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Executive Summary

Strombasierte Energietrager stellen eine vielversprechende Mdéglichkeit zur Reduktion der Treib-
hausgasemissionen dar. Wie aktuelle Klimaschutzszenarien zeigen, ist der Einsatz strombasierter
Energietrager langfristig notwendig, um die Klimaziele eines weitestgehenden treibhausgasneut-
ralen Energieverbrauchs bis 2050 zu erreichen.

Die Kosten fur die Bereitstellung strombasierter Energietrager wie Wasserstoff sowie von gasfor-
migen und flissigen Kohlenwasserstoffen liegen jedoch sowohl heute als auch langfristig deutlich
Uber den Kosten fur vergleichbare fossile Energietrager. Zudem gilt fr alle strombasierten Ener-

gietrager, dass die Gesamtproduktionskette bisher nicht grofRtechnisch realisiert wurde.

Auch bei zukunftig steigenden Preisen flr fossile Energietrager und sinkenden Produktionskosten
fur strombasierte Energietrager bleibt die Bereitstellung strombasierter Energietrager vergleichs-
weise teurer. Dieses Ergebnis zeigt eine Analyse der notwendigen Prozessschritte fur stromba-
sierte Energjetrager, untergliedert in folgende Teilschritte: Stromproduktion, CO2- und StiRwas-

sergewinnung, Elektrolyse, Synthese und Logistik.

Abbildung 1: Bandbreiten der Bereitstellungskosten beim Endverbraucher
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Die in Abbildung 1 dargestellten Bandbreiten der Bereitstellungskosten der strombasierten Ener-
gietrager Wasserstoff, Methan und flussiger Kraftstoffe fur die Jahre 2030 und 2050 basieren
auf einer Reihe unterschiedlicher Erzeugungsfalle in der MENA Region und in Deutschland. Je
Erzeugungsfall gingen unterschiedliche Elektrolysestromkosten sowie Entwicklungen von Anla-
genkosten, mittleren Wirkungsgraden, Kapitalkosten und weitere Kostenparameter ein. Die dar-
gestellte Bandbreite bildet die Gesamtbandbreite Uber 7 Erzeugungsfalle mit 60 Stromkosten-
pfaden ab.

Im Vergleich der einzelnen Energietrager wird deutlich, dass die Bereitstellung von Wasserstoff im
Vergleich deutlich kostengunstiger erfolgen kann als darauf aufbauende gasférmige oderflissige
Kohlenwasserstoffe. Gasformige Kohlenwasserstoffe sind wiederum tendenziell glinstiger in der
Bereitstellung als flissige strombasierte Energietrager. Der Grund liegt in der unterschiedlichen
Komplexitat und Lange der Produktionsketten und den damit verbundenen unterschiedlichen
Gesamtwirkungsgraden.

Die Gestehungskosten von Wasserstoff gehen in die Kosten der Kohlenwasserstoffe als Teil des
Produktes und als Teil der Prozessenergie der Synthese ein. Der zusatzliche Aufwand, der flr die
Kohlenwasserstoffsynthese aufgrund der Kohlenstoffbeschaffung (CO2 aus Luft) und der zusatzli-
chen verlustbehafteten Synthesen betrieben werden muss, wird in den héheren Kosten sichtbar.
Durch den Vorteil des kostenglinstigeren Transportes von Kohlenwasserstoffen aufgrund der
héheren (volumenbezogenen) Energiedichte reduziert sich die Kostendifferenz zum Wasserstoff
je nach Erzeugungsfall. Der Transport- und Verteilungskostenvorteil Gberwiegt aber in den be-
trachteten Erzeugungsfallen in Deutschland und der MENA-Regjon nicht gegenlber dem Nachteil

der hdéheren Gestehungskosten.

Die Einsatzmoglichkeiten fur strombasierte Energietrager sind vielfaltig. Die notwendigen Mehr-
kosten fur Energie und Investitionen fallen jedoch je nach Einsatzgebiet sehr unterschiedlich aus.

Sofern ein Hochlauf bis 2030 erreicht werden soll, kann dieser in unterschiedlichen Sektoren und
Einsatzfallen stattfinden. Als erste Schritte erscheinen ausgewahlte Anwendungsfalle im 6ffentli-
chen Verkehr vielversprechend, da hier mit beschrankten Kosten zu rechnen ist und keine Unter-
nehmen adressiert werden mussen, die im intensiven (internationalen) Wettbewerb stehen. Der
Einsatz strombasierten Wasserstoffs im Raffineriesektor ist ebenfalls ein weiterer vielverspre-
chender Schritt. In diesem Handlungsfeld besteht mit der RED 11 bereits ein Instrument, das in
seiner nationalen Umsetzung flr eine entsprechende Anreizwirkung sorgen kann. Sofern ein ent-
sprechender Anreiz Uber die RED Il erfolgt, kommt es aber bilanziell zu steigenden Emissionen im
Verkehrssektor, wahrend der THG-Ausstof3 der Raffinerien reduziert wird. Ferner bestehen Poten-
ziale in der Stahl- und Chemieindustrie, wo strombasierte Energietrager fur die Dekarbonisierung
der Industrie bendtigt werden.

Ein Vergleich des inlandisch moglichen Hochlaufs mit der Angebotsseite von strombasierten
Energietragern zeigt, dass die Einsatzmenge an strombasierten Energietragern schnell die inlan-
disch produzierte Menge an strombasierten Energietragern Ubersteigen kann. Eine Beschrankung
der inlandisch produzierten Mengen besteht Uber das Stromsystem, dass bis 2030 nur eine in-
landische Erzeugung von maximal rund 16 TWh grinem Wasserstoff zulasst, sofern ausschlief3-
lich erneuerbarer Strom genutzt werden soll. Falls die Nachfrage an strombasierten Energietra-

1 Renewable Energy Directive ||
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gern das inlandische Angebot Ubersteigt, musste ein Import der Energietrager aus dem Ausland
erfolgen.
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1 Einleitung

Zum Gelingen der Energiewende und Erreichen der deutschen Klimaziele bis 2030 und 2050
steht als ein Schlusselelement die Sektorkopplung im Vordergrund. Unter Sektorkopplung ver-
steht man die Vernetzung der Sektoren Energiewirtschaft, Industrie, Warme- bzw. Kalteversor-
gung und Verkehr, die traditionell isoliert betrachtet wurden.

Eine Technologie, die eine Kopplung der Sektoren ermaoglicht, sind strombasierte Energietrager.
Mit Hilfe von Strom kénnen Energietrager in Form von Wasserstoff sowie gasformigen oder flussi-
gen Kohlenwasserstoffen hergestellt werden. Allerdings sind diese Prozesse mit relativ hohen
Umwandlungsverlusten verbunden. Die Energietrager kbnnen aber zum Teil in bestehenden Inf-
rastrukturen und Verbrauchsanlagen weiter genutzt werden. Es besteht zudem die Chance, dass
deutsche Hersteller der bendtigten Schlisseltechnologien von einem moéglichen Hochlauf strom-
basierter Energietrager profitieren. Aus heutiger Sicht stellt sich daher die Frage, wie mogliche
Transformationspfade fur strombasierte Energietrager aussehen und mit welchen Kosten diese
verbunden sind.

Diese Studie versucht, sich diesen Fragen zu nahern, indem zunachst eine Analyse der langfristig
sinnvollen Bedarfsmengen auf Basis bestehender Arbeiten erfolgt. Daran anschlieflend erfolgt
eine Analyse der maf3geblichen Kostenkomponenten, die bei der Erzeugung und Verteilung der
unterschiedlichen strombasierten Energietrager anfallen. Im Ergebnis werden Kostenkorridore bis
zum Jahr 2050 fur die Herstellung und Verteilung sowohl bei inlandischer als auch bei auslandi-
scher Herstellung ermittelt. Ausgehend von diesen beiden Teilaspekten der Transformationspfade
werden im letzten Kapitel konkrete Verwendungszwecke und maogliche Hochlaufe far stromba-
sierte Energietrager ermittelt und erste Handlungsempfehlungen fir mogliche Einsatzbereiche bis
zum Jahr 2030 gegeben.

2 Bedarfsanalyse

Die Bedarfsanalyse behandelt die Frage, welche Einsatzmengen an strombasierten Energietra-
gern langfristig bis 2050 im deutschen Energiegesamtsystem sinnvoll erscheinen. In der Literatur
liegt eine groRere ,Landschaft“ an Arbeiten vor, die die Entwicklung des Energiegesamtsystems in
Deutschland szenarisch abbilden. Die Szenarien kommen zum Teil zu sehr unterschiedlichen
Ergebnissen bezuglich der eingesetzten Mengen an strombasierten Energietragern. Die Griinde

hierflr liegen in unterschiedlichen Annahmen zu einer Reihe maRgeblicher Einflussparameter.
Unter anderem spielen folgende Einflussparameter eine bedeutende Rolle:

e Ambitionsniveau des Klimaschutzes und betrachteter Bilanzrahmen (Energiesystem oder
samtliche THG-Emissionen)

e verflgbares Biomassepotenzial

e Einsatzmdéglichkeit von Carbon Capture and Storage (CCS)

e Autarkieannahmen
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e Effizienzentwicklung
e Herstellungskosten von strombasierten Energietragern

Einen sehr deutlichen Einfluss auf die notwendige Einsatzmenge an strombasierten Energietra-
gern hat das Ambitionsniveau des Klimaschutzes. In mehreren Szenarien, die von einer Treib-
hausgasreduktion von 80 % bis 2050 gegenltber 1990 ausgehen, kommen strombasierte Ener-
gietrager gar nicht zum Einsatz (Beispiele: BDI Klimapfade, BMU Klimaschutzszenarien, BMWi
Langfristszenarien).

In Szenarien mit hdherem Ambitionsniveau von 95% Treibhausgasreduktion bis 2050 kommen
strombasierte Energietrager hingegen in erheblicher GréRenordnung zum Einsatz. Der Grund liegt
an Verwendungszwecken, in denen aus heutiger Sicht eine Emissionsreduktion auf anderem We-
ge nur schwer zu erreichen ist. Beispiele fur diese Verwendungszwecke sind der Flugverkehr, der
schwere Stralenglterverkehr, Backup-Kraftwerke im Stromsystem sowie der stoffliche Einsatzin
Industriebranchen (insbesondere z.B. Chemie, Kunststoffproduktion).

Im Vergleich der 95% Szenarien liegen die Bedarfsmengen je nach getroffenen Annahmen in der
Studienlandschaft in sehr unterschiedlichen Gréenordnungen. In der Bandbreite der Szenarien
liegen sie zwischen ca. 110 und bis zu 1.200 Terawattstunden (TWh). Dieser vergleichsweisen
grofien Bandbreite liegen sehr unterschiedlich getroffene Annahmen und Methoden in den ein-
zelnen Studien zu Grunde.

Beispielsweise gehen einzelne Studien nur von einem langfristig verfligbaren Biomassepotenzial
von rund 200 TWh pro Jahr aus (Uba 2014, ewi 2017), die ausschliefllich oder gréf3tenteils aus
Rest- und Abfallstoffen gewonnen werden. Das verfligbare biogene Potenzial an erneuerbaren
Energietragern in vielen anderen Studien liegt jedoch mit rund 400 TWh weitaus hdéher (BDI Kili-
mapfade, Langfristszenarien BMWi, Klimaschutzszenarien BMU). Der Grund hierfur liegt darin,
dass auch nachwachsende Rohstoffe in diesen Szenarien zum Einsatz kommen und grundsatz-
lich ein (begrenzter) Import von Biomasse zugelassen ist.

Far die Ermittlung der langfristigen Bedarfsmenge wurden einzelne Studien ausgewahlt, die in-
nerhalb der Szenarien eine 95-prozentige Reduktion sdmtlicher Treibhausgasemissionen - d.h.
nicht nur der energiebedingten Emissionen - abbilden. Des Weiteren wurden vor allen Dingen
Studien berlcksichtigt, die kostenoptimale Pfade zur Erreichung der Klimaziele abbilden und
keine gesetzten Extremszenarien aufweisen. Es wurden keine Arbeiten mit extremen Annahmen
hinsichtlich Autarkie oder Biomassepotenzialen berlcksichtigt. Die Auswahl beschrankt sich hier-
durch auf die 95%- Szenarien der folgenden Arbeiten:

e BDI Klimapfade
e Langfristszenarien BMWi2
e Klimaschutzszenarien BMU

2 Hier handelt es sich um das 95%-Szenario mitder geringsten Mengen an strombasierten Energietragem, sofern weder CCS noch
Lblauer“ Wasserstoff zugelassen ist. In weiteren Szenarien werden durch entsprechende Annahmen bzw. Vorgaben auch héhere
Mengen an strombasierten Energjetragern erreicht. Sofern sog. ,blauer” Wasserstoff zugelassenwird, fallt die Menge an ,griinem*
Wasserstoff geringer aus.
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Anhand von Abbildung 2 wird deutlich, dass der Bedarf auch innerhalb dieser relativ kleinen Stu-
dienauswahl bereits deutlich schwankt. Erklart werden kann das durch die sonstigen unterschied-
lich getroffenen Annahmen wie Effizienzentwicklungen sowie der wirtschaftlichen und demogra-
phischen Rahmenentwicklung.

Abbildung 2: Langfriste Bedarfsmenge strombasierter Energietrager
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BMWi BMU

B Wasserstoff = PtG ®PtL

Quelle: BCG/Prognos 2018, FHG IS1 2019, FHG ISI/Oko Institut 2015

3 Kostenanalyse

Das Kapitel “Kostenanalyse” beginnt mit der allgemeinen Einfihrung strombasierter Energietra-
ger und stellt deren Erzeugungspfade dar. Im Anschluss folgt eine detaillierte Analyse der Kos-
tenkomponenten. Zuerst geht es dabei um die Erzeugungskosten erneuerbarer elektrischer Ener-
gie (EE-Strom), zum einen fUr die Erzeugung in Deutschland, zum anderen fir die Erzeugung in
der MENA-Region. Nachfolgend wird auf die weiteren Kostenparameter wie Anlagenkosten, Wir-
kungsgrade, Rohstoffe und Transport eingegangen. Zuletzt werden wesentliche Ergebnisse dar-
gestellt und diskutiert.
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Es wurde eine Anzahl typischer Erzeugungsfalle definiert fir die, unter Variation der Einflussgro-
3en, Bandbreiten flr aktuelle und zukiinftige PtX-Kostens ermittelt wurden. Die Kostenbandbrei-
ten (unterer Rand, Referenz, oberer Rand) und deren zeitlicher Verlauf (2020 bis 2050), werden
im nachfolgenden Text dargestellt und erlautert. Wenn nicht anders gekennzeichnet handelt es
sich dabei um den Referenzfall (mittlerer Fall) zum jetzigen Zeitpunkt.

3.1 Brennstoffe

Brennstoffe sind Energietrager, die chemisch gebundene Energie enthalten. Ihre Energie wird bei
Verbrennung (im weiteren Sinne - hier wird die Oxidation in der Brennstoffzelle ebenfalls dazu
gerechnet) frei. Dazu zahlen u.a. Wasserstoff und Kohlenwasserstoffverbindungen. Die Vorteile
der Kohlenwasserstoffe sind bedingt durch ihre hohe (volumetrische) Energiedichte, langfristige,
kostengunstige Speicherbarkeit und eine existierende nationale und internationale Infrastruktur
fur Handel, Transport und Lagerung.

Bei Wasserstoff besteht bei Speicheroptionen sowie Transportinfrastrukturen noch Entwicklungs-
bedarf, jedoch bietet Wasserstoff eine vielversprechende Alternative zu Kohlenwasserstoffen in
zukUnftigen Energiesystemen, da bei seiner Verbrennung keine Treibhausgase und je nach An-
wendung keine (oder deutlich weniger) problematische Verbindungen (Stickoxide, Rufpartikel,
etc.) entstehen.

Der heutige Einsatz von Brennstoffen basiert Uberwiegend auf fossile n Kohlenwasserstoffen wie
Erd6l und Erdgas, die einen erheblichen Anteil des Priméar- und Endenergieverbrauches decken.
Ihre Nutzung erfolgt direkt (Erdgas) oder nach Umwandlung in Raffinerien (Erddl) zu unterschied-
lichen Kohlenwasserstoffgemischen in Form von Kraftstoffen (Diesel, Benzin, Kerosin, etc.), Heiz-
stoffen (Heizdl) oder Chemierohstoffen (z.B. Naphtha).

Zu den Nachteilen dieser Brennstoffe zahlen in erster Linie ihre Umweltemissionen (THG-
Emissionen, Schadstoffemissionen, Emissionen der Brennstoffe selbst bzw. ihrer Komponenten),
die in der Regel sowohl bei Férderung, Transport und Nutzung in einem Verbrennungs- bzw. Um-
wandlungsprozess auftreten.

Alternative Brennstoffe

Alternative Brennstoffe lassen sich in die Kategorien fossil, biogen und strombasiert4 zusammen-
fassen, wobei eine Kombination dieser Kategorien auch méglich ists. In allen drei Kategorien gibt
es jeweils sowohl gasformige als auch flissige Brennstoffe. Zu den fossilen, alternativen Brenn-
stoffen zahlen z.B. fllissige Brennstoffe, die aus fossilen Gasen (Begleitgase, Erdgas) oder aus
Kohle synthetisiert werden. Die Verfahren werden mit Coal-to-Liquid (CtL) und Gas-to-Liquid be-
zeichnet (GtL) bezeichnet. Zur Reduktion von THG-Emissionen konnen sie allerdings nicht beitra-
gen, im Gegenteil. Durch die prozessbedingten Emissionen bei der Umwandlung sind diese Pro-
dukte mit relativ hohen Emissionen verbunden.

3 Gestehungskosten und Bereitstellungskosten beim Endverbraucher
4 Auf Basis elektrischer Energie
5 Beispiel: synthetische Brennstoffe auf Basis von Biomasse und Strom: Power-and-Biomass-to-Liquid, PBtL
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Die verschiedenen biogenen und strombasierten synthetischen Brennstoffe bieten allerdings die
Moglichkeit nahezu treibhausgasneutraler Brennstoffe. Im Fokus dieser Untersuchung stehen
verschiedene Syntheserouten strombasierter Brennstoffe, sogenannte Power-to-X, die innerhalb
dieser Studie auch unter dem Oberbegriff strombasierte Energietrager zusammengefasst werden.

Power-to-X

Strombasierte Synthesewege von Brennstoffen werden mit Power-to-X, PtX bezeichnet.
Dabei wird zwischen gasformigen Produkten (Power-to-Gas, PtG) und flissigen Produk-
ten (Power-to-Liquid, PtL) unterschieden.

3.2 Strombasierte Brennstoffe

Nachfolgend werden vier verschiedene Power-to-X-Routen zu strombasierten Brennstoffen be-
schrieben. Abbildung 3 stellt diese Routen von den Einsatzrohstoffen und der Einsatzenergie zu
den Produkten schematisch dar: Wasserstoff (PtG-H»), Methan (PtG-CH4), Methanol-Kraftstoffe
(PtL-Methanol) und Fischer-Tropsch-Kraftstoffe (PtL-FT).
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Abbildung 3: Erzeugungsrouten strombasierter Brennstoffe
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Ausgehend von einer Wasserquelle (ggf. Meerwasserentsalzung), erneuerbarem Stromund Luft-CO, wird Uber denzentralen ersten
Umwandlungsschritt der Wasserelektrolyse zunachst Wasserstoff gewonnen we rden. Wasserstoff als einfachstes Elementistein
gasformiger Brennstoff, der direkt eingesetzt werden kann oder weiter zu Kohlenwasserstoffen synthetisiert werden kann: zu Me-
than mittels Methanisierung, zu Fischer-Tropsch-Syncrude mittels Fischer-Tropsch-Synthese und zu Methanol mittels Methanolsyn-
these. Methan ist ein gasformiger Brennstoff und einfachster Kohlenwasserstoff. Methanol ist der einfachste Alkohol und als B renn-
stoff einsetzbar oder kann in weiteren Upgrading-Prozessen zu Benzin oderanderen Kraftstoffen umgewandelt werden. Fischer-
Tropsch-Syncrudeistein Gemisch aus einer Vielzahl an Kohlenwasserstoffenvon kurz- bis langkettig, das in weiteren Upgrading-
Schritten zu Kraftstoffen wie Diesel und Kerosin umgewandelt werden kann.

| Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

321  Wasserstoff

Der erste Schritt vom Strom zu einem chemischen Energietrager verlauft tber die Wasserelektro-
lyse: Dabei wird Wasser (H20), im Schema in Abbildung 3 aus einer Meerwasserentsalzungsanla-
ge, unter Einsatz elektrischer Energie aufgespalten in Sauerstoff (0 2) und Wasserstoff (H,): 2
H20 () 2 2 H2(g) + 02 (g)

Wasserstoff ist bei Umgebungsbedingungen gasformig und zahlt somit zu den PtG-Brennstoffen.
Das erste Element des Periodensystems st das kleinste Element und zeichnet sich durch eine
sehr hohe gravimetrische Energiedichte (39,4 kWh/kg Brennwert) und eine geringe volumetri-
sche Energiedichte bei Normalbedingungen (3,54 kWh/m3 Brennwert) aus. Die Speicherung von
Wasserstoff steht damit vor der Herausforderung die volumetrische Energiedichte zu erhéhen,
etwa durch Druckerh6hung (Wasserstoffspeicherung erfolgt in Druckbehaltern bis 700 bar),
durch Verflissigung (Abkuhlen auf -253 °C), durch Einlagerung in flissige Wasserstofftrager-
Materialien, sogenannte ,Liquid Organic Hydrogen Carriers“ (LOHC) oder Einlagerung in Metall-
hydride.

Seite 6



Mithilfe von Wasserstoff kdnnen unter Einsatz einer Kohlenstoffquelle (C) Gber verschiedene Syn-
theseschritte Kohlenwasserstoffe (CiH,) erzeugt werden. Als Ausgansstoff fiir diese Synthesen
wird in der Regel Synthesegas bendtigt, eine Mischung aus Wasserstoff und Kohlenmonoxid (CO).

Kohlenstoffquelle

Erneuerbaren Strom als Energieinput vorausgesetzt, hangt die THG-Bilanz eines synthe-
tischen Kohlenwasserstoffes von der Quelle des Kohlenstoffes ab (C-Quelle).

m Handelt es sich um eine fossile C-Quelle, ist der Brennstoff nicht THG-neutral. Die
THG-Bewertung einer ,Zweitnutzung* fossilen Kohlenstoffs (CCU), die z.B. zusatzli-
che fossile Emissionen vermeidet, ist noch nicht geregelt. Langfristig kann auf die-
se C-Quellen zur Erreichung der THG-Reduktionsziele nicht gesetzt werden.

m Handelt es sich um eine biogene C-Quelle (z.B. Vergasung von nachhaltig gewon-
nener Biomasse oder CO» aus Biogasanlagen), kann das Produkt als nahezu THG-
neutral bewertet werden, zahlt dann aber wiederum in die Kategorie der PBtL, die
hier nicht weiter behandelt werden. Zudem st das nachhaltig nutzbare Biomasse-
potenzial mengenmagig begrenzt.

m Luft-C02, gewonnen durch Luftabscheidung (Direct-Air-Capture, DAC), ist die lang-
fristig nachhaltige C-Quelle, die in der weiteren Untersuchung zur Erzeugung nahezu
THG-neutraler strombasierter Kohlenwasserstoffe angenommen wird.

3.2.2  Methan

Methan (CH4) kann als einfachster gasformiger Kohlenwasserstoff Giber die Methanisierungsre-
aktion von Kohlenstoffmonoxid oder Kohlenstoffdioxid und Wasserstoff gewonnen werden.

Die Synthese wird in Abschnitt 3.5.2 beschrieben.

3.2.3  Methanol

Methanol (CHsOH), kann als einfachster Alkohol Gber die Methanolsynthese gewonnen werden.
Die Synthese wird in Abschnitt 3.5.2 beschrieben.

3.24  Fischer-Tropsch-Syncrude

FT-Syncrude ist das Produkt der Fischer-Tropsch-Synthese. Es handelt sich um ein Gemisch aus

kurz- bis langkettigen Kohlenwasserstoffen, das zu Kraftstoffen wie Diesel und Kerosin weiterver-
arbeitet werden kann. Die Synthese wird in Abschnitt 3.5.2 beschrieben.
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Abbildung 4: Vergleich der betrachteten PtX-Brennstoffe
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| Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019
Tabelle 1: Produktvergleich synthetischer Brennstoffe
PtL PtL
PtG Wasserstoff PtG Methan Fischer-Tropsch Methanol
Molekdl Ho CHa CxHy CH30H
Heizwert 3,0 kWh/Nm3 9,97 kWh/m3 ~ 9,06 kWh/I ~4,36 kWh/I
C-freier chemischerEnergie- Kohlenwasserstoff mit ~ Kohlenwasserstoffgemisch, Einfachster Alkohol,
trager, wichtiger Chemieroh- geringem C-Anteil, das weiterverarbeitetwerden  toxisch, vielseitiger
stoff, hohe gravimetrische, ~Chemierohstoffund muss, grofdtechnische Verfah- Chemierohstoffund
Beschreib geringe volumetrische Energietrager ren auf Basisvon Erdgas (GtL) direkte Nutzungals
eschreibung Energiedichte und Kohle (CtL) Energietrager. Mit

Methanol-to-Gasoline-
Verfahren in Kraftstof-
fe wandelbar.

Chemierohstoffe, Chemierohstoffe, Chemierohstoffe, Chemierohstoffe (<10
Folgeprodukte Synthetische Kohlenwasser- Energietrager, Kraftstoffe (Benzin, Diesel, C-Atome), Kraftstoffe
stoffe Kraftstoff (CNG) Kerosin)
| Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

Die Erzeugung strombasierter Energietrager setzt eine umfangreiche Infrastruktur voraus, wie die
Prozesskette in Abbildung 3 verdeutlicht. Alle PtX-Routen beginnen mit der Gewinnung erneuer-

baren Stroms aus Wind- und PV-Sonnenenergie®, firr die entsprechende Anlagenparks mit hoher

6 Andere erneuerbare Energiequellen wie z.B. Wasserkraft, Geothermie oder Solarthermie wurden indieser Untersuchung nicht be-
trachtet.
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EE-Leistung notwendig sind. Als Ausgangsstoff fur die Wasserstoffgewinnung mittels Wasser-
elektrolyse ist aufbereitetes SuRwasser notwendig, das aufgrund mangelnder Verflgbarkeit in
vielen Regionen der Welt unter Energieeinsatz aus Meerwasserentsalzungsanlagen (MWE) ge-
wonnen werden muss?. Der Prozesspfad Power-to-Wasserstoff ist der kurzeste und endet nach
dem Umwandlungsschritt der Wasserelektrolyse, in dem Wasser in seine elementaren Bestand-
teile Sauerstoff und Wasserstoff aufgespalten wird.

Die Prozessketten der Kohlenwasserstoffsynthesen (Methan, Methanol und Fischer-Tropsch)
schlieen hier an und setzen einen weiteren Prozessschritt voraus: Neben dem elementaren
Wasserstoff wird Kohlenstoff flir die Produkte benbtigt, der einen erheblichen Massenanteil der
Kohlenwasserstoffe ausmacht, wie Abbildung 4 darstellt. Als erneuerbare Kohlenstoffquelle wird
die Abscheidung von CO» aus der Luft, engl. Direct-Air-Capture (DAC), angenommen.

CO2 und Wasserstoff kdnnen dann in die jeweiligen Synthesen eingebracht werden, was ubli-
cherweise in Form von Synthesegas geschieht, einem Gemisch aus Kohlenmonoxid (CO) und
Wasserstoff. Die Synthesegaserzeugung ist in der Regel ein separater Prozessschritt vor den
Synthesen in Form einer katalytischen Hydrierung von CO» zu CO und Wasser (Umgekehrte Was-
ser-Gas-Shift-Reaktion).

CO: als Grundlage fiir Energietrager

CO. ist kein reaktionswilliges Element, ganzim Gegenteil, es ist vollstandig oxidierter
Kohlenstoff. Um den im CO2 gebundenen Kohlenstoff mit elementarem Wasserstoff zu
einem Kohlenwasserstoff zu synthetisieren ist ein erheblicher (Energie-) Aufwand zu
betreiben. Kohlenstoffdioxid wird zu Kohlenstoffmonoxid (CO) reduziert, indem Wasser-
stoff aufgewendet wird, um ein Sauerstoffatom durch Hydrierung zu Wasser abzuspal-
ten. Aufgrund seiner hdheren chemischen Exergie wird erst mit dem CO-Molekul eine
Rekombination der Molekule Uberhaupt méglich. Schon vor der eigentlichen Synthese
und in den Synthesen selbst entsteht also Wasser aus einem Teil des einzusetzenden
Wasserstoffes und dem CO»-Sauerstoff und stellt einen Grofdteil der Prozessverluste
dar.

Der zweite Synthesepfad, Uber den der gasformige Energietrager Methan (CH 4) erzeugt wird, en-
det nach der Methanisierung.

Far die beiden PtL-Pfade, Uber die flissige Produkte erzeugt werden, sind weitere Prozessschritte
notwendig. Das Syntheseprodukt Methanol kann entweder direkt eingesetzt werden als Chemie-
rohstoff, als Beimischungskomponente oder als Kraftstoff in angepassten Verbrennungskraftma-
schinen. Zur Gewinnung von Kraftstoffen nach aktuellen Richtlinien sind weitere Upgrading-
Schritte notwendig.

7 Einheitliche Annahme indieser Untersuchung.
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Die Fischer-Tropsch-Synthese erzeugt ein Kohlenwasserstoffgemisch mit einem breiten Spektrum
an Kohlenwasserstoffverbindungen von kurzkettigen (gasférmigen) bis langkettigen (flissigen)
Kohlenwasserstoffen (Wachse). Es wird nachfolgend Fischer-Tropsch-Syncrude genannt (FTS).
Aktuelle Forschung zielt u.a. darauf ab, durch Optimierung der Katalysatoren und Prozessparame-
ter méglichst gezielt auf die Zusammensetzung des FTS Einfluss nehmen zu kdnnen.

FTS als Zwischenprodukt bzw. Produktgemisch erfordert nachgelagerte Upgradingprozesse (Hyd-
rocracking, Isomerisierung) zur Gewinnung von Kraftstoffen (Diesel, Benzin, Kerosin) und Chemie-
rohstoffen.

Die unterschiedliche Lange der Prozessketten verdeutlicht den unterschiedlichen Aufwand zur
Gewinnung der unterschiedlichen strombasierten Energietragers. Die finale Aufbereitung der
langkettigen Kohlenwasserstoffe und der Transport bendtigen zuséatzliche Energie.

Die relevanten Kostenparameter zur Berechnung der Gestehungskosten (Levelized Cost of Pro-
duction, LCOP) der PtX-Produkte sind:

Energiekosten (Strom und Warme),
Rohstoffkosten (CO2-Kosten und Wasserkosten),
Anlagenkosten und

Betriebskosten.

DabeiflieRen in die jeweiligen Kapitalkosten der Anlagen die Volllaststunden, die jeweilige Anla-
genlebensdauer und Zinsen und in die Betriebskosten die Wirkungsgrade der Prozesse ein. Zur
Bestimmung der Bereitstellungskosten beim Endverbraucher sind zusatzlich folgende Kosten-
parameter zu berucksichtigen:

e das Upgrading (Raffination oder Ahnliches),
o der Transport zum Grenziibergang, sowie
e die inlandischen Transport-und Verteilkosten

Nachfolgend werden die Kostenkomponenten und die zugrunde liegenden Annahmen fur die
jeweiligen Technologiekomponenten beschrieben und diskutiert.

8 Mitjedem zusatzlichen Umwandlungsschritt werdenzuséatzliche Anlagen benétigt und es steigen relevante Verluste, z.B. durch

stoffliche Verluste, die Produktion von Nebenprodukten, nichtideale Trennverfahren, oder Komprimierung,.
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3.3 Erneuerbare Stromerzeugung

Die Potenziale erneuerbarer Stromerzeugung sind weltweit unterschiedlich verteilt. Solarpotenzia-
le nehmen grundsatzlich mit der Nahe zum Aquator zu, nutzbare Windkraftpotenziale sind unter

anderem abhangig von der Nahe zum Meer und den topologischen Gegebenheiten.
Deutschland

Die Gewinnung erneuerbaren elektrischen Stromes wird seit Jahrzehnten stetig ausgebaut, so-
wohlinlandisch als auch international. In Deutschland decken erneuerbare Energien inzwischen
Uber vierzig Prozent des Stromverbrauchs, bis 2030 soll dieser Anteil auf 65 % steigen (Koaliti-
onsvertrag 2018)

Die Nutzung erneuerbarer Elektrizitat als Endenergie, zunehmend auch in den Anwendungsberei-
chen Mobilitdt und Warme, kann fossile Energietrager ersetzen und Treibhausgas (THG)-
Emissionen in den betreffenden Sektoren reduzieren.

In Deutschland zahlen zu den wichtigsten erneuerbaren Energietragern Windkraft an Land und
auf See, Photovoltaik, Wasserkraft sowie Biomasse. Biomasse steht jedoch nur in begrenztem
Mafde zur Verfigung und wird in zahlreichen Gesamtenergiestudien (z.B. BDI Klimapfade, BMU
Klimaschutzszenarien, BMWi Langfristszenarien) zukUnftig vor allen Dingen in Warmeanwendun-
gen der Industrie sowie im Verkehr gesehen. Der weitere Ausbau von Wasserkraft in Deutschland
ist allenfalls in sehr eingeschranktem Maf3e mdglich, weshalb hier keine grofleren Kapazitatsstei-
gerungen zu erwarten sind. Aus diesen Grinden wird beim weiteren Ausbau erneuerbarer Ener-
gien vor allen Dingen auf Wind- und Photovoltaik-Anlagen gesetzt.

Das inlandische EE-Erzeugungspotenzial dieser Technologien hangt zu groRen Teilen von der fiir
die erneuerbare Stromerzeugung nutzbaren Flache ab, was nicht zuletzt wiederum von der Akzep-
tanz der BevoOlkerung abhangt. Die Akzeptanz spielt insbesondere bei der Nutzung der Windener-
gie eine grof3ere Rolle. Das langfristige Potenzial an erneuerbarer Stromerzeugung ist nach aktu-
eller Studienlage mit gewisser Unsicherheit verbunden. Aus diesem Grund ist eine genaue Festle-
gung auf einzelne Werte schwierig.

Sofern in Szenarien zum Gesamtenergiesystem groflere Bedarfsmengen an strombasierten Koh-
lenwasserstoffen angenommen werden, werden diese in der langeren Frist (bis 2050) in der Re-
gel importiert, da hierfur die inlandischen Flachen nicht ausreichend sind. Fur die kurze und mitt-
lere Frist werden in Kapitel 4.5 Einschatzungen Uber das mégliche Angebot von Seiten der
Stromerzeugung gegeben, das bis 2030 zur Herstellung strombasierter Energietrager in Deutsch-
land zur Verfligung steht.

MENA

Der GroSraum Mittlerer Osten und Nordafrika, abgekurzt durch das Akronym MENA (engl. Middle
East and North Africa), zahlt zu den weltweiten Regionen mit hohem EE-Erzeugungspotenzial auf-
grund hoher Wind- und Solarpotenziale. Gleichzeitig liegt dieser GroRraum von Marokko bis zum
Iran in einer Entfernung in der Gré3enordnung von 4.000 bis 5.000 km zu Deutschland.
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33.2

EE-Strom: Gestehungskosten

Die Stromkosten der Elektrolyseeinheiten wurden fur sieben verschiedene Erzeugungsfalle ermit-
telt, Gber die Tabelle 2 einen Uberblick gibt.

Tabelle 2: Erzeugungsfalle von erneuerbarem Strom fiir die PtX-Erzeugung

Anteile an der Beschreibung

Erzeugung

Stromkostenbestandteile

MENA 75 % Wind Ons- In Kombination aus Wind-und  Anbindungdes EE-Erzeugungsparks
Wind/PV hore, PV-Erzeugung werden 75 % der an die Elektrolyseanlagen:
25 % PV Erzeugungaus Windund 25%  Kosten flr ein lokales Onshore-Netz.
aus PV gewonnen (Inselsystem).
MENA 100 % Photovol- Nur Photovoltaik Anbindung des EE-Erzeugungsparks
PV taik an die Elektrolyseanlagen:
Kosten fir ein lokales Onshore-Netz.
MENA 100 % Photovol- Photovoltaik kombiniert mit Anbindung des EE-Erzeugungsparks
PV-Batterie taik Batteriespeichern, um hohere an die Elektrolyseanlagen:

Volllaststunden bei der Elektro-
lyse zu erreichen.

Kosten fir ein lokales Onshore-Netz.

Deutschland 100 % Wind Wind Onshoreals Inselsystem  Anbindung des EE-Erzeugungsparks
Wind Onshore Onshore an die Elektrolyseanlagen:
Kosten flir ein lokales Onshore-Netz. Annahme-
gemaR wird keine EEG-Umlage unterstellt.
Deutschand 75 % Wind In Kombination aus Wind-und  Anbindung des EE-Erzeugungsparks
Wind On- Onshore, PV-Erzeugung werden 75 % der an die Elektrolyseanlagen:
shore/PV 25 % PV Erzeugungaus Wind und 25 % Kosten flr ein lokales Onshore-Netz. Annahme-
aus PV gewonnen (Inselsystem). gemafd wird keine EEG-Umlage unterstellt.
Deutschland  Netzbezug von Ein Band an EE-Strom wird Es wird Stromsteuer und EEG-Umlage
Netzbezug EE- erneuerbarem Uber das Netz bezogen. fallig.
Strom Strom
Deutschland 100 % Wind Wind Offshoreals Inselsystem  Anbindung des EE-Erzeugungsparks an die Elekt-
Wind Offshore Offshore rolyseanlagen an Land: Kosten flir Offshore-

Netzanbindung (lokales Netz). Annahmegemaf
wird keine EEG-Umlage unterstellt.

| Quelle (Eigene Darstellung)

© PrognosAG 2019

Es wurden ein ,Netzfall“ und sechs , Inselfalle” definiert. Far die Inselfélle wurde angenommen,
dass der EE-Park in der Nahe zu den Anlagen flir Wasser- und CO2-Gewinnung sowie Elektrolyse
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und Syntheseanlagen steht und nur eine lokale Insel-Netzinfrastruktur fur den elektrischen Ener-
gietransport zur Elektrolyse aufgebaut wird.

In den Inselfédllen, in denen ein Park aus Erzeugungsanlagen erneuerbarer Energie Strom fur ei-
nen modularen Park aus Elektrolyseuren bereitstellt, besteht ein Zusammenhang zwischen der
Dimensionierung der erneuerbaren Stromerzeugung, der installierten Elektrolysekapazitat und
den resultierenden Stromkosten fir die Elektrolyseanlage, da je nach Auslegung der Anlage nicht
der gesamte erzeugte EE-Strom von der Elektrolyse genutzt werden kann. Dies wurde mittels syn-
thetischer Profile erneuerbarer Energien flr verschiedene Standorte in Deutschland und der ME-
NA-Region untersucht.

Synthetische Profile kommen zum Einsatz, da Messwerte in diesem Umfang nicht zur Verfigung
stehen. Die Messung tatsachlicher Windgeschwindigkeiten unterliegt gewissen Grenzen: Die
Masthohe der Messungen liegt meist unterhalb der typischen Hohe von Windturbinen, die Daten-
qualitat schwankt mit Alter und Generation der Messgerate und ist nicht fur alle Regionen in
Langzeitauflosung verfugbar.

Referenzprofile erneuerbarer Energietrager

Basis der Stromkostenermittlung bilden synthetische Referenzprofile fur die erneuerba-
ren Energietrédger Wind Onshore, Photovoltaik und Wind Offshore fir die Erzeugungsre-
gionen MENA und Deutschland. Die zugrunde liegenden Wind-Profile basieren auf wis-
senschaftlichen Untersuchungen ( (Staffell & Pfenninger, 2016) und (Pfenninger &
Staffell, 2016)), die hoch aufgeloste Zeitreinen der Erzeugungsleistung nationaler Flot-
ten von Wind- und Photovoltaikparks veroffentlicht haben. Die Grundlage der Autoren
sind sogenannte Reanalyse-Modelle: Verfahren, um langfristige meteorologische Da-
tensatze zu erstellen. Dabei kommen Modelle der Wettervorhersage und die Assimilati-
on historischer Beobachtungsdaten zum Einsatz. In diesem Fall wurden Daten der
MERRA und MERRA-2 der NASA verwendet und Korrekturfaktoren flr systematische
Abweichungen ermittelt.

Die Verwendung zeitlich aufgeloster Profile ermoglicht die Abschatzung der Stromnutzung der
Elektrolyse unter Berlcksichtigung einer Elektrolyse-Mindest- und Spitzenlast und unter Kombi-
nation der Erzeugungsprofile aus unterschiedlichen Anteilen erneuerbarer Energietrager.

Fur Deutschland liegen die verwendeten Profile in der GréfRenordnung von rund 1.800 Volllast-
stunden (VLH) far Wind Onshore, 1.100 VLH fir PV in Deutschland und 3.200 VLH far Wind Offs-
hore. Fur die MENA Region wurden mittlere Profile von 2.600 VLH fir Wind Onshore und 1.700
VLH fir PV aus den verdffentlichten Daten verwendet. Es wurde zudem die Kombination der er-
neuerbaren Energien Wind und PV untersucht. Darlber hinaus wurde der mogliche Glattungsef-
fekt von Batterie-Pufferspeichernin Kombination mit PV-Erzeugung fur die MENA-Regjon betrach-
tet, um auf diese Weise die Volllaststunden der Elektrolyse zu erhéhen.
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Diskussion: Volllaststunden der EE-Profile zur Berechnung der Elektrolysestromkosten

Die mittlere Vollaststundenzahl erneuerbarer Stromerzeugung hangt von unterschiedli-
chen Parametern ab. Haufig wird eine grundsatzliche Entwicklung hin zu héheren Voll-
laststunden (VLH) aufgrund fortschreitender technischer Entwicklung erwartet. Fir Ein-
zelanlagen an Referenzstandorten wird diese Steigerung auch erreicht.

Fir den mittleren Anlagenpark und die mittlere Vollaststundenzahl Gber die Gesamtle-
bensdauer gibt es jedoch gegenlaufige Effekte, die einer pauschalen Steigerung der
VLH entgegenstehen:

Bei der Windenergie kdnnen sogenannte Schwachwindanlagen mit einem gesteigerten
Verhaltnis aus Rotordurchmesser zu Generatorleistung zwar héhere Volllaststunden
erreichen, jedoch erzielen sie auch einen geringeren Jahresertrag und eine geringere
Flachenausnutzung. Eine Steigerung der Volllaststunden auf Kosten des Jahresertrags
scheint keine plausible Entwicklung fur den mittleren Anlagenpark.

Die Vergangenheitsbetrachtung zeigt, dass die mittleren Volllaststunden des Onshore
Windanlagenparks z.B. in der Gré8enordnung von +- 20 % schwanken. Im EEG-
Erfahrungsbericht Onshore wurde eine Auswertung der indexbereinigten Volllaststun-
den nach Inbetriebnahmejahr der Anlagen (Windjahre 2015-2017) durchgefuhrt. Hier
wurde seit 2000 eine durchschnittliche jahrliche Steigerung der von neuen Anlagen
erreichbaren Volllaststunden von rund 2% ermittelt. Annahmen zu einer Fortschreibung
dieser Raten in die Zukunft wurden in dieser Untersuchung nicht getroffen, denn aus
Gesprachen mit Anlagenbetreibern ging hervor, dass Uber die Gesamtlebensdauer einer
Anlage die Vollaststunden wiederum tendenziell sinken.

Mégliche Grinde daflr, dass die Windenergieanlagen im Mittel des Gesamtbestandes
weniger Volllaststunden liefern, als durch die technischen Verbesserungen bei den
Neuanlagen anzunehmen ware, sind zum Beispiel Alterungseffekte, die die Aerodyna-
mik der Rotoren beeinflussen und zu einer abnehmenden Performance bei zunehmen-
dem Alter des Anlagenparks flhren. AuBerdem mindern interne Abschattungsverluste
die erzielbaren Volllaststunden, wenn die Anlagen dicht zusammen in Windparks instal-
liert werden. GroSsraumige Abschattungsverluste zwischen benachbarten Windparks
spielen insbesondere im Offshore-Windbereich eine zunehmende Rolle und kénnen
auch im Onshore-Bereich bei zunehmendem Ausbau die vom Gesamtbestand erzielba-
ren Volllaststunden mindern. Ein weiterer Grund liegt méglicherweise im Absinken der
Standortqualitat, der mit einem zunehmenden Ausbau an erneuerbaren Energien ein-
hergehen kdnnte.

Aufgrund dieser Zusammenhange werden die EE-Profile im zeitlichen Verlauf nicht ver-
andert, sondern gehen vereinfacht als konstante Annahme fur eine mittlere Volllast-
stundenzahl der Anlagen Uber die Gesamtlebensdauer in die Untersuchung ein.
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Ausgehend von den synthetischen Profilen wurden die Kapazitatsverhaltnisse installierter EE-
Leistung und Elektrolyseleistung variiert, um den Zusammenhang auf die Ausnutzung des EE-
Stromes, die Stromkosten der Elektrolyse und die Gestehungskosten des Wasserstoffes zu unter-
suchen. Abbildung 5 verdeutlicht den Zusammenhang am Beispiel des Wind-PV-Falles in Deutsch-
land.

Abbildung 5: Optimierung der installierten Elektrolyseleistung
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Beispiel: Wind/PV (Insel) Deutschland | 8 % WACC | Wirkungsgrad Elektrolyse (Brennwertbezogen, Mittlerer Wert Gber die Lebens-
dauer): 70% | Lebensdauer System: 25 Jahre | Lebensdauer Stack: 12,5 Jahre | CAPEX Elektrolyse: 1.000 EUR 2016/ KW el

Eine installierte Elektrolyseleistung im Verhaltnis 1:1 zur EE-Leistung fuhrt dazu, dass die Elektro-
lyse nur die Volllaststunden (VLH) der EE-Stromerzeugung erreicht, rund 2.100 VLH (graue Bal-
ken) und dabei nahezu 100% des EE-Stromes ausnutzt (rote Linie). Die spezifischen Stromkosten
(blaue Linie) errechnen sich aus den Annuitaten der Investitionskosten und Betriebskosten der
EE-Anlage, geteilt durch die genutzte Energiemenge.

Die daraus resultierenden Stromkostenanteile der Wasserstoffgewinnung (gelbe Linie) ergeben
sich durch Division durch den mittleren Elektrolysewirkungsgrad. Zusammen mit den spezifischen
Annuitaten der Elektrolyse (graue Linie, errechnet aus Investitionsausgaben, Kapitalkosten, Le-
bensdauer, Volllaststunden und Wirkungsgrad) und den Betriebskosten ergeben sich die Geste-
hungskosten des Wasserstoffs (LCOP, oberste dunkelblaue Linie). Da die Kosten der Elektrolyse
mit zunehmender Volllaststundenzahl starker ricklaufig sind als die Stromkosten der Elektrolyse
aufgrund des geringeren Ausnutzungsgrades des EE-Stromes zunehmen, gibt es im hier abgebil-
deten Fall ein Minimum der Wasserstoffgestehungskosten im Bereich von 4.500 VLH der Elektro-
lyse.
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Es ist (in diesem Beispiel) also sinnvoll, ein gewisses Uberbauungsverhaltnis der EE-Leistung zur
Elektrolyseleistung anzunehmen, damit Elektrolyseure eine hdhere Volllaststundenzahl erreichen.
Damit sinkt der Ausnutzungsgrad der erzeugten elektrischen Energie, das heifdt ein Teil des EE-
Stroms muss abgeregelt werdens.

Eine Einspeisung ins Netz und damit verbundene Zusatzerldse flur die Anlagen wurde nicht unter-
stellt. Zum einen massten dann auch zusatzliche Kosten fur die Anbindung ans 6ffentliche Netz
berlcksichtigt werden. Zum anderen ist nicht mit kompensierenden Zusatzerlésen der Anlagen
aus der Stromeinspeisung zu rechnen. Der Grund liegt darin, dass Strommengen, die durch die
Elektrolyseleistung nicht genutzt werden kénnen, zu gleichen Zeiten anfallen, in denen bereits
gesamtwirtschaftlich eine sehr hohe erneuerbare Energien Einspeisung auftritt. Aus diesem
Grund ist mit vergleichsweise niedrigen Strompreisen fur diese Strommenge zu rechnen.

Die resultierenden héheren Stromkosten des Elektrolyseurs werden im Optimum der Auslegung
durch die geringeren Kapitalkostenanteile aufgrund erhdhter Ausnutzung der Elektrolysekapazitat
Uberkompensiert. Der in Abbildung 5 dargestellte Zusammenhang ist abhangig vom EE-Profil und
den getroffenen Annahmen zu Investitionskosten, Kapitalkosten, Lebensdauer und Effizienz. Da-
mit ergibt sich fir jede Kombination aus EE-Erzeugungsfall und Elektrolysetechnologie sowie den
Annahmen zu Effizienz und Kapitalkosten eine eigene Charakteristik.

Unter Variation der Kapitalkosten sowie der Volllaststunden wurden fur die sieben Erzeugungsfal-
le insgesamt 60 Stromkostenpfade fUr die Elektrolyse ermittelt, die den ersten Teil der Basis zur
Berechnung der Gestehungskosten der PtX-Produkte bilden. Die Stromkostenpfade werden in
Tabelle 15 und Tabelle 16 im Anhang aufgelistet.

3.3.3  Weitere Stromkostenbestandteile

Neben den Gestehungskosten werden weitere Stromkostenbestandteile bertcksichtigt, um die
Elektrolysestromkosten zu ermitteln. Diese variieren je nach Erzeugungsfall (MENA, Deutschland,
Insel oder Netzanschluss)

Stromsteuer

In der MENA Region sowie in Deutschland werden fir die Inselsysteme keine Stromsteuern fallig.
Far den Fall mit Netzbezug, der hier nur fur Deutschland relevant ist, ist der zur Herstellung von
PtX eingesetzte Strom grundsatzlich zu versteuern (§ 5 Abs. 1 StromStG). Allerdings bestehen

nachfolgende Ausnahmen, wenn das Unternehmen zum Produzierenden Gewerbe gehort1o:

a. Strom, der fUr die Elektrolyse selbst eingesetzt wird, ist nach § 9a Abs. 1 Nr. 1 StromStG von
der Stromsteuer befreit. Allerdings wird diese Ausnahmeregelung von der Rechtsprechung
eng ausgelegt. Befreit werden kann demnach nur derjenige Strom, der unmittelbar in die
Elektroden geleitet wird und somit zum eigentlichen Kernprozess der Elektrolyse gehort.

9 Auch kommteine anderweitige Nutzung dieser Strommengen im PtX-Prozessin Frage, zum Beispiel die vergleichsweise glinstige
Umwandlung mittels Widerstandsheizern in thermische Energie zur Versorgung der Prozesse mit Warmebedarf (z.B. die CO»-
Gewinnungaus Luft, DirectAir Capture) mitthermischer Zwischenspeicherung.

10 Zum Produzierenden Gewerbe zdhlen Unternehmen, die dem Abschnitt C (Bergbau und Gewinnung von Steine und Erden), D (Ver-
arbeitendes Gewerbe), E (Energie- und Wasserversorgung) oder F (Baugewerbe) der Klassifikationder Wirtschaftszweige (WZ 2003)
zuzuordnen sind(§ 2 Nr. 3 StromStG). Uber die Zuordnung eines Unternehmens im Einzelfall entscheidet das zusténdige Hauptzol I
amt. Flir die Zuordnungsind die Abgrenzungsmerkmale mafsgebend, die in der Klassifikation der Wirtschaftszweige und in deren
Vorbemerkungen genannt sind (§ 15 Stromsteuer-Durchfiihrungsverordnung).
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Strom zum Antrieb von Pumpen, Férderbandern, Ventilatoren etc. muss hingegen versteuert
werden.

b. Strom, der nicht fur den Kernbereich der Elektrolyse (Nebenprozesse, weitere Methanisierung
etc.) eingesetzt wird, wird mit einem reduzierten Stromsteuersatz (75% der Stromsteuer) ver-
steuert (§ 9b StromStG).

c. Ggf. kann das Unternehmen den Spitzenausgleich nach § 10 StromStG geltend machen, mit
der Folge, dass die Stromsteuer um bis zu 90% reduziert wird.

In dem Fall Netzbezug von Strom in Deutschland wird angenommen, dass 90 % des Stroms auf
die Elektrolyse selbst entfallen (a.), also unmittelbar an die Elektroden geleitet wird und damit von
der Stromsteuer befreit ist. 10 % des Stroms werden demnach flr Nebenaggregate aufgewendet
und mit einem reduzierten Stromsteuersatz von 75 % der Stromsteuer versteuert (b.)

EEG-Umlage

Die rechtliche Situation zur Zahlung der EEG-Umlage fur Elektrolyseure stellt sich relativ komplex
dar. Elektrolyseure mussen, sofern eine Direktlieferung des Stromes oder ein Netzbezug besteht,
die EEG-Umlage in vollem Umfang entrichten. Im Falle der Eigenversorgung, d.h. dass ein unmit-
telbarer raumlicher Zusammenhang darstellbar ist, fallt die EEG-Umlage nach EEG 2017 in Hohe
von 40% ihres Ursprungswertes an. Allerdings besteht durch die besondere Ausgleichsregelung
des EEG 2017 die Méglichkeit, dass eine Ausnahme von der Pflicht zur Zahlung der EEG-Umlage
geltend gemacht werden kann. Hierbei muss allerdings die Einschrankung gemacht werden, dass
nicht eindeutig ist ob der Elektrolyseur einer im Anhang des EEG 2017 aufgefuhrten Branche
zugeordnet werden kann, also die Befreiung von der EEG-Umlage auch tatsachlich juristisch Be-
stand hat.

Aus Grinden der Vereinfachung wurde fur die Erzeugungsfalle in Deutschland in denen der
Strombezug als Insellésung dargestellt wird, keine Zahlung der EEG-Umlage angenommen. In der
Realitat bedarf dieser Punkt einer genaueren juristischen Uberpriifung. Die EEG-Umlage wird da-
her annahmegemaf nur im Erzeugungsfall mit Netzbezug fallig und erhdht die Stromkosten der
Elektrolyse entsprechend.

Fuir die Entwicklung der EEG-Umlage wird der in Abbildung 6 abgebildete Pfad angenommen. Ab
2040 sinkt sie annahmegemar deutlich ab auf ein Niveau von 0,9 EUR Ct2o16/kWhe|, da dann nur
noch geringen Mehrkosten fUr erneuerbare Energien gegenlber konventioneller Stromproduktion
erwartet werden und zuvor die kostenintensiven Altanlagen aus der EEG-Vergutung gefallen sind.
Basis fur die hier dargesteliten Werte der EEG-Umlage ist die Annahme, dass bis 2030 ein Anteil
von 65% am Bruttostromverbrauch erreicht wird. Die Annahmen zu den fossilen Energiepreisen
und den Preisen fir Emissionshandelszertifikate finden sich im Anhang in Abbildung 35.

Generell wird die Finanzierung der erneuerbaren Energien Uber eine Umlage Uber politische Vor-
gaben bestimmt. Sofern die Finanzierung Gber andere Mechanismen erfolgt, wird davon ausge-
gangen, dass diese beim Netzbezug-Fall fir den Elektrolyseur in gleicher Hohe ebenfalls zu ent-
richten ist. Das Gleiche gilt bei einem vollstandigen Wegfall der Umlage. In diesem Fall wird davon
ausgegangen, dass die entsprechenden Aufschlage Gber einen Marktmechanismus erfolgen und
daher Teil des Strompreises sind.

Die in Abbildung 6 dargestellte Entwicklung der EEG Umlage ist in realen Preisen des Jahres
2016 angegeben. Zur Bereinigung des Einflusses der Inflation wurde der BIP Deflator aus dem
Prognos View Modell verwendet. Durch die Bereinigung sind die Preise nicht mit den tatsachlich
beobachten Preisen vergleichbar.
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Abbildung 6: Angenommene Entwicklung der EEG-Umlage
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Netzanbindungskosten

Fir die Inselfalle werden zwar keine Stromsteuern und annahmegemaf (s.0.) keine EEG-Umlage
fallig, jedoch entstehen Kosten fur die Inselnetzinfrastruktur zwischen den EE-Erzeugungsanlagen
und dem PtX-Anlagenpark. Diese Kosten werden wie folgt abgeschatzt:

e Netzanbindung Onshore in Hohe von 1,5 EUR Ct2o16/kWhe..
e Netzanbindung Offshore in Hohe von 2,5 EUR Ctao16/ KWhei.
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34 Prozesswarme

Verschiedene Prozesse der PtX-Prozessketten verfigen Uber einen Warmebedarf (z.B. die CO»-
Luftabscheidung oder eine Hochtemperaturelektrolyse), andere haben einen Warmeiiberschuss
(wie die exothermen Synthesen). In der konkreten Auslegung einer PtX-Produktionsanlage wirde
eine sogenannte Pinch-Analyse im Rahmen der Prozesssimulationen zur Auslegung und Abstim-
mung der Anlagen durchgefuhrt werden, um die Integration der Warmestréme zu optimieren und
somit den Energjeverbrauch zu minimieren.

Diese Detailtiefe kann in dieser Untersuchung nicht erreicht werden, da der Aufwand erst ge-
rechtfertigt ist, wenn konkrete GréfSenordnungen einer Anlagenplanung festgelegt sind. Eine Ab-
schatzung Uber die anfallenden Warmemengen wurde jedoch Uber die Reaktionsenthalpien der
chemischen Reaktionen getroffen. Diese werden dem theoretischen Warmebedarf zur Kohlen-
stoffgewinnung aus der Luft gegentbergestellt:

= Methanisierung: Die exotherme Sabatier-Reaktion liefert einen Warmeuberschuss in Héhe
von ca. 0,19 kWh / kWh Produkt (Hs)L. Der Warmebedarf fiir den benétigten Kohlenstoff aus
Luftabscheidung betragt ca. 0,13 kWh / kWh Produkt (Hs).

= Methanolsynthese: Derexotherme Prozess hat einen Warmeuberschuss in Hohe von ca. 0,13
kWh / kWh Produkt (Hs)12. Der Warmebedarf fir den Kohlenstoff aus Luftabscheidung be-
tragt ca. 0,16 kWh / kWh Produkt (Hs).

= Fischer-Tropsch-Synthese: Der exotherme Prozess hat einen Warmeuberschuss in Hohe von
ca. 0,33 kWh / kWh Produkt (Hs)13. Der Warmebedarf fur den Kohlenstoff aus Luftabschei-

dung betragt ca. 0,19 kWh / kWh Produkt (Hs).

Es wird deutlich, dass bei Methanisierung und Fischer-Tropsch-Synthese die Abwarme der Reak-
tion den Warmebedarf der CO>-Gewinnungtheoretisch decken kann. Bei der Methanolsynthese
geht die Warmebilanz nicht auf, sodass hier ein zusatzlicher Warmebedarf zu erwarten ist.

Der Ubertragbare Anteil der Warme ist abhangig von den Temperaturniveaus von Warmequelle
und -senke, wobei grundsatzlich das Temperaturniveau der Synthesen liber dem Niedertempera-
turbedarf der CO.-Gewinnung bei etwa 100 °C liegt und somit die Ubertragbarkeit eines relevan-
ten Anteils gewahrleistet ist.

Da relevante Energiemengen in die PtX-Prozesse nicht nur in Form von elektrischer Energje, son-
dern auch in Form von Warme eingehen, miussen die Kosten dieser Warmemengen auch beruck-
sichtigt werden. In den Kostenberechnungen in dieser Untersuchung wird vereinfachend ange-
nommen, dass der Warmebedarf Uberwiegend aus Abwarme gedeckt werden kann und im We-
sentlichen Kosten flr die Warmeintegration entstehen (Warmeubertrager, Rohrleitungen, Pum-
pen, thermische Zwischenspeicher). Die Kosten fir die Warme werden pauschal mit 1 EUR
Ct2o16/ KWhin angesetzt. In die PtX-Kostenberechnung geht dieser Wert Uber die Warmemengen
fur die CO2-Luftabscheidung ein.

11 Eigene Berechnung;: -165 MJ/kmol/ 3,6 MJ/kWh / (16 kg/ kmol * 15,42 kWh/kg)
12 Eigene Berechnung: -90,8 MJ/kmol /3,6 MJ/kWh /(32 kg/ kmol *6,29 kWh/kg)
13 (Konig, Baucks, Dietrich, &A., 2015)
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35 Anlagen

In diesem Abschnitt werden die Anlagen der PtX-Prozessrouten kurz beschrieben und die wesent-
lichen Annahmen erlautert.

35.1 Elektrolyse

Von zentraler Bedeutung und Bestandteil der Kostenberechnung sind die drei Elektrolysetechno-
logien

e Alkalische Elektrolyse (AEL), mit einem basischen Flussigelektrolyt,
o Polymer-Austauschmembran-Elektrolyse (PEMEL) mit einem polymeren Festelektrolyt und
e Hochtemperaturelektrolyse (HTEL) mit einem Feststoffoxid als Elektrolyten.

Tabelle 3 gibt einen vergleichenden Uberblick (iber die einzelnen Technologien. Wesentliche Un-
terschiede bestehen beim Temperatur- und Druckniveau des Betriebes, der technologischen Rei-
fe, den Kosten, der Flexibilitat und der Effizienz.

Die Alkalische Elektrolyse (AEL), mit einem basischen Fllssigelektrolyt, arbeitet in einem Tem-
peraturbereich von 60 bis 90 °C und einem Druckniveau zwischen 10 bis 30 bar. Die AEL ist seit
mehreren Jahrzehnten kommerziell verflgbar und in Gré8enordnungen bis 200 MW realisiert. Sie
zeichnet sich durch glinstige Materialien aus, besitzt allerdings den geringsten elektrischen Wir-

kungsgrad.

Die Polymer-Austauschmembran-Elektrolyse (PEMEL) mit einem polymeren Festelektrolyt arbei-
tet typischerweise zwischen 50 und 80 °C bei Driicken zwischen 20 und 50 bar. Inzwischen be-
sitzt auch die PEMEL eine hohe technologische Reife und ist seit 25 Jahren kommerziell verfig-
bar, zuletzt auch in Gré3enordnungen von 10 MW. Sie zeichnet sich aus durch eine kompakte
Bauweise und eine hohe Flexibilitat, wodurch sie auch fluktuierenden Erzeugungsprofilen erneu-
erbarer Stromerzeugung folgen kann. Allerdings enthalt sie seltene Metalle (Iridium und Platin).

Die Hochtemperaturelektrolyse (HTEL) mit einem Feststoffoxid als Elektrolyten arbeitet bei ei-
nem hohen Temperaturniveau zwischen 700 und 900 °C, wodurch ein Teil des energetischen
Aufwands zur Wasserspaltung thermisch gedeckt und der elektrische Energieaufwand reduziert
werden kann. Dadurch erreicht sie die hochsten elektrischen Wirkungsgrade. Typische Druckni-
veaus liegen bei 1 bis 15 bar. Die HTEL ist eine sehr junge Technologie mit den geringsten Erfah-
rungswerten und es gibt erste kommerzielle bzw. Pilotanlagen, allerdings noch in der GréRenord-
nung deutlich unter 1 MW. Eine Warmeeinbindung ermdglicht die Reduktion des Einsatzes
elektrischer Energie in der Gréenordnung von 5,8 kWh/kg H, aufgrund der Einkopplung thermi-
scher Energie. Je nach Temperaturniveau liegt die benétigte Warmemenge zwischen 5,8 kWh/kg
H2 und 10,4 kWh/kg H2. Eine Warmeeinbindung bei dem hohen geforderten Temperaturniveau
vorausgesetzt, liegen ihre Vorteile bei den hohen elektrischen Wirkungsgraden.

Ein weiterer vielversprechender Ansatz, der auf der HTEL-Technologie aufbaut, ist die Hochtem-
peratur-CO-Elektrolyse, die in einem Schritt die Herstellung von Synthesegas aus Wasser, CO»
und elektrischer Energie ermdglicht (BMBF, 2019). Die hohe Betriebstemperatur von 700 bis
900 °C kann haufig nicht durch Abwarme gedeckt werden, sondern erfordert eine zusatzliche
Hochtemperaturwarmequelle. Dariber hinaus ist davon auszugehen, dass das hohe Tempera-
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turniveau die Flexibilitat der Anlage stark einschrankt, allein weil thermische Spannungen die
Lebensdauer der Anlage beeintrachtigen kénnten.

Tabelle 3: Elektrolysetechnologien

AEL PEMEL HTEL

Bezeichnung Alkalische Elektrolyse Polymer- Hochtemperaturelektrolyse
Austauschmembran-
Elektrolyse

Elektrolyt Basischer Flussigelektrolyt Polymerer Festelektrolyt Feststoffoxid

Typisches , 60-90 50-80 700-900

Temperaturniveau [ °C]

Typisches

Druckniveau [bar] 10-30 2050 1-15

Technische Reife Hochster Reifegrad, Hohe technische Reife, Sehr junge Technologie,

seit mehreren Jahrzenten

seit 25 Jahren kommerziell

erste kommerzielle Anlagen

kommerziell verfigbar, verflghbar, und Pilotanlagen,
GroRenordnungen bis 200 zunéachstin kleinem Maf3- Geringe Erfahrungswerte
MW stab,
realisiert inzwischen im 10 MW-
Maf3stab
realisiert.
Vorteil Geringste CAPEX Hohe Flexibilitat Hohe elektrische Wirkungsgra-
glnstige Materialien teil-und Uberlastfahig de bei Warmeeinbindung
kompakte Bauweise CO-Elektrolyse méglich
Nachteil Geringster Wirkungsgrad  Seltene Metalle (Iridium, Wenig Erfahrungswerte

nicht kompakt

Platin)

hohe Betriebstemperatur
(700-900 °C)

Anzahl Hersteller14

~ 20

~12

~ 1 bis 5 (4 prakommerziell)

| Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

14 Alexander Buttler und Hartmut Spliethoff, ,,Current Status of Water Electrolysis for Energy Storage, Grid Balancing and Sector Cou-
pling via Power-to-Gas and Power-to-Liquids: A Review*“, Renewable and Sustainable Energy Reviews 82 (Februar 2018): 2440-54
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Wirkungsgrade

Die Wirkungsgrade der Elektrolysen und Synthesen stellen einen sehr wichtigen Einflussparame-
ter fur die Herstellungskosten strombasierter Energietrager dar. Fur die Elektrolyseure wurde fol-

gende Wirkungsgradentwicklung bis 2050 angenommen.

Abbildung 7 : Entwicklung der Elektrolysewirkungsgrade (brennwertbezogen)

—a—HTEL PEMEL ==Mittlerer Wirkungsgrad Uber drei EL-Technologien ——AEL
80% 79%

75%
70% 71% . — 71%
70%
.———
69%

68%
65%

2020 2030 2040 2050

Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

Die Angabe der Wirkungsgrade erfolgt innerhalb dieser Arbeit, sofern nicht anders gekennzeich-
net, stets brennwertbezogen. Die Angabe der Bezugsgréfse Brenn- oder Heizwert ist besonders
bei Wasserstoff sehr relevant, da der Unterschied zwischen den beiden Gréfsen mit gut 18 % oder
rund 12 Prozentpunkten deutlich ins Gewicht fallt. FUr die hier dargestellten Wirkungsgrade wur-
den folgende weitere Aspekte berlcksichtigt:

e Einbindung in das Gesamtsystem

Die hier dargestellten Wirkungsgrade beziehen sich auf das Gesamtsystem und nicht nur die Wir-
kungsgrade des Elektrolysestacks. Beim Stack handelt es sich um das Kernstlick des Elektroly-
seurs, welcher aus in Reihe geschalteten Elektrolysezellen besteht. Nebenaggregate der Elektro-
lyse wie Kompression, Kihlung, Aufreinigung und Steuerung der Anlage wurden bei den Annah-
men zum Wirkungsgrad mitberlcksichtigt. Diese Komponenten erhéhen den Gesamtenergiever-
brauch der Anlagen und fuhren dazu, dass der Gesamtwirkungsgrad der Anlage unterhalb des
reinen Stackwirkungsgrades des Elektrolyseurs liegt. Der Gesamtwirkungsgrad ist jedoch flr die
Kostenbetrachtung mafigeblich.
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e Dynamischer Betrieb

Die Elektrolyseure werden je nach Annahmefall bei Netzbezug oder als Inselldsung betrieben. In
beiden Fallen wird angenommen, dass die Elektrolyseure eine schwankende erneuerbare Strom-
produktion nutzen. Dadurch werden die Elektrolyseure sowohl unter Teillast als auch kurzfristig
bei Uberlast betrieben. Der Betriebspunkt liegt in diesen Féllen jeweils nicht im Bereich der Nenn-
last, auf die die Anlage ausgelegt wurde. Eine geringe Unterschreitung der Nennlast kann zu einer
Erhéhung des Wirkungsgrades fiihren. Da aber auch Uberlasten, gréere Unterschreitungen der
Nennlast sowie haufige Lastwechsel beim Abfahren des erneuerbaren Profils eintreten, gehen wir
davon aus, dass der Gesamtwirkungsgrad im dynamischen Betrieb etwas geringer als der Nenn-
wirkungsgrad ist.

e Wirkungsgradegradation

Die hier dargestellten Wirkungsgrade stellen die mittleren Werte Uber die gesamte Lebensdauer
der Anlagen dar. Nach Literaturangaben tritt Gber die Betriebsdauer der Elektrolyseure eine De-
gradation der Wirkungsgrade bei den einzelnen Elektrolyseurtechnologien in nicht unerheblicher
Gréf3enordnung auf. Degradation bedeutet in diesem Zusammenhang, dass die Effizienz des
Elektrolyseurs uber die Zeit nachlasst. Fur die AEL werden hier Werte zwischen 0,25 bis 1,5 % pro
Jahr, fur die PEMEL zwischen 0,5 und 2,5 % pro Jahr und bei der HTEL zwischen 0,4 bis 6 % pro
1.000 Benutzungsstunden angegeben. Insgesamt liegt daher der Wirkungsgrad Uber eine ange-
setzte Lebensdauer von 10 bis 15 Jahren zwischen 5 und 10 Prozentpunkten unterhalb des
Startwertes.

Lebensdauer

Die Lebensdauer der Elektrolysesysteme wird zwischen 20 und 30 Jahren Systemstandzeit vari-
iert. Je nach Erzeugungsfall betrachten wir eine Bandbreite von 3.000 bis 6.000 VLH, die jahrli-
chen Betriebsstunden liegen aber aufgrund von Teillastbetrieb deutlich hdher in der Gréf3 enord-
nung 4.000 bis 8.000 Stunden. Damit ergibt sich eine mittlere Bandbreite der gesamten Be-
triebsstunden von 80 000 bis 240 000 h der Anlagen. Flr die Stacks als kritisches Bauteil mit
geringerer Lebensdauer wird eine Erneuerung nach der Halfte der Lebensdauer der Gesamtanla-
ge angenommen. Die Bandbreite der Stacklebensdauer liegt also zwischen 40 000 und 120 000
Stunden und damit in der GréRenordnung der Ergebnisse aus (Smolinka, Wiebe, Sterchele, &
Palzer, 2018).
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3.5.2  Synthesen

Nachfolgend werden die drei Synthesen, die Bestandteil der untersuchten PtX-Erzeugungsrouten
sind, kurz erlautert. Dabei wird auch auf den angenommenen Wirkungsgrad eingegangen, der
Bestandteil der Kostenermittlungist. In jeder Synthese von Kohlenwasserstoffen aus CO2, muss
ein Teil des Elektrolysewasserstoffes mit Sauerstoffatomen des CO» verbunden werden, um das
CO2 zu aktivieren (geschieht i.d.R. in der umgekehrten Wassergas-Shift-Reaktion, die als vorgela-
gerter Bestandteil der drei Synthesen angenommen wird). Das dadurch entstehende Wasser re-
duziert die Atomdkonomie der Reaktion und somit die Effizienz im Sinne der Produktausbeute.
Eine Abschatzung theoretisch maximaler Wirkungsgrade wurde Uber die Stéchiometrie der che-
mischen Reaktion vorgenommen. Dazu wird das Verhaltnis aus dem Brennwert des Produktes
und dem Brennwert des einzusetzenden Wasserstoffes gebildet.

Methanisierung

Die chemische Reaktion von Kohlenstoffdioxid zu Methan, auch Sabatier-Prozess genannt, ist
eine exotherme Reaktion, die bei 300 bis 700 ° C ablauft und katalytisch beschleunigt werden
muss. Dabei wird ein CO»-MolekUl mit vier Wasserstoffmolekilen umgesetzt und es entstehen ein
Methan- und zwei Wassermolekdle.

Die vereinfachte Reaktionsgleichung der Methanisierung wird wie folgt angenommen:

CO2+4Hz > CHs+2 H20

CH416-% -15,42 KW
mol

k
mvr = 78 %
kg

Dadurch ergibt sich ein theoretischer Wirkungsgrad von ns,, = e Izmioll 794

Methanolsynthese

Methanolsynthese ist ein groRtechnisches Verfahren, das heute in Anwendung ist, allerdings
nicht auf Basis von Luft-CO.. Moderne, effiziente Katalysatoren ermdéglichen die Verwendung von
Driicken im Bereich von 50-100 bar und von Temperaturen im Bereich von 200-300° C. Die
Mehrzahl der neueren Anlagen (seit den 70er Jahren) arbeitet nach dem Niederdruckverfahren
auf Basis von Erdgas, allerdings sind auch Synthesen aus Kohle, Olschiefer, Teersanden, Bio-
masse und Abfallen moéglich (Watter, 2019).

Die vereinfachte Reaktionsgleichung der exothermen Methanolsynthese wird wie folgt angenom-
men:

CO2+ 3 Hs = CH30H + H20

. 6,29M

g
mol kg __ 85 %
mol kg

CH30H - 32

Dadurch ergibt sich ein theoretischer Wirkungsgrad von nyeon =

Die Methanolsynthese erreicht damit einen hdheren energetischen Wirkungsgrad als die Metha-
nisierung, Literaturwerte bestatigen diese Einschatzung (Watter,2019).
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Fischer-Tropsch-Synthese

Die Fischer-Tropsch-Synthese (FTS) wurde in den 1920er Jahren als Verfahren zur Kohleverflissi-
gung entwickelt und ermdglicht, flissige synthetische Energietrager und Chemierohstoffe aus
fossilen und erneuerbaren Kohlenstoffquellen zu erzeugen. Sie wird heute grofstechnisch vorran-
gig auf Basis von Kohle15 und Erdgas?e eingesetzt. Die weltweite FTS-Kapazitét liegt in der Gro-
Renordnung von < 1 % der weltweiten jahrlichen Olnachfrage?”.

In dem Verfahren wird Synthesegas, ein Gemisch aus Kohlenmonoxid und Wasserstoff, in einem
Temperaturbereich von 200-350 ° C bei einem Druck um 24 bar, in ein Spektrum aus Kohlenwas-
serstoffen umgewandelt, dessen Verteilung je nach Temperatur- und Druckniveau sowie Kataly-
satorauswahl zwischen kurz- bis langkettigen Kohlenwasserstoffen variiert werden kann. Dabei
kommen Katalysatoren auf Eisen- oder Kobaltbasis zum Einsatz (Jess & Wasserscheid, 2013).

Die Hauptreaktion der FTS wird mit CO + 2 H» - (-CH2-)+ H20 beschrieben. Zur Abschatzung des
Wirkungsgrades wird als vereinfachte Reaktionsgleichung die Berechnung mit Decan (C1oH22)

angenommen:
10C0O2+ 10H2 > 10CO + 10 H20

10 CO + (20+1)H2 = H(CH2)10 H + 10 H20

kWh

k3 —70%
31 H2 29— . 39 4KWh
mol kg

C10H22 - 142-L . 12
mol

Der theoretische Wirkungsgrad der FTS ergibt sich zu ngs =

Diese theoretischen Wirkungsgrade der drei Synthesen geben eine Gréenordnung flr das theo-
retische Maximum. Im realen Prozess kann man sich diesen Werten nur annahern, denn es sind
weitere Verluste zu erwarten, z. B. durch

* nicht vollstdndigen Reaktionsumsatz,

*  Warmeverluste (exotherme Reaktion, Produktstrom und Verlustwasser liegen bei
hohem Temperaturniveau vor),

*  Wasserstoffverluste.

Unter der Annahme eines Wasserstoffverlustes in Hohe von 1 bis 5 % und eines CO2-Verlustes in
Hohe von 3 bis 7 % wurden aus diesen theoretischen Maxima der Synthesewirkungsgrade Werte
fur die Kostenermittlung ermittelt. Mit folgenden Wirkungsgraden wird im Referenzfall gerechnet
(Brennwert Produkt / Brennwert Wasserstoffaufwand):

e Methanisierung: 76 %,
e Methanolsynthese: 83 %,
e Fischer-Tropsch-Synthese: 67 %.

15 z.B. von Sasol in der weltgrofiten CtL-Anlage Secunda CtL in Stuidafrika miteiner Kapazitat von rund 8,8 Mio. t/a flissiger Energie-
trager. Das entsprichtrund einem Drittel des stdafrikanischen Bedarfes flissiger Energietrager (28,8 Mio. t/ain 2017 (BP, 2018)).

16 7.B. von Qatar Petroleumund Shellin der weltgréBten GtL-Anlage Pearl GtL in Katar mit einer Kapazitatvon rund 6,4 Mio. t/a flussi-
ger Energietