

Die wie oben durch die Variation der produzierten Gasmenge fir einzelne Systemvarianten
ermittelten Grenzkosten fir (z.B. im Mobilitatssektor einsetzbares) SNG werden im Folgen-
den durch eine alternative, unabhéngige Berechnungsmethode Uberpruft.

Diese Methode liefert weitere Einblicke in das Thema ,Was kostet SNG aus PtG-Anlagen?*,
insbesondere hinsichtlich der Abhangigkeit vom Anteil volatiler Erzeugung im System. Dazu
wird unabhangig ein ,kleineres* Energiesystem simuliert, wobei ansonsten die gleichen In-
putgréRen wie in der ,groRen“ Simulation flr das Szenario 2030-100%EE verwendet werden.
Genaugenommen werden zwei Systeme simuliert; die marginalen SNG-Gestehungskosten
ergeben sich aus der Betrachtung zweier Systeme:

e ,System 0% Ziel der Optimierung ist die Minimierung der Gesamtkosten des Systems
unter der Randbedingung der stundenscharfen Deckung des Strom- und Energiebe-
darfs
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e ,System 1% Als zusatzliche Randbedingung wird die Erzeugung einer zusatzlichen
Energieeinheit SNG gefordert

Um die zusétzliche Randbedingung erfiillen zu kénnen, werden in System 1 ggi. System 0
im Wesentlichen zusatzliche Kapazitaten in der Erzeugung (PV, Wind) und Umwandlung von
Strom zu Gas (PtG) aufgebaut. Die systemischen marginalen Gestehungskosten einer
kWhys SNG ergeben sich direkt aus den Differenzkosten von System 1 und System 0, wenn
in System 1 genau eine zuséatzliche kWhys SNG produziert wird.

Das simulierte ,kleine* Energiesystem bildet die folgenden Komponenten ab: PV (Freiflache),
Wind Onshore, Strom- und Warmebedarf (Lastgdnge), BHKW, Warmepumpe, Heizstab
(PtH), Heizkessel, PtG. Dabei werden ¢konomische und technische Parameter fir EE-
Quellen und Wandlungstechnologien aus der ,grof3en® Simulation verwendet. Ziel der Opti-
mierung des linearen Modells ist die Minimierung der Systemkosten bei stundenscharfer
Deckung des Strom- und Warmebedarfs und Einhaltung eines vorgegebenen Anteils der EE-
Quellen an der Deckung des Strom- und Wéarmebedarfs.

Im Vergleich zur grof3en Simulation ergibt sich fir den Fall bei 100% EE-Stromversorgung
dabei ein sehr @hnlicher Verlauf der marginalen Gasgestehungskosten, siehe Abbildung 9.5.
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Abbildung 9.5: Vergleich der Simulationen anhand Grenzkosten fiir SNG

Das Ergebnis fur die marginalen SNG-Gestehungskosten ist in Abbildung 9.6 exemplarisch
fur den Einzelknoten Ruwer dargestellt. Gezeigt sind drei verschiedene Falle: Im ersten Fall
(durchgezogene Linie) werden — bezogen auf 1.000 kWhg, jahrlichen Strombedarf — insge-
samt pro Jahr 45 kWhy SNG zusétzlich (z.B. fir den Einsatz im Mobilitatssektor) produziert.
Dargestellt sind die Kosten der letzten zusétzlich produzierten kWhys SNG mit EE-Strom.

Seite 166 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

AE o O S PO PSPPI PSP DIPPO PSPPI PP :

‘I=I-l-I-|-|-I-:I-l-l-l-l-m.“‘.ﬂ‘.“-m-ml-l-; ||||||| ~,
*ﬁ---_—--"‘-- : :

14

13

12

11

10

47 I(Whth Gas : 1000 kWhe| Strombedarf

marginale Gestehungskosten [ct/kWh]

9 L
----- 627 I(Whth Gas : 1000 kWhe| Strombedarf
8 L.
------- 3520 kwh, Gas : 1000 kWh_ Strombedarf :
? ] i ] | i
0 20 40 60 80 100

EE-Anteil [%]

Abbildung 9.6: Marginale Gestehungskosten in Abhangigkeit vom Anteil volatiler Erzeugung und von
der zusétzlich produzierten SNG-Menge

Zu beachten ist noch, dass in der hier durchgefihrten Simulation die Volllststunden von PtG
auf 4.000 h begrenzt wurden. Damit wird verhindert, dass in diesem Modell das zusatzlich
produzierte SNG aus dem untersten Bereich der Winddauerlinie mit sehr hohen
Volllaststunden stammt; damit waren im Bereich niedrigerer EE-Anteile noch geringere
Gestehungskosten mdglich.

Wird zunéchst die durchgezogene Linie in Abbildung 9.6 betrachtet, dann sind bei 0% EE-
Anteil die marginalen Gasgestehungskosten fiir eine direkt an eine Windturbine gekoppelte
PtG-Anlage dargestellt. (In der Modellierung ist ausgeschlossen, dass PtG nicht-
Erneuerbaren Strom nutzen kann, indem EE-Erzeugungsanlagen und PtG an einen
separaten Erneuerbaren Stromknoten angeschlossen sind.) Mit steigendem EE-Anteil sinken
die SNG-Grenzkosten zunachst; dann steigen sie bis ca. 50% EE-Anteil wieder leicht an,
was mit der zunehmenden Abregelung von Windeinspeisespitzen und damit leicht
steigenden Erzeugungskosten fir Windstrom erklart werden kann. Ab ca. 55% EE-Anteil
fallen dann die marginalen Gestehungskosten fir SNG starkt und erreichen bei ca. 65% EE-
Anteil ihr Minimum, das ca. die Halfte unterhalb der Gestehungskosten fiir Direktkopplung
Wind-PtG (entsprechend dem 0% EE-Situation) liegt.

Der Anstieg der SNG-Grenzkosten ab 65% EE ist damit zu erklaren, dass ab diesem Punkt
modellintern PtG-Kapazitdt zugebaut wird, um SNG fir die Backup-Gaskraftwerke zu
erzeugen. Diese PtG-Kapazitat tritt nun in Konkurrenz (um Stromiberschisse) mit den PtG-
Kapazitaten, die fur den Bedarf an Erneuerbarem Gas in der Mobilitat produzieren. Aus der
Randbedingung des EE-Anteils im Strom- und Warmesektor ergibt sich, dass
Stromuiberschiisse zunachst zur Deckung des Gasbedarfs der Backup-Kraftwerke genutzt
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werden, bevor die zusétzlichen PtG-Kapazitdten, die in den Mobilitatssektor liefern, sie
nutzen kénnen. Die SNG-Grenzkosten bei 100% EE-Anteil im Strom- und Warme-System
liegen damit wieder hoéher als im Minimum bei 65% EE-Anteil Strom+Warme, aber immer
noch um ca. 25% niedriger als im 0% EE-Fall der Direktkopplung Wind+PtG.

Die beiden anderen Félle in Abbildung 9.6 (gestrichelt und strich-gepunktete Linien) zeigen
die marginalen Gestehungskosten der letzten kWhys Gas bei hoheren produzierten Mengen
SNG. Konkret stellt die mittlere Linie (gestrichelt) die Grenzkosten fir den Fall dar, dass ins-
gesamt 627 kWhry SNG pro 1.000 kWhg, Strombedarf produziert werden. Bei 60% Wir-
kungsgrad Strom-zu-Gas im PtG-Prozess wird damit angenommen, dass die vom PtG-
Anlagenpark genutzte Strommenge fast genauso grold ist wie der zeitlich vorgegebene
Strombedarf von Haushalten, Gewerbe und Industrie.

Die obere Linie (strich-gepunktet) zeigt den Extremfall, dass die produzierte Gasmenge um
ein Vielfaches groRer ist als die bedarfsgetrieben genutzte Strommenge im System; dieser
Fall demonstriert hier im Wesentlichen, dass die Grenzkosten dann denen der Direktkopp-
lung Wind + PtG entsprechen. In diesem Fall kann PtG den Vorteil der flexiblen Nutzung von
Strom, der normalerweise eine Dienstleistung fur den Stromsektor darstellt, nicht mehr aus-
spielen. Praktisch hat dieser Fall aber eher keine Relevanz.

Festzuhalten bleibt, dass die marginalen Gestehungskosten von SNG im Energiesystem in
der Regel deutlich unterhalb der Kosten liegen, die bei Direktkopplung von PtG etwa an ei-
nen Windpark erreicht werden. Der Grund daflr liegt in der besseren Integration volatiler
Energie ins System, die durch PtG ermdglicht wird, und die im Gesamtsystem kostensen-
kend wirkt.
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10 Wirkungen in Strom- und Gasnetz

10.1Stromnetz

Die bisherigen Simulationsrechnungen im Projekt basieren auf einem vereinfachten Netzmo-
dell der 110-kV-Gruppe in der Modellregion. Fir dieses vereinfachte 110-kV-Netzmodell
werden die HS/MS-Umspannanlagen in der Modellregion zu 17 Knoten zusammengefasst.
Das 110-kV-Netz wird entsprechend der 17 Knoten abstrahiert, sodass in Rahmen der Simu-
lationsrechnungen fiir den Netzfall die Ubertragungsfahigkeit des 110-kV-Netzes zwischen
den Knoten Berticksichtigung findet.

In den bisherigen Betrachtungen ist nicht berticksichtigt, dass es unter dem 110-kV-Netz ein
reales Mittel- und Niederspannungsnetz gibt, an dem ein Grof3teil der angenommenen de-
zentralen erneuerbaren Erzeugungskapazitdten angeschlossen sind. Weiter hat bisher der
reale Aufbau des 110-kV-Netzes mit seiner genauen Topologie wie z.B. Einfach- und Dop-
pelleitungen sowie die daraus resultierende n-1-Sicherheit des 110-kV-Netzes keine Berlck-
sichtigung in den Ergebnissen gefunden.

Basis der bisherigen Optimierung der Anordnung der dezentralen Erzeugungs- und Spei-
cheranlagen sind die Potenziale in den einzelnen Knoten sowie die 110-kV-
Ubertragungskapaziaten zwischen den Knoten, um einen optimalen lastgangkonformen Ein-
satz von Erzeugungs- und Speicheranlagen zu realisieren. Die bisherigen Simulationsergeb-
nisse haben gezeigt, dass die Netzverbindungen in Bezug auf die Stromgestehungskosten
eine entlastende Wirkung haben. Gleiches gilt fir den Einsatz der Speicher.

In den folgenden Kapiteln werden nun konkrete Netzberechnungen des 110-kV-Netzes in
Folge der Simulationsergebnisse gemacht sowie der dadurch konkret bestehende 110-kV-
Ausbaubedarf ermittelt und der Nutzen der Speicher dargestellt.

10.1.1 Ubersicht

Fur die Knotenfestlegung wird die Aufteilung hinsichtlich des 110-kV-Netzes geprift und die
Knoten anhand der Verbandsgemeinden so ausgewahlt, dass sich in jedem entstehenden
Knoten ein entsprechendes Umspannwerk befindet. Der Stromaustausch zwischen den Kno-
ten ist auf die aktuelle Situation des Stromnetzes beschrénkt. Es kdnnen nur Knoten mitei-
nander interagieren, die miteinander verbunden sind und nur so viel Energie austauschen,
wie es das aktuelle 110-kV-Netz zulasst. Die Karte in Abbildung 10.1 zeigt, welche Knoten
grundsétzlich miteinander durch das Stromnetz verbunden sind und Strom austauschen
kénnen.

Im Rahmen der Netzsimulation soll das real vor Ort existierende Stromnetz der Modellregion
madglichst exakt nachgebildet werden. Dafiir werden zusétzlich zu den 17 Knoten drei weitere
neutrale Knoten hinzugefiigt. Neutral heif3t in diesem Kontext, dass sie im Gegensatz zu den
17 regularen Knoten weder Lastgéange noch Stromerzeuger oder Speicher besitzen und al-
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lein fUr den Lastfluss von Relevanz sind. Manche Knoten tauschen Strom nur Gber Neutral-
knoten aus.

Somit ist das Netz gut abgebildet, zu berticksichtigen bleibt jedoch, dass sich das real vor
Ort existierende Stromnetz nicht an Verbandsgemeindegrenzen orientiert und schon der
Zusammenschluss von Verbandsgemeinden und Umspannanlagen zu den Knoten eine Ver-
zehrung bedeutet.
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Abbildung 10.1: Ubersicht und Verbindungen der Knoten in der Modellregion

Bei den Netzsimulationen kénnen die Knoten Strom miteinander austauschen und somit die
EE-Potenziale der einzelnen Knoten besser ausnutzen. In den folgenden Abbildungen wer-
den die Stromabgabe und -aufnahme der Einzelknoten tber das Stromnetz fir 2015-60%EE,
2020-80%EE und 2030-100%EE und somit der Bedarf des Austausches lber das Netz ent-
lang des Ausbaupfades als Ergebnis der Simulationen gezeigt.
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Abbildung 10.2: Stromabgabe und -aufnahme der Einzelknoten uber das Stromnetz in den Knoten flr

2015-60%EE

Schon im Fall 2015-60%EE wird Strom zwischen den Knoten ausgetauscht, jedoch in gerin-
gem Ausmald. Empfanger sind vor allem die Stadte Wittlich und Trier, die ein relativ geringes
EE-Potenzial bezogen auf den Strombedarf besitzen. Der gro3te Stromerzeuger ist Bernkas-

tel, der vor allem Wittlich versorgt. Trier wird aus mehreren Knoten versorgt.

Netzubertrag pro Jahr [GWh]

Abbildung 10.3: Stromabgabe und -aufnahme der Einzelknoten ber das Stromnetz in den Knoten fur
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2020-80%EE

Im Fall 2020-80%EE setzt sich dieser Trend fort. Die Strommengen, die in die Knoten Trier
und Wittlich gehen, steigen. Auffallig ist, dass Bernkastel weniger Strom abgibt, dafir weitere
Knoten zu groRen Erzeugern werden. Am deutlichsten ist dies beim Knoten Schweich, der

u.a. Trier versorgt.
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Abbildung 10.4: Stromabgabe und -aufnahme der Einzelknoten uber das Stromnetz in den Knoten flr
2030-100%EE

Im Szenario 2030-100%EE hat sich die Strommenge, die Uber das Netz ausgetauscht wird
deutlich erhéht. Trier bezieht tber 800 GWhg /a Strom aus den Nachbarknoten und damit
71% des Bedarfs. Dadurch miissen die Knoten Schweich, Ruwer und Saarburg groR3e
Strommengen erzeugen, um Trier zu versorgen. Weil Trier nur geringe EE-Potenziale hat
und im Einzelknotenfall PV bis zur Potenzialgrenze ausbauen muss, sind die Stromgeste-
hungskosten mit 17,2 ct’/kWhg, sehr hoch und kénnen durch die Reduzierung der EE-
Erzeuger und den Bezug aus anderen Knoten im Netzfall auf 11,5 ct/kWhg_ (Stromgeste-
hungskosten fir die gesamte Modellregion) reduziert werden. Der Einfluss des Netzes auf
die Einzelknoten ist in Kapitel 7.1.2 dargestellt.

Saarburg produziert so viel Uberschiisse, dass Trier bis zum Kapazitatsmaximum versorgt
wird und liefert zusatzlich Uber Ruwer Strom an Trier. Ruwer und Schweich sind
Durchleitknoten. In der Karte in Abbildung 10.5 sind die Stromfliisse dargestellt. Die roten
Knoten wie Trier und Wittlich beziehen Strom und die blauen Knoten versorgen andere
Knoten. Es wird deutlich, dass der Strom in die Ballungsgebiete flie3t. Entsprechnde
Leitungskapazitaten in diese Richtungen sind grundsatzlich vorhanden. Die Prufung der
Leitunsgkapazitaten und mdglicher Begrenzungen und des Ausbaubedarfs wird in den
folgenden Kapiteln dargestellt.
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Abbildung 10.5: Stromfliisse im Szenario 2030-100%EE-Netz

Aus den simulierten Netzfallen lassen sich grundsatzlich vier verschiedene Typen von Kno-
ten (energiewirtschaftlich zusammengefassten Gebieten) ableiten:
e Verbraucher: Gebiete mit einem hohen Strombedarf und geringen oder unglinstigen
EE-Potenzialen
o Erzeuger: Gebiete mit einem vergleichsweise geringen Strombedarf gegeniber ihren
EE-Potenzialen
e Durchleiter: Gebiete die zwischen einem Verbraucher und Erzeuger liegen, ihren ei-
genen Bedarf allerdings eigenstandig Decken
e Verbraucher & Erzeuger-Knoten: Dies sind Gebiete deren EE-Potenzial einseitig ver-
teilt ist. Ein beispielsweise ein Gebiet deren Potenzial fur WEA sehr hoch ist und ent-
sprechend genutzt wird braucht zu Flauten-Zeiten Ausgleichsenergie. Es stellt in
windreichen Zeiten aber auch viel Energie flr Gebiete mit einem andern Erzeu-
gungsprofil zur Verfigung.

10.1.2 Auswirkung auf das 110-kV-Netz

Mit Hilfe einer Lastflussberechnung am realen 110-kV-Netz lasst sich der Netzausbau auf
Basis der Ergebnisse der Simulationsrechnungen aus Kapitel 6.1 bewerten. Dabei wird die
Frage beantwortet, wie hoch die erwartete reale Belastung des 110-kV-Netzes auf Basis der
Simulationsergebnisse ist. Um dieses festzustellen, werden Lastflussberechnungen mit den
Knotenprofilen, die die Simulationsrechnung als Ergebnis liefert, durchgefiihrt. Die Berech-
nungen werden fur jede Viertelstunde der simulierten zwei Jahre durchgefiihrt. Die in diesem
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Zeitraum auftretende Spitzenleistung an den jeweiligen Betriebsmitteln bestimmt den not-
wendigen Ausbaubedarf im 110-kV-Netz.

Ziel des Projektes ist die autarke, lastgangkonforme Versorgung der Modellregion mit erneu-
erbaren Energien mit Hilfe von Speichern. Dennoch wird als Randbedingung festgelegt, dass
die bendtigten Systemdienstleistungen (Frequenzhaltung, Spannungshaltung, Versorgungs-
wiederaufbau und Betriebsfihrung) aus dem vorgelagerten Netz zur Verfligung gestellt wer-
den. Die Verifizierung der Simulationsergebnisse mittels der Lastflussrechnung trifft somit die
Aussage, ob und inwieweit die Ubertragungskapazitaten im 110-kV-Netz ausreichen, um den
Austausch zwischen den Knoten, wie in der Simulationen angenommen, zu gewahrleisten.
Welchen Einfluss der hohe Anteil an Erneuerbaren Energien auf die Systemstabilitat in Form
der ausreichenden Bereitstellung von Kurzschlussleistung, Blindleistung sowie Spannungs-
haltung hat und sich durch die Simulationsergebnisse ein stabiler Netzzustand einstellt, ist
nicht Teil dieser Untersuchung.

Die folgenden Ergebnisse der Lastflussberechnung zeigen den Ausbaubedarf der auf dem
Ergebnis der Simulationsrechnung beruht. Weiterfiihrend gehen keine weiteren netzplaneri-
schen Uberlegungen hinsichtlich der notwendigen Auslegung des 110-kV-Netzes ein. Etwai-
ge Uberlegungen beziiglich einer Sicherheitsreserve fiir andere Wetterlagen auRerhalb der
simulierten zwei Kalenderjahre, die eine héhere Erzeugungsspitze mdglich machen kénnen,
werden nicht angestellt.

Die anstehenden Netzberechnungen werden mit Hilfe des Netzberechnungsprogramms In-
tegral durchgefiihrt. Dabei werden insgesamt vier Szenarien berechnet. Die Tabelle 10.1
zeigt einen Uberblick Uber die vier Szenarien, deren notwendiger 110-kV-Netzausbau an-
hand des realen 110-kV-Netzes analysiert wird und wie diese sich zusammensetzten. Um
die Netzberechnungen durchzufiihren, werden bei den Szenarien ohne Speicher die ermittel-
ten Profile der dezentralen Erzeugung sowie ermittelten Knotenbelastungen je Knoten zu
einer residualen Last oder Rlckspeisung je Knoten zusammengesetzt. Mit dieser residualen
Last-/RuckspeisegréfRe werden dann die Berechnungen im Integral durchgefihrt. Bei den
Szenarien mit Speicher wird zusatzlich der Speichereinsatz in den Knotenprofilen berick-
sichtigt und die zu Ubertragende Leistung entsprechend des Speichereinsatzes im Knoten
korrigiert. Beide Szenarien werden sowohl fiir 80% EE als auch fiir 100% EE berechnet.

Tabelle 10.1: Ubersicht der berechneten Szenarien

Erzeugung Last Speicher
Szenario 80% EE ohne Speicher X X -
Szenario 80% EE mit Speicher X X X
Szenario 100% EE ohne Speicher X X -
Szenario 100% EE mit Speicher X X X

Die Lastflussberechnung basiert auf den Knotenprofilen der Simulationsergebnisse. Diese
reprasentieren den Lastgang an der HS/MS-Umspannebene der Modellregion. Fur den Fall,
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dass ein Knoten mehrere HS/MS-Umspannanlagen umfasst, werden diese gemeinschatftlich,
d.h. gepoolt, betrachtet. Dies ist notwendig, da die Ergebnisse der Simulationsrechnung nicht
fein granularer vorliegen. Als Ergebnis liefert die Lastflussberechnung die Auslastung der
Leitungen sowie der Transformatoren Uber die simulierten zwei Kalenderjahre in einer vier-
telstiindlichen Auflésung.

Die Zielsetzung der Netzberechnung ist, fur die 110-kV-Gruppe der Modellregion den sich fir
die Simulationsergebnisse ergebenen, konkreten Netzausbau zu identifizieren. Aus den Er-
gebnissen der Lastflussrechnung leitet sich fiir die einzelnen Szenarien der Simulationsrech-
nung der 110-kV-Ausbaubedarf ab. Zunachst wird der Ausbaubedarf fur die Szenarien ohne
Speicher bewertet. Dieses Ergebnis beschreibt den maximalen notwendigen 110-kV-
Netzausbau fur die in der Simulationsrechnung vorgesehene Leistung an dezentralen erneu-
erbaren Energien. Die hach den Ergebnissen der Lastflussrechnung notwendigen Netzaus-
baumalRnahmen werden hinsichtlich ihrer Kosten nach den Kostenannahmen aus
[CONSENTEC 2006] bewertet.

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Lastflussberechnung dargestellt sowie die Ergeb-
nisse hinsichtlich ihres daraus resultierenden Netzausbaus analysiert. Dieses wird zunéchst
fir das 80% EE- sowie das Szenario 100% EE ohne Speicher dargestellt.

10.1.2.1 Szenario 80% EE ohne Speicher

In Abbildung 10.6 wird der Netzausbaubedarf fir das Szenario 80% EE ohne Speicher an-
hand eines schematischen Netzmodells gezeigt. Die fir diesen Fall nach dem Ergebnis der
Lastflussrechnung auszubauenden Leitungen sind rot markiert. Weiter zeigen die rotumkreis-
ten Knoten diejenigen an, bei denen die Umspannanlage von der Hoch- auf die Mittelspan-
nung ausgebaut werden muss. Dieses ist fur die Knoten 2 (Bitburg), 10 (Schweich) und 15
(Kell) notwendig. Die roten Markierungen zeigen die Umspannanlagen, an denen die Verbin-
dung zwischen dem vorgelagerten Hochstspannungsnetzes und dem 110-kV-Netzes ausge-
baut werden muss.
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Abbildung 10.6: Schematische Darstellung des Ausbaubedarfs im Szenario 80% EE ohne Speicher

Wird nun der fur dieses Szenario gezeigte Netzausbaubedarf mit den Kostenannahmen be-
wertet, ergibt sich der in Tabelle 10.3 aufgelistete Netzausbaubedarf. In Summe mussen fir
dieses Szenario Netzausbaumaflinahmen in Héhe von 9,7 Mio. € durchgeflihrt werden. Diese
untergliedern sich in MaZnahmen in der HOS/HS- sowie der HS/MS-Umspannebene und den
110-kV-Verbindungsleitungen.

Tabelle 10.2: Netzausbaukosten fiir das Szenario 80% EE ohne Speicher

Maflnahmen Kosten in Mio. €
HOS/HS-Umspannanlage 1 UA 4,1
) Einfachbeseilung 8 km
110-kV-Leitung - 2,8
Doppelbeseilung 6,5 km
HS/MS-Umspannanlage 3 UA 2,8
Summe 9,7

10.1.2.2 Szenario 100% EE ohne Speicher

Fur das Szenario 100% EE ohne Speicher sind die Ergebnisse der Lastflussrechnung sche-
matisch in Abbildung 10.7 dargestellt. Es ergibt sich in diesem Szenario ein wesentlich gro-
Rerer Ausbaubedarf im Vergleich zum zuvor analysierten Szenario 80% EE. In diesem Sze-
nario mussen in Summe sechs HS/MS-Umspannanlagen ausgebaut werden, dargestellt mit
einer roten Ellipse um die entsprechenden Knoten. Des Weiteren besteht Ausbaubedarf bei
zwei HOS/HS-Umspannanlagen. Die betreffenden Knoten sind mit roten Markierungen her-
vorgehoben. AulRerdem miussen die flnf rot markierten Leitungsabschnitte ausgebaut wer-
den.
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Abbildung 10.7: Schematische Darstellung des Ausbaubedarfs im Szenario 100% EE ohne Speicher

Tabelle 10.3 zeigt den aus dem Szenario 100% EE ohne Speicher resultierenden Netzaus-
bau und stellt die Kosten fur die auszubauenden Umspannanlagen sowie 110-kV-
Leitungsabschnitte gegenlber. Entsprechend der Ergebnisse der Lastflussberechnung ist
ein Ausbau in Hohe von 33,2 Mio. € notwendig. Darauf entfallen 12,4 Mio. € auf die HOS/HS-
Umspannebene, 10,5 Mio. € auf die 110-kV-Leitungen sowie 10,3 Mio. € auf die Ausbau-
maflinahmen in der HS/MS-Umspannebene.

Tabelle 10.3: Netzausbaukosten fiir das Szenario 100% EE ohne Speicher

MalRnahmen Kosten in Mio. €
HOS/HS-Umspannanlage 2 UA 12,4
) Einfachbeseilung 8 km
110-kV-Leitung - 10,5
Doppelbeseilung 43 km
HS/MS-Umspannanlage 6 UA 10,3
Summe 33,2

Die Lastflussberechnungen der beiden Szenarien ohne Speicher zeigen einen notwendigen
Netzausbau sowohl bei den 110-kV-Verbindungsleitungen als auch in den Umspannanlagen
zum vor- und nachgelagerten Netz. Jedoch sind fir das 100% EE-Szenario deutlich mehr
Netzmal3nahmen erforderlich.

10.1.2.3 Szenario 80% EE mit Speicher

Nachdem die Ergebnisse der Lastflussrechnung sowie der daraus resultierende Ausbaube-
darf fuir die Szenarien ohne Speicher analysiert wurden, wird nun die gleiche Berechnung fur
die Szenarien mit Speichern durchgefihrt. Fir das Szenario 80% EE mit Speicher reduziert
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sich der notwendige Netzausbau im Vergleich zu den bisherigen Szenarien deutlich. Ent-
sprechend wie in der schematischen Darstellung in Abbildung 10.8 darstellt, muss fir dieses
Szenario lediglich die HS/MS-Umspannanlage fir den Knoten 10 (Schweich) ausgebaut
werden. Dartiber hinaus ist das bestehende Netz ausreichend dimensioniert, um die dezent-
rale Energie innerhalb der Modellregion zu verteilen.
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Abbildung 10.8: Schematische Darstellung des Ausbaubedarfs im Szenario 80% EE mit Speicher

Entsprechend des geringen Netzausbaubedarfs in diesem Szenario sind die damit verbun-
denen Netzausbaukosten gering. Entsprechend Tabelle 10.4 die den Netzausbaubedarf fur
dieses Szenario zeigt, liegen die Kosten fir den Netzausbaubedarf bei 1,0 Mio. € fir die
HS/MS-Umspannanlage fir den Knoten 10 (Schweich).

Tabelle 10.4: Netzausbaukosten flir das Szenario 80% EE mit Speicher

MaflRnahmen Kosten in Mio. €
HOS/HS-Umspannanlage - -
) Einfachbeseilung -
110-kV-Leitung - -
Doppelbeseilung -
HS/MS-Umspannanlage 1 UA 1
Summe 1,0

10.1.2.4 Szenario 100% EE mit Speicher

AbschlieRend werden die Ergebnisse flr das Szenario 100% EE mit Speicher dargestellt.
Wie bei den Szenarien mit 80% EE, liegt der Ausbaubedarf deutlich niedriger als im Szenario
100% EE ohne Speicher. Die schematische Darstellung der Ergebnisse der Lastflussrech-
nung in Abbildung 10.9 zeigt einen Ausbaubedarf im Bereich der 110-kV-Leitungen sowie
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der HS/MS-Umspannanlagen. Entsprechend der Ergebnisse muss die 110-kV-Leitung zwi-
schen den Knoten 11 (Ruwer) und 13 (Saarburg) ausgebaut werden. Aul3erdem sind die
Umspannanalgen der Knoten 4 (Manderscheid), 10 (Schweich), 13 (Saarburg) und 15 (Kell)
auszubauen.
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Abbildung 10.9: Schematische Darstellung des Ausbaubedarfs im Szenario 100% EE mit Speicher

Die beschriebenen Netzausbaumalnahmen mit ihren Kosten sind in Tabelle 10.5 dargestellt.
Die insgesamt 7,3 Mio. € Netzausbaukosten fur das Szenario 100% EE mit Speicher unter-
teilen sich in 3,5 Mio. € fur die Verstarkung der 110-kV-Leitung sowie in 3,8 Mio. € fur den
Ausbau der HS/MS-Umspannanlagen. Ein Ausbau der H6S/HS-Umspannanlage im Ver-
gleich zum Szenario 100% EE ohne Speicher ist nicht notwendig.

Tabelle 10.5: Netzausbaukosten fiir das Szenario 100% EE mit Speicher

Maflnahmen Kosten in Mio. €
H6S/HS-Umspannanlage - -
. Einfachbeseilung -
110-kV-Leitung - 3,5
Doppelbeseilung 16,5 km
HS/MS-Umspannanlage 4 UA 3,8
Summe 7,3

Die Ergebnisse der Lastflussrechnung sowie die Bewertung der daraus resultierenden Netz-
ausbaumafnahmen fir das 110-kV-Netz sind in der nachfolgenden Tabelle 10.6 abschlie-
Rend zusammengefasst. Dabei sind die vier betrachteten Szenarien mit ihren jeweiligen
Netzausbaukosten fur das 110-kV-Netz darstellt. Der Vergleich zeigt, dass die Szenarien
ohne Bertcksichtigung der Speicher einen deutlich hdheren Netzausbau bedeuten, als die
unter Bertcksichtigung der Speicher. Allerdings bleibt der notwendige Netzausbau auf einem
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niedrigen Niveau. Dies ist darauf zurtickzufiihren, dass in der Simulation und damit der Ver-
ortung der dezentralen Erzeugungsanlagen bereits die Ubertragungskapazitaten zwischen
den Knoten berucksichtigt worden ist.

Tabelle 10.6: Ubersicht iiber den Netzausbaubedarf im 110-kV-Netz in Mio. €

80% EE 80% EE 100% EE 100% EE
mit Speicher ohne Speicher mit Speicher ohne Speicher
Netzausbaubedarf 0 4,1 0,0 12,4
UA HOS/HS
Netzausbau 0 2,8 3,3 10,5
Leitungen 110-kV
Netzausbaubedarf 1 2,8 3,8 10,3
UA HS/MS
Summe 1 9,7 7,1 33,2

Die in diesem Kapitel dargestellten Ergebnisse der Lastflussrechnung sowie dem daraus
resultierende Netzausbau im 110-kV-Netz bilden in dem folgenden Kapitel die Basis fur wei-
tere Uberlegungen zum Nutzen der Speicher aus Sicht des 110-kV-Netzes.

10.1.3 Speicher vs. Netzausbau

Bereits die DENA Verteilnetzstudie [DENA 2012-b] zeigt einen mdglichen positiven Einfluss
der Speicher auf den Ausbaubedarf der Verteilungsnetze, sofern diese nicht marktgetrieben,
sondern netzdienlich eingesetzt werden. Im Rahmen der Simulation der Modellregion wer-
den die Speicher dargebotsgetrieben eingesetzt, um Last und Erzeugung zu einer lastgang-
konformen Versorgung Ubereinzubringen. Marktanreize haben bei der Simulation des Spei-
chereinsatzes aufgrund der Systematik der Simulation keinen Einfluss auf den Speicherein-
satz gehabt.

Aufgrund der im Projekt gewahlten Betrachtungsebene des 110-kV-Netzes kénnen die Effek-
te der Speicher auf dieser Netzebene analysiert sowie der monetare Wert der Speicher fur
das 110-kV-Netz in Form eines vermiedenen Netzausbaus bestimmt werden. Dabei bleiben
die Kosten fir die Speicher zunachst unberiicksichtigt. Der monetéare Wert der Speicher fir
das 110-kV-Netz ergibt sich aus dem Vergleich der notwendigen Netzausbaumalnahmen
unter Berucksichtigung eines Speichereinsatzes (s. Kapitel 10.1.2) mit dem Netzausbaube-
darf, der sich ohne einen Speichereinsatz ergibt. Die Tabelle 10.7 zeigt den Vergleich der
Netzausbaukosten fir in Kapitel 8.1.2 gerechnete Szenarien. Die Gegenuberstellung der vier
gerechneten Szenarien zeigt den deutlich héheren Netzausbau in den Szenarien ohne Be-
ricksichtigung der Speicher im Vergleich zu den Szenarien mit Speicher. Des Weiteren zeigt
der Vergleich der 80%- und der 100%-Szenarien untereinander, dass den Speichern ein
monetarer Nutzen nachzuweisen ist, den diese fur das 110-kV-Netz erbringen. Fur das Sze-
nario 80% EE liegt der monetare Wert der Speicher fir das 110-kV-Netz bei 8,7 Mio. € und
fur die Szenarien mit 100% EE liegt der monetére Wert der Speicher bei 26,1 Mio. €.
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Tabelle 10.7: Vergleich der Netzausbaukosten in Mio. €

Szenario Szenario Szenario Szenario
80% EE 80% EE 100% EE 100% EE
mit Speicher | ohne Speicher | mit Speicher | ohne Speicher
Netzausbaubedarf 0 4,1 0 12,4
UA HOS/HS
Netzausbau 0 2,8 3,3 10,5
Leitungen 110-kV
Netzausbaubedarf 1 2,8 3,8 10,3
UA HS/MS
Summe 1 9,7 7.1 33,2
Wert des Speicher- 8,7 26,1
einsatz

Die Ergebnisse zeigen, dass die Speicher je nach betrachteten Szenario einen Nutzen von
8,7-26,1 Mio. € fir das 110-kV-Netz in Form von vermiedenem Netzausbau liefern kénnen.
Wenn diese Speicher kostenlos zur Verfiigung gestellt werden. Einen etwaigen Nutzen der
Speicher fir die Mittel- und Niederspannungsnetze kann im Rahmen dieses Projektes nicht
analysiert werden. Hierzu ist eine genaue Verortung der dezentralen Erzeugungsanlagen
innerhalb der Knoten inkl. des genauen Netzanschlusspunkts notwendig. Dariiber hinaus
wurden die dem 110-kV-Netz unterlagerten Mittel- und Niederspannungsnetze in der Modell-
region im Rahmen dieses Projektes nicht betrachtet.

10.1.4 Auswirkung auf die Mittel- und Niederspannungsnetze

Bislang wurde sowohl in der Simulationsrechnung, als auch in der Betrachtung der Auswir-
kungen auf das Netz lediglich das 110-kV-Netz betrachtet. Jedoch wird ein Grofteil der
Speicher- und Erzeugungsanlagen physikalisch nicht im 110-kV-Netz angeschlossen. Der
Uberwiegende Teil der dezentralen Erzeugungsanlagen werden wie heute bereits zu sehen
im unterlagerten Mittel- und Niederspannungsnetz angeschlossen. Fir die in der Simulati-
onsrechnung unterstellten Speicher ist gleiches anzunehmen.

In den bisherigen Simulationsrechnungen sowie den Bewertungen derer Auswirkung auf das
Verteilungsnetz ist die Betrachtung des realen Netzanschlusspunktes ausgeklammert. Zur
Vollstandigkeit der Bewertung der Simulationsrechnung hinsichtlich deren Auswirkungen auf
das Verteilungsnetz soll an dieser Stelle eine Indikation der fiir die Ergebnisse der Simulati-
onsrechnung notwendigen Ausbau in der Mittel- und Niederspannung gegeben werden.

Eine exakte Berechnung des Ausbaubedarfs fir das Mittel- und Niederspannungsnetz ana-
log zur Berechnung des Ausbaubedarfs im 110-kV-Netz ist nicht Teil des Projektes. In der
Folge wurden das Mittel- und Niederspannungsnetz in der Simulation und im Netzknotenmo-
dell nicht berticksichtigt. Weiter liegt keine genaue Verortung der dezentralen Erzeugungsan-
lagen und Speichern vor. Da in Speicher und Erzeugungsanalgen in der Mittel- und Nieder-
spannung nicht verortet wurde, kann keine positiver Nutzen der Speicher auf die Ausbauko-
ten der Mittel- und Niederspannung bertcksichtigt werden. Somit wird die Indikation des
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Ausbaubedarfs fur das Mittel- und Niederspannungsnetz auf Basis einer Methodik analog zur
DENA Verteilnetzstudie [DENA 2012-b] abgeschétzt.

Nach der Methodik werden die Mittel- und Niederspannungsnetze der Modellregion in typi-
sche Netzcluster unterteilt. Diese Netzcluster differenzieren sich hinsichtlich ihrer unter-
schiedlichen Einwohnerdichte in Strukturklassen (Klasse A-E) (s. Abbildung 10.10).

Zuordnung der Gemeinden in Strukturklassen

0 bis 149 7.807 67,8 %
150 bis 299 2.045 17,8 %
300 bis 499 820 7,1 %
500 bis 999 580 5,0 %
gréer 1000 264 23 %

Abbildung 10.10: Kriterien der Strukturklassen nach [DENA 2012-b]

Weiter wird der Grad der Durchdringung an dezentralen Erzeugungsanlagen fir die jeweili-
gen Strukturklassen bewertet (Klasse 1-6). Abbildung 10.11 zeigt die Verteilung der Struktur-
klassen fur Deutschland nach [DENA 2012-b].

Die Abschéatzung des Ausbaubedarfs findet auf der Betrachtungsebene der Modellregion
statt und wird nicht in die jeweiligen Knoten differenziert. Hierzu werden die Mittel- und Nie-
derspannungsnetze den entsprechenden Strukturklassen zugeordnet. Die Parametrisierung
analog zum Vorgehen der DENA erfolgt anhand reprasentativer Cluster basierend auf RWE
Netzdaten. Entsprechend dieser Methodik wird der Netzausbaubedarf sowohl fiir das Szena-
rio 80% EE als auch fir das Szenario 100% EE fir die gesamte Modellregion abgeschétzt.
Die Ergebnisse dieser Abschatzung fur den Netzausbau im Mittel- und Niederspannungsnetz
der Modellregion sind in Tabelle 10.8 abgebildet. Fir jedes der beiden untersuchten Szena-
rien ist ein Korridor bestehend aus unterer und oberer Grenze abschéatzt worden, in dem sich
der Verteilnetzausbau bewegt. Fur das Szenario 80% EE liegt der Netzausbau zwischen der
unteren Grenze von 78 Mio. € und der oberen Grenze von 100 Mio. €. Fur das Szenario
100% EE liegen die Grenzen zwischen 110 Mio. € und 145 Mio. €.

Tabelle 10.8: Ergebnisse der Abschatzung des Ausbaubedarfs in der Mittel- und Niederspannung

Untere Grenze des MS/NS- Obere Grenze des MS/NS-
Netzausbaus Netzausbaus
80%-Szenario 78 Mio. € 100 Mio. €
100%-Szenario 110 Mio. € 145 Mio. €
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Strukturklassen I

A

$

Abbildung 10.11: Verteilung der Strukturklassen der deutschen Gemeinden nach [DENA 2012-b]

10.1.5 Einordnung der Ergebnisse

Abschlielend werden die Ergebnisse der Kapitel 10.1.2 bis 10.1.4 eingeordnet. Dabei kon-
nen zum einen allgemeine Aussagen zum Nutzen des 110-kV-Netzes fir eine lastgangkon-
forme Versorgung der Modellregion getroffen werden. Zum anderen zeigen die Ergebnisse
hinsichtlich des notwendigen 110-kV-Netzausbaus die reduzierende Wirkung der Berick-
sichtigung der Ubertragungskapazitaten bei der Verteilung der dezentralen Erzeugungsanla-
gen auf die Knoten.

Grundsatzlich ist auf Basis der Ergebnisse der Simulationsrechnung festzustellen, dass die
Verbindung der einzelnen Knoten innerhalb der Modellregion durch das modellierte 110-kV-
Netz einen positiven Effekt auf die Stromgestehungskosten einer 100%-lastgangkonformen
Versorgung der Modellregion hat. Dieses zeigt der Vergleich der Stromgestehungskosten in
Abbildung 10.12. Hier werden die Stromgestehungskosten fir die Einzelknoten, die Kupfer-
platte sowie die unter Berlcksichtigung des realen 110-kV-Netzes verglichen. Die Stromge-
stehungskosten fur eine 100%-lastgangkonformen Erzeugung in jedem Einzelknoten liegen
im Mittel bei 14,24 ct/kWhg.. Wird nun das ideale Netz, namlich die Kupferplatte, angenom-
men reduzieren sich die Stromgestehungskosten um 3,26 ct/kWhg, also auf 10,98 ct/kWhg,.
Somit zeigt sich, dass der Austausch von Energie zwischen Last- und Erzeugungszentren
einen monetaren Nutzen besitzt. Nun ist das 110-kV-Netz wie Kapitel 10.1.2 gezeigt nicht als
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Kupferplatte anzunehmen. Das heutige 110-kV-Netz in der Modellregion ist historisch ge-
wachsen und im Wesentlichen durch die dortige Last hinsichtlich seiner Ubertragungskapazi-
tat dimensioniert. Werden diese Ubertragungskapazitaten in der Simulation beriicksichtigt,
zeigt sich, dass die Stromgestehungskosten im Vergleich zum Optimum der Kupferplatte um
0,48 ct/kWhg, auf 11,46 ct/kWhg_ steigen. Allerdings liegen die Stromgestehungskosten un-
ter Beruicksichtigung der Ubertragungskapazitaten immer noch deutlich unterhalb deren der
Einzelknoten. Somit zeigt sich ein deutlicher Nutzen des 110-kV-Netzes fur den regionalen
Lasten- und Erzeugungsausgleich selbst unter der Annahme der aktuellen Ubertragungska-
pazitéten.

16

14 -

12

10 -

ct/kWh
©

Mittel der Einzelknoten Kupferplatte reales 110 kV-Netz

Abbildung 10.12: Stromgestehungskosten fur die Summe der Einzelknoten, die Kupferplatte sowie den
Netzfall bei 100% EE im Jahr 2030

Nachdem grundsatzlich der positive Effekt des 110-kV-Netzes auf die Stromgestehungskos-
ten gezeigt wurde, wird nun die netzausbaureduzierende Wirkung gezeigt, wenn bereits bei
der Standortwahl von dezentralen Erzeugungsanlagen und Speicher die bereits vorhanden
Ubertragungskapazitaten miteinbezogen werden. Dieser netzausbaureduzierende Effekt wird
deutlich, wenn der ermittelte Netzausbaubedarf fir das 110-kV-Netz sowie der fir das Mittel-
und Niederspannungsnetz ins Verhaltnis gesetzt werden.

Abbildung 10.13 zeigt das Verhaltnis zwischen den Netzausbaukosten fir die Hochspannung
zu denen der Mittel-und Niederspannung sowohl fir das Szenario 80% EE als auch das
Szenario 100% EE mit Speicher. Fur das 110-kV-Netz ist fur das Szenario 80% EE mit Spei-
cher ein Ausbaubedarf von etwa 1 Mio. € und fur das Szenario 100% EE ein Ausbaubedarf
von 7,1 Mio. € ermittelt worden. Weiter wurde fir die Mittel- und Niederspannungsnetze der
Ausbaubedarf fur das 80%-Szenario auf 78 Mio. € als untere Grenze, sowie 100 Mio. € als
obere Grenze abgeschatzt. Fur das Szenario 100% EE liegt die untere Grenze fur den not-
wendigen Mittel- und Niederspannungsausbau bei 110 Mio. € und die obere Grenze bei
145 Mio. €. Somit teilt sich der Ausbaubedarf fir die Modellregion fiir das Szenario 80% EE
nahezu komplett auf die Mittel- und Niederspannung auf. FUr das Szenario 100% EE entfal-
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len in etwa 4-7% je nach betrachteter Grenze des Ausbaubedarfs auf die 110-kV-Netzebene
und der Rest auf die Mittel- und Niederspannungsebenen.

100%
90%
80%
70%
60%
50%
40%
B Netzausbaukosten
30% Hochspannung
20% m Netzausbaukosten Mittel- und
10% Niederspannung
0%

kS S kS S
& & & &
Qé>° Qé,\" Qe'>° Qe'}" Jedes der betrachteten
@‘% @\c’ 6’;\5’ @\(’ Szenarien beinhaltet in
<\0 <\0 {\0 (\0 S|Ch 100% des fur daS
,@}"b «,"5@ @\Q’ @07’ jeweilige Szenario
o9 o4 o9 o4 notwendigen
S S KoY RN Verteilnetzausbaus

Abbildung 10.13: Vergleich der Zusammensetzung der Netzausbaukosten fiir die 80%- und 100%-
Szenarien sowohl mit als auch ohne Speicher

Das dargestellte Verhaltnis zwischen dem Netzausbaubedarf in der Hochspannung gegen-
Uber dem in der Mittel- und Niederspannung zeigt den netzausbaureduzierenden Effekt, den
die a priori Beriicksichtigung der Ubertragungskapazitaten im 110-kV-Netz haben. Die Wir-
kung dieses Effektes lasst sich erst einordnen, wenn das Verhaltnis zwischen den Netzaus-
baukosten aus Abbildung 10.13 mit denen der DENA Verteilnetzstudie verglichen wird. Wah-
rend in diesem Projekt die Ubertragungskapazitaten im 110-kV-Netz bei der Standortwahl
der dezentralen Erzeugungsanlagen und Speichern beriicksichtigt wurde, bleiben diese bei
der DENA Verteilnetzstudie sowohl bei Hochspannung als auch bei Mittel- und Niederspan-
nung unbertcksichtigt. Abbildung 10.14 zeigt die Anteile der Netzausbaukosten flr die Mittel-
und Niederspannung sowie der Hochspannung an den Gesamtkosten des jeweils betrachte-
ten Szenarios. Es wird nicht deren absolute Hohe sondern nur die Zusammensetzung mitei-
nander verglichen. Dieser Vergleich der Aufteilung der Netzausbaukosten zeigt, dass sich
das Verhaltnis der Netzausbaukosten durch die Beriicksichtigung der Ubertragungskapazita-
ten im 110-kV-Netz deutlich verschiebt. Wahrend bei der DENA Verteilnetzstudie fir ganz
Deutschland fast 60% der Kosten fir den Verteilnetzausbau in der Hochspannung notwendig
werden, liegt dieser unter den angenommenen Simulationsergebnissen und unter Beriick-
sichtigung der Ubertragungskapazitaten im 110-kV-Netz je nach Wahl der Grenze bei not-
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wendigen Ausbau in der Mittel- und Niederspannung bei 4-7%. Wie in Kapitel 10.1.4 be-
schrieben ist die Abschéatzung der Netzausbaukosten analog zu der Methodik nach [DE-
NA 2012] vorgenommen worden. Daher ist ein Anteil der Netzausbau in der Mittel- und Nie-
derspannung in etwa in Hohe der Ergebnisse nach [DENA 2012-b] zu erwarten, unter der
Einschrankung, dass hierbei ein Verhaltnis fir ganz Deutschland mit einem fir die Modellre-
gion verglichen wird. Dennoch zeigt der sehr geringe Anteil an Netzausbaukosten in der
Hochspannung, den netzausbaureduzierende Effekt in der Hochspannung durch die Beriick-
sichtigung der Ubertragungskapazitaten in der Simulationsrechnung. Insbesondere, da auf-
grund der analog angewandten Systematik die Netzausbaukosten fir die Modellregion abso-
lut betrachtet nicht hdher zu erwarten sind als nach der Systematik der DENA Verteilnetzstu-
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Abbildung 10.14: Vergleich der Zusammensetzung der Netzausbaukosten je nach betrachtetem
Szenario

Nachdem nun die Hohe bzw. die Struktur der Netzausbaukosten eingeordnet und verglichen
wurden, werden nun die ermittelten Netzausbaukosten in Relation zu den notwendigen
MalRnahmen gesetzt. Da in Kapitel 10.1.2 die Netzausbaukosten mafinahmenscharf ermittelt
wurden, entsprechen die ermittelten Netzausbaukosten einer Verstarkung des 110-kV-
Netzes auf einer Lange von bis zu 43 km. Der abgeschéatzte Netzausbaubedarf im Mittel-
und Niederspannungsnetz in Kapitel 10.1.4 belduft sich je nach Szenario und Wahl der unte-
ren oder oberen Grenze auf 78-145 Mio. €. Nun unterscheiden sich die Kosten je nach Malf3-
nahme und der Frage, ob diese in Form von Freileitungen oder in Form von Verkabelung
durchgefuhrt werden. Dennoch lasst sich nach [CONSENTEC 2006] und nach den gangigen
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Erfahrungswerten fur Netzausbaumafnahmen ein Daumenwert von 100.000 €/km im Mittel-
und Niederspannungsnetz ansetzten. Folglich entspricht das einen Ausbau im Mittel- und
Niederspannungsnetz der Modellregion auf 780 bis 1.450 km fur eine Gesamtflache der Mo-
dellregion von 3.720 kmz2.

Nachdem die Kosten fir den Netzausbaubedarf eingeordnet sind, stellt sich jetzt die Frage
nach der Einordnung des Nutzens, den die Speicher fur die Netze wie in Kapitel 10.1.3 ge-
zeigt erbringen. Die in der Simulationsrechnung eingesetzten Speicher reduzieren den not-
wendigen Netzausbaubedarf im 110-kV-Netz. Werden nun die gesamten Investitionskosten
fur die Speicher in Hohe von 301 Mio. € in das Verhaltnis zum maximal 26,1 Mio. € vermie-
denen Netzausbau gesetzt, zeigt sich, dass dieser Nutzen recht gering ist. Ein groR3flachiger
Einsatz von Speichern nur zum Zwecke zur Vermeidung von Netzausbau ist daher nicht
sinnvoll. Jedoch ist die Erzielung einer netzentlastenden Wirkung nur ein Nebeneffekt und
nicht primarer Zweck der Speicher. Deren vordringliche Aufgabe, der zeitlichen Ausgleich
von Last und Erzeugung, kann allein mittels Netzausbau nicht gelést werden, da dort zeitlich
eine entsprechende Erzeugung bzw. ein Verbrauch gewahrleistet werden muss. Dies kann
das Netz nur in einen begrenzten Umfang leisten, in dem es durch die Einbindung von zu-
satzlichen Lasten oder Erzeugern die Verbrauchs- und Einspeiseprofil beeinflusst. Dennoch
ist dadurch insbesondere die Frage der Langfristspeicher fur die Zeit der dunklen Flaute
nicht gelost. Die Notwendigkeit der Speicher wird auch in Kapitel 7.3.2 dargestellt. Auftreten-
de netzentlastende Effekte bei entsprechender Betriebsweise der Speicher kdnnen aller-
dings wie beschrieben additiv genutzt werden.

10.1.6 Netzdienstleitungen

In den vorangegangenen Kapiteln wurde die Frage beantwortet, wie viel Netzausbau fur den
simulierten Zubau an erneuerbaren Energien in der Modellregion, insbesondere im 110-kV-
Netz, notwendig ist, um eine ausreichende Ubertragungskapazitat fiir eine lastgangkonforme
Versorgung mit erneuerbaren Energien sicher zu stellen. Fur die Systemstabilitat von Strom-
netzen aber ist nicht nur eine ausreichende Ubertragungskapazitat notwendig sondern auch
eine ausreichende Bereitstellung von Blindleistung und Kurzschlussleistung sowie eine aus-
reichende Frequenzhaltung notwendig.

Die Fragestellung wie sich der Zubau von erneuerbaren Energien auf die Systemstabilitat
des Netzes auswirkt, wurde im Rahmen dieses Projektes nicht betrachtet. Zur Sicherstellung
der Systemstabilitat wird angenommen, dass alle fur die Systemstabilitat notwendigen Pa-
rameter (Frequenzhaltung, Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau und Betriebsfiih-
rung) durch das vorgelagerte Hochstspannungsnetz zur Verfigung gestellt werden. Aufbau-
end auf dieser Annahme findet nur eine Bewertung hinsichtlich der Ubertragungskapazitaten
statt.

Uber die in diesem Projekt beantwortete Fragestellung wie hoch die zusatzliche Uberta-
gungskapazitat sein muss hinaus, muss zusatzlich noch die Frage beantwortet werden, wel-
che Voraussetzungen geschaffen werden mussen, um die Systemstabilitéat der Stromnetze
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unter den fur die Modellregion gewahlten Annahmen vollends ohne die Systemdienstleistun-
gen aus dem vorgelagerten Hochstspannungsnetz sicher zu stellen.

Um diese Frage zu beantworten muss diese aus zwei Sichtweisen beleuchtet werden. Aus
technischer Sicht muss die Frage beantwortet werden, wie die Uberwiegend installierten fluk-
tuierenden wechselrichtergeftihrten Wind- und PV-Anlagen in die Lage versetzt werden, um
die bisher von den Generatoren der konventionellen Kraftwerke Ubernommenen Aufgabe der
Bereitstellung der Systemdienstleistungen vollends zu ersetzen. Aus Sicht des Netzbetrei-
bers muss geklart werden, wie er diesen Zugang zu den bereitgestellten Systemdienstleis-
tungen erhalt und diese entsprechend der netztechnischen Herausforderungen kontrahieren
kann.

10.2 Gasnetz

Es wird untersucht, wie sich die Energiemengen im Gasnetz durch PtG verédndern. Neben
den Gasverbrauchern werden ebenfalls zusatzliche Gaserzeuger angeschlossen. Dadurch
verandert sich die Funktionsweise von einer unidirektionalen in eine bidirektionale Versor-
gungsstruktur. Derzeit werden Uber die SWT in der Modellregion 1,79 TWhys/a Erdgas
[SWT 2012] verbraucht, siehe Kapital 2.4. Im Ergebnis der Optimierung werden im Szenario
2030-100%EE etwa 0,60 TWhys/fa SNG und 0,64 TWhys/a Biogas erzeugt und zur Rickver-
stromung gebraucht, siehe 7.3.3. In diesem Kapitel wird die SNG-Erzeugung und Verwen-
dung fur den Stromsektor besprochen, in Kapitel 8.7 wird der Nutzungspfad Mobilitat zusatz-
lich diskutiert.

Das Gasnetz entspricht im Modell einem idealen Gasspeicher, der unbegrenzt ein- und aus-
speichern kann. Diese Annahme soll mit den Erkenntnissen Uber das reale Gasnetz in der
Modellregion verglichen werden. Es soll gezeigt werden, wie sich die Energiemengen im
Netz durch die Einbindung von PtG verandern. Somit werden die Integrationsfahigkeit von
erneuerbaren Gaserzeugern und die gegebenen Netzrestriktionen beleuchtet. Darauf auf-
bauend entstehen Folgerungen tber moégliche Anpassungen des Gasnetzes.

10.2.1 Prognostizierter Gaslastgang des 100% EE-Szenarios

Anhand der Warmelastkurven fiir die Modellregion in Kapitel 2.10 wird ein Gesamtbedarf von
3,38 TWhyy/a Warme bestimmt. Die vom BDEW erstellte Methode zur Abschatzung des
Warmebedarfs ist urspringlich zur Abschatzung des Gasbedarfs eines Versorgungsgebietes
erarbeitet worden [Wagner 2005]. Aus dem Warmeverbrauchsprofil von Wohngebieten nach
dem BDWE-Verfahren wird fir die gesamte Modellregion ein Gaslastgang generiert, der den
zeitlichen Verlauf des Gasverbrauchs wiederspiegelt. Somit wird das derzeitige Gasver-
brauchsprofil gewonnen, das den 1,79 TWhys im Jahr entspricht, bei einer Hochstlast von
795 MWys. Wobei die Hochstlast der Ausspeisung auf der Gasleitung ,Alf-Trier* (nérdlicher
Anschluss von Trier) im Jahr 2012 laut der SWT 653 MWys [SWT 2012] betrug. Das erzeug-
te Gasverbrauchprofil liegt damit im Ausschlag des Profils etwas hdher, beriicksichtigt aller-
dings zusatzlich die Versorgungsleitung von Siiden, Uber deren Kapazitat keine genaueren
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Angaben bekannt sind. Unter der Annahme, dass das gesamte Erdgas in Warme umgewan-
delt wird, ergibt sich, dass heute ca. 53% des Warmebedarfs durch Erdgas gedeckt wird.
Nachfolgend soll das Gaslastprofil fir das Szenario 2030-100%EE abgeschétzt werden. Da-
zu werden die Ergebnisse der Simulation fur das Szenario 2030-100%EE im Netzfall einbe-
zogen. Diese spiegeln verschiedene Veranderungen im Gasnhetz wieder. Zum einen sinkt der
Erdgasbedarf, da entsprechende Gasthermen durch den Anschluss an Nahwéarmenetze oder
den Einsatz von PtH ersetzt werden. Der Gasverbrauch verringert sich um die Menge der
nutzbaren Warme (0,44 TWhry/a). Somit sinkt die insgesamt benotigte Gasmenge auf
1,35 TWhys/a. Die Hochstlast der Gasentnahme sinkt von 795 MWys auf 779 MWgs, siehe
Abbildung 10.15.
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Abbildung 10.15: Gasverbrauch und reduzierter Gasverbrauch (2030-100%EE) in der Modellregion

Zusatzlich speisen PtG (279 MWYg,) und Biogas (87 MWY¢,) ins Erdgasnetz ein. Auf der ande-
ren Seite gibt es BHKW mit einer installierten elektrischen Leistung von 448 MW¢g, als zu-
satzliche Verbraucher. Durch PtG und Biogas entstehen 1,146 TWhys/a, von BHKW werden
1,113 TWhys/a verbraucht und damit 0,45 TWhg/a Strom produziert. Demzufolge werden
33 GWhys/a produziert, die in der Mobilitat verwendet werden. Die maximale Einspeiseleis-
tung, die als negative Last dargestellt ist, betragt 380 MW s, die maximale Ausspeiseleistung

in BHKW 10.80 MWys (432 MWg,). Gasverbrauch und Gasproduktion sind in Abbildung
10.16 zusammengestellt.

Durch Zusammenfihren des reduzierten Gasverbrauchs aus Abbildung 10.15 und der zu-
satzliche Ein- und Ausspeicherung aus Abbildung 10.16 werden die veranderten Gaslasten
im Netz deutlich. Abbildung 10.17 zeigt zudem die Jahreshdchstlasten. Die Hochstlast der
Ausspeisung ins Erdgasnetz der Modellregion steigt von 795 MWys auf 1.275 MWys und
liegt damit beinahe doppelt so hoch wie der angegebene Wert der SWT. Insgesamt werden
1,906 TWhys/a aus dem Netz entnommen, von denen 1,850 TWhys/a in den Bereich unter-
halb der Hochstlast des derzeitigen Gasverbrauches fallt. In 397 Stunden im Jahr liegt die
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Gasausspeisung oberhalb der Hochstlast des derzeitigen Gasverbrauchs, in dieser Zeit wer-
den 56 GWhys/a bendétigt. Somit stellt sich die Frage, ob das Gasnetz diese veranderten
Lasten vertragen kann. Dies wird in Kapitel 10.2.3 besprochen.

Gasverbrauch (BHKW) —— Gasproduktion (PtG, Biogas)
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Abbildung 10.16: Gasverbrauch und Gasproduktion in der Modellregion (2030-100%EE)

Gasproduktionund Gasverbrauch [MYV]

Die Hochstlast der Einspeisung verringert sich um 7 MWys und betragt 373 MWys. Es wer-
den 0,589 TWhys/a eingespeist. Dies bedeutet eine Umkehrung der FlieRBrichtung, wobei
davon ausgegangen werden kann, dass die Leitungskapazitaten ausreichend grof3 sind.
Momentan gibt es keine Riickleitung aus der Modellregion. Durch die Uberproduktion in der
Modellregion muss das bestehende Netz dahingehend umgestaltet werden.

Die Zusammenfiihrung der Ein- und Ausspeisung im Erdgasnetz in Abbildung 10.17 zeigt die
Veranderungen der Anforderungen. Die Hoéchstlast der Ausspeisung (rot) steigt durch die
Versorgung der BHKW deutlich. Zusatzlich entsteht eine Gaseinspeisung, die als negative
Leistung (grin) dargestellt ist. Zeitlich betrachtet wird diese nicht durch den Gasverbrauch
der Region assimiliert. Zum Vergleich ist der abgeschatzte Gasverbrauch der Modellregion
heutzutage (schwarz) aus Abbildung 10.15 verzeichnet. Dort ist ein eindeutiger Unterschied
zwischen den Sommer- und Wintermonaten zu erkennen, der vom temperaturbedingten
Heizbedarf abhéangig ist. Die zusatzliche Speicherung von elektrischer Energie im Gasnetz
erhdht den Gasbedarf gleichmaRig Gber das ganze Jahr. Die Ausspeisung in den Sommer-
monaten bleibt jedoch hauptsachlich unterhalb der Hochstlast des urspriinglichen Gasver-
brauches. In den Wintermonaten werden haufig Leistungen gefordert, die oberhalb der
795 MWs liegen (hellrot).
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Abbildung 10.17: Gaseinspeisung und -ausspeisung im Erdgasnetz

Um die veranderten Gaslasten genauer zu untersuchen werden die tageszeitlichen Hochst-
lasten der Sommermonate (April bis September) und der Wintermonate (Oktober bis Marz)
einzeln betrachtet. Die maximale Ein- und Ausspeicherung ins Gasnetz in jeder Stunde des
Tages werden in Abbildung 10.18 dargestellt. Wahrend die maximale Ausspeicherung (rot)
im Winter (blauer Rand) deutlich hoher ist als im Sommer (roter Rand), féllt der Unterschied
bei der Einspeicherung (griin) nicht so stark aus. Bei der Ausspeisung sind jeweils Lastspit-
zen zu den Morgen- und Abendstunden zu erkennen.
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Abbildung 10.18: Maximale Ein- und Ausspeisung ins Gasnetz im Sommer und im Winter
Abbildung 10.19 stellt die anhand der Lastgénge erstellten durchschnittlichen Tagesprofile

dar. Dadurch werden die jahreszeitlichen Unterschiede offensichtlich. Die Ausspeisung liegt
in den Morgen- und Abendstunden, wahrend die durchschnittliche Einspeisung in der Mit-
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tagszeit ist. Im Vergleich zum durchschnittlichen Einsatz von PtG in Abbildung 7.32 ist die
erzeugte Gasmenge (Einspeisung) im negativen Bereich.
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Abbildung 10.19: Durchschnittliche Ein- und Ausspeisung im Sommer und im Winter

10.2.2 Raumliche Verteilung der Gaslasten

Der Energieaustausch zwischen den Knoten innerhalb des Models ist in Bezug auf Gas an-
ders geregelt als beim Strom. Es gibt keine definierten Gasibertragungskapazitaten, Uber
die in jedem Zeitschritt Gas zwischen Knoten ausgetauscht wird. Es liegt die Annahme zu
Grunde, dass es ein ideales Gasnetz gibt, das verlustfrei an jedem Ort und zu jedem Zeit-
punkt unbegrenzt Gasmengen aufnehmen und abgeben kann. Das verwendete Gasnetz
entspricht also einer ,Gas-Kupferplatte®. Es soll im Folgenden versucht werden die Auswir-
kungen des erzeugten EEGas auf das lokale Gasnetz, analog zu Kapitel 10.2.1, zu untersu-
chen.

Durch die Betrachtung der Differenz aus Gasproduktion und Gasverwendung in den einzel-
nen Knoten kann die raumliche Verteilung der Gaslasten bilanziell bestimmt werden. Es
werden in einigen Knoten Uberschiisse erzeugt, die zeitlich versetzt an anderer Stelle be-
nutzt werden. Die geografisch ungleich verteilte Gasproduktion mit PtG und Gasverwendung
in BHKW wird im Folgenden beleuchtet. Abbildung 10.20 zeigt die gesamte elektrische Pro-
duktion sowie den Strombezug Uber das Stromnetz im Verhaltnis zum elektrischen Bedarf
bilanziell fur jeden Knoten der Modellregion.

In den meisten Knoten liegt die Produktion (gelb) oberhalb des Bedarfs (rot). In diesem Fall
kann elektrische Energie tber das Stromnetz abgegeben werden. Dies wird Uber einen ne-
gativen Stromaustausch (blau); zum Beispiel in Speicher, Manderscheid, Bernkastel,
Schweich und Saarburg sichtbar. Eine andere Mdéglichkeit besteht darin SNG herzustellen
und dieses uber das bereits beschriebene Erdgasnetz auszutauschen. Zudem gibt es Kno-
ten, die den eigenen Strombedarf Uber die Produktion nicht decken kénnen und deswegen
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elektrische Energie uber das Stromnetz beziehen mussen. Dies ist besonders in Trier, aber
auch in Wittlich, der Fall.
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Abbildung 10.20: Energieproduktion und Netzlbertragung im Vergleich zum elektr. Bedarf

Durch hinzuziehen der Gasproduktion aus Biogas und PtG im Vergleich zum verwendeten
CH,; im BHKW wird sichtbar, welche Gasmengen ausgetauscht werden. Bei Zusammenfih-
ren der Erkenntnisse aus Abbildung 10.20 und Abbildung 10.21, werden die insgesamt bi-
lanziell Gbertragenen Energiemengen zwischen den Knoten deutlich.
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Abbildung 10.21: Biogas- und SNG-Produktion im Vergleich zur verwendeten Gasmenge im BHKW

Besonders auffallig ist in diesem Zusammenhang der Knoten Trier. Dieser bezieht Strom aus
anderen Knoten, um seinen eigenen Strombedarf zu decken, nimmt dartiber hinaus jedoch
weitere 327 GWhg /a Strom auf. Obwohl das Biogas ausreichen wirde, um die BHKW zu
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versorgen, werden durch PtG 125 GWhys/a SNG hergestellt. Diese wiederum stehen Uber
das Gasnetz den anderen Knoten zur Verfugung.

In Trier wird im 100% EE-Szenario also deutlich mehr Gas produziert als verbraucht. Der
Knoten mit der héchsten Einwohnerdichte ist damit Produzent von SNG und Biogas. Der
Knoten Trier hat im Verhaltnis zum Strombedarf eine geringe Eigenerzeugung durch
Erneuerbare Energien. 62,1% der in Trier verwerteten elektrischen Energie ist aus den
umliegenden Knoten importiert. Die elektrische Energie fur den Betrieb der Elektrolyse
kommt in Trier zu 98,7% aus den umliegenden Knoten.

Der elektrische Energieverbrauch von PtG in Trier betragt 213 GWhg, /a, daraus kdnnen ins-
gesamt 51 GWhg /a Strom erzeugt werden, allerdings werden nur 17 GWhg /a in den eige-
nen BHKW erzeugt. Die installierte BHKW-Leistung in Trier betragt 39,0 MWg_ bei einem
durchschnittlichen Bedarf von 97,2 MWg_ (maximaler Strombedarf von 151,1 MWg,
43,5 MW min). Das PtG-Potenzial betragt in Trier 400 MWg_ aus 120 kt/a CO..
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Abbildung 10.22: Installierte Leistung von PtG und BHKW im Netzfall nach Knoten aufgeteilt

Dieses Ergebnis wiederspricht der Erwartung, dass das Stromnetz entlastet wird indem in
den Knoten mit hohem Potenzial fir EE viele PtG-Anlagen stehen. Diese kénnten den Ener-
gieaustausch Uber die Gasleitungen in die urbanen Gebiete gewéhrleisten, da dort vermehrt
BHKW installiert sind, die das Gas rtickverstromen. Darum werden nachfolgend einige Erkla-
rungsversuche ausgeftinrt. Die allerdings, soviel sei vorweggenommen, keinen logischen
Grund fur das Ergebnis liefern. Dementsprechend bleibt die Erkenntnis, dass die Restriktio-
nen durch das Stromnetz (Leitungskapazitaten) nicht ausreichend sind, um die Verteilung
der BHKW und PtG-Anlagen zu beeinflussen. Der Bedarf der gesamten Region an Langzeit-
speichern (installierte Leistungen von PtG und BHKW) ist folglich als Ganzes zu bewerten.
Darum wird im Kapitel 10.2.3 darauf eingegangen, inwieweit die in Kapitel 10.2.1 ermittelte
Gaslastkurve in das bestehende Netz integriert werden kann.
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Die Karte in Abbildung 10.23 zeigt die rAumliche Verteilung der Gasnetzbelastung im Szena-
rio 2030-100%EE. Sie spiegelt die Differenz aus der Gasproduktion zum Bedarf in BHKW
aus Abbildung 10.21 wieder. So wird deutlich, dass bilanziell betrachtet sechs Knoten Gas-
produzenten sind, wahrend die Ubrigen elf Knoten Gas aufnehmen. Es werden einige Punkte
betrachtet, die in diesem Zusammenhang untersucht wurden, aber keine eindeutige Erkla-
rung liefern konnten.
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Abbildung 10.23: Raumliche Verteilung der Gasabgabe und Gasaufnahme im Szenario 2030-100%EE

10.2.2.1 Zentrale Lage im Stromnetz

Grund fur die Installation von PtG in urbanen Gebieten wie Trier und Bitburg, kénnte die
zentrale Lage innerhalb des Stromnetzes sein. Es konnte dadurch fir PtG-Anlagen mehr
Volllaststunden entstehen, da die Uberschiisse aus allen Regionen in diese Knoten verteilt
werden kdnnen. Bei Betrachtung der Volllaststunden von PtG erweist sich dies allerdings als
Irrtum: Gerade in Trier ergeben sich vergleichsweise geringe Volllaststunden mit rund
3.000 Vlh/a im Vergleich zu den landlich gepragten Gebieten mit tber 4.000 Vlh/a. Abbildung
10.24 zeigt die installierte elektrische Leistung von PtG und die erreichten Volllaststunden im
Jahr fur jeden Knoten. Es wird deutlich, dass die Knoten mit vergleichsweise geringer Leis-
tung hohe VIh erzielen, wahrend bei grof3en Leistungen die VIh niedriger sind.
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Abbildung 10.24: Inst. Leistungen und Volllaststunden von PtG aufgeteilt nach Knoten

10.2.2.2 Einschrankung durch BHKW

Das SNG wird in Trier trotz des hohen Strombedarfs nicht vollstandig selbst in BHKW ver-
stromt. Wobei die installierte Leistung von BHKW ein Freiheitsparameter in der Optimierung
ist und die Verteilung tber die unterschiedlichen Knoten fur das System gleich teuer ist. Da-
rum gibt es keine Einschréankungen der Verteilung der BHKW im Sinne von Potenzialgrenzen
oder sonstigen Restriktionen. Im Gegentelil, ist es so, dass BHKW in urbanen Gebieten eher
an Warmeverbraucher angeschlossen sind (auch im Modell).

10.2.2.3 Einschrankung durch Potenzialgrenzen

Das PtG-Potenzial wird nirgends ausgeschopft. Die Knoten, die Trier vorgelagerten Gebiete,
nutzen ihre PtG-Potenziale nicht aus. Damit scheint es wenig Bedarf an Ausweichmaoglich-
keiten auf andere Transportnetze (das Gasnetz) zu geben, siehe Abbildung 10.25.
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Abbildung 10.25: CO,-Potenzial nach Herkunftsart und inst. Leistung PtG je Knoten

10.2.2.4 Ergebnis

Die Auslegung der Stromnetzkapazitaten ist ausreichend, um Strom in die urbanen Knoten
zu transportieren, ohne oft ihr Limit zu erreichen. Im Fall von Ruckverstromung kann davon
ausgegangen werden, dass die Kapazitaten mindestens ausreichend sind und die Netzrest-
riktionen keine Auswirkungen haben, da hier maximal der Bedarf vom Knoten Trier gedeckt
wird. Die Restriktionen des Stromnetzes reichen nicht aus, um die Verteilung der PtG-
Anlagen zu beeinflussen. Da PtG im Szenario 100% EE trotzdem eine wichtige Rolle spielt,
kann davon ausgegangen werden, dass die systemische Funktion als Speicher bei der Be-
trachtung von PtG in einem kleineren Netzgebiet von der GréRe der Modellregion eine gro-
Rere Rolle spielt als die Funktion als netzentlastende Komponente. Also ist die Langzeitspei-
cherung an sich ausschlaggebender fir den Einsatz von PtG, als die Fahigkeit von PtG auf
das Gasnetz als Transportnetz auszuweichen.

10.2.3 Integrationsfahigkeit

Am Beispiel der nérdlichen Hochdruckleitung G1 in der Stadt Alf im Knoten Zell wird die In-
tegrationsfahigkeit in das bestehende Erdgasnetz untersucht, siehe Abbildung 2.4. Im Feb-
ruar 2012 wurde die Nennkapazitat der angeschlossenen Gasleitung zu 95% ausgelastet
[Creos 2012]. Wie in Kapitel 10.2.1 bereits erwahnt, wurde im selben Jahr die Héchstlast im
Gasnetz der SWT mit 653 MWys angegeben. Somit kann die heutige punktuell hdchste
Ubertragungsrate mit 690 MW, abgeschatzt werden. Sie beriicksichtigt nicht die Auslastung
der beiden Gasleitungen im Siuden der Modellregion, da fur diese keine Daten verfligbar
sind. Der verwendete Gaslastgang fir die gesamte Modellregion ergibt eine Jahreshochst-
last von 795 MW,s, vgl. Abbildung 10.15. Uber die Gasleitung wurde im Jahr 2011 eine
durchschnittliche Gasmenge von 18.322 m3/h transportiert. Dies entspricht einer Energie-
menge von 1.605 GWhys/a.

Seite 197 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

Aus dem Vergleich mit der insgesamt in der Modellregion verbrauchten Gasmenge
(1.790 GWhys/a) wird deutlich, dass diese Gasleitung der Hauptbezugsweg der Modellregion
ist. Die im Kapitel 10.2.1 prognostizierte Hochstlast fiir das Szenario 2030-100%EE betragt
hingegen 1.275 MWgs und liegt Uber der abgeschatzten Ubertragungsrate von ca.
690 MWys. Aus der Simulation geht hervor, dass insgesamt 2.517 GWhys/a Uber das Erd-
gasnetz transportiert werden. Die Stromerzeugung aus Erdgas erhéht sowohl die Jahres-
hdchstlast als auch die Ubertragene Energiemenge. Die gesteigerte Erdgasmenge bedeutet
eine hohere Ausnutzung des Systems. Inwieweit das vorliegende Gasnetz in der Lage ist
seine Kapazitatsgrenze tber die abgeschatzte Ubertragungsrate hinaus auszuweiten, ist
nicht im Detail bekannt. Es ist aber durchaus vorstellbar, dass die Gasnetzbetreiber in der
Lage sind, den erhthten Gasbedarf zu gewahrleisten. Wie dies genau geschieht musste in
Zusammenarbeit mit den Netzbetreibern geklart werden.
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Abbildung 10.26: Ausspeisung oberhalb der Leitungskapazitat im Szenario 2030-100%EE

Eine Mdglichkeit ist der Aufbau von dezentralen Gasspeichern, die in rdumlicher Nahe zu
den Gasverbrauchern die geforderte Leistung vorhalten. Um die notwendige SpeichergrofRe
abzuschatzen wird aus Abbildung 10.17 die Leistung oberhalb der heutigen Jahreshéchstlast
von 795 MWs fiir einen Winter extrahiert. Abbildung 10.26 zeigt die hdchste zusatzliche
Entnahmeleistung mit 451 MWys im November. Wird der Speicher fur die Gasmenge der
Woche mit der groRten Leistung ausgelegt, so ist eine Speichergréf3e von ca. 14,5 GWhqy
mit einer taglichen Ausspeicherleistung von 4,6 GWhys/d erforderlich. Dies entspricht einem
Normvolumen Erdgas von 1,45 Mio. m3 und einer Ausspeicherleistung von 0,45 Mio. m3/d.

Der prognostizierte Gaslastgang der Modellregion zeigt zudem haufige Anderungen zwi-
schen Gasentnahme und Gaseinspeisung. So werden etwa 320 Wechsel im Jahr prognosti-
ziert. Dabei wird die Umkehrung der Flie3richtung in den Hochdruckleitungen notwendig. Die
Untersuchung der Gasnetzeinspeisung und Gasnetzausspeisung in jedem Knoten zeigt zu-
dem, dass dies auch in den Knoten mit einer hohen bilanziellen Gasaufnahme zu erwarten
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ist. So ist z.B. im Knoten Ruwer (11) eine bilanzielle Gasaufnahme erkennbar, aber wegen
der geringen Einwohnerzahl ist der Gasbedarf vergleichsweise niedrig, sodass das produ-
zierte SNG zu vielen Zeitpunkten an den Nachbarknoten abgegeben werden muss.
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Abbildung 10.27: FlieBrichtung im Gasnetz mit und ohne SNG-Einspeisung

Die produzierte Menge SNG muss entweder in Erdgasspeichern gelagert oder Uber die drei
Gasleitungen aus der Modellregion geleitet werden. Im Falle der Gasleitung G1 muss in die-
sem Fall eine Rickspeisung in die TENP am Anschlusspunkt Alf geschehen. Die Kosten und
die technischen Voraussetzungen daftr sind nicht bekannt. Die Speicherung von SNG und
Biogas innerhalb der Region auf der anderen Seite ist ebenfalls eine gro3e Herausforderung.
Die maximale Einspeisung anhand der Simulation betragt 24,5 GWhys Uber 93 Stunden im
September des ersten Simulationsjahres. Das entspricht einem Normvolumen von
2,5 Mio. m3 und einer Ausspeicherleistung von 0,67 Mio. m3/d. Mit oberirdischen Gasspei-
chern wie Hochdruckkugelgasspeichern mit bis zu 50.000 m3 oder Gastirmen (Gasometer)
mit mehreren 100.000 m3 ist diese Menge nicht wirtschaftlich speicherbar. Die spezifischen
Kosten flr oberirdische Gasspeicher liegen im Bereich von 1.000 €/ MWhry, sodass zusatzli-
che Kosten von mehreren Millionen Euro anfallen. Eine detailliertere Gegenulberstellung der
Gasnetzanschlusskosten und der Gasspeicherkosten erfolgt im nachsten Kapitel.

Wird die gesamte Modellregion betrachtet, ist es also wichtig einen Anschluss an die 41 vor-
handenen Untertageerdgasspeicher in Deutschland zu haben. Mit einer kumulierten Spei-
chergroRe von 21.847 Mio. m3 (218,5 TWhys) ist ausreichend Kapazitat vorhanden
[GIE 2014]. Die kurzfristige Zwischenspeicherung der maximal auftretenden Einspeisung von
SNG in der Modellregion wirde nur ungefahr 0,01% der deutschen Untertageerdgasspeicher
auslasten. Allerdings gibt es in der Modellregion selbst keine Untertagespeicher, die genutzt
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werden konnen. Abbildung 10.28 zeigt eine Ubersichtskarte der deutschen Erdgasspeicher
aufgeteilt in Poren- und Kavernenspeichern. Zusatzlich sind die Ausmalfie der Modellregion
eingetragen, sodass die Entfernungen zu den néchstgelegenen Speichern erkennbar sind.
Vier Porenspeicher liegen etwa 100 km entfernt sidlich von Frankfurt am Main und haben
zusammen eine Arbeitsgaskapazitat von etwa 335 Mio. m3. Die summierte Ausspeicherleis-
tung betragt 9,3 Mio. m® am Tag, die Einspeicherung 4,7 Mio. m3/d [GIE 2014]. In Hinsicht
auf die oben abgeschatzte Ausspeicherung (1,45 Mio. m3; 0,45 Mio. m3/d) und Einspeiche-
rung (2,5 Mio. m3; 0,67 Mio. m3/d) erfullen diese vier Untertageerdgasspeicher die Anforde-
rungen der Modellregion.
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Abbildung 10.28: Untertageerdgasspeicher in Deutschland und Modellregion [LBEG 2014]

Auch wenn das Gasnetz im Vergleich zum Stromnetz grof3e Energiemengen aufnehmen,
transportieren und in Untertageerdgasspeichern zwischenlagern kann, sowie sehr flexibel
reagiert, ist die Einspeisung nicht uneingeschrankt moglich. Bei einem EE-Anteil von 100%
ist das bestehende Erdgasnetz der Modellregion nicht in der Lage die Gasmengen zu jedem
Zeitpunkt aufzunehmen. Dies bedeutet, dass die hineinfihrenden Gasleitungen intensiv in
beide Fliel3richtungen genutzt werden missen. Von diesem Standpunkt ergeben sich bei der
Installation gréRerer PtG-Erzeugungseinheiten in einer Region Anforderungen an die Gas-
netzintegration. Da das SNG Uber die Hochdruckgasleitungen transportiert werden muss,
sprechen einige Aspekte gegen eine Einspeisung ins Mitteldrucknetz. Zum einen muss das
Erdgas in Verbraucherndhe aus Sicherheitsgrinden mit Duftstoffen angereichert werden.
Diese Odorierung mit Warnstoffen dient der Wahrnehmbarkeit des von Natur aus geruchs-
neutralen Methans und basiert auf verschiedenen chemischen Substanzen mit und ohne
Schwefel [DVGW 2014]. Das odorierte Gas sollte nicht in dariber gelegene Netzte gelangen,
da die Gefahr besteht, dass diese nicht auf entsprechende Zusatzstoffe ausgelegt sind. Es
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konnen Ablagerungen im System oder Probleme an anderen Odorierungsstationen mit un-
terschiedlicher Technik entstehen.

Des Weiteren erfordert ein Anschluss an das Mitteldrucknetz eine energie- und kosteninten-
sive Ruckverdichtung. Im heutigen Gasnetz ist diese Art der Umwandlung nicht vorhanden
und vorgesehen. Im Folgenden werden die Investitionskosten des Gasnhetzanschlusses zu-
sammengetragen und einem lokalen Speicherkonzept gegentuber gestellt. In Kapitel 11.1.3
wird der Aspekt des Gasnetzanschlusses unter Einbezug der analysierten Kosten anhand
von Szenarien genauer betrachtet.

10.2.4 Kosten Gasnetz

Basierend auf den Ergebnissen der Gasnetzbetrachtung werden die Kosten fur die Anbin-
dungsmoglichkeiten an das bestehende Erdgasnetz betrachtet. Diese stehen, wie bereits
beschrieben, in Konkurrenz zu lokalen Erdgasspeichern. Prinzipiell sind zwei potenzielle
Einspeisepunkte vorhanden. Dies ist zum einen der Anschluss an eine Hochdruck-
Verteilerleitung (HD) und zum anderen an das lokale Mitteldrucknetz (MD). Bei der Wahl der
geeigneten Verbindung werden neben der Entfernung und damit den Kosten fur den Lei-
tungsbau die Kosten des Anschlusses sowie zusatzlichen Nebengeraten einbezogen. Die
spezifischen Kosten fur Erdgasleitungen setzen sich aus den Materialkosten fir das Rohr
und die Verlegungs- bzw. Grabenkosten zusammen. Die Verlegung in unversiegeltem Boden
kann mit 90 €/m beziffert werden. Typische Kunststoffleitungen fur MD (z.B. PN1, DN140)
veranschlagen 40 €/m, fir HD liegen sie bei 45 €/m. Somit entstehen Leitungskosten von
130.000 und 135.000 €/km. Die Installationskosten fur den Anschluss setzen sich aus dem
mechanischen Anschluss, der Einspeisestation und Planungskosten zusammen. Zusatzlich
erfordert die Einbindung von PtG-Anlagen in das Mitteldrucknetz eine Rickverdichtung. In
Absprache mit der Gasabteilung von RWE werden fir die Betrachtung der Gasanschluss-
kosten folgende Kostenannahmen hinzugezogen.

Tabelle 10.9: Kosten flir den Gasnetzanschluss [Schafer 2013]

Mitteldruck Hochdruck
Leitungskosten 130 €/m 135 €/m
Einspeisestation 50.000 € 350.000 €
Ruckverdichter 600.000 € -

Der Unterschied der beiden Anschlussarten ist grof3, der Mitteldruckanschluss ist zwar zu-
nachst kostengunstiger, durch die bendgtigte Riickverdichtung liegt dieser jedoch tber denen
fur den Hochdruckanschluss. Eine einfach Uberschlagene Rechnung zeigt bereits, dass im
einfachen Anschlussvergleich die Hochdruckleitung etwa 4 km weiter weg sein muss um den
teureren Mitteldruckanschluss auszugleichen.
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10.2.4.1 Gasnetzanschlussszenario Neuerburg

Der Knoten Neuerburg ist im Modell nicht ans Gasnetz angeschlossen, weil die Entfernung
sehr grof3 ist, vgl. Abbildung 2.9. Um den Einfluss der Gasnetzanbindung zu untersuchen
wird ein Sonderszenario gerechnet, bei dem Neuerburg am Gasnetz angeschlossen ist. Die
Ergebnisse sind in Abbildung 10.29 dargestellt.
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Abbildung 10.29: Installierte Leistungen und Stromproduktion verschiedener Technologien fir den
Knoten Neuerburg mit und ohne Gasnetzanbindung

In Neuerburg entstehen hohe Kosten fir den Einsatz von Gasspeichern, so fallen
0,665 ct/kWhg, der Stromgestehungskosten nur flr stationdre Gaskugelspeicher an. Aul3er-
dem ist der systemische Einfluss durch das Fehlen des Gasnetzanschlusses grof3, weil
Uberkapazitaten installiert werden, um die Speicherung zu ersetzten. In dem Sonderszena-
rio, bei dem Neuerburg einen Gasnetzanschluss hat, reduzieren sich die Stromgestehungs-
kosten von 13,415 auf 12,302 ct/kWhg, deutlich und bezogen auf den jahrlichen Strombedarf
von Neuerburg von 81,158 GWhg /a kdnnen jahrlich 900.000 € eingespart werden. Bei ei-
nem Betrachtungszeitraum von 15 Jahren liegen die Mehrkosten bei 13,5 Mio. €.

Dem gegeniiber stehen die Kosten fir einen geeigneten Gasnetzanschluss im Knoten Neu-
erburg. Diese werden uberschlagig mit den zuvor genannten Leitungskosten von 135.000 €
pro Kilometer ermittelt. Bei einer Distanz von ca. 20 km liegen diese dann bei ca. 2,7 Mio. €.
Dazu kommen dann die Anbindungskosten der PtG-Anlagen an die Gasleitungen. Ein Gas-
netzanschluss zum bestehenden Erdgasnetz ist trotz der Uberwindung von etwa 20 km Dis-
tanz gunstiger als der Einsatz von Gasspeichern.
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11 Vorbereitung der Umsetzung

An eine PtG-Anlage wird eine ganze Reihe an Anforderungen gestellt. Im Gegenzug missen
auch bestimmte technische und systemische Randbedingungen fur den Einsatz der PtG-
Anlage erfillt sein, auf die in diesem Kapitel eingegangen wird.

11.1 Analyse und Bewertung von geeigneten Standorten

Im Folgenden wird die Modellregion beziiglich geeigneter Flachen als Standorte analysiert
und bewertet. Die Bestimmung von optimalen Standorten fir PtG-Anlagen ist eine komplexe
Aufgabe, da neben technischen und 6konomischen auch juristische, 6kologische und soziale
Faktoren berticksichtigt werden mussen. Fir die gro3e Anzahl an zu untersuchenden Krite-
rien wurde die Analyse mit geografischen Informationssystemen (GIS) durchgefihrt.

Vorhandene Geodaten werden in Bezug auf die Standortwahl mittels selektiver und restrikti-
ver Faktoren aufgeteilt. Wahrend die restriktiven Faktoren explizite Flachen ausgeben, die
nicht als Standort von PtG-Anlagen in Frage kommen, dienen die selektiven Faktoren der
Bewertung der lbrig gebliebenen, geeigneten Flachen. Hierzu wird die Modellregion auf der-
zeit verfugbare konkrete Standorte fur PtG-Anlagen untersucht.

Weitere Anforderungen fir die Bewertung eines Standortes, die im Rahmen einer konkreten
Projektumsetzung geprift werden missen, sind im Anhang dargestellt. Auf diese wird im
Folgenden nicht weiter eingegangen.

11.1.1 Restriktive Faktoren

Die restriktiven Faktoren sind fir die Standortuntersuchung wichtig, da sie eine Ausschluss-
funktion haben und Gebiete identifizieren, die als Orte fiir eine PtG-Anlage nicht in Frage
kommen. Es sind fir diese Untersuchung neben dem geltenden Baurecht besonders Natur-
und Umweltschutzkriterien von Bedeutung. Sie kdnnen auch als allgemeine Landnutzungs-
bedingungen bezeichnet werden. Im ersten Schritt soll geklart werden, welche gesetzlichen
Grundlagen uber geschiitzte Gebiete existieren und fur welche Teile der PtG-Prozesskette
diese gelten. Somit kénnen in der Modellregion Ausschlussflachen lokalisiert werden. Dazu
kommen Flachen, die bereits verbaut oder fiir eine Bebauung ungeeignet sind. Dies sind
unter anderem Wald-, Wasser-, Infrastruktur- und Bebauungsflachen. In Deutschland gelten
neben dem Baugesetzbuch (BauGB) und dem Bundesnaturschutzgesetz (BNatSchG) die
jeweiligen Landesbauordnungen und Landesnaturschutzgesetze. Fir die Modellregion gilt
entsprechend die Landesbauordnung Rheinland-Pfalz (LBauO) und das Rheinland-
Pfalzische Landesnaturschutzgesetz (LNatSchG) [LNatSchG 2005]. Die Gesetze regeln alle
baulichen Vorhaben und geben verschiedene Mdoglichkeiten, Gebiete zum dauerhaften
Schutz von Teilen der Natur und der Landschaft auszuweisen. Haufig tberlagern sich Gebie-
te verschiedener Schutzgebietskategorien, weswegen sie einzeln fir die Modellregion unter-
sucht werden. Die geografischen Daten der Schutzgebiete werden hauptsachlich tber das
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Landschaftsinformationssytem der Naturschutzverwaltung Rheinland-Pfalz (LANIS-RLP) und
dem ,Geoportal RLP* bezogen.

11.1.1.1 Nationalpark

In deutschen Nationalparks (NTP) sind nach 8§ 18 LNatSchG alle Handlungen und Eingriffe
durch den Menschen verboten. In der Modellregion gibt es keinen bestehenden National-
park. Fur die Standortuntersuchung werden Nationalparks nicht weiter betrachtet.

11.1.1.2 Naturschutzgebiet
In Naturschutzgebieten (NSG) gelten nach 8 17 LNatSchG strenge Auflagen die jegliches
Bebauen verbieten. NSG gehdren also zu den restriktiven Flachen. In der Modellregion gibt
es 58 Naturschutzgebiete mit einer Gesamtgrof3e von ca. 43 km2. Dies entspricht ca. 1,2%
der Flache der Modellregion.

11.1.1.3 Naturpark

Naturparks (NP) sind nach § 21 LNatSchG grof3raumige Gebiete mit besonderer Erholungs-
eignung fir Menschen und zur Erhaltung der Natur. Die grundlegende Idee ist der Schutz
der Arten- und Biotopvielfalt durch Nutzung. Das Errichten oder Erweitern baulicher Anlagen
aller Art ist unter Auflagen gestattet, bedarf aber stets einer Genehmigung der Landespfle-
gebehorde. Dies beinhaltet ebenfalls die Verlegung von Energiefreileitungen und von Leitun-
gen unter der Erdoberflache. Innerhalb der NP werden zudem Kernzonen bestimmt, fiir die
ein zusatzlicher Schutzzweck gilt. Hinsichtlich der Eignung fur die PtG-Technologie sind die
Kernzonen restriktive Flachen. Nichtkernzonen sind nur unter Auflagen geeignet. In der Mo-
dellregion liegen vier Naturparks mit einer Gesamtflache von ca. 1.201 km2 (32,3%). Davon
sind elf Gebiete mit einer Flache von ca. 280 km? (7,5%) als Kernzonen ausgewiesen.

11.1.1.4 Landschaftsschutzgebiet

Landschaftsschutzgebiete (LSG) sind nach § 20 LNatSchG zur Erhaltung der natirlichen
Vielfalt und der Eigenart der Landschaft. Gegenlber den Naturschutzgebieten handelt es
sich in der Regel um grol3e Gebiete mit bestimmten Nutzungseinschrankungen. Errichten
oder Erweitern baulicher Anlagen unterliegen der Genehmigung der Landespflegebehdrde.
Es gelten die gleichen Auflagen wie in den Naturparks. In der Modellregion gibt es elf LSG
mit einer Flache von ca. 1.018 km? (27,4%). Landschaftsschutzgebiete sind mit einer Ge-
nehmigung fur die Methanisierung geeignet.

11.1.1.5 Geschutzter Landschaftsbestandteil

Geschuitzte Landschaftsbestandteile (GLB) sind nach § 23 LNatSchG kleinrdumige Struktu-
ren wie Baumreihen und Hecken, die nicht verandert werden dirfen. Die 21 Objekte in der
Modellregion gehdren also zur restriktiven Flache, sind mit einer Flache von weniger als
1 km? jedoch von keiner grof3en Bedeutung. Die gefundenen Geodaten sind zum Teil aus
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Polygonen bestehende Flachen sowie aus Punkten bestehende Objekte. Um die Punkte
ebenfalls nutzen zu kdnnen, werden diese mit einem Abstandspuffer von 100 m versehen
und zusammengefuhrt.

11.1.1.6 Naturdenkmal

Naturdenkmale (ND) sind nach § 22 LNatSchG zu schitzende Einzelschopfungen der Natur
oder Flachen bis 5 ha. In der Modellregion sind 490 Naturdenkmale mit einer Ausdehnung
von ca. 13 km2 (0,3%) verzeichnet. Sie werden ebenfalls der Ausschlussflache zugeordnet.
Wie schon bei den GLB besteht der Datensatz aus Punkten, die mit einem Puffer von 100 m
versehen worden sind.

11.1.1.7 Natura 2000 und Biotopverbund

Natura 2000 und der Biotopverbund sind Richtlinien fur ein gemeinsames europaisches Netz
zum Schutz besonderer und seltener Lebensraume, Tier- und Pflanzenarten. Durch das
LNatSchG wurden Flachen als Fauna-Flora-Habitaten (FFH), Vogelschutzgebieten (VSG)
und dem landesweiten Biotopverbund (BV) ausgewiesen. Im Landesnaturschutzgesetz von
Rheinland-Pfalz werden keine expliziten Verbote genannt, die man auf den Bau einer PtG-
Anlage anwenden kann. Fir eine Bebauung werden eine Genehmigung und Gutachten zur
Umweltvertraglichkeit bendtigt. Die Bewirtschaftung der Gebiete, besonders der bereits
landwirtschaftlich gepragten, ist zum Teil mdglich und sogar gewtinscht. Durch eine nachhal-
tige und umweltschonende Nutzung soll dazu beitragen werden, die Lebensraume und damit
die Artenvielfalt zu erhalten. Ein Abgleich mit Geodaten der Landnutzung ergibt, dass der
Uberwiegende Teil aus Waldern, Téalern, Bachen und Wiesen besteht. Aus Sicht der Stand-
ortsuche fir Methanisierungsanlagen sind diese Bereiche eher ungeeignet. Auf Grund der
unbekannten Bestimmungen fir die benotigte Genehmigung werden sie der Restriktionsfla-
che zugeordnet. Da sich die verschiedenen Gebiete der FFH, VSG und dem BV zu groR3en
Teilen Uberlagern, werden die Flachen unter dem Namen Natura 2000 zusammengefasst.
Zusammen erstrecken sie sich tber ca. 598 km? (16,1%).

11.1.1.8 Wasserschutzgebiete

Wasserschutzgebiete (WSG) dienen laut 8§ 13 Landeswassergesetz (LWG) [LWG 2004] dem
Schutz der Einzugsgebiete zur Trinkwasserversorgung und laut § 16 LWG dem Schutz von
anerkannten Heilquellen. Sie teilen sich in der Regel in drei Zonen, in denen entsprechend
des Schutzgebietskataloges bestimmte Anforderungen erfillt werden muissen. In den Zonen
1 und 2 steht der direkte Schutz der Fassungsanlage im Vordergrund. Zone 1 ist in den
meisten Fallen von einer Zaunanlage geschiitzt, da das Betreten verboten ist. In der Zone 2
ist jegliche Bebauung und Nutzung untersagt. Die Zone 3 verbietet den Umgang mit wasser-
gefahrdenden Stoffen wie Chemikalien, Gille und Klarschlamm. Somit werden alle drei
Wasserschutzzonen und alle Heilquellenschutzgebiete fur die Errichtung und den Betrieb
von PtG-Anlagen ausgeschlossen. Alle Zonen der Wasserschutzgebiete (WSG) und Heil-
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guellenschutzgebiete (HQSG) erstrecken sich Uber eine Flache von ca. 521 km? (14,0%). Ein
Grol3teil befindet sich jedoch innerhalb der zuvor genannten Schutzgebiete.

11.1.1.9 Hochwasserschutzgebiete

Hochwasser sind nattrliche Ereignisse des Wasserkreislaufes. Durch ein integriertes Hoch-
wasserschutzkonzept sollen Schaden minimiert oder verhindert werden. Nach 8§ 88 LWG
werden Hochwasserschutzgebiete (HWSG) ausgewiesen, in denen bauen verboten ist. Das
Hauptgebiet liegt entlang der Mosel und ihren Zufliissen und erstreckt sich Uber eine Flache
von ca. 112 kmz. Das entspricht ca. 3,0% der Flache der Modellregion.

11.1.1.10 Ungeeignete Hangneigung

Ein weiteres Kriterium fur die Standortwahl sind Flachen mit einer Hangneigung (HN) von
Uber 15°. Es wird angesetzt, dass oberhalb dieser Grenze aufgrund von erhéhten Baukosten
keine Anlagen errichtet werden. Nicht zu verwechseln ist die Hangneigung mit der Steigung,
die in der Regel in Prozent angegeben wird und das Verhaltnis von Hohenunterschied und
waagerechter Strecke angibt. Die maximale Steigung entspricht also ca. 26,8%. Die Grund-
lage zur Ermittlung der Gelandeneigung fir die Modellregion ist das Digitale Gelandemodell
mit einer Gitterweite von 200 m (DGM200) aus dem Amtlichen Topographisch-
Kartographischen Informationssystem (ATKIS). Dieses digitale Oberflachenmodell im Ras-
terformat beinhaltet gemittelte H6henangaben fir das gesamte Bundesgebiet. Nach einer
Verschneidung mit den Umrissen der Modellregion wird eine Geldndeanalyse durchgefihrt,
die Slope-Funktion berechnet den Hangneigungswinkel in Grad fiir jede Rasterzelle anhand
der ermittelten ersten Ableitung. Das Zwischenergebnis wird vektorisiert und anschliel3end
gefiltert, wobei alle Flachen mit einer Neigung unterhalb der 15° entfernt werden. Abschlie-
Bend wird ein Puffer von 10 m lber die aufgeldsten Flachen gelegt, um Ungenauigkeiten der
Formatumwandlung zu beseitigen. Das Ergebnis, eine Flache von ca. 181 km?2 (4,9%), wird
den bereits ermittelten restriktiven Flachen zugeordnet. Durch den erstellten Ablauf ist es
madglich, die Informationen Uber die Topografie der Modellregion in die Standortauswahl mit
einzubeziehen. Leider steht mit der DGM200 eine nur sehr grob aufgeléste Datengrundlage
zur Verfugung. Je feiner die Auflosung der Hohenangaben, desto genauer kénnen die Fla-
chen mit ungeeigneter Hangneigung ermittelt werden.

11.1.1.11 Bereits genutzte Flachen

Abgesehen von den vielen erfassten Schutzgebieten finden sich weitere klassifizierte Fla-
chen, die als Standort fur eine mogliche PtG-Anlage nicht vorgesehen sind (BEN). Dazu z&h-
len zum einen natirliche Landschaften wie Gewasser, Walder und spezielle Anbaugebiete
(Weinberge, Hopfen), zum anderen bereits genutzte Fldchen wie Siedlungsflachen und
sonstige ungeeignete Areale. Die bengétigten Informationen werden dem frei zuganglichen
digitalen Landschaftsmodell im Maf3stab 1:250.000 (DLM250) des Bundesamtes fur Karto-
graphie und Geodasie (BKG) entnommen. Alle Objekte der beschriebenen Kategorien wer-
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den zusammengefasst. Besonders die Waldgebiete der Region sind sehr gro3, sodass die-
ses Kriterium eine Restriktionsflache von tber 1.901 km? ergibt. Das entspricht einem Anteil
von 51,1% der Flache der Modellregion. Besonders bei den Waldgebieten bestehen grofie
Uberschneidungsmengen mit den bereits erfassten Schutzgebieten. Flachen fiir die Ver-
kehrsinfrastruktur (z.B. Wege, Straf3en und Bahnlinien) kommen zwar ebenfalls nicht als di-
rekte Standorte in Frage, werden jedoch nicht zu den restriktiven Flachen gezahlt. Die Da-
tengrundlage ist teilweise unvollstandig und ungenau. Zudem liegen die Verkehrswege als
Linien-Format vor, mussten also mit geeigneten Abstanden in Flachen umgewandelt werden.
Die jeweilige Ausdehnung und spezifischen Abstande kénnen nicht eindeutig ermittelt wer-
den. Aufgrund der grof3en und vielfaltigen Datenmengen der Infrastrukturelemente macht
dies an dieser Stelle keinen Sinn, da so keine zusammenhéngenden relevanten Restriktions-
flachen entstehen. Erst bei einer detaillierten Betrachtung sollte die Verkehrsinfrastruktur
bertcksichtigt werden.

11.1.1.12 Ergebnis der Analyse der restriktiven Faktoren

Bei der Untersuchung der ungeeigneten Flachen in Hinblick auf die Standortsuche der PtG-
Anlagen konnen eine Vielzahl von Ausschlussgebieten in der Modellregion ermittelt werden.
Es gibt Areale, die nur bedingt, also mit besonderen Genehmigungen geeignet sind. Dazu
zéhlen die Naturparks und die Landschaftsschutzgebiete. Diese Gebiete werden nicht zur
Restriktionsflache (RES) hinzugefiigt, sondern bilden eine eigene Kategorie. Diese einge-
schrankt geeigneten Flachen (EIN) kdnnen mit den entsprechenden Genehmigungen als
Standort genutzt werden. Deswegen werden sie im Folgenden zu den geeigneten Flachen
(POS) gezahlt.

Bei Zusammentragen der einzelnen Informationsebenen wird deutlich, dass sich ein grol3er
Teil der ermittelten Schutzzonen tberschneidet. Geschitzte Gebiete sind haufig durch meh-
rere Umweltschutz-Kriterien ausgewiesen. Zum Beispiel liegen viele Wasserschutzgebiete
auch innerhalb eines Naturschutzgebietes und die Naturschutzgebiete wiederum innerhalb
der Natura 2000. Tabelle 11.1 fasst alle betrachteten restriktiven Faktoren zusammen. Es
wird neben der Gesamtflache jedes einzelnen Faktors der prozentuale Anteil an der Flache
der Modellregion gezeigt. Zusatzlich sind die genannten zusammengefassten Kategorien
hervorgehoben.

Es wird deutlich, dass 61,8% der Flache der Modellregion als Standort fir PtG-Anlagen nicht
in Betracht kommt. Das Gebiet mit eingeschrankter Nutzung erstreckt sich Uber eine dhnlich
grof3e Flache. Zusammen machen sie 2/3 der Flache der Modellregion aus. Da davon aus-
gegangen wird, dass die Errichtung eines Energiespeichers prinzipiell verschiedener Ge-
nehmigungen bedarf, werden fir die weitere Untersuchung alle Flachen betrachtet, die als
Standort fur eine PtG-Anlage in Frage kommen. Abbildung 11.1 zeigt die zusammengefass-
ten Flachen der restriktiven Faktoren und die daraus resultierenden geeigneten Flachen.
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Tabelle 11.1: Zusammenfassung der betrachteten restriktiven Faktoren

Fakor Abkirzung In k. Viodelregion
Modellregion MR 3720,5 -
Naturpark NP 1200,8 32,3%
Landschaftsschutzgebiet LSG 1017,6 27,4%
Eingeschrankte Flachen EIN 2281,9 61,3%
Nationalpark NTP 0,0 0,0%
Naturschutzgebiet NSG 43,3 1,2%
Naturpark Kerngebiet NP_K 279,9 7,5%
Gesch. Landschaftsbestandteil GLB 0,6 0,0%
Naturdenkmal ND 12,7 0,3%
Natura 2000 N2000 597,9 16,1%
Wasserschutzgebiete WSG 520,6 14,0%
Hochwasserschutzgebiet HWSG 112,4 3,0%
Hangneigung HN 180,7 4,9%
Bereits Genutzt GEN 1722,4 46,3%
Restriktionsflachen RES 2299,5 61,8%
Geeignete Flachen POS 1421,0 38,2%

. Restriktionsflachen

RES

. Geeignete Flachen

Abbildung 11.1: Restriktive Faktoren — Erstellung der Restriktionsflachen

Die Verteilung in der Modellregion ergibt, dass es sowohl groR3flachige und zusammenhéan-
gende als auch viele kleine verstreute Flachen gibt. In allen 17 Knoten gibt es ungeeignete
und geeignete Gebiete. Die Areale, die als moglichen Standort fur eine PtG-Anlage in Frage
kommen sind in Abbildung 11.1 griin dargestellt. Sie erstrecken sich tber 1.420,9 km2, somit
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ergibt diese Untersuchung, dass 38,2% der Flache der Modellregion als Standort geeignet
ist.

11.1.2 Selektive Faktoren

Die selektiven Faktoren geben eine Bewertungsgrundlage der Flachen, die nicht durch die
restriktiven Faktoren ausgeschlossen werden. Es wird untersucht, welche Anforderungen ein
PtG-Standort erfiillen sollte. Dazu werden, falls moglich, die identifizierten Ressourcen in der
Modellregion lokalisiert. Die Auswahl der verschiedenen Einflisse und deren Gewichtung
hangen stark vom jeweiligen Anlagenkonzept, aber auch von der speziellen Betriebsstrategie
des Anlagenbetreibers ab. Die hier vorgenommene Auswahl orientiert sich in erster Linie an
einer alkalischen Elektrolyse mit anschlieBender katalytischen Methanisierung. Dazu werden
die aus heutiger Sicht vorhanden technischen Parameter und Gegebenheiten zu Grunde
gelegt.

11.1.2.1 Wasseranschluss

Es wird davon ausgegangen, dass Uberall ein Wasseranschluss mit ausreihender Frisch-
wasserversorgung vorhanden ist. Die Versorgung mit ausreichend Wasser ist eine Voraus-
setzung flr einen PtG-Standort, wird jedoch nicht in die selektiven Faktoren aufgenommen.

11.1.2.2 Stromanschluss

Aus Sicht der PtG-Anlagen muss gewahrleistet sein, dass die Strommenge und Angebots-
charakteristik der Stromquelle zur Betriebsstrategie des Speichersystems passt. Es wird da-
von ausgegangen, dass es moglich ist, zusatzliche Lasten von bis zu 50 MW¢g_ an das Mit-
telspannungsnetz anzuschliel3en.

Eine Untersuchung der Stromnetze unterhalb der Hochspannungsebene in Bezug auf opti-
male Standorte fur PtG-Anlagen kénnte als eigenstandige Forschungsarbeit fortgefihrt wer-
den. Dafir bedarf es jedoch einer detaillierten Datengrundlage des Stromnetzes und der
Netztechnik, die in diesem Fall leider nicht gegeben ist. Die Betrachtung des Stromanschlus-
ses wird in dieser Arbeit also nicht weiter fortgeflihrt. Es wird angenommen, dass jeder
Standort Uber einen Anschluss mit ausreichender Kapazitat verfligt. Um den Einfluss des
Energiebezugs trotzdem als selektiven Faktor abbilden zu kénnen, werden im néachsten Un-
terkapitel die Aufstellungsorte von Erneuerbare Stromerzeugungsanlagen in Augenschein
genommen, da jedes Kraftwerk auch tber einen Einspeisepunkt in das Stromnetz verfligt.

11.1.2.3 Erneuerbare Stromerzeugungsanlagen

Die Aufstellungsorte der Erneuerbaren Energien in der Modellregion bieten einen wichtigen
selektiven Faktor fur die Standortsuche der PtG-Anlagen. Sie erméglichen die direkte Erzeu-
gung von SNG und geben einen Hinweis auf das Vorhandensein eines elektrischen Netzan-
schlusspunktes. Gleichzeitig lassen sie auf Gebiete schliel3en in denen die lokalen Strom-
netze durch fluktuierende Stromerzeuger beansprucht werden.
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Die Grundlage der Erstellung der selektiven Flachen bilden alle verzeichneten Windenergie-
und PV-Freiflachenanlagen in der Modellregion. Diese werden von der Struktur- und Ge-
nehmigungsdirektion Nord Rheinland-Pfalz (SGDNord) in einem WFS-Geodienst bereitge-
stellt. Um die extrahierten Koordinaten wird eine Abstandsflache von einem Kilometer gelegt
und mit der Flache der Modellregion verschnitten. Die Angaben Uber die installierten Leis-
tungen werden nicht berticksichtigt. Diese sind in Kapitel 2.11 und Kapitel 2.12 dargestellt.

Dieser selektive Faktor dient als Hinweis flr das Vorhandensein eines Stromanschlusses
und erneuerbarer Energieerzeuger in der Modellregion. Die erstellten Flachen sind keine
zwingenden Standorte fur PtG-Anlagen. Sie sollen lediglich die Verteilung der Erneuerbaren
Energien aufzeigen und werden als verstarkender Faktor betrachtet. Aus den Positionen der
Windenergieanlagen ergeben sich Flachen mit einer Gréf3e von 229,2 km2, Aus dem Radius
von einem Kilometer um die PV-Freiflachen resultieren 135,6 km2. Zum Teil Uberschneiden
sich die Gebiete der beiden Faktoren, die Gesamtflache des selektiven Faktors erstreckt sich
Uber 352,3 kmz,

11.1.2.4 Erdgasnetzanschluss

Der Erdgasanschluss ist fur die Auswahl des Standortes von besonderer Bedeutung. Es ist
zwar ebenfalls ein PtG-Anlagenkonzept mit einem eigenstandigen Gasspeicher denkbar,
jedoch kénnen so nicht die vielseitigen Vorteile der Einleitung in die bestehende Erdgasinfra-
struktur genutzt werden. Ein optimaler und kostengtinstiger Anschluss an bestehende Erd-
gasleitungen stellt fir die Standortsuche einen weiteren wichtigen selektiven Faktor dar, der
in die Betrachtung aufgenommen wird.

11.1.2.5 Darstellung des Gasnhetzes

Das Gasnetz in der Modellregion wird in Kapitel 2.4 beschrieben und ist in Abbildung 2.4
dargestellt. Sechs Knoten der Modellregion verfligen Uber keinen bestehenden Erdgasan-
schluss. Im Vergleich zu anderen Regionen Deutschlands ist die Erdgasinfrastruktur der Mo-
dellregion eher schwach ausgebaut. Die Entfernung zum Erdgasnetz ist ein wichtiger Kos-
ten- und Standortfaktor. Nicht nur die zu tberbriickende Distanz, sondern auch die von der
Druckstufe abhangige Art des Gasnetzanschlusses muss bericksichtigt werden. Aus diesem
Grund werden die Mitteldruck- und die Hochdruckleitungen einzeln betrachtet

Abbildung 11.2 zeigt Abstandsflichen zum Gasnetz bis maximal flnf Kilometer in Ein-
Kilometern-Schritten und die unterschiedlichen Druckstufen des Gasnetzes, die sich Uberla-
gernden selektiven Flachen innerhalb der Modellregion.

Die Abstandsflachen um die Mitteldruck-Leitungen sind innerhalb der Modellregion
1.556,1 km? grof3. Die Flachen um die Verteilerleitungen haben eine Gro3e von 1.417,5 km?2.
Wie zu erkennen ist, Uberlagert sich der Grof3teil der beiden Kategorien. Die Gesamtflache
des selektiven Faktors Erdgasanschluss betrifft ein Gebiet von insgesamt 1.782,0 km?.
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=== Pipeline
=== Hochdruck

=== Niederdruck

Abbildung 11.2: Selektiver Faktor — Abstand zum Erdgasnetz

Wird der Abstand zum Gasnetz fir neue Gasnetzanschliisse mit 5 km festgelegt, dann zeigt
Abbildung 11.2, dass alle Knoten bis auf Neuerburg innerhalb des 5 km-Korridors mindes-
tens eine Mdglichkeit haben ins Gasnetz einzuspeisen. Aufgrund der Annahme, dass die
BGA bzw. die PtG-Anlagen auf die grine Wiese ideal gelegen zum Gasnetz gebaut werden,
kommen diese Knoten somit als PtG-Standorte in Frage. Neuerburg kann auch innerhalb
eines 10 km-Korridors nicht ans Gasnetz angeschlossen werden. Im Modell werden in Neu-
erburg Biomethan und SNG unter Bertcksichtigung von stationaren Gaskugelspeichern ge-
nutzt.

Die Betrachtungen aus den Ergebnissen der Modellierung ergeben sich auf Basis verschie-
dener Annahmen. U.a. werden fiir den Bau von PtG-Anlagen die Annahmen getroffen, dass
BGA als CO,-Quelle an passendere Standorte umgesetzt werden (griine Wiese). Auf dem
Weg zu einer Vollversorgung mit 100% EE muss allerdings von den aktuellen Bedingungen
ausgegangen werden. Im folgenden Kapitel werden geeignete Standorte bzw. Netzan-
schlusspunkte in der Modellregion mit Hilfe der GIS-basierten Untersuchung bewertet.

11.1.2.6 Ergebnis der Analyse der CO,-Quellen

Die Betrachtung der georeferenzierten Standorte der CO,-Quellen in der Modellregion lassen
erkennen, dass sich die BGAs erwartungsgemall im landwirtschaftlich gepragten Raum im
Nordwesten und im Osten konzentrieren, siehe Abbildung 11.3. Dagegen verteilen sich die
Klarwerke mit Klargaserzeugung und die Milldeponien mit Deponiegaserzeugung in den
stadtischen Gebieten um das Ballungszentrum von Trier und entlang der Mosel. Dies zeigt,
dass sich die gefundenen CO,-Quellen sowohl in stadtischen Gebieten als auch im landli-
chen Raum vorhanden sind und sich gut erganzen.
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Abbildung 11.3: CO,-Quellen in der Modellregion

11.1.2.7 Ergebnis der Analyse der selektive Faktoren

Durch die Untersuchung der selektiven Faktoren kénnen wichtige Erkenntnisse Uber die
Standortwahl von PtG-Anlagen in der Modellregion gewonnen werden. Es werden die ele-
mentaren Anforderungen an den Standort einer PtG-Anlage erfolgreich identifiziert. Diese
drei Faktoren, Nahe zu erneuerbaren Erzeugungsanlagen, Nahe zum vorhandenen Erdgas-
netz und eine CO,-Quelle sind die Grundlage fir eine beispielhafte, detaillierte Betrachtung.
Alle erwahnten Aspekte kénnen jedoch nicht mit in die Betrachtung aufgenommen werden.
So mussen ein Wasseranschluss und eine ausreichende Stromversorgung als gegeben an-
genommen werden, da keine Daten dariiber zuganglich sind.

Ein Hauptaugenmerk liegt auf der Bereitstellung von CO, fur den Methanisierungsprozess.
Einige potentielle Quellen, zu denen vor allem die beschriebenen Industrieprozesse gehdren,
werden nicht betrachtet, da die entsprechenden Unternehmen in der Modellregion nicht vor-
handen sind. Der CO,-Gewinnug aus Luft wird nicht weiter nachgegangen. An dieser Stelle
erdffnen sich weitere interessante Fragestellungen, insbesondere in einer Verbindung mit
den vorgestellten Aufbereitungsverfahren. Hinsichtlich der CO,-Bereitstellung geht es um
einen mdoglichst geringen Anlagenpreis sowie einen niedrigen Energieverbrauch und den
damit verbunden Produktionskosten pro Kubikmeter CO..

Weniger als die Hélfte der Flache der Modellregion liegt in einer Entfernung unterhalb von
5 km von einer Gasleitung. Weniger als 10% der Flache befinden sich im Radius von einem
Kilometer um eine der betrachteten Erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen. Aus den Daten
Uber die Lage der CO,-Quellen werden keine Flachen erstellt.
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Die generierten und zusammengetragenen Geodaten werden im nachsten Schritt miteinan-
der verknipft und analysiert. Zusammen mit den restriktiven Faktoren ergibt sich so eine
Ressourcenkarte. Unter Zuhilfenahme der selektiven Faktoren werden durch eine Multikrite-
rienanalyse geeignete Standorte ausfindig gemacht und anschlieBend miteinander vergli-
chen.

11.1.3 Ergebnisse der Standortanalyse

Die untersuchten Standortfaktoren werden fir eine Analyse der Modellregion zusammenge-
fuhrt. Die restriktiven Faktoren, die zu der Erstellung der Ausschlussgebiete flihren, werden
mit den einzelnen selektiven Faktoren verknupft. Alle bisher generierten und beschriebenen
Informationen werden zusammengefasst und schrittweise miteinander verrechnet. Bei den
Daten uber die Ausschlussgebiete, die Erneuerbaren Stromerzeuger und das Gasnetz han-
delt es sich um Flachen. Die CO,-Quellen sind vom Geodatentyp ,Punkt®. Diese Koordinaten
sind im weiteren Verlauf mégliche Standorte. Die Versorgung der PtG-Anlage mit CO, stellt
sich als wichtigster Faktor heraus. Da die Betrachtung der Gewinnung aus der Umgebungs-
luft ausgeschlossen wird, ist eine unmittelbare Néhe zu einer der verorteten Quellen zwin-
gend notwendig. Diese Erkenntnis bildet die Grundlage fur das weitere Vorgehen.

Im ersten Schritt werden die selektiven Faktoren mit den Restriktionsflachen eingegrenzt.
Dadurch verkleinern sich die in Tabelle 11.1 gelisteten Flachen erheblich. Die Gebiete in der
Nahe von Erneuerbaren Energien verringern sich auf 220,8 km2. Von den Abstandsflachen
zum Erdgasnetz bleiben lediglich 34% (603,5 km?) erhalten.

Erdgasnetz

. 1 km

2 km

3 km
|

4 km
5km

Geeignet
PV-Freiflache

. Windenergie

Abbildung 11.4: Geeignete Flachen mit eingegrenzten selektiven Faktoren

Die Karte der Modellregion in Abbildung 11.4 zeigt das Zwischenergebnis der geeigneten
Flachen. Zusatzlich sind die beiden Gebiete der selektiven Faktoren, die Abstandsflachen
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zum Erdgasnetz aus Abbildung 11.2 und die Flachen mit Nahe zu den Erneuerbaren Ener-
gien, verzeichnet. Mit dieser Potenzialkarte werden die ermittelten CO,-Quellen untersucht.
Im Prinzip handelt es bei der Berechnung um eine geometrische Abfrage, ob ein Punkt in-
nerhalb einer Flache liegt, und einer anschlieRenden Verknupfung der Daten.

Zu Beginn wird analysiert, welche Quellen sich innerhalb der Restriktionsflachen befinden.
So werden 32 der insgesamt 118 Quellen mit einem jahrlichen CO,-Potenzial von
11,9 Mio.m?3 ausgeschlossen. Das entspricht etwa 20% des gesamten CO,-Potenzials. Die
verbliebenen 86 Anlagen mit 40,7 Mio.m3 CO, werden daraufhin den selektiven Faktoren
zugeordnet. Zunachst wird die Moglichkeit zum Gasnetzanschluss und anschlieRend die
rdumliche Nahe zu den EE betrachtet.

Insgesamt: 52,6 Mio. m3

60
50 - m Klargas EE
m Deponiegas m Gasnetz
40 ® Biogas m>5km
mRES W RES

N (O8]
o o
1 1

Kohlenstoffdioxid in Mio. m3
[
o

0 -

Anlagentyp Gasnetz Gasnetz und EE
Abbildung 11.5: Analyse der restriktiven und selektiven Faktoren

Abbildung 11.5 fasst die Ergebnisse der Multikriterienanalyse zusammen. Es wird die auf-
summierte Menge CO, dargestellt. Der linke Balken zeigt die unterschiedlichen Anlagenty-
pen. Der Grof3teil der Klarwerke liegt innerhalb der Restriktionsflaichen, so dass von 18
Standorten nur 6 Ubrig bleiben. Von den 1,3 Mio. m® CO, verbleiben somit lediglich
0,2 Mio. m3. Von den beiden Milldeponien entfallt die kleinere mit 0,5 Mio. m3. 19 Biogas-
Anlagen mit einem CO,-Potenzial von 10,3 Mio. m® befinden sich ebenfalls in den als unge-
eignet definierten Gebieten. Insgesamt liegen 32 Anlagen mit einem CO,-Potenzial von
11,9 Mio. m3 innerhalb der Restriktionsflachen.

In der Mitte des Balkendiagramms werden die CO,-Quellen in Bezug auf das Erdgasnetz
zusammengefasst. 45 Standorte mit 19,5 Mio. m3 CO, sind mehr als 5 km von einer Erdgas-
leitung entfernt. Besonders im Nordwesten und im Nordosten der Modellregion liegen viele
BGA, die nur mit einem Neubau von langen Gasleitungen an das bestehende Netz ange-
schlossen werden koénnten. 41 Anlagen mit 21,2 Mio. m? liegen in der Nahe der vorhandenen
Erdgas-Infrastruktur. Diese sind auf die funf Abstandspuffer von einem bis funf Kilometer
aufgeteilt, wobei unabhangig von der Gas-Druckstufe die kiirzeste Entfernung ermittelt wird.
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Auf der rechten Seite des Balkendiagramms sind zusatzlich die CO,-Quellen in der N&he der
Erneuerbaren Energien dargestellt. Zehn der insgesamt 118 CO,-Quellen mit einem jahrli-
chen Potenzial von 4,8 Mio. m2 eignen sich in Anbetracht der ausgewéhlten selektiven Krite-
rien besonders als Standort flr eine Power-to-Gas-Anlage, da sie sich sowohl in der Nahe
des Gasnetzes als auch in der Nahe der EE befinden. Darunter sind sechs Quellen in der
Néahe von Windenergieanlagen und vier in der Nahe von Photovoltaik-Freiflachen-Anlagen.

Darauf aufbauend werden die Berechnungen der CO,Quellen mit den selektiven Faktoren fir
jeden Knoten einzeln durchgefiihrt. Es wird deutlich, dass das Potenzial und der Einfluss der
selektiven Faktoren in der Modellregion ungleich verteilt sind. Einige Knoten wie Trier_Konz,
Saarburg und Schweich weisen eine sehr geringe oder gar keine CO,-Menge auf. Die Kno-
ten Neuerburg, Wittlich, Bitburg und Speicher haben dagegen sehr viele Standorte und ein
hohes Potenzial. Wegen der ungleichméaRig ausgebauten Erdgas-Infrastruktur in der Modell-
region variiert auch die Nahe der CO,-Quellen zum Gasnetz stark. Nur in 8 der 17 Knoten
liegen Standorte mit einer maximalen Entfernung von 5 Kilometern. In nur drei Knoten liegen
diese zusatzlich in unmittelbarer N&he von erneuerbaren Energieerzeugern. Abbildung 11.6
zeigt die Verteilung der CO,-Mengen, aufgeteilt nach den erarbeiteten Kriterien fir jeden
Knoten in der Modellregion.
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Abbildung 11.6: Analyse der Faktoren in den Knoten

11.1.3.1 Beispielhafte Standortauswahl

Fur eine detaillierte Betrachtung des Gasnhetzanschlusses wird der Knoten Hermeskeil aus-
gesucht. Die Auswahl eines geeigneten Gebietes erfolgte wahrend der Erstellung der Analy-
se im vorherigen Kapitel und den zusammengefassten Ergebnissen in Abbildung 11.6. Die-
ser Knoten besitzt ein bereits existierendes Gasnetz, das Hochdruckleitungen, Mitteldruck-
Leitungen und einen Ubergabepunkt enthalt. Fur die Bereitstellung von CO, stehen sechs
BGA und ein Klarwerk zur Verfigung. Funf BGA befinden sich aul3erdem in direkter Nach-
barschaft zu mehreren Windenergieanlagen. Bei genauerer Betrachtung der hinterlegten
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Informationen finden sich zwei Standorte, an denen jeweils zwei BGA vorhanden sind. Diese
werden zusammengefasst und als eine Anlage gewertet sowie dargestellt.

Abbildung 11.7 gibt einen detaillierten Uberblick tiber den Verlauf der Erdgasleitungen und
den Standorten der zuvor untersuchten CO,-Quellen im ausgewahlten Untersuchungsgebiet.
Die GroRRe der Symbole entspricht dem zur Verfigung stehenden jahrlichen CO,-Volumen.
Die nunmehr vier BGA liegen alle in der Nahe von Mitteldruck- und Hochdruckgasleitungen.
Die ersten drei sind dicht beieinander auf3erhalb der Ortschaft Reinsfeld im Westen des Un-
tersuchungsgebietes. Die vierte befindet sich am Rande der Stadt Hermeskeil.

A

B Restriktionsflachen

Geeignet

Erdgasnetz

Bikm

B zkm Hochdruck
B 3 km Mitteldruck
4 km
5 km
Biogas
PV-Freiflache Klargas

B windenergie

Abbildung 11.7: Ubersicht des Untersuchungsgebietes (Knoten Hermeskeil)

Tabelle 11.2 fasst die ermittelten Ergebnisse flir das Untersuchungsgebiet zusammen. Es
wird deutlich, dass das Potenzial des Klarwerkes im Vergleich zu den BGA sehr gering ist.
Mit einem Ausstold von insgesamt etwa 3 Mio. Normkubikmetern CO, pro Jahr lassen sich
bei 3.600 VIh/a Elektrolyseure mit einer summierten Leistung von 13,7 MW¢g,_ installieren.

Tabelle 11.2 Berechnungen der Kohlendioxidquellen im Untersuchungsgebiet

Anlage Energie in kWhg, /a CO,-Volumen in m3a | PtG-Leistung in MWg,_
Biogas 1 (440 kWg,) 3.058.311 770.310 3,6
Biogas 2 (600 kWg,) 2.884.237 726.465 3,4
Biogas 3 (530 kWkgy) 3.709.495 934.327 4,3
Biogas 4 (250 kWg,) 2.053.669 517.267 2,4
Summe Biogas 11.705.713 2.948.370 13,6
Anlage Einwohnerwert in EW | CO,-Volumen in m3/a | PtG-Leistung in MWg_
Klarwerk 7.040 28.999 0,1
Summe - 2.977.369 13,7

Es wird ersichtlich, dass eine Nutzung des Klarwerkes auf Grund der sehr kleinen Menge
des jahrlichen CO,-Potenzials eher ungeeignet ist. Ein Elektrolyseur an dieser Stelle kdnnte
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nur eine Leistung von etwa 100 kW¢g_ aufweisen. Die Mindestgréi3e sollte jedoch ungeféhr im
Bereich von einem Megawatt elektrisch liegen. Somit verbleiben am Ende der detaillierten
Betrachtung des ausgewahlten Untersuchungsgebietes vier BGA als mdgliche Standorte von
PtG-Anlagen.

Aus den Zeitreihen der Simulation geht hervor, dass alle vier BGA im Knoten Hermeskeil als
CO,-Quellen genutzt werden mussen, um die geforderten PtG-Anlagen im Untersuchungs-
gebiet betreiben zu kénnen. Dies liegt vor allem an der hohen geforderten Volllaststunden-
zahlen. Aufbauend auf den zusammengetragenen Erkenntnissen ist es moglich, eine genau-
ere raumliche Verteilung der Erzeugungsleistung vorzunehmen. Die Summe der berechne-
ten installierten Elektrolyseleistung an den vier Standorten der BGA ergibt 13,6 MWg_ und
liegt damit Gber den geforderten 12,6 MWg, aus dem Szenario 2030-100%EE. Jahrlich wird
eine Methanmenge von 28,3 GWhys produziert. Im Vergleich dazu hat die erzeugte Biogas-
menge einen Energiegehalt von 32,5 GWhys. Die in dem Knoten Hermeskeil erzeugte Gas-
menge pro Jahr verdoppelt sich fast durch den Betrieb der PtG-Anlagen.

Nach der Festlegung der Standorte und der Recherche der Installationskosten in Kapitel
10.2.4 soll untersucht werden, auf welche Art der Gasanschluss am kostengunstigsten reali-
siert werden kann. Es wird lediglich eine vereinfachte Berechnung gewahlt, die nur die ge-
nannten Leitungsléangen und den Anschluss an das bestehende Gasnetz beinhalten. Die
Bestimmung der mdglichen Leitungsverlaufe geschieht mit Hilfe der jeweils kiirzesten Ent-
fernung zu den vorhanden Erdgasleitungen. Zunéchst wird der Standort 4 in der N&he der
Stadt Hermeskeil aus Abbildung 11.7 betrachtet. Abbildung 11.8 zeigt den Standort der PtG-
Anlage und die beiden davon abgehenden Verbindungen, die als H1 und H2 gekennzeichnet
sind. Zusatzlich sind die Restriktionsflachen verzeichnet, da diese auch bei der Planung von
Erdgasleitungen bertcksichtigt werden sollten. Die Entfernung zur nachstgelegen Mittel-
druckleitung betragt 182 m und zur Hochdruckleitung 577 m. Daraus ergeben sich Leitungs-
kosten von 24 Tsd. € und 78,0 Tsd. €.
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Abbildung 11.8: Gasanschlussszenarien fiir den Standort 4

Die Summe der Leitungskosten und der Anschlusskosten des Szenarios H1 betragen ledig-
lich 74 Tsd. €, durch den bendtigten Rickverdichter liegen die Gesamtkosten jedoch bei
674 Tsd. €. die Gesamtkosten fiir den Anschluss im Szenario H2 betragen 428 Tsd. €. Somit

ist das Szenario H2 nach dieser Betrachtung eindeutig vorzuziehen.

Nach der gleichen Methode sollen die drei verbleibenden PtG-Anlagen in der Nahe der Stadt
Reinsfeld untersucht werden. Bei diesen ergeben sich zusatzliche Anbindungsoptionen, da
die Standorte sehr nah beieinander liegen. Somit kdnnen sich Anschlusspunkte geteilt wer-
den. Dies unterliegt der Annahme, dass die Kosten bei mehreren Leitungsanschliissen an
einem Punkt gleich bleiben. Zusatzlich wird die Moéglichkeit gegeben die PtG-Anlagen Uber
eine Sammelleitung zu bindeln und gemeinsam anzuschliel3en. Insgesamt werden so flnf

Szenarien aufgestellt und miteinander verglichen.

Szenario R1:

Jeder Standort wird Uber die kiirzeste Entfer-
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nung zur nachsten Erdgasleitung ange-
schlossen. Standort 1 und 2 teilen sich einen
Anschlusspunkt in das Mitteldrucknetz. Ins-
gesamt werden 2,2 km Leitungen und zwei
Anschlisse (ein Mitteldruck, ein Hochdruck)
bendtigt. Restriktionsflachen werden nicht
durchquert.
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Szenario R2:

Alle Standorte werden an einem Mitteldruck-

anschluss angeschlossen. Es stehen zwei
magliche Punkte zur Auswahl, von denen der

nordliche genommen wird, da der andere
von Restriktionsflachen umgeben ist. Insge-
samt werden 3,2 km Gasleitung und ein Mit-
teldruckanschluss bendtigt.

Szenario R3:

Alle Standorte werden an die Versorgungs-
leitung angeschlossen. Es werden 3,1 km
Leitung und ein Hochdruckanschluss bené-
tigt.

2 Szenario R4:

1,0 km Es wird eine Sammelleitung an das Mittel-
drucknetz gebildet. Die Standorte 1 und 3
fihren zum Standort 2 und von dort gemein-

sam zum Gasnetzanschlusspunkt. Es wer-

09 kn

den 2,7 km Leitung und ein Anschluss ben6-
tigt.
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Szenario R5:

Es wird eine Sammelleitung an das Hoch-
drucknetz gebildet. Diese fuhrt vom Standort
1 zu Standort zwei und weiter zu Standort 3.
Die Leitungslange betragt 1,9 km.

Abbildung 11.9 fasst die Anbindungskosten fir alle Szenarien zusammen. Es wird deutlich,
dass die Kosten fir die Szenarien sehr unterschiedlich ausfallen. Die Szenarien R1, R2 und
R4 mit einem Mitteldruckanschluss sind auf Grund des benétigten Rickverdichters am teu-
ersten. Szenario R4 hat durch die Sammelleitung 0,5 km weniger Gasleitungen und ist von
den Szenarien mit Mitteldruckanbindung am gunstigsten. Die beiden Szenarien mit dem
Hochdruckanschluss sind trotz der relativ hohen Anschlusskosten von 350.000 € insgesamt
am kostengunstigsten. Szenario R1 mit zwei Anschlissen hat Anbindungskosten Uber
1,2 Mio. € und liegt damit doppelt so hoch wie das Szenario R5 mit gebiindelter Einspeisung
in die Hochdruckleitung.

u | eitungskosten Anschlusskosten  mRuckverdichter
1.400

1.287

1.200

=
o
=}
S

800

600

Kosten in Tsd. Euro

400
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Szenario R1 Szenario R2 Szenario R3 Szenario R4 Szenario R5

Abbildung 11.9: Kosten der Gasanbindungsszenarien fur die Standorte 1,2 und 3

Die Szenarien der Gasnetzanbindung erméglichen fir den ausgesuchten Knoten Hermeskeil
eine Abschéatzung der Gesamtkosten flur die aus der Simulation geforderten Elektrolyseleis-
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tungen. Aus der Kombination von Szenario H2 und Szenario R5 ergibt sich die Summe von
1,03 Mio. €. Im Gegensatz dazu stehen Anbindungskosten von 1,67 Mio. € bei der aus-
schlie3lichen Einspeisung in das Mitteldrucknetz mit der Kombination aus Szenario H1 und
Szenario R4.

Die Kostenannahmen beruhen auf den Abschatzungen von RWE und einem Abgleich mit
gefunden Literaturwerten, bei einer realen Anlage kénnen diese deutlich nach unten oder
oben abweichen. Eine weitere Unsicherheit ist die Aufnahmeféhigkeit des lokalen Erdgas-
netzes, insbesondere des Mitteldrucknetzes. Werden, wie in Szenario R4 mehrere PtG-
Anlagen Uber eine Sammelleitung an einem Anschlusspunkt eingespeist, ist die Aufnahme-
fahig in den Sommermonaten bei geringem Gasverbrauch ungewiss. Ist die produzierte
Gasmenge in dieser Druckstufe zu grof3, wird ein Rickverdichter bengétigt, der das Gas ent-
gegen der normalen FlieRrichtung in das Hochdrucknetz beférdert. Die Kosten fiir eine derar-
tige Nachristung sind mit etwa 600.000 € sehr hoch. Damit entfallen die Kostenvorteile des
gunstigeren Anschlusses, zum Beispiel im Szenario R4. Zusammen mit der Betrachtung des
erwarteten Lastganges und der Integrationsfahigkeit in Kapitel 10.2.3 kann das Ergebnis
abgeleitet werden, dass die Anbindung an das Gasnetz in der Regel in bestehende Hoch-
druckleitungen geschehen sollte. Dies bietet sowohl die technische als auch die wirtschaft-
lich bessere Lésung.

11.2Skalierungsstufen

Um die Produktionskosten flr PtG-Anlagen gering zu halten, kénnte es zuklnftig Anlagen in
Serienfertigung geben. Diese wirden in festgelegten Skalierungsstufen gefertigt und kénn-
ten, so wie bei der 6 MWg -Anlage in Werlte (drei mal 2 MWg,), hintereinandergeschaltet
werden. Im Rahmen der Arbeit bleibt die GroRe der CO,-Quelle der starkste Limitierungsfak-
tor. Aus der Analyse der CO,-Quellen lassen sich umsetzbare LeistungsgrofRen der PtG-
Technologie ableiten. Die Elektrolyseleistung richtet sich nach dem CO,-Potenzial fur die
Methanisierung und hangt in der betrachteten Modellregion von der Grél3e der BGA ab. Fir
die Modellregion bedeutet dies, dass Uber die GroRe der BGA zunachst eine sinnvolle Grol3e
ermittelt werden kann. In der Modellregion gibt es 118 geeignete CO,-Quellen (Ohne die
Brauerei) bei Volllaststunden von 4.000 Vlh/a (Wert aus den Simulationsergebnissen) und
dem angenommenen Wirkungsgrad von 60% ergeben sich optimal passende PtG-
Anlagengrél3en unterhalb von 6 MW¢g,, siehe Abbildung 11.10. Von 3 bis 6 MWg_ kdnnten 19
Anlagen mit zusammen 73 MW¢g_ installiert werden. Anlagen mit einer Leistung zwischen 2
und 3 MWg machen 63 MWg,_ aus und Anlagen zwischen 1 und 2 MWg_ machen 72 MWg,
aus und. Lediglich 10 MW, entfallen auf Anlagen von kleiner 1 MWg,. Somit kénnten an den
118 Standorten insgesamt 218,1 MW¢g, installiert werden, wenn jede Anlage genau auf die
BGA zugeschnitten ware.

Es wird jedoch davon ausgegangen, dass es nur eine begrenzte Anzahl an Skalierungsstu-
fen der PtG-Leistung geben wird. Mit den Vorgaben, dass moglichst viel PtG-Leistung instal-
liert werden soll und dafir insgesamt méglichst wenige Anlagen gebaut werden sollen, kdn-
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nen fur die Modellregion optimale Skalierungsstufen ermittelt werden. Das Ergebnis der Be-
rechnung ergibt drei SkalierungsgréRen mit der Leistung von 1,0 MWg, 1,5 MWg_  und
3 MWe¢g,.. Damit kénnen an 92 Standorten mit 108 Anlagen insgesamt 178,5 MWg_ genutzt
werden. Diese verteilen sich wie in Abbildung 11.11 dargestellt. Somit kénnen 82% des CO,-
Potenzials mit den ermittelten Skalierungsstufen genutzt werden. Zuséatzlich fallt auf, dass
alle bis auf eine Klaranlage wegen zu geringer Leistungen entfallen.

7
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1
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Anlagenanzahl
Abbildung 11.10: PtG-Anlagengrofien auf die CO,-Quellen zugeschnitten
7 ® Biogas
m Klargas
6 ® Deponiegas
01,0 MW
5 01,5 MW
03,0 MW

PtG-Leistung [MW ]

Anlagenstandort
Abbildung 11.11: Nutzbare PtG-Leistung bei Skalierungsstufen von 1,0 MW, 1,5 MW, und 3,0 MW,
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11.3Anforderungen an PtG Schnittstellen bei Einbindung in beste-
hende oder neue Systeme

Fur die Umsetzung einer PtG-Anlage wird angenommen, dass an dem Standort eine BGA
als CO,-Quelle vorhanden ist, weil andere CO,-Quellen noch nicht technisch erschlossen
werden kénnen oder zu teuer sind. In Vorbereitung der Realisierung eines PtG-Projekts an
einem Biogasstandort werden zunéchst die verschiedenen Gewerke definiert. Neben der
eigentlichen PtG-Anlage sind weitere Gewerke erforderlich; oder — sind diese vorhanden —
ist eine Einbindung verschiedener Gewerke erforderlich. Tabelle 11.3 listet die notwendigen
Gewerke auf.

Tabelle 11.3: Gewerke eines PtG-Projekts an einem BGA-Standort

Gewerk Beschreibung Errichter/Betreiber

PtG-Anlage ETOGAS/ Auftraggeber
Biogasanlage (BGA) Auftraggeber

BHKW Auftraggeber
Stromnetz/Trafostation Auftraggeber
Einspeisestation SNG N.N, Vertrag mit Auftraggeber
Stickstoffbereitstellung Auftraggeber
Abwasseranschluss Auftraggeber

BHKW, Umristung und Anschluss Auftraggeber
Warmeauskopplung Auftraggeber

Die BGA liefert das CO, fiir die Methanisierung. Eine direkte Methanisierung von Rohbiogas
ist maglich und wurde von ETOGAS im Langzeitbetrieb demonstriert. Neben der zugefiihrten
Rohbiogasmenge ist dann auch die zugefiihrte CO,-Menge (bzw. das CO,/CH,-Verhaltnis)
Uber eine Gasanalyse zu bestimmen. Im Rohbiogas enthaltenes H,S (Schwefelwasserstoff)
wird in der PtG-Anlage mittels Aktivkohlefilter entfernt. Falls bereits eine Aufbereitungsanlage
existiert, kann ggf. auch weitgehend reines CO, genutzt werden. Die konkrete Auslegung der
Methanisierung erfolgt in einer Site Engineering-Phase.

Die detaillierte Verschaltung der BGA mit der Methanisierung und dariber hinaus mit der
gesamten PtG-Anlage ist ebenfalls in einer Site Engineering-Phase zu klaren. Folgende Fra-
gen treten dabei auf: Existiert ein BHKW und soll es teilweise oder vollstandig flexibilisiert
werden? Welche Betriebszustande (z.B. Teillastbetrieb BHKW) werden auftreten? Wie er-
folgt die Steuerung des BHKW und damit gekoppelt der PtG-Anlage? Verflgt die BGA be-
reits Uber einen Biogasspeicher bzw. muss die Biogasspeicher-Grof3e angepasst werden?
Wird im Teillastbetrieb des BHKW ein Teil des Rohbiogases zwischengespeichert, so dass
es zu einem spéateren Zeitpunkt methanisiert werden kann? Weiter sind technische und wirt-
schaftliche bzw. rechtliche Fragen der Ruckfiihrung von produziertem Gas, das nicht direkt
eingespeist werden kann, in den Biogasspeicher zu klaren.
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Im Rahmen des Gewerks ,PtG-Anlage” wird an einem BGA-Standort in der Regel auch ein
Warmemanagement realisiert werden, das eine Nutzung der Abwarme von Methanisierung
bzw. Elektrolyse ermoglicht. Bei abwechselndem Betrieb von BHKW und PtG-Anlage ist da-
bei eine Substitution der Abwarme des BHKW durch die Abwarme der PtG-Anlage mdoglich.
Ein kontinuierlicher Warmebedarf (z.B. fur den Fermenter der BGA) kann damit auch bei
flexiblem, intermittierendem Betrieb des BHKW gedeckt werden.

Neben den selbstverstandlich erforderlichen Schnittstellen zum Stromnetz und Gasnetz, die
in einer Site Engineering-Phase zu klaren sind, ist auch eine Kommunikationsanbindung der
PtG-Anlage (bzw. tbergreifend fir PtG und BHKW) erforderlich, die eine externe Steuerung
des Standorts ermdglicht. Auf die Steuerung des Systems wird in Kapitel 11.5 eingegangen

Weiter sind in einem Site Engineering die Bereitstellung von Wasser (Leitungswasser) bzw.
die Abwasserentsorgung, die Bereitstellung von Stickstoff flr Spllvorgénge von Elektrolyse
bzw. Methanisierung, ggf. die Bereitstellung von Warme fir die Elektrolyse sowie die Bereit-
stellung von Notstrom zu klaren.

In Bezug auf die Schnittstelle zur Einspeisestation muss geklart werden, wie die getrennte
Abrechnung der Einspeisung von aufbereitetem Biomethan (der CH4-Anteil im Rohbiogas)
und synthetischem Gas (aus dem CO,-Anteil im Rohbiogas) durchgefuhrt wird bzw. wie ge-
nau die Kontrolle der Gasqualitat bei intermittierender Einspeisung erfolgt.

11.4Einbindung von PtG-Anlagen in unterschiedliche BGA-
Varianten

PtG-Anlagen speichern Uberschiissigen Strom in Form von SNG. Das dazu notwendige CO,
kann aus bestehenden BGA gewonnen werden. Diese weisen jedoch unterschiedliche Kon-
zepte der Gasnutzung auf. Es werden im Folgenden zum einen BGA, die das Rohbiogas
direkt vor Ort verstromen, zum anderen BGA, die Uber eine Gasaufbereitung und Einspei-
sung in das Erdgasnetz verfugen, betrachtet.

11.4.1 Einbindung von PtG-Anlagen bei BGA mit BHKW

Die am weitesten verbreitete Moglichkeit, das Biogas zu nutzen, ist, das Rohbiogas zu ver-
stromen. Eine BGA mit Verstromung vor Ort besteht aus einer Vergarungsanlage, evtl. einer
Gasreinigung und einem BHKW mit Stromanschluss. Das in der Vergéarung erzeugte Rohbi-
ogas wird gereinigt und im BHKW verbrannt. Der erzeugte Strom wird ins Stromnetz einge-
speist. Die entstehende Warme wird fur die Beheizung der Vergérungsanlage und teilweise
in anderen Warmesenken genutzt.

Bei diesen BGA kann das Biogas direkt in der Methanisierung eingesetzt werden, siehe Ab-
bildung 11.12. Das bedeutet, dass ein Gasgemisch aus ca. 52%yc_ CH, und 46%,0. CO,
(Ansatz NawaRo-BGA) in der Methanisierung eingesetzt wird. Da fir die Reaktion nur das
CO, bendtigt wird, verlasst das CH, den Prozess ohne Verdnderung zusammen mit dem
SNG.
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Abbildung 11.12: PtG-Einbindung bei BGA mit BHKW

Wenn eine PtG-Anlage bei diesen BGA integriert wird, kann das BHKW abgeschaltet wer-
den, sobald im Netz zu viel Strom vorhanden ist und das Rohbiogas wird nach einer geeig-
neten Reinigung in die Methanisierung umgeleitet. Somit kann das Stromnetz bei einem
Uberangebot aus EE doppelt entlastet werden. Zum einen wird durch die Abschaltung des
BHKW kein Strom mehr eingespeist, zum anderen kann zusétzlich mit der Elektrolyse Strom
aus dem Stromnetz entnommen werden. Die PtG-Anlage ist in diesem Fall auf den Nennvo-
lumenstrom des Biogases ausgelegt, welches nicht zwischengespeichert wird. Sofern der
Biogasstrom grofer ist als der Biogasbedarf der Methanisierung, kann der Biogasstrom auf-
geteilt werden und das BHKW wird in Teillast betrieben. Sofern die BGA iber einen Gas-
speicher verfugt, kann das Uberschissige Biogas kurzfristig zwischengespeichert werden.
Die Verschaltung ist Abbildung 11.13 zu entnehmen. Die durch den reduzierten Betrieb des
BHKW fehlende Prozesswarme kann durch die PtG-Abwarme zur Verfiigung gestellt wer-
den.

Vergarungs- BHKW
anlage
- »(Methanisierun —>  Wasserstoff
— Biogas
Elektrolyse EE-Methan

Abbildung 11.13: PtG-Einbindung bei BGA mit BHKW — Betrieb ohne Speicher

Eine darauf aufbauende Mdglichkeit ist die Rohbiogasspeicherung, um die Kapazitaten der
PtG-Anlage zu erhdhen. Das Biogas wird gespeichert und nur in den Zeiten verbraucht,
wenn die PtG-Anlage lauft, siehe Abbildung 11.14. In diesem Fall ware kein BHKW mehr
erforderlich und die BGA hat keine Stromerzeugung mehr. Dazu misste das Biogas Uber
lange Zeitraume gespeichert werden. Bei der Auslegung der Speicher missten die Einsatz-
zeiten der PtG-Anlage sehr genau absehbar sein, da durch die Volllaststunden sowohl! der
Speicherbedarf fir das Biogas als auch die notwendige Leistung der PtG-Anlage festgelegt
wird. Eine Auslegung der PtG-Anlage auf den kompletten Biogasstrom und der Verzicht auf
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ein BHKW sind wegen der nicht vorhersehbaren PtG-Einsatzzeiten und des dadurch sehr
hohen Biogasspeicherbedarfs schwierig. Deutlich flexibler ist die Moglichkeit ein BHKW in
Zeiten mit wenig Strom im Netz einzuschalten. Das Biogas, das nicht in der PtG-Anlage ge-
nutzt werden kann, da der Speicher bereits gefullt ist, kann so weiterhin fir die Stromerzeu-
gung genutzt werden. Durch die Wahl der Speichergréf3e des Biogasspeichers kann die
Leistung der PtG-Anlage festgelegt werden.

» Speicher BHKW

N

Vergarungs-
anlage

— Wasserstoff

— Biogas
EE-Methan

Elektrolyse

Abbildung 11.14: PtG-Einbindung bei BGA mit BHKW — Betrieb mit Biogasspeicher

Eine dritte Mdglichkeit ist, nicht das Biogas zu speichern, sondern den Wasserstoff aus der
Elektrolyse zwischen zu speichern. Die Methanisierung kann so ausgelegt werden, dass sie
standig den gesamten Biogasvolumenstrom verarbeiten kann. Damit der nétige Wasserstoff
standig zur Verfligung steht, musste dieser gespeichert werden und die Elektrolyse eine ent-
sprechend héhere Leistung als die Methanisierung haben, sodass die Wasserstoffmenge in
der kirzeren Betriebszeit verwendet werden kann, siehe Abbildung 11.15. Das bedeutet,
dass die Elektrolyse und die Methanisierung fiir unterschiedliche Leistungen ausgelegt wer-
den mussen und diese aufeinander abzustimmen sind. Dafur erreicht die Methanisierung
eine sehr hohe Volllaststundenzahl (wie die BGA) und auch die Einspeiseanlage erreicht
eine hohe Auslastung. Im Gegensatz zum Konzept mit Biogasspeicherung mit einer héheren
Methanisierungsleistung, kann die Einspeiseanlage auf einen geringeren Volumenstrom
ausgelegt werden.

Vergarungs-
anlage

|| [ |
Elektrolyse

Abbildung 11.15: PtG-Einbindung bei BGA mit BHKW — Betrieb mit Wasserstoffspeicher

— Wasserstoff

— Biogas
EE-Methan

Speicher

Viele Anlagen entschwefeln das Biogas durch Lufteinblasung in den Gasraum des Fermen-
ters. Der eingebrachte O, reagiert mit dem H,S im Rohgas. Allerdings lauft dieser Prozess
nur ausreichend ab, wenn O, Uberstochiometrisch in den Gasraum eingebracht wird. Daher
befindet sich im Rohbiogas noch ein geringer Sauerstoffanteil. Wenn zur Sauerstoffeinbrin-
gung Umgebungsluft genutzt wird, die nur ca. 21% O, enthalt, werden aul3erdem grol3e
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Mengen N, in den Gasraum eingebracht. Die BGA, die als CO,-Quelle eingesetzt wird, sollte
nicht Uber eine solche biologische Entschwefelung mit Umgebungsluft verfligen, da das Bio-
gas mit N, verdinnt wird.

11.4.2 Einbindung von PtG-Anlagen bei BGA mit Gasaufbereitung

Die zweite Moglichkeit, das Biogas bei BGA zu nutzen, ist die Aufbereitung des Rohbiogases
auf Erdgasqualitat und die Einspeisung ins Erdgasnetz. Bei der Aufbereitung des Rohbioga-
ses werden die beiden Hauptbestandteile des Biogases, Methan und CO,, voneinander ge-
trennt. Das Biomethan wird ins Erdgasnetz eingespeist. Das CO, bildet das Ab-
gas/Schwachgas, welches fir die Methanisierung genutzt werden kann.

Die Zahl der BGA mit Gasaufbereitung nimmt immer mehr zu. Dies resultiert vor allem aus
der Vergitung des EEGs. Im April 2013 gab es in Deutschland 116 Anlagen, die insgesamt
275 Mio. Nm3 Biomethan pro Jahr in das Erdgasnetz einspeisten [Blume 2013]. Ziel der
Bundesregierung ist es, 2020 6 Mrd. Nm3 Biomethan einzuspeisen [GasNZV 2010].

Grundsatzlich sind bei BGA mit Gasaufbereitung zwei unterschiedliche Nutzungswege des
CO, fur die PtG-Anlage mdoglich. Zum einen kann das Biogas ebenfalls direkt in der Methani-
sierung eingesetzt werden, wie auch bei einer BGA mit BHKW. Zum anderen kann bei eini-
gen Gasaufbereitungsverfahren das Schwachgas aus der Gasaufbereitung genutzt werden,
siehe Abbildung 11.16 (oben). Durch die Gasaufbereitung steht bei einigen Gasaufberei-
tungsverfahren (z.B. PSA und Membranverfahren) fir die Methanisierung fast reines CO, als
Schwachgas zur Verfiigung. Da es verschiedene Gasaufbereitungsverfahren gibt, die unter-
schiedliche Mdoglichkeiten zur Integration der PtG-Anlage bieten, muss fir jedes einzelne
Verfahren geprift werden, welcher Biogasweg der sinnvollste ist.

Durch die wachsende Nachfrage nach Gasaufbereitungstechniken ist auch die Zahl der Her-
steller und der Verfahren gestiegen. Die Verfahren und die wichtigsten Prozessdaten sind in
Tabelle 11.4 dargestellit.

Die Gaszusammensetzung des Schwachgases ist bei den verschiedenen Gasaufbereitungs-
techniken unterschiedlich, daher miussen die Abgaszusammensetzungen genau betrachtet
werden, siehe Tabelle 11.5. Der CO,-Anteil liegt bei den meisten Verfahren weit Uber
90%yo0., Nur bei der Druckwasserwasche liegt der CO,-Gehalt unter 20%y0, [RosRoca 2011].
Daher ist das Abgas nicht fiir die Methanisierung geeignet. Bei anderen Verfahren liegt der
CO,-Anteil ebenfalls nicht bei 100%, was vor allem am Methanschlupf der Gasaufberei-
tungsverfahren liegt. Das Methan kann nicht zu 100% abgeschieden werden, daher verbleibt
immer ein geringer Anteil im Abgas. Dieses stort den Prozess der Methanisierung jedoch
nicht.
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Abbildung 11.16: PtG-Einbindung bei BGA mit Gasaufbereitung — mit Nutzung der Gasaufbereitung
(oben) und mit direktem Einsatz von Rohbiogas (unten)

Tabelle 11.4: Parameter verschiedener Gasaufbereitungstechniken [DENA 2012]

L Druckwech- Druckwas- N

Kriterium seladsorption serwische Genosorb Aminwasche Membran
Trenneffekt Adsorption Physikalische Organisch- Chemische Permeation

Absorption physikalische Absorption

Adsorption
Ab/durch Feste Oberfla- Wasser Genosorb Amine Membrane
che

Abtrennung COz, HzS, COz, st, COz, st, COz, st COZ, HZS,
von H,O NH; NH;, H,O H,O
Prozessdruck 4-7 bar 4-7 bar 4-7 bar 0,05-0,5 bar >15 bar
Prozess- 10-20 °C 10-25 °C 10-40 °C 10-15 °C Umgebung
temperatur
maximaler 95 bis 98%y0. | 95 bis 98%y0oL | 95 bis 98%,y0. 96 bis 80 his 96%y0L
Methananteil 99,9%y01
Methanschlupf 1-10% 1-2% <1% 0,1-0,5% 5-15%

Tabelle 11.5: Qualitat des CO,-Abgases aus der Gasaufbereitung [MTEnergie 2011, Schmack 2012,
RosRoca 2011; BORSIG 2013]

Druck Feuchtigkeit CO,-Anteil CH,-Anteil
Druckwasserwasche 1 bar gesattigt 15-20%y,0. >0,5%y 0oL
Druckwechseladsorption 1 bar feucht 92-95%y0L 2-5%y0,
Membran 1 bar trocken 95-97%y 0L 1-2%yor
Aminwasche 4-5 bar feucht 96-98%y0L 1-2%y01
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Wichtig ist, dass die Anteile anderer Gase im Schwachgas, wie N, oder O,, mdglichst gering
sind, damit das entstehende EE-Methan die Qualitatsanforderungen fur die Einspeisung ins
Erdgasnetz erfillt. Interessant ist auRerdem der Ausgangsdruck des Schwachgases aus den
Aufbereitungsprozessen. Fir die Methanisierung muss das Gas auf ca. 10 bar verdichtet
werden. Daher ist es vorteilhaft, wenn das Schwachgas beim Verlassen der Gasaufbereitung
nicht drucklos vorliegt. Allerdings ist dies bei allen gangigen Verfahren der Gasaufbereitung
heute der Fall. Daher muss der Druck des Schwachgases fir die Methanisierung um 10 bar
erhoht werden.

Der Feuchtegehalt im Schwachgas ist fur die Methanisierung nicht schadlich, allerdings sinkt
die Verdichtungsleistung, wenn der Anteil an Wasser im Gas sehr hoch ist, da auch das
Wasser mitverdichtet werden muss. AuRerdem steigt der Verschleild des Verdichters, wenn
das Gas mehr Feuchtigkeit enthalt. Daher kann es hier sinnvoll sein, das Gas zu trocknen
bevor es verdichtet wird, bzw. das Gas direkt in getrockneter Form zu lGibergeben, wie es bei
dem Membranverfahren der Fall ist.

Die Gasaufbereitungsverfahren unterscheiden sich vor allem hingehend der Stoffe, die abge-
trennt werden, sowie der Prozesstemperatur und des Drucks. Durch die CO,-Abtrennung
entsteht ein je nach Verfahren mehr oder weniger reiner CO,-Strom, der aber mit verschie-
denen Begleitelementen verunreinigt ist. Davon hangt ab, ob das Schwachgas nochmal bzw.
in welcher Weise vor dem Einsatz in PtG-Anlagen aufbereitet werden soll.

11.4.2.1 Einbindung von PtG-Anlagen bei Umgehung der Gasaufbereitung
Grundsatzlich ist es bei allen Anlagen mdglich, das gesamte Biogas nach einer Gasreinigung
in die Methanisierung zu leiten und die Gasaufbereitung zu umfahren, siehe Abbildung
11.17. Das bedeutet, dass in dieser Zeit die Gasaufbereitung abgeschaltet wird oder nur auf
Teillast lauft. Der gesamte Rohbiogasstrom wird Uber eine Gasreinigung geleitet, um die
notwendige Gasqualitat zu erreichen. Nach einer Verdichtung wird das Biogas in die Metha-
nisierung geleitet.

Gasauf-
bereitung

Vergarungs-
anlage

Biomethan
Gasreinigung EE-Methan,

Verdichten
—> Wasserstoff

[ —> Biogas

Methan
Elektrolyse

Abbildung 11.17: Rohbiogasnutzung in der Methanisierung bei Gasaufbereitungsanlagen

Die verschiedenen Gasaufbereitungsverfahren haben unterschiedliche Anforderungen an die
Gasqualitat. Daher ist bei bestehenden Anlagen haufig eine Gasreinigung installiert. Die An-
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forderungen an die Gasreinheit unterscheiden sich allerdings je nach Gasaufbereitungsver-
fahren. Daher sind vor den Gasaufbereitungsverfahren auch unterschiedliche Reinigungs-
schritte installiert. Entweder die Reinigungsschritte sind ausreichend, um die Gasqualitat fir
die Methanisierung zu erreichen oder es sind zuséatzliche Reinigungsschritte notwendig.

Fur die meisten Gasaufbereitungsverfahren muss das Biogas getrocknet und fein-
entschwefelt werden. Hierzu gehoéren die Druckwechseladsorption, die Membrantrennverfah-
ren (um die Trennleistung und die Standzeit der Membranen sicher zu stellen) und die
Aminwasche. Die einzige Aufbereitungstechnik, die unempfindlich gegen H,S ist, ist die
Druckwasserwasche. Bei allen anderen Anlagen kann davon ausgegangen werden, dass
eine Gastrocknung sowie eine Feinentschwefelung vorhanden ist.

Wichtig fur die Einspeisung von Biomethan ist, dass das Rohgas aus der Vergarungsanlage
mdglichst wenig O, und N, enthélt. Die beiden Gase lassen sich mit den gangigen Gasauf-
bereitungsverfahren nicht ausreichend vom CH, trennen. Bei der Abtrennung des CO, ver-
bleiben diese Gase im Biomethan. Dadurch wird sich der Volumenanteil der stérenden Gase
im Biomethan fast verdoppeln. Somit sind sehr geringe Anteile von N, und O, im Rohgas
sehr wichtig, um die Qualitdt des Biomethans nicht zu gefahrden. Dies sollte besonders bei
der Wahl von Entschwefelungsverfahren bertcksichtigt werden.

Fur die Anbindung der Methanisierung kénnen verschiedene Stellen gewahlt werden, je
nachdem wie die BGA aufgebaut ist. Die Entschwefelung kann bereits im Fermenter oder
auch in nachgeschalteten Reaktoren ausgefiihrt werden. Ebenso kann es vorkommen, dass
die Feinentschwefelung mit Aktivkohle direkt zur Gasaufbereitung gehért und das Biogas
nicht ohne weiteres an der Stelle entnommen werden kann. Daher muss fiir jede Anlage die
passende Schnittstelle gefunden werden und ggf. missen zusatzliche Reinigungsschritte
installiert werden, siehe Abbildung 11.18.
Feinentschwefelung
—> Wasserstoff

Grobentschwefelung
W
= — Biogas
Methan
Elektrolyse

Abbildung 11.18: Schnittstellen fur die Gasentnahme nach oder vor der Gasreinigung

\/

Feinentschwefelung
Gastrocknung

/\

Vergarungs-
anlage

Biomethan
EE-Methan,

Optionale

Gasaufbereitungsverfahren haben einen hohen Energiebedarf. Wenn fur die Einspeisung
des Biomethans ins Erdgasnetz nicht die Gasaufbereitung benutzt werden muss, sondern
durch einen direkten Einsatz in die PtG-Anlage und die Anreicherung des CO, durch die Re-
aktion zu SNG stattfindet, kann dies durchaus die Wirtschaftlichkeit verbessern. Vorteilig ist
auch, wenn eine Vorbehandlung wie eine Entschwefelung nutzbar ist.
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11.4.2.2 Einbindung von PtG-Anlagen bei Nutzung des Schwachgases aus der
Gasaufbereitung

Die andere Mdglichkeit der CO,-Nutzung bei Anlagen mit Gasaufbereitung ist die Nutzung
des Abgases (Schwachgas) der Gasaufbereitungsanlagen. Dieses besteht bei einigen
Gasaufbereitungsverfahren zum Uberwiegenden Teil aus CO,. Dieses Schwachgas kdnnte
direkt in die Methanisierung geleitet werden, wenn diese betrieben wird und wenn die Gas-
gualitaten eingehalten werden. Die Gasaufbereitung fiur die Biomethaneinspeisung wird dann
kontinuierlich betrieben.

Die zurzeit am haufigsten im Einsatz befindlichen Techniken fur die Gasaufbereitung sind die
Druckwechseladsorption und die Druckwasserwasche. Bei den chemischen Waschverfahren
ist die Aminwasche sehr oft anzutreffen. Aktuell gewinnt das Membranverfahren immer mehr
an Bedeutung. Daher werden speziell diese vier Verfahren beziglich der Einbindung von
PtG-Anlagen nachfolgend erlautert.

11.4.2.3 Einbindung bei Druckwasserwasche

Durch den geringen CO,-Anteil von nur 20% im Abgas, muss das Schwachgas aus der
Gasaufbereitung erst aufbereitet werden, um anschlieBend mdglichst ausschlie3lich CO, zu
erhalten. Dieser Schritt ist sehr energieaufwendig und auf3erdem hat dieser Weg den Nach-
teil, dass viele Einzelschritte nacheinander geschaltet werden missen und dass nicht nur die
Gasaufbereitung, sondern auch die CO,-Aufbereitung mit der Methanisierung abgestimmt
werden muss. Dies ist in der Praxis, vor allem durch unterschiedlich schnelle Anfahrvorgéan-
ge, meist nicht technisch umsetzbar. Das bedeutet, dass zwischen den einzelnen Prozessen
zusatzliche Speichermdoglichkeiten geschaffen werden mussen.

Daher ist es bei der Gasaufbereitung mit Druckwasserwéasche sinnvoller, das Rohbiogas
selbst in die Methanisierung zu leiten. In dieser Zeit wird die Druckwasserwasche aulRer Be-
trieb gesetzt oder in Teillast betrieben. Je nach H,S-Gehalt ist vor der Methanisierung eine
Entschwefelung zu installieren, da bei der Druckwasserwasche meist H,S-Gehalte bis zu
500 ppm zulassig sind, jedoch fur die Methanisierung 100 ppm eingehalten werden missen.
[RosRoca 2011]

11.4.2.4 Einbindung bei Druckwechseladsorption

Das Rohbiogas wird vor einer Druckwechseladsorption getrocknet und feinentschwefelt, um
die Adsorptionskolonnen nicht zu verunreinigen und die Bindungskapazitat nicht zu verrin-
gern. Das vorgereinigte Biogas kann so fir die PtG-Anlage genutzt werden, dazu wird es
nach der Reinigung auf den notwendigen Druck von 10 bar fir die Methanisierung verdichtet.

Auch das Schwachgas eignet sich gut fur die Methanisierung, da der CO,-Anteil weit Uber
90%,0, liegt. Durch den Einsatz in PtG-Anlagen verringert sich die Menge an Schwachgas,
das noch in der Schwachgasverbrennung behandelt werden muss. Dadurch sinkt der Me-
thanschlupf und somit die Verluste, weil weniger Methan nachverbrannt wird. Die Abwarme
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der PtG-Anlage kann die Warmegewinnung aus der Schwachgasverbrennung ersetzen, so
dass hier weiterhin ausreichend Warme zur Verfigung gestellt werden kann.

11.4.2.5 Einbindung beim Membranverfahren

Auch fur das Membrantrennverfahren gibt es die Mdglichkeit das Rohbiogas oder das
Schwachgas in der Methanisierung einzusetzen. Fur die Membranen muss das Rohbiogas
vorher sehr gut gereinigt werden, so dass die Gasreinigungstechnik bei bestehenden An-
lagen bereits vorhanden ist. Das vorgereinigte Biogas kann so fir die PtG-Anlage genutzt
werden. Auch das Schwachgas ist trocken und nahezu frei von H,S und Wasser. Daher eig-
nen sich in Kombination mit dem Membrantrennverfahren beide Méglichkeiten, das Rohbio-
gas oder das Schwachgas in der Methanisierung einzusetzen.

Da die Membrantechnik bisher noch nicht gut genug reinigt, um unter dem Grenzwert von
0,2% fur die Methanemission zu bleiben, wird eine Schwachgasverbrennung benétigt [Gas-
NZV 2010 (836)]. Durch den Einsatz des Schwachgases in der PtG-Anlage wird ebenfalls
die Betriebszeit der Schwachgasverbrennung reduziert und somit der Methanverlust verrin-
gert.

11.4.2.6 Einbindung bei Aminwéasche

Fur die Aminwasche muss das Rohbiogas entschwefelt und teilweise sogar von Ammoniak
gereinigt werden. Daher steht auch hier sehr reines Biogas zur Verfligung, welches direkt in
die PtG-Anlage eingesetzt werden kann. Auch das Schwachgas kann fir die Methanisierung
verwendet werden. Ein Vorteil des Schwachgases bei der Aminwésche ist, dass es einen
Druck von 3 bis 4 bar beim Verlassen des Prozesses hat. Daher kann an dieser Stelle Ener-
gie beim Verdichten fur die Methanisierung gespart werden.

11.5Ubergeordnete Leittechnik des Gesamtsystems

11.5.1 Allgemeiner Teil

Bei einer lastgangkonformen Stromversorgung durch 100% EE, missen die Erzeuger, Ver-
braucher und Speicher bzw. PtG-Anlagen zusammenspielen. Es wird eine Betriebsfiihrung
der Anlage notwendig, welche auf eine Speicherung von Energie zum Ausgleich der Residu-
allast angepasst ist. Fur die Verbindung einer PtG-Anlage mit EE-Erzeugern wie Wind- und
PV-Anlagen sowie einer BGA wird eine Ubergeordnete Leittechnik des Gesamtsystems be-
notigt, die anhand von Prognosen und Ist-Werten die Leistung der PtG-Anlage regelt. Zu-
satzlich soll diese Leittechnik die Dokumentation des Betriebs und der Betriebserfahrungen
durchfuhren. Sie erflllt alle Aufgaben der Datenerfassung, Sighalverteilung, Steuerung, Re-
gelung, Meldung und Uberwachung in Form von standardisierten Hard- oder Softwarebau-
steinen.

Fur die Spezifikation der Leittechnik fir ein vorliegendes Gesamtsystem werden Anforderun-
gen einbezogen, die aus den real existierenden Rahmenbedingungen resultieren (standort-
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spezifische Charakteristika wie z.B. die notwendigen Peripherieschnittstellen der PtG-Anlage
und Kompatibilitatsanforderungen fir den Anschluss an die BGA, Platzbedarfe etc.) sowie
Anforderungen, die aus Sicht des Strom- und Gasnetzes resultieren. Die Spezifikation der
Leittechnik fr den Einsatz von PtG-Anlagen wird im Folgenden erlautert. Dabei wird eine
Ubergeordnete Spezifikation erarbeitet, in der zum einen auf die mdglichen Erzeuger und
Verbraucher eingegangen wird und in der zum anderen technische Anforderungen darge-
stellt werden.

Die Anforderungen an die Leittechnik werden allgemeingultig beschrieben und die Schnitt-
stellen abgeklart, so dass sie fur verschiedene PtG-Technologien unterschiedlicher Herstel-
ler und somit bei verschiedenen Kommunikationsarten anwendbar sind. Eine Detaillierung
der Schnittstellenspezifikationen kann erst bei einem konkreten Anwendungsfall mit dem
PtG-Hersteller oder mit den Betreibern vor Ort erfolgen. Die im Rahmen dieses Kapitel erar-
beiten Anforderungen kénnen bei einem spateren Anwendungsfall direkt in einem Lastenheft
Verwendung finden. Im Folgenden wird zuerst die Hardware beschrieben. Danach folgt die
Software fur die Leittechnik, indem die drei Funktionen Kommunikation, Monitoring, und
Steuerung/Intelligenz dargestellt werden.

11.5.2 Hardware

Fur die Umsetzung der 100% Versorgung mit EE wird ein virtuelles Kraftwerk aufgebaut,
welches die Strom- und Warmeerzeuger und die Verbraucher verbindet. Dieses virtuelle
Kraftwerk wird durch eine tbergeordnete Leittechnik geregelt, die die in der folgenden

Abbildung 11.19 dargestellten Strom- und Wé&rmeerzeuger, -verbraucher und Speicher bein-
haltet. Die verschiedenen real existierenden Bausteine/Komponenten sind Uber die Leittech-
nik miteinander verbunden, missen jedoch nicht zwingend physikalisch miteinander verbun-
den sein.

Wind \{ Batterie] | Prognose | m
Leittechnik /-

Kommunikation, Datenverarbeitung,

OiIRIG

Wasser Steuarung, Monitoring Gaseinspeisung J
trom-
BHKW Strom Warme-
verbraucher verbraucher
+—  Schaittstelen, Kommunikation, Stecenng = Schnittztellen, Dateneingang, Datenverarbeitung
|:| Erzeuger [: Speicher - Wandler D Verbraucher Strom Gas

Abbildung 11.19: Ubersicht iiber die von der Leittechnik zu erfassenden Komponenten
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11.5.2.1 Leittechnik

Die Leittechnik verarbeitet die Daten der verschiedenen Erzeuger und Verbraucher und
tbernimmt die Kommunikation zwischen diesen. Dazu erfragt die Leittechnik den aktuellen
Zustand der Erzeuger, Speicher und Verbraucher ab und regelt auf Basis der aktuellen EE-
Erzeugungsleistung und des Strom- und Warmeverbrauchs die Betriebsweise des BHKW,
der Speicher und der PtG-Anlage. Einige Bausteine, wie die erneuerbaren Stromerzeuger
Wind, PV und Wasser, Ubermitteln Ihre Ertrage an die Leittechnik, und kénnen in ihrer Be-
triebsweise gesteuert werden, z.B. indem die Anlagen abgeschaltet werden, wenn Strom-
spitzen das Netz Uberlasten, und der Strom nicht verbraucht werden kann. Bei BHKW, Spei-
chern und der PtG-Anlage wird deren Betriebsweise von der Leittechnik vorgegeben, indem
auf Basis deren aktueller Betriebszustande und der Bilanz zwischen Erzeugungs- und Ver-
braucherleistung sowie der festgelegten Prioritaten die jeweilige Anlagenleistung reduziert
oder erhoht wird.

11.5.2.2 Strom- und Warmeverbraucher

Die Strombedarfe und die Warmebedarfe verschiedener Verbraucher werden als Signale an
die Leittechnik Ubermittelt. Die jeweiligen Bedarfe werden von der Leittechnik geregelt und
durch den Einsatz verschiedener Technologien gedeckt. Neben der BGA kdnnen weitere
Warmeverbraucher in dem Gesamtsystem integriert sein. Die Leittechnik regelt, dass die
Warmeversorgung bei Ausfall des BHKW (entweder durch Stérungen oder weil das Biogas
in die PtG-Anlage gefihrt wird) entweder durch Redundanzsysteme oder durch die PtG-
Abwarme sichergestellt wird.

11.5.2.3 Prognosen

Mittels Prognosen lassen sich die Erzeugungsleistungen von EE-Anlagen mit groRer Wahr-
scheinlichkeit vorhersagen. Dafur werden Wetterprognosen wie z.B. Windgeschwindigkeiten
und Sonneneinstrahlung fir die Standorte der EE-Anlagen verwendet und mit der installier-
ten Leistung verrechnet. Die Prognosen werden an die Leittechnik tbermittelt und kénnen
somit fir die Regelung der Anlagen berilicksichtigt werden.

Prognosewerte, die weit in die Zukunft reichen, sind mit einer grof3eren Fehlerwahrschein-
lichkeit behaftet als Prognosen, die einen kurzen Zeithorizont betrachten. Kurzzeitprognosen
zur Vorhersage der Erzeugungsleistungen mit einem Vorlauf von z.B. einer Stunde sind rela-
tiv genau. Auf Basis der prognostizierten Leistungen kénnen Anlagen im Standby gehalten
werden, z.B. bei einer PtG-Anlage oder einem BHKW durch Warmhaltungen, oder Anlagen
friihzeitig in Betrieb genommen werden.

11.5.2.4 Stromerzeugung durch erneuerbare Energien

Wind, PV und Wasser sind volatil und kénnen nicht geregt werden. Mittels Langzeit- und
Kurzzeitprognosen sind ihre Erzeugungsleistungen mit grof3er Wahrscheinlichkeit vorher-
sagbar. Die erzeugten und prognostizierten Leistungen werden an die Leittechnik Gibermittelt,
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verarbeitet und als Input fur die Regelung des BHKW, der Speicher (Batterie) und der PtG-
Anlage bendtigt.

11.5.2.5 Batterien

Der Betrieb der Batterien wird von der Leittechnik vorgegeben. Dazu wird neben den Strom-
Uberschuss ebenfalls der Speicherfullstand der Batterie als Steuerungsgrof3e verwendet.
Batterien werden vor PtG-Anlagen angesteuert und gefiillt. Batterien werden sowohl als Ver-
braucher als auch als Produzenten verwendet.

11.5.2.6 BHKW

Bei einer BGA mit Direktverstromung sind ein oder mehrere BHKW vorhanden. Diese produ-
Zieren aus dem Rohgas aus der BGA Strom und Warme. Der Strom wird ins Stromnetz ein-
gespeist. Die Warme kann verschiedenen Verbrauchern zugefiihrt werden. Wenn der Strom
aus einem Biogas-BHKW nach EEG vergiitet wird, dann wird das BHKW entweder auf Voll-
lastbetrieben auch wenn Stromiberschisse im Netz sind oder bedarfsorientiert betrieben.
Nur wenn ein Teil des Biogases fiir den Betrieb der PtG-Anlage als CO,-Quelle bendtigt wird,
muss die BHKW-Leistung angepasst werden. Das Start- und Lastédnderungsverhalten muss
von der Leittechnik beriicksichtigt werden.

Im virtuellen Kraftwerk wird jedoch ein BHKW als regelbarer Stromerzeuger verwendet und
daher bedarfsgebunden betrieben. Das fiir eine 100% EE-Versorgung benétige Methan
muss in BGA oder PtG-Anlagen produziert werden.

11.5.2.7 Biogasanlage (BGA)

In einer BGA werden organische Substrate oder Reststoffe durch anaerobe Vergarung zur
Methan und CO, umgewandelt. Dieser Prozess lauft kontinuierlich ab und sollte mdglichst
wenig zum Stillstand kommen. Das Biogas wird verstromt oder zu Erdgasqualitat aufbereitet.
Die Leittechnik muss das Biogas entweder der reguldren Verwertung oder der PtG-Anlage
zufthren.

Das durch den Betriebsstillstand eines BHKW nicht bendtigte Biogas muss entweder gespei-
chert oder aufbereitet und ins Erdgasnetz eingespeist werden. Die technische Einbindung
einer PtG-Anlage bei einer BGA wurde in Kapitel 11.4 beschrieben und wir hier nicht thema-
tisiert.

Aulerdem muss die BGA mit Warme versorgt werden, diese kann entweder aus dem
BHKW, der PtG-Anlage oder zusatzlichen Gaskessel kommen. Diese Versorgung muss von
der Ubergeordneten Leittechnik geregt werden.

11.5.2.8 PtG-Anlage

Der Betrieb der PtG-Anlage wird tiber ein Signal aus der Ubergeordneten Leittechnik gereqt,
so dass die Anlage bei Stromiberschissen in Betrieb geht und Strom verbraucht, um Was-
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serstoff zu erzeugen. Das Start- und Lastéanderungsverhalten muss von der Leittechnik be-
ricksichtigt werden. Die PtG-Leistung kann im Normalfall mit wenigen Minuten Vorlauf abge-
rufen werden.

Bei der Methanisierung wird der zuvor produzierte, ggf. kurzzeitig zwischengespeicherte,
Wasserstoff zusammen mit Biogas aus der BGA zu Methan umgewandelt. Somit steht das
Biogas nicht dem BHKW zur Verstromung zur Verfigung. In einem virtuellen Kraftwerk wird
allerdings eine PtG-Anlage nur bei Stromiberschiissen betrieben, wenn das BHKW still
steht. Dann kann das Biogas aus der BGA in die PtG-Anlage geleitet werden. Die Kommuni-
kation zwischen BGA, BHKW und PtG-Anlage tbernimmt die Ubergeordnete Leittechnik.

Die Methanisierung bendtigt eine Vorlaufzeit von mehreren Minuten, die durch eine Warm-
haltung reduziert werden kann. AuRerdem kann durch einen Wasserstoffspeicher die unter-
schiedliche Anfahrzeit von Elektrolyse und Methanisierung Uberbrickt werden. Das anfang-
lich produzierte Off-Gas mit nicht ausreichender Qualitat fir eine Einspeisung ins Erdgasnetz
muss in die BGA riickgespeist werden.

11.5.2.9 Gaseinspeisung

Uber die Gaseinspeisestation wird das von der BGA oder der PtG-Anlage produzierte Me-
than ins Erdgasnetz eingespeist. Eine Gaseinspeisestation besteht aus mehreren Kompo-
nenten. Das Biomethan wird zundchst auf seine Eingangsqualitt untersucht. Wenn die Qua-
litatsanforderungen erfillt sind, wird ggf. Flissiggas zugemischt, um den Brennwert auf Erd-
gashiveau anzuheben. Dazu ist eine entsprechende Gasmischregelstrecke erforderlich. Falls
der Vordruck des Biomethans ausreicht, muss es nicht mehr verdichtet werden. Ansonsten
folgt ein Verdichter, der das Biomethan auf den notwendigen Netzdruck verdichtet. Anschlie-
Rend erfolgt eine Ausgangsqualitatsmessung. Je nach Gasnetz erfolgt im letzten Schritt eine
Odorierung (MITGAS Verteilnetz GmbH 2011).

11.5.3 Kommunikation

Die Software fur die Leittechnik (intelligente Anlagensteuerung) soll drei Funktionen beinhal-
ten:

e Kommunikation
¢ Monitoring
e Steuerung/Intelligenz

Einer intelligenten Anlagensteuerung liegt ein Energiedatenerfassungssystem zugrunde, das
alle anfallenden Prozessdaten erfasst, protokolliert und archiviert. Deswegen ist eine zentra-
le Aufgabe der Leittechnik die Kommunikation mit den Bausteinen. Im Rahmen der Kommu-
nikation werden zum einen die aktuellen Betriebszustédnde der Erzeuger, Speicher und Ver-
braucher abgefragt und zum anderen Befehle an das BHKW, die Speicher und die PtG-
Anlage abgegeben. Aul3erdem werden Alarmsignale erfasst. Die gesammelten Daten dienen
als Basis, um das Zuschalten von zusatzlich benétigten Erzeugern bzw. Speichern zu regeln.
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Die Kommunikationsstruktur ist genau festgelegt und gibt vor, welche Bausteine mit wem
kommunizieren kénnen und in welche Richtungen Signalaustausche mdglich sind.

11.5.4 Monitoring

Die Uberwachung und Visualisierung des virtuellen Kraftwerks und der Verbraucher sowie
die Datenspeicherung und Alarmierung sind weitere wichtige Aufgaben der Leittechnik. Als
Nutzeroberflache soll fir den Anlagenfilhrer zum einen die Betriebszustande der Anlagen
visualisiert werden, zum anderen soll sie dem Anlagenfuhrer die Mdglichkeit bieten, Einfluss
auf den Regelungsprozess zu nehmen. Dem Anlagenfihrer werden jedoch nicht auf alle
Komponenten Einflussmdglichkeiten eingerdumt. Bei der Nutzeroberflache handelt es sich in
erster Linie um den Navigationsbereich, der auch mit der Datenbank verknupft ist.

Es sind dem Anlagenfuhrer alle wesentlichen Betriebsparameter sowohl auf den einzelnen
Anlagen als auch Uber eine Datenferntbertragung zur Fernsteuerung der Anlagen auf einer
vorhandenen zentralen Leitwarte zuganglich zu machen. Die Visualisierung beinhaltet, unter
anderem, folgende Funktionen:

e Funktion der Gesamtanlage: Ubersichtsschema der Gesamtanlage und DetailflieRbil-
der der einzelnen Komponenten, Ubersicht tiber Erzeuger und Verbraucher

e Erfassung und Darstellung von Energie- und Stoffstrémen, Driicken, Temperaturen,
Gaszusammensetzung des Biogases und des SNG

o Aktuelle Zustéande der Komponenten, z.B. Verflugbarkeit, Regelmdglichkeiten und zu-
kinftige Leistungsverfugbarkeit, der voraussichtliche Leistungsbedarf und der daraus
resultierende Regelbedarf

e Darstellung von Leistungserzeugung, Betriebswerten, Echtzeit und historische Kur-
ven, Tages-, Monats- und Jahresberichte, Prognosen von Erzeugung und Verbrauch

o Liste der aufgelaufenen Alarme, Warnungen und Betriebsmeldungen mit Filterméog-
lichkeiten und Exportmoglichkeit nach Excel

o Darstellung der Gesamtanlage und der separaten Komponenten, z.B. fir die Ge-
samtanlagensteuerung als auch fir separate Steuerungen, wie z.B. externe Ent-
schwefelung und Gasanalyse soweit nicht anders vereinbart.

Es muss eine Selbstiiberwachung des Alarmsystems vorgesehen werden und z.B. Uber eine
Redundanz sichergestellt werden, dass zu jederzeit eine Alarmierung mdaglich ist.

Wichtigen Informationen der einzelnen Bausteine/Komponenten (Betriebs- und Stérmeldun-
gen sowie Messwerte) mussen protokolliert, gespeichert und in der Datenbank hinterlegt
werden.

11.5.5 Intelligenz

Die Intelligenz der Software wird im Steuerungsalgorithmus programmiert. Der Steuerungs-
algorithmus greift auf die Daten des Energiedatenerfassungssystems zurtick.
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Der Steuerungsalgorithmus soll ein aktives Lastmanagement bei fluktuierenden Erzeugern
durch Anbindung regelbarer, erneuerbarer Erzeuger und Verbraucher ermdglichen und si-
cherstellen, dass fur die Region in Abhangigkeit der fluktuierenden Erzeuger immer eine
lastgangkonforme Stromversorgung durch EE mdglich ist und ein effizienter Speicherbetrieb
realisiert wird.

Der Steuerungsalgorithmus muss zu jedem Zeitpunkt die von den erneuerbaren Erzeugern
zur Verfugung gestellte Leistung mit dem zu dem Zeitpunkt vorherrschenden Leistungsbe-
darf vergleichen. Wenn die erneuerbaren Erzeuger den Lastgang nicht decken konnen,
mussen zusatzliche Erzeugern oder Speichern dazu geschaltet werden. Dabei werden die
spezifischen Eigenschaften der Komponenten vom Steuerungsalgorithmus beriicksichtigt.
Damit geniigend Erzeuger oder Speicher zur Verfigung stehen, missen zum einen im Vor-
feld bei der Auslegung der Erzeuger und Speicher auf eine ausreichende installierte Leistung
geachtet werden und zum anderen muss von Steuerungsalgorithmus sichergestellt werden,
dass mittels Priorisierung der Speicherbeladung und des PtG-Betriebs ausreichend Spei-
cherfullung und SNG zur Verfigung stehen.

Die Reihenfolge, in der die zur Verfugung stehenden Komponenten oder Gruppen im Falle
einer drohenden Lastgangunterschreitung hinzu- bzw. abgeschaltet werden, ist durch eine
Priorisierung der verschiedenen Module vorgegeben. Die Prioritat, welche die Komponenten
oder Gruppen zugeteilt bekommt, richtet sich in erster Linie danach, die aktuelle Stromver-
sorgung sicherzustellen. In Bezug auf die Verfigbarkeit und um eine optimale Ansteuerung
der verschiedenen zur Verfiigung stehenden Erzeuger, Speicher und Verbraucher zu ge-
wahrleisten soll die Mdglichkeit einer variablen Priorisierung geschaffen werden. So kann
z.B. die Speicherprioritdt geandert werden, wenn der Speicher einen gewissen Fiillstand
Uberschreitet oder auf Basis der aktuellen Jahresgasproduktion, der Betrieb der PtG-Anlage
wegen der bendétigten Gasproduktion vorgezogen wird. Daflir ist eine Prognose wichtig.

Damit die Speicher und die PtG-Anlage so gesteuert werden kénnen, dass unter Beriicksich-
tigung der fluktuierenden Leitung der Wind- und PV-Anlagen eine lastgangkonforme Strom-
versorgung sichergestellt werden kann, ist das Arbeiten mit Wind- und PV-Prognosen unum-
ganglich. Dazu werden die Verwendung von Prognosen und die dazugehdrigen Steue-
rungsoptionen im Steuerungsalgorithmus implementiert. Auf3erdem muss der Steuerungsal-
gorithmus so konfiguriert werden, dass die von Prognosedienstleister bereitgestellten Prog-
nosedaten ausgelesen, verrechnet und der internen Datenbank zugefihrt werden kdnnen.

In einer Datenbank werden die Daten zum Anlagenbetrieb (siehe Kapitel 11.5.4) und alle
Komponenten wie Erzeuger, Speicher oder Verbraucher und deren Eigenschaften gespei-
chert. Aufgebaut ist diese Datenbank in drei Ebenen. In der ersten Ebene (Hauptgruppen,
z.B. alle Speichertechnologien) werden alle regelbaren Gruppen einer Hauptgruppe zuge-
ordnet. In der zweiten Ebene (Regelgruppen, z.B. alle PtG-Anlagen) werden Komponenten
zu regelbaren Einheiten bzw. Gruppen zusammengefihrt. Die dritte Ebene (Einzelkompo-
nenten, z.B. ein konkretes BHKW) enthalt alle im virtuellen Kraftwerk zu bertcksichtigende
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Komponenten. Die dritte Ebene enthalt Informationen, wie z.B. Verflgbarkeit, Prioritat, Nenn-
leistung, potenzielle Leistung, Soll-Leistung, Ist-Leistung (aktuelle Leistung), Regelungsart,
Regelstufe. Bei der Anlagenregelung muss der Steuerungsalgorithmus bertcksichtigen, dass
Schaltvorgange einer Komponente auch Auswirkungen auf weitere nach- oder vorgeschalte-
te Komponenten mit sich fuhren kénnen. Aul3erdem missen benétigte Ausschaltreihenfolgen
und Nachlaufzeiten innerhalb der Gruppe bertlicksichtigt werden.

11.5.5.1 Regelung

Anhand der Leistungswerte der Prognose ist zu entscheiden, ob die Leittechnik auf eine ak-
tuell vorliegende Unterdeckung reagieren soll z.B. indem ein Erzeuger dazu geschaltet wird.
Ist aus den Prognosewerten jedoch zu erkennen, dass der vorliegende EE-Erzeugermangel
nur von kurzer Dauer ist, soll die Regelung in diesem Moment nicht auf die Unterdeckung
anspringen. Die Differenz wird in einem solchen Fall aus der Batterie bezogen. Bei einer
Uberdeckung miissen Speicher oder die PtG-Anlage bedient werden. Beim Zuschalten von
zusatzlich benotigten Verbrauchern ist stets deren Verfugbarkeit zu Gberwachen.

11.5.6 Technische Umsetzung

Zentrales Element ist ein Server, auf dem der Steuerungsalgorithmus lauft. Die beim Server
zur Verfligung stehenden Schnittstellen geben vor, wie die benétigten Komponenten zum
Erfassen diverser Signale und zum Steuern der Anlagen auszuwahlen sind. Der Server
muss Uber mehrere serielle Schnittstellen, mehrere USB-Ports und zwei getrennte Netz-
werkanschlusse verfugen.

Der Server ist entweder in einem Schaltschrank oder in einem Serverraum untergebracht. Er
ist Uber Ethernetleitungen mit den SPS der einzelnen Komponenten verbunden. Diese Netz-
werkverbindung soll sowohl zum Erfassen von Signalen (Erfassung der im Zuge der Last-
gangsteuerung benétigten Daten) sowie zum Ansteuern der SPS der verschiedenen Kom-
ponenten genutzt werden. Fur die einzelnen Komponenten, wie z.B. die PtG-Anlage sollte
ein Prozessleitsystem wie zum Beispiel Siemens PCS 7 die Basis bilden. Diese Einheit funk-
tioniert unabhangig vom ubergeordneten Leitsystem und ist fiir die Handhabung der Sicher-
heitsfunktionen der einzelnen Anlage zustandig.

Damit die Abfrage und Erfassung der Schaltzustdande von Komponenten, die keine eigene
SPS besitzen, mdglich ist, missen die abzufragenden Komponenten eine eigene Peripherie
bereitstellen, welcher gewisse Kenndaten zu entnehmen sind. Zum Beispiel stellen moderne
Batteriemanagement-Systeme oftmals KenngroéR3en, wie z.B. den State of Charge (SOC),
zum externen Abgriff bereit.
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12 Ergebnisbewertung

12.1Vergleich mit dem Deutschlandmittel (DMittel)

Die ausgewahlte Modellregion unterscheidet sich teilweise vom deutschen Durchschnitt,
siehe Kapitel 5.1. Um die Ergebnisse der Simulation der Modellregion auch auf andere Ge-
biete in Deutschland Ubertragen zu kénnen, werden Szenarien mit den bereits im Kapitel 2
vorgestellten Kennwerten erstellt und einige Annahmen angepasst. Folgende drei Punkte
haben sich als wesentliche Einflussfaktoren auf die Ergebnisse der Optimierung ergeben.
Der grof3te Unterschied liegt im wesentlich geringeren Anteil an Wasserkraft in Deutschland.
Zudem sind im Basisszenario Schwachwindanlagen eingesetzt, die derzeit allerdings nicht
vorherrschend sind. Wie im Sonderszenario in Kapitel 7.2.1 beschrieben ist der Einfluss bei
der Verwendung von Starkwindanlagen statt Schwachwindanlagen recht grof3. Dies wird
weiterhin fur die Optimierung mit DMittel-Annahmen berlcksichtigt. Als dritte Veranderung
entfallt die Mdglichkeit Warme zu vergiten und somit auch Stromiberschisse durch PtH in
Warme zu wandeln. Diese drei Einflussfaktoren wurden zuvor bereits einzeln untersucht und
nun in einem eigenen Szenario kombiniert. Es werden die durchschnittliche Zusammenset-
zung der Erzeugungskapazitaten und angepasste Potenziale verwendet.

Die veranderten Annahmen fiihren einzeln jeweils zu Erh6hung der Stromgestehungskosten.
Im Szenario 2030-100%EE-Kupfer fuhrt die geringere Leistung Wasserkraft zu einer Erho-
hung der Stromgestehungskosten von 1 ct/kWhg,. Die Verwendung von Schwachwindanla-
gen zu 0,7 ct/kWhg,. Die fehlenden Warmeerlése schlagen mit 1,5 ct/kWhg auf. Werden
diese drei Differenzen zum Basisszenario addiert, ergibt sich ein Unterschied von
3,2 ct/kWhg,. Die Stromgestehungskosten des Szenarios 2030-100%-DMittel liegen im be-
trachteten Ausbaupfad mehr als 4 ct/kWhg,_ Giber denen des Basisszenarios. Dies zeigt, dass
die Kombination der drei Faktoren einen grofReren Einfluss auf die Kosten hat als die einfa-
che Addition der Ergebnisse der jeweiligen Faktoren. Abbildung 12.1 fasst die Stromgeste-
hungskosten des Ausbaupfades im Basisszenario und dem DMittel-Szenario zusammen.

Der Ausbaupfad in den Szenarien DMittel zeigt, dass die Kombination der geanderten An-
nahmen die Zusammensetzung der benétigten Energieerzeuger und Speicher und damit
einhergehend die resultierenden Stromgestehungskosten stark beeinflusst. So sind die in-
stallierten Leistungen Wind und PV durch die fehlende Wasserkraft deutlich grof3er. Die
BHKW-Leistung, der damit produzierte Strom und somit auch die VIh bleiben hingegen un-
verandert. Durch die vielen fluktuierenden Erzeuger bei gleichbleibender Leistung an regel-
baren BHKW werden Speicher friher und mit grol3erer Kapazitat benétigt. So wird bereits
bei 80% EE PtG ausgebaut. Die installierte Leistung PtG ist im Szenario DMittel 2030-100%
EE darauf aufbauend mehr als doppelt so grofl3 wie im Basisszenario. Zudem werden Batte-
riespeicher installiert, da groRe Uberschiisse nicht in PtH verwendet werden kénnen. Abbil-
dung 12.2 zeigt die installierten Leistungen und erzeugten Energiemengen im Ausbaupfad
vom Szenario DMittel.
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Abbildung 12.1: Vergleich der Stromgestehungskosten in den Szenarien Basis und DMittel
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Abbildung 12.2: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien
beim Ausbaupfad fiir die Kupferplatte mit den DMittel-Annahmen

Eine genauere Betrachtung der verschiedenen Szenarien mit den DMittel-Annahmen zeigt
die entscheidende Rolle der Energiespeicher in einem System mit hohem Anteil EE. In Ab-
bildung 12.3 werden die einzelnen Einflisse des Szenarios 2030-80%EE-DMittel dargestellt.
Aufféllig sind die stark erhohten installierten Leistungen von Wind und PV und die bereits
erwahnte fast unveranderte BHKW-Leistung. Im vergleichbaren Basisszenario werden ledig-
lich 29 kWg, PtG verbaut und sind in der Abbildung nicht sichtbar. Der Einfluss des vermin-
derten Anteils an Wasserkraft (18 MWg_ PtG) und der Verwendung von Starkwindanlagen
(105 MW, PtG) zeigt sich dagegen durch mehr PtG. Im Szenario 2030-80%EE-DMittel wer-
den in der Modellregion 215 MW¢g,_ PtG installiert. Dies entspricht der gleichen Menge wie im
100% EE Basisszenario. Lilon-Batterien werden in keinem Fall installiert.
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Abbildung 12.3: Inst. Leistungen und Stromerzeugung /-nutzung der Annahmen DMittel im Szenario
2030-80%EE

Wie bereits in Kapitel 7 und 8 beschrieben, haben die Annahmen der Modellregion im Ver-
gleich zum Deutschlandmittel besonders im 100% EE-Szenario einen erheblichen Einfluss
auf PtG. Abbildung 12.4 zeigt, dass mit allen Annahmen PtG installiert wird. Wie zuvor liegt
die installierte Leistung von PtG im DMittel am hdchsten. Mit 482 MW, liegt sie mehr als
doppelt so hoch wie im Basisszenario. Die Betrachtung der Stromnutzung durch PtG zeigt,
dass die Volllaststunden mit der steigenden Leistung abnehmen. So sinken die Volllaststun-
den im Basisszenario von 4.040 Vih/a auf 3.188 VIh/a im DMittel.

Bei der Gegenuberstellung der Stromgestehungskosten der Szenarien werden die Auswir-
kungen der héheren Leistungen in den Kosten sichtbar. W&ahrend im Basisszenario die Kos-
ten von 80% EE auf 100% EE von lediglich 9,3 ct/kWhg_ auf 11,0 ct/kWhg_ um 1,7 ct steigt,
gibt es im Szenario DMittel eine Steigerung um 2,2 ct von 12,8 ct/kWhg, auf 15,0 ct/kWhg,.

Es kann also davon ausgegangen werden, dass sich die grundséatzlichen systemischen Er-
kenntnisse auch auf andere Regionen in Deutschland Ubertragen lassen. Allerdings kann
davon ausgegangen werden dass es in anderen Regionen zu einem hdheren Bedarf an
Speichern kommt und auch die Gestehungskosten fur eine 100% EE-Versorgung um ca.
4 ct/kWhg, hoher sind.
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Abbildung 12.4: Inst. Leistungen und Stromerzeugung /-nutzung der Annahmen DMittel im Szenario
2030-100%EE
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Abbildung 12.5: Stromgestehungskosten der Annahmen DMittel im Szenario 2030-80%EE und 2030-
100%EE

12.2Ubertragung der Ergebnisse auf andere Modellregionen (Regi-
on Bayerisches Oberland)

Wie in Kapitel 5 bereits beschrieben, gibt es in der Modellregion in einigen Aspekten Unter-
schiede zur Situation in Deutschland und naturlich auch Unterschiede zu anderen Regionen.
Dies sind zunachst die Bevolkerungszusammensetzung und der Grad der Industrialisierung.
Damit verbunden ist ein geédnderter Strom- und Warmebedarf. Auf der anderen Seite sind die
Potenziale und die bereits vorhandenen Erneuerbaren Energien verschieden. Auch die be-
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stehende Energieinfrastruktur, also der Ausbau der Strom- und Gasleitungen gestalten sich
hochst unterschiedlich. Besonderes Augenmerk beim Vergleichen von Regionen liegt auf
dem Anteil der Siedlungsflache und die Urbanisierung. Landwirtschaftlich gepragte Regionen
weisen im Vergleich zu Stadten gednderte Potenziale fir EE sowie eine andere Nachfrage
nach Energie auf. An einer vergleichbaren Beispielregion werden die betrachteten Gegeben-
heiten analysiert und die Ubertragbarkeit der Ergebnisse gepruift.

Als Beispiel fur den Vergleich mit einer anderen Region wird die Energieregion Bayerisches
Oberland gewahlt. Sie liegt sudlich von Minchen an der Deutsch-Osterreichischen Grenze
und hat mit 3.953 km? fast die gleiche Grof3e wie die Modellregion. Auch die Einwohnerzah-
len sind sehr ahnlich, sodass die Bevolkerungsdichten mit 123 EW/km2 und 109 EW/km2
dicht beieinander liegen. Der Stromverbrauch ist in der Modellregion mit 3,1 TWhg /a etwas
hoéher als die 2,8 TWhg /a im Bayerischen Oberland. Ein allgemeiner Vergleich der Flachen-
verwendung zeigt, dass die beiden Regionen sehr landlich gepragt sind und jeweils einen
hohen Anteil an Wald- und Landwirtschaftsflache haben. Die Gegenuberstellung der instal-
lierten Kraftwerkskapazitaten, vor allem der Erneuerbaren Energien zeigt jedoch deutliche
Unterschiede. Insgesamt ist der Anteil der EE am Stromverbrauch mit ca. 44% geringer.
Dies ist besonders auf den sehr niedrigen Anteil an Windenergie in der bayerischen Region
zurlckzuftihren (600 kWg,). Der PV-Anteil und der Anteil der Biomasse sind mit 7,1% und
5,3% wiederum sehr ahnlich. Auffallig ist der ebenfalls mit 31,7% sehr hohe Anteil an Strom
aus Wasserkraft in Alpennahe. Abbildung 12.6 zeigt die jahrlichen Energiemengen und den
jeweiligen Anteil am Stromverbrauch fir die Modellregion Trier-Amprion 5 und die Region
Bayerisches Oberland [EABayern 2014].
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Abbildung 12.6: Vergleich der Modellregion mit der Region Bayerisches Oberland

Da das Potenzial fir Wasserkraft und Biomasse im Bayerischen Oberland bereits erreicht ist
und das technische Potenzial fir Windenergieanlagen bei lediglich 136 MW¢g,_ liegt, muss der
Ausbaupfad hin zu einer Versorgung mit 100% EE in der Region mit einem deutlichen Zubau

Seite 244 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

von PV geschehen [EABayern 2014]. Das Potenzial an CO,-Quellen kann &hnlich hoch ein-
geschatzt werden, da es ausreichend BGA sowie Mdglichkeiten fir Holzheizwerke und Holz-
heizkraftwerke gibt. Die durchschnittliche Globalstrahlung ist im bayrischen Oberland deut-
lich hoher, siehe Abbildung 12.7. Die durchschnittliche Windgeschwindigkeit ist in den beiden
Regionen &ahnlich und im Bayrischen Oberland sogar etwas besser, allerdings ist das Aus-
baupotenzial sehr begrenzt.
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Abbildung 12.7: Globalstrahlung und Windgeschwindigkeiten verschiedener Energielandschaften

Da sich die beiden gewahlten Regionen in vielen Punkten sehr dhnlich sind, ist eine Uber-
tragbarkeit der Erkenntnisse und Ergebnisse der Simulation grundsétzlich mdglich. Durch
den hohen Anteil an Wasserkraft und dem sehr niedrigen Potenzial fiir Windenergie gestaltet
sich der Ausbaupfad der EE unterschiedlich. Somit wird auch der Speicherbedarf variieren.
In der betrachteten Vergleichsregion befinden sich Pumpspeicher mit einer kumulierten Ka-
pazitat von etwa 217 MWhg,. Zuséatzlich kann auf mehrere GWhg in unmittelbarer Néhe,
besonders in Osterreich, zuriickgegriffen werden.

Der Ausbau der Erneuerbaren Energien sollte demnach besonders durch die Installation von
Windenergieanlagen und einem weiteren Ausbau der PV geschehen. Es kann davon ausge-
gangen werden, dass auf Grund der grof3en Pumpspeicherkapazitdten bei 80% EE noch
kein PtG erforderlich ist. Wird die Deckung des Strombedarfes in der Region Oberland bis
zum Jahre 2030 bei gleichbleibender Erzeugung aus Wasserkraft und Biomasse zu 100%
aus EE erfolgen, kénnen die Ergebnisse des Basisszenarios als Referenz genommen wer-
den. Aufgrund des grof3en Pumpspeichers und der Verschiebung der Erzeugung in Richtung
PV wird die zu installierende PtG-Leistung bei deutlich unter 200 MW, fur ein 100% EE-
Szenario liegen.
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12.3Diskussion der Annahmen

Die in den vorherigen Kapiteln beschriebenen Ergebnisse dieses Projektes basieren auf den
in Kapitel 2 dargestellten Annahmen und auf dem in Kapitel 3 beschriebenen Optimierungs-
modell. Dem Modell liegen wiederum Annahmen zu Grunde und es weist Eigenschaften auf,
die sich auf die Ergebnisse auswirken. Im Folgenden werden die Annahmen und das Modell
kritisch hinterfragt.

Einfluss des Optimierungsmodells
Der Suchraum des Optimierungsproblems ist komplex.

Zum einen sind die Attraktoren der globalen Optima ,flach”, was in diesem Fall bedeutet,
dass Anderungen in der Zusammenstellung der verwendeten Technologien nur zu geringen
Anderungen in den Stromgestehungskosten filhren. Die Stromgestehungskosten nehmen
nur langsam zu, wenn vom Ergebnis der freien Optimierung abgewichen wird. Das Eingren-
zen der installierten Leistungen auf das Optimum auf wenige MWg_ genau wird dadurch
deutlich erschwert. Beim Vergleich verschiedener Szenarien sind somit vor allem geringe
Unterschiede in den installierten Leistungen mit Vorsicht zu interpretieren, da sie u.U. auf
das Modell und nicht die geanderten Randbedingungen der Szenarien zurtckzufiihren sind.

Zum anderen scheint der Suchraum multimodal zu sein. Zumindest gibt es verschiedene
prinzipiell unterschiedliche Zusammenstellungen an Technologien, welche das Versorgungs-
problem zufriedenstellend 16sen. Neben der langwierigen lokalen Suche ist also auch eine
ausfiihrliche globale Suche notwendig, um sicherzustellen, dass von mehreren konkurrieren-
den Loésungsansatzen die richtige Losung gewahlt wird.

Aufgrund dieser Eigenschaften muss bei den Einstellungen ein sinnvoller Kompromiss zwi-
schen Rechenleistung und Optimierungsgenauigkeit gefunden werden. Aufgrund der verfig-
baren Rechenleistung wird eine Einstellung der Metaparameter des Optimierungsalgorithmus
gewabhlt, bei der das finale Ergebnis nach etwa 20.000 Simulationslaufen erzielt wird und eine
Standardabweichung von 0,04 ct/kWhg aufweist. Fir eine Standardabweichung von
0,01 ct/kWhg_ werden hingegen mindestens 60.000 Simulationslaufe bis zur Konvergenz des
Verfahrens bendtigt.

Grundsatzlich ist die Belastbarkeit der Ergebnisse aus Modellsicht als hoch einzustufen.
Trotzdem sollten die Ergebnisse nicht zu akribisch interpretiert und vor allem geringe Unter-
schiede in den Preisen und Leistungen nicht Uberbewertet werden.

Einsatz von Schwachwind

Es werden im Modell Schwachwindanlagen eingesetzt und entsprechende Erzeugungsprofi-
le genutzt. Durch die Schwachwindanlagen werden eine hohe Volllaststundenzahl und eine
gleichm&Rige Stromerzeugung erreicht. Zusatzlich zu den erzielbaren Warmeerlésen wird
durch den Einsatz von Schwachwindanlagen die Installation von Windkraft bevorzugt und
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deswegen deutlich weniger PV verbaut als das in anderen Studien bzw. einer dezentralen
Erzeugung zu erwarten ware. Die Gegeniberstellung mit Starkwindanlagenszenarien zeigt,
dass bei Starkwindanlagen wesentlich mehr Windkraft installiert werden muss, um die glei-
che Energiemenge zu produzieren. Es werden ebenfalls mehr PV-Anlagen gebaut und die
PtG-Leistung steigt. Zusatzlich werden Lilon-Batteriespeicher gebaut. Weil Schwachwindan-
lagen ein deutlich gleichmafigeres Erzeugungsprofil haben und ein breiteres Band abde-
cken, werden insgesamt weniger ausgleichende Speicher und weniger PV bendtigt. Dies
fuhrt zu 0,7 ct/kWhg_ geringeren Stromgestehungskosten.

Der systemische Einfluss durch die Schwachwindanlagen ist grof3 und er ist positiv auf den
Installationsbedarf von Wind, PV und Speichern und reduziert die Stromgestehungskosten.

Vergutung von Warme im Basisszenario

Weil neben einer 100% EE-Stromversorgung in Zukunft die EE-Warmeversorgung immer
wichtiger werden wird, wird in das Modell die Warmeversorgung mit EE integriert. Dazu wer-
den die Abwarme aus den BHKW und den PtG-Anlagen sowie die mittels PtH aus Strom-
Uberschiisseln erzeugte Warme nach Abgleich mit der Warmebedarfskurve fir 5 ct/kWWhry
vergutet.

Der systemische Einfluss durch die Warmevergitung und den Einsatz von PtH ist sehr hoch.
So wird durch die Warmevergtlitung mittels PtH die Erzeugerleistung von PV nach Wind ver-
schoben und die PtG-Leistung beeinflusst. Die Stromgestehungskosten werden deutlich re-
duziert.

Die gewahlte Vergutung von 5 ct/kWhq ist im Vergleich zu den geringen Investitionskosten
bei Tauchsiedern relativ hoch. Dadurch wird der Einsatz von PtH begunstigt. Warmepumpen
mit hdheren Investitionskosten hingegen werden erst bei hdheren Warmevergitungen einge-
setzt.

Die Warmeversorgung hatte vor dem Einsatz im Modell genauer untersucht werden sollen.
So wird der Warmebedarf durch eine einfache Lastkurve auf Basis des Wéarmbedarfs be-
stimmt, jedoch nicht wie fir die Stromlastgange fir jeden Knoten individuelle Kurven ermittelt.
Zusatzlich werden keine Warmespeicher und Warmespeicherfillstande betrachtet.

Diese Griinde und dass durch die Integration der Warme die Rechenzeit deutlich erhéht wird,
fihren zu dem Ergebnis, dass bei einer weiteren Untersuchung die Warme nicht in die Basis-
annahmen aufgenommen sondern nur in Sonderszenarien betrachtet werden sollte.

Integration der Gasmobilitat

Der Gaseinsatz in der Mobilitat wird nicht in den Basisannahmen berucksichtigt, sondern in
Sonderszenarien betrachtet. Die Gasmobilitéat wird im Modell Uber den Gaspreis und eine
fixe maximale Gasmenge (bei 100% Gasmobilitat) berticksichtigt. Dadurch wird das erzeugte
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SNG in den Basisszenarien ausschlie3lich zur Ruckverstromung genutzt. Ungenutztes Gas
wird nicht vergutet und hat somit keinen Einfluss auf die Stromgestehungskosten.

Die Ergebnis der Mobilitatssonderszenarien bis zu einer Gasvergitung von 12 ct/kWhys zei-
gen, dass die Gasvergitung nur in einigen Knoten einen Einfluss hat, in vielen Knoten und
fur die Kupferplatte ist er jedoch sehr gering. Eine weitergehende Betrachtung fiir den Kno-
ten Ruwer bis zu einer Gasvergutung von 21 ct/kWhys bringt interessante Erkenntnisse, bei
welchen Gaspreisen die maximale produzierbare Gasmenge erreicht wird und welchen Ein-
fluss das auf das System hat. Dies zeigt, dass es sicher interessant gewesen ware, die Mo-
bilitatssonderszenarien umfangreicher auszufihren.

Einsatz von Pumpspeichern

Im Modell werden Pumpspeicher auf Basis des Deutschlandmittels aufgenommen, um die
Ergebnisse mit Deutschlandwerten vergleichen zu kénnen. Sie sind anteilig verteilt Gber die
Modellregion und nicht auf einen konkreten Standort festgelegt.

Keine Pumpspeicher zu bertcksichtigen, wie es die Randbedingungen in der Modellregion
vorgeben, ware sicher interessant gewesen, weil Pumpspeicher einen Einfluss auf Batterien
haben kénnen. Das Sonderszenario ohne Pumpspeicher fir die Kupferplatte zeigt, dass die
installierte Pumpspeicherleistung unter den Randbedingungen der Modellregion keinen Ein-
fluss auf die installierte Leistung von Lilon-Batterien, jedoch einen geringen Einfluss auf die
installierte Leistung von PtG hat. Fir die Einzelknoten kann der Einfluss jedoch deutlich gro-
Ber sein, sowohl was die Stromgestehungskosten angeht, als auch die installierten Leistun-
gen. So kdnnen beispielsweise Batterien an sich oder gréRere Leistungen dieser verbaut
werden, und installierte PtG-Leistungen reduziert werden.

Somit bleibt stehen, dass aufgrund des Einflusses der Pumpspeicher diese besser nicht in
die Basisszenarien hatte aufgenommen werden sollen. Eventuell wéare eine Aufnahme nur in
Knoten mit Wasserkraft oder die Lokalisierung in einem einzelnen Knoten mit dazugehérigem
Stromnetzanschluss sinnvoller gewesen.

Einsatz von BHKW

Fur die Verstromung von Erdgas, Biomethan oder SNG werden in den Basisszenarien
BHKW eingesetzt, da sie aufgrund ihrer geringen Grol3e dezentral in der flachenbegrenzten
Modellregion positioniert werden kdnnen. Dies ist auch im Nachhinein die richtige Wahl ge-
wesen, da in den Einzelknoten keine grof3en Kraftwerke eingesetzt werden konnen. Fir die
Kupferplatte kénnten jedoch durch den Einsatz von Gasturbinen die Stromgestehungskosten
um 1 ct/kWhg, reduziert werden. Allerdings musste in den Netzausbau investiert werden, um
die durch den Einsatz von dezentralen Gasturbinen benétigten Stromnetzleistungen und
Gasnetzkapazitaten bereitzustellen. Da dies im Modell nicht abgebildet ist, wiirde das Er-
gebnis beim Einsatz von Gasturbinen zu glnstig ausfallen. Bei der gewéahlten Annahme
BHKW ist dies nicht der Fall.
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Integration des Stromnetzes im Modell

Im Modell wird die 110-kV-Ebene abgebildet und die vorhandene Leitungskapazitat des 110-
kV-Netzes bericksichtigt. Es gibt keine Restriktionen fir das Nieder- und Mittelspannungs-
netz im Modell. Die Mittel- und Niederspannungsebene wird nur fur die Last, die das Modell
verlasst, bertcksichtigt.

Von der Komplexitat des Modells her, hatte das Netz nicht detaillierter sein durfen. Allerdings
ermoglichen die Ergebnisse nur wenig Aussagen uber die Kosten im Niederspannungsnetz.
Dies wird tUber nachtragliche Betrachtungen von RWE erganzt. Es ware hilfreich gewesen
die unteren Ebenen anhand eines Knotens mit dem Programm PowerFactory zu simulieren,
um weitere Erkenntnisse zu gewinnen.

Im Modell ist ein Stromimport oder Stromexport mit den angrenzenden Regionen auf3erhalb
der Modellregion ausgeschlossen. Die Netzstabilitat wird allerdings durch das lbergeordnete
Netz zu anderen EE-Regionen bereitgestellt und dafur keine zusatzlichen Komponenten ein-
geplant. Somit haben das vorhandene tbergeordnete Netz bzw. die damit verbundene Netz-
stabilitdt einen Wert, der jedoch im Rahmen des Projektes nicht betrachtet wird.

Grine Wiese

Als Ausgangspunkt fir die Simulation wird die ,griine Wiese“ gewahlt. Der Einfluss der Be-
standsanlagen oder der bis zum Ausbauziel im Jahr 2030 zu ersetzenden Anlagen wird nicht
betrachtet. Somit sind die Investitionskosten hoher, weil samtliche Anlagenleistungen neu
gebaut werden missen. Andererseits muss keine EEG-Vergutung fur die Altanlagen bei der
Ermittlung der Kosten mit einbezogen werden. Von Vorteil ist, dass die BGA und die PtG-
Anlagen an passende Standorte ideal gelegen zum Gasnetz gebaut werden kdénnen und
somit fur die Betrachtungen 16 von 17 Knoten ans Gasnetz angeschlossen werden kdnnen.

Es ware sicher interessant gewesen den Anlagen-Ist-Zustand als Basis in die Basisszenari-
en aufzunehmen und den Ausbaupfad zu betrachten. Im Projektrahmen konnte dies jedoch
nicht umgesetzt werden, weil samtliche Anlagen nach Lebensdauer und Wirkungsgrad hat-
ten ermittelt und im Modell berticksichtigt werden missen. AulRerdem hétten fir alle Techno-
logien unterschiedliche Wirkungsgrade und Kosten integriert werden muissen.

Potenziale

Die Bestimmung der Potenziale fiir die Erneuerbaren Energien wird wie in Kapitel 2.6 be-
schrieben durchgefuhrt. Das Windpotenzial kommt aus genauen juwi-Planungen und ermoég-
licht eine knotenscharfe Zuordnung der Leistungen im Gegensatz zu pauschalen Abschéat-
zungen. Trotzdem stimmt das gesamte Windpotenzial der Modellregion mit der Abschéatzung
der IWES-Studie zum Potenzial der Windenergienutzung an Land gut tberein [BWE 2012].
Das PV-Potenzial wird Giber GIS-Analysen der Flachen der Modellregion bestimmt. Durch die
Anwendung der in Kapitel 2.6.2 genannten Restriktionen und Annahmen wird ein realisti-
sches PV-Potenzial ermittelt.
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Die Wasserkraftleistung und die Biomassemenge sind im Modell durch die Potenzialbestim-
mungen fest vorgegeben. Bezlglich der Wasserkraftleistung wird der aktuelle Bestand im
Modell genutzt, ohne weiteren Ausbau. Da Wasserkraftanlagen kontinuierliche Produktions-
profile haben, ergibt sich dadurch eine Banderzeugung, wie bei &hnlich tragen, thermischen
Stromerzeugern. Dadurch hat die Wasserkraft einen hohen Einfluss und fuhrt zu einem ge-
ringeren Speicherbedarf und deutlich geringeren Stromgestehungskosten, als bei einem dem
Deutschlandmittel entsprechenden Wasserkraftanteil, dies ist jedoch durch die Randbedin-
gungen der Modellregion vorgegeben.

Das Biogaspotenzial wird auf Basis der Substratmengen bestimmt, stimmt jedoch gut mit
dem aktuellen Gesamtwert der Modellregion Uberein. Lediglich die Verteilung des Potenzials
auf die Knoten ist anders als beim Ist-Stand. Da fiur die Simulation keine héheren Potenziale
benutzt werden als aktuell vorhanden sind, kann die Verwendung von Uberkapazitaten von
Biomethan und CO, ausgeschlossen werden.

Zusétzlich wird als weitere CO,-Quelle das theoretische Potenzial bei der Verbrennung des
Restholzpotenzials in der Modellregion beriicksichtigt. Das CO,-Potenzial wird aufgrund der
im AEE Potenzialatlas Sonderausgabe Bioenergie 12/2009 bestimmten Potenzials fir
Schwach- und Restholz in kWhry pro EW berechnet, welches jedoch Landkreis- und nicht
VG-scharf angegeben ist. Dies fihrt durchaus dazu, dass Knoten mit einer geringen Ein-
wohnerzahl und grofien Waldflachen wenig CO,-Potenzial haben. Dies hat jedoch aul3er
beim Knoten Morbach selten einen Einfluss auf die Simulation und im Netzfall werden die
Potenzialgrenzen nie erreicht.

Bei der Netzsimulation sind die Erzeugerleistungen und das CO,-Potenzial der jeweiligen
Knoten und die Leistungen des Stromnetzes entsprechend der ermittelten Potenziale und
Randbedingungen begrenzt. Das Gasnetz wird nicht anhand der bestehenden Leitungen
begrenzt hinterlegt, sondern als ideales Gasnetz, welches analog zur Kupferplatte alle Kno-
ten ohne Einschrankungen versorgen kann — ausgenommen Knoten Neuerburg. Der Einfluss
durch eine Gasnetzbeschrankung kann nicht bewertet werden.

Insgesamt werden die Potenzialgrenzen fur die Kupferplatte oder im Netzfall nie und bei den
Einzelknoten nur in wenigen Fallen wie im Knoten Trier erreicht. Dadurch ist ein Fehler durch
die Potenzialbestimmung minimal.

Investitionskosten

Die Investitionskosten fur Wind, PV, Lilon-Batterien, PtG und CO, aus Rauchgas werden in
Sonderszenarien untersucht.

Fur die Investitionskosten der Windanlagen werden in den Sonderszenarien nur héhere In-
vestitionskosten angenommen, da die fur die Basisszenarien gewahlten Annahmen eine
entsprechende Kostendegression voraussetzen. Steigende Investitionskosten fiihren zu ge-
ringen installierten Windleistungen, allerdings sind diese Reduzierung und damit der Kosten-
einfluss nur gering, weil Schwachwindanlagen einen hohen systemischen Nutzen haben.
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Reduzierte Investitionskosten fiir PV und Lilon fuhren fir die Kupferplatte zu héheren instal-
lierten PV-Leistungen und geringen installierten Windleistungen. Die Reduzierung der PV-
Investitionskosten hat keinen Einfluss auf PtG oder Lilon-Batterien. Deutlich geringere Lilon-
Investitionskosten fuhren dazu, dass 556 MWhg, Lilon-Batterien installiert werden. Die EE-
Erzeuger- und Speicherzusammensetzung andert sich deutlich, die Auswirkung auf die Kos-
ten sind eher gering.

Die Notwendigkeit von PtG fir das 100% EE-System wird deutlich, wenn in Sonderszenarien
hohere PtG-Investitionskosten zugrunde gelegt werden. Werden die Investitionskosten von
PtG erhoht, fuhrt dies nur zu einer marginalen Reduzierung der installierten PtG-Leistung,
weil SNG als Speicher benttigt wird, auch wenn die Investitionskosten fur die PtG-Anlage
doppelt so hoch sind. Bei doppelt so hohen Investitionskosten reduziert sich die installierte
Leistung um 11%, die Stromnutzung in PtG-Anlagen und damit die SNG-Produktion bleibt
jedoch fast gleich. Es werden weiterhin unter den Randbedingungen der Modellregion keine
Batterien bendtigt.

Fur den Betrieb der PtG-Anlagen werden CO,-Quellen benétigt und somit sind diese
entscheidend fir den Ausbau von PtG. Dies zeigt sich auch darin, dass der systemische
Einfluss bei Reduzierung der Investitionskosten fir CO, aus Rauchgasabscheideanlagen
minimal ist und auch die Stromgestehungskosten nur wenig reduziert werden. D.h., dass
unter den gegebenen Bedingungen nicht die Kosten fur das CO, aus Rauchgas fur den PtG-
Einsatz ausschlaggebend sind, sondern das vorhandene CO,-Potenzial.

Dies zeigt, dass der Einfluss der Investitionskosten zwar vorhanden, jedoch nicht so grof3 ist,
dass dadurch das Optimum fur eine 100% EE-Versorgung ganz anders aussieht.

Zinssatz

Das Finanzierungsmodell sieht 100% Fremdkapital bei einem Zinssatz von 6% und die Be-
rechnung per Annuitat tGber die Abschreibedauer vor. Zur Festlegung der Abschreibungs-
dauer werden Daten aus Literaturquellen mit denen fir die technische Lebensdauer vergli-
chen und ggf. angepasst. Diese Angaben koénnen als belastbar angenommen werden.

Der Einfluss des Zinssatzes auf die installierten Leistungen und die Stromerzeugung und
-nutzung ist in Abbildung 12.8 dargestellt. Der Einfluss auf die Windkraft und PtG ist gering.
Steigende Zinssatze fuhren jedoch zu geringeren installierten Leistungen von PV und PtH.
Die Stromgestehungskosten steigen pro 2%-Punkte héherem Zinssatz um 13 bis 15%. Da-
mit ist der Einfluss des Zinssatzes als hoch zu bewerten.
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Abbildung 12.8: Installierte Leistungen und Stromerzeugung/-nutzung verschiedener Technologien bei
verschiedenen Zinssatzen im 2030-100%EE-Fall fur die Kupferplatte

Tabelle 12.1: Stromgestehungskosten bei verschiedenen Zinssatzen flr die Kupferplatte
4% 6% 8% 10%
Kosten in ct/kWhg, 9,51 10,98 12,57 14,26
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13 Schlussfolgerungen und Ausblick

Ziel dieser Studie ist es, die Rolle von PtG in einer zukunftigen Energieversorgung aufzuzei-
gen. Zukunftsszenarien und Optimierungen des Energiesystems einer Binnenlandregion
zeigen, dass eine lastgangkonforme Deckung des Strombedarfs mit einem EE-Anteil von
100% mit verfigbaren Technologien mdglich ist. Dabei ist PtG eine wichtige Systemkompo-
nente im volkswirtschaftlichen Optimum.

Ergebnis der Optimierung ist die technisch beste Kombination aus Erzeugern, Verbrauchern
und Speichern, sodass die geringsten Stromgestehungskosten entstehen. Sie liegen im Ba-
sisszenario bei 11 ct/kWhg, und variieren zwischen 10 und 15 ct/kWhg_ in Abhangigkeit der
gewahlten Rahmenbedingungen. Dabei gibt es Systemkonfigurationen die sich vom (globa-
lem) Optimum unterscheiden aber ahnliche Stromgestehungskosten haben. Das bedeutet,
dass die punktgenaue Erreichung der hier aufgezeigten Lésungen nicht entscheidend ist.
Vielmehr steht die Umsetzung genereller Aussagen, die durch die gezeigten Ergebnisse als
Ziele fur zukunftige Energieversorgungssysteme definiert werden, im Vordergrund. Die zeitli-
che Auflésung der Simulation ist mit Viertelstundenschritten zu grob um Aussagen zu Sys-
temdienstleistungen treffen zu kénnen. Wirde die zeitliche Auslésung des Simulationsmo-
dells deutlich feiner sein, kdnnte sich zum Beispiel der Einsatz von Lilon-Batterien bestarken.
Elektrische Systemdienstleistungen (z.B. Frequenzreglung) wurde flr die Betrachtung aus-
gelagert, in dem angenommen wurde, dass das tbergeordnete Stromnetz dazu in der Lage
ist. Dies musste durch weitere Forschungsarbeiten bestatigt werden.

Zunachst zeigen die Ergebnisse, dass ausreichend natirliche Ressourcen fir eine Strom-
versorgung aus 100% EE zur Verfiigung stehen. Die gewahlte Modellregion kann sich autark
versorgen, ohne die ermittelten Potenzialgrenzen zu Uberschreiten. Die Potenziale fir Wind-
energie und PV sind dafiir in der Modellregion vorhanden. Das Biogaspotenzial stdf3t jedoch
bei 100% EE an seine Grenzen, da es die primare CO,-Quelle flir den Methanisierungspro-
zess ist. Es entsteht eine grof3e Bandbreite beim ermittelten CO,-Potenzial, da es bei der
Berechnung der nutzbaren CO,-Menge verschiedene Herangehensweisen erarbeitet wur-
den. Wahrend die obere Grenze fur die zu installierenden PtG-Kapazitaten mehr als ausrei-
chend ist, kdnnten mit dem niedrigsten Potential nicht alle Anlagen umgesetzt werden. Um
dies abschlieRend zu klaren, bedarf es weiterer Untersuchungen der wirtschaftlichen und
technischen Erschliel3ung von CO,-Quellen.

PtG ist ein zentrales Element fur eine 100% EE-Stromversorgung. Auch bei einer Verdopp-
lung der Investitionskosten, also 1.800 €/MWg,, wird PtG trotzdem Lilon-Batterien mit Investi-
tionskosten von nur 350 €/ MW¢g,_ vorgezogen. Ausschlaggebend fur den Einsatz von PtG ist
die technische Notwendigkeit durch die gebotene Funktionalitat als Langzeitspeicher, der auf
die Kapazitdt des Gasnetzes zurickgreifen kann. Dies zeigen die diversen Sensitivitaten.
Um diese Einfliisse aufzuzeigen, werden Sonderszenarien mit dem Basisszenario (100%
EE-Versorgung im Jahr 2030 bei Vernachlassigung der Leitungsverluste und Netzrestriktio-
nen) verglichen.
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Eine 100% EE-Versorgung ist zwar auch ohne PtG zu bewerkstelligen, fuhrt allerdings zu
volkswirtschaftlich hoheren Kosten. Denn wird die Verwendung von PtG als Energiespeicher
in der Simulation ausgeschlossen, werden in der Optimierung des Modells andere Losungen
fur die Energiespeicherung gefunden. In diesem Fall werden die Aufnahme von Energie-
Uberschissen und die Bereitstellung von Ausgleichsenergie hauptséchlich durch Lilon-
Batterien Ubernommen. Dies ist mit einer Erh6hung der Stromgestehungskosten verbunden
(12,1 ct/kWhg_. gegeniber 11,0 ct/kWhg ). Demnach sollte die Foérderung der PtG-
Technologie weitergefihrt werden.

Bei der gleichzeitigen Optimierung mehrerer Teilregionen (Knoten) werden Netzrestriktionen
bertcksichtigt. Es entsteht eine leicht veranderte Konfiguration, bei der mehr Speicher ein-
gesetzt werden. Die Ergebnisse zeigen auch deutlich auf, dass sich durch eine systemdienli-
che Verteilung der EE-Erzeuger keine nennenswerten Ausbaumafinahmen im 110-kV-Netz
ergeben. Wird das Stromnetz einbezogen, fihrt dies zu einer leichten Steigerung der Strom-
gestehungskosten. Diese sind im Netzfall mit einer systemdienlichen Verteilung der Erzeu-
gungsanlagen nur 0,5 ct/kWhg,_ teurer. Um die Auswirkungen (Ausbaubedarf und Kosten) auf
das Mittel- und Niederspannungsnetz abschatzen zu kénnen, besteht weiterfiihrender Unter-
suchungsbedarf in Bezug auf die Erzeugungsanlagen- und Speicherpositionierung.

Windkraftanlagen sind im optimalen Ausbau wichtigster Energieerzeuger. Sie machen 60%
der elektrischen Energieerzeugung aus. Dabei ist das Energieerzeugungssystem besser,
wenn Schwachwindanlagen eingesetzt werden. Es ergeben sich gegeniiber Starkwindanla-
gen geringere Stromgestehungskosten von 11,0 ct/kWhg statt 11,7 ct/kWhg, da das
gleichméaRige Erzeugungsprofil weniger Schwankungen aufweist und weniger Ausgleichs-
malnahmen getroffen werden missen. Auch wenn Schwachwindanlagen im Binnenland
derzeit weniger verbreitet sind, sollte in Zukunft ihr Ausbau verstarkt werden um den zukinf-
tigen Anforderungen mit hohen EE-Anteilen gerecht zu werden.

Eine wichtige Komponente zum Verwenden der Stromiberschisse ist die Warmeerzeugung
mit PtH. Es werden rund 16% der erzeugten elektrischen Energie mit PtH in Warme umge-
wandelt. Die Annahme fir den Warmeerlos ist mit 5 ct/kWhyy recht hoch gewahlt. Entspre-
chende Sensitivitdten der Warmevergitung machen deutlich, dass sich die grundsatzlichen
Zusammenhéange zwischen den Komponenten dadurch nicht verandern. Sobald eine War-
mevergitung ausgeschlossen ist, steigen die Stromgestehungskosten von 11,0 ct/kWhg, auf
12,5 ct/kWhg,. Die Ergebnisse zeigen, dass glnstige und technisch einfache PtH-
Komponenten der Warmepumpentechnologie vorgezogen werden. Die Bereiche der Strom-
und Warmeversorgung sollten in Zukunft starker vernetzt sein um Synergien zu nutzen.

Neben dem Einsatz von PtG fir den Stromsektor ist PtG auch fur den Mobilitatssektor von
Bedeutung. Unter den Randbedingungen der Studie lohnt sich der Abverkauf au3erhalb der
Stromsystemnutzung ab einem SNG-Erlds von 12 ct/kWhry. Mit steigendem SNG-Erl6s stei-
gen der PtG-Anteil und der SNG-Verkauf bei gleichzeitiger Senkung der Stromgestehungs-
kosten. Trotzdem verbleibt immer ein Teil des SNG fur den Stromsektor zur Bereitstellung
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regelbarer Energie mit BHKW z.B. fir windschwache N&chte. Die Synergien zwischen
Strom- und Mobilitatsversorgung werden deutlich. Der im Fall der Produktion von SNG fur
den Mobilitatssektor erhdhte Ausbau der EE-Erzeugungskapazitaten fuhrt zu einem hoheren
Anteil von direkt gedecktem Strombedarf und reduziert damit den Speicherbedarf im
Stromsektor. Der tUber den Mobilitdtssektor finanzierte weitere Ausbau der erneuerbaren
Erzeugungskapazitaten sowie von PtG kommt somit dem Stromsektor zugute. Somit ist auf
dem Weg zu 100% EE der Einsatz von PtG uber die Mobilitat gut, damit ein kontinuierlicher
Ausbau realisiert werden kann und dabei schon friihzeitig der systemische Nutzen fur die
Stromversorgung genutzt werden kann.

Aufgezeigt werden die veranderten Anforderungen an die Erdgasinfrastruktur. Die Aufnah-
mefahigkeit der existierenden Gasleitungen stellt sich in der angestellten Betrachtung flr die
Modellregion als mdgliche Schwierigkeit heraus. Der Gasdurchsatz der Modellregion veran-
dert sich wesentlich. Zum einen erhdht sich die Jahreshdchstlast der Gasausspeisung durch
zusatzliche Gasverbraucher (BHKW), zum anderen ubertrifft die punktuelle Gaseinspeisung
den Gasverbrauch. Dies fiihrt zu einer zeitweisen Umkehrung der FlieRBrichtung im Erdgas-
netz. Ob das Gasnetz eine groRere Ubertragungskapazitat und die FlieRrichtungsanderung
bewerkstelligen kann, wird in Frage gestellt. Um die Speicherkapazitat von PtG richtig ein-
schatzen zu kénnen, sollten dezentrale Einspeicherung mit dem lbergeordneten Erdgasnet-
zes in Zusammenhang gebracht und erforscht werden.

Es hat sich gezeigt, dass ein Gasnetzanschluss fur PtG wichtig ist. Selbst bei Standorten, die
weit vom Gasnetz entfernt sind, sind die Investitionen in einen Gasnetzanschluss geringer
als fur entsprechende Gaszwischenspeicher vor Ort. Dies gilt selbst bei einer Entfernung
zum Gasnetz von bis zu 20 km. Besonders in landlichen Gebieten und dort besonders in der
Nahe von BGA konnen zuklinftig Gasnetzanschliisse bendtigt werden, die ebenfalls fir die
Anbindung von PtG-Anlagen genutzt werden kdnnen. Deswegen sollten trotz zunéchst hoher
Investitionskosten zukinftige Ausbauplane des Gasnetzes die zuklnftigen Anforderungen
von PtG bericksichtigen.

Die vielfaltigen Simulationen mit einer groRen Bandbreite an betrachteten Einflussfaktoren
zeigen, dass es aus technischer Sicht viele Moglichkeiten gibt, eine lastgangkonforme Ener-
giebereitstellung mit ausschlie3lich erneuerbaren Stromerzeugern zu bewerkstelligen. Die
optimale Zusammensetzung des Kraftwerksparks, der Speicher und deren Einsatzreihenfol-
ge verandern sich teilweise deutlich mit den modifizierten Ausgangswerten. Die Studie zeigt,
dass eine Betrachtung des Gesamtsystems mit Einbezug der tatséchlichen und zukuinftigen
Gegebenheiten notwendig ist. Unter Beriicksichtigung der getroffenen Annahmen und unter-
suchten Gesichtspunkten wird deutlich, dass PtG eine wichtige Rolle in zukinftigen Energie-
systemen mit maglichst effektiver Nutzung der natirlichen Ressourcen und moglichst kos-
tenguinstigem Gesamtsystem spielen kann.
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18 Anhange

18.1Anhang zu Kapitel 2: Daten fur verschiedene Gasspeicher

Tabelle 18.1: Annahmen fiir die Gasspeicher

Parameter H,-Speicher Erdgas- CO,- Biogas-
Speicher Speicher Speicher
Abschreibedauer [a] 60 60 60 60
Laufende Kosten 1,5% 1,0% 1,0% 1,0%

[% Invest./a]

Volllast 2015-2030 [VIh/a] - - - -

Efficiency factor for incoming energy 97% 98% 98% 98%
Efficiency factor for stored energy 99,999% 100% 100% 100%
Efficiency factor for outgoing energy 100% 100% 100% 100%
Investitionskosten 2015 [€/kWhg] 40 1 1 2
Investitionskosten 2020 [€/kWhs] 25 1 1 2
Investitionskosten 2030 [€/kWh ] 4 1 1 2
Quelle SYS-ZSW RLI RLI RLI
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18.2Anhang zu Kapitel 6: Ausbaupfad fir die Kupferplatte
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Abbildung 18.1: Installierte Leistungen verschiedener Technologien beim Ausbaupfad flr die
Modellregion als Kupferplatte
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Abbildung 18.2: Installierte Leistungen und Stromproduktion verschiedener Technologien beim
Ausbaupfad fur die Modellregion als Kupferplatte
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18.3Anhang zu Kapitel 7: Vergleich der Netzsimulation mit den Ein-

zelknoten
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Abbildung 18.3: Differenzen der installierten Leistungen fur Wind, PV und PtG fur alle 17 Knoten
zwischen dem Wert der Einzelknotenversorgung und dem Netzfall fiir 2020-80%EE. Positiv heif3t, dass
ein Zubau an Leistung im Netzfall stattfindet

Seite 275 von 276 Seiten



Abschlussbericht — BMWi-Verbundférderprojekt ,100% EE durch PtG*

18.4Anhang zu Kapitel 8: PtG-Erkenntnisse
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Abbildung 18.5: Installierte Leistung PtG in den Knoten im Szenario 2030-100%EE-Netz/ NoHeat
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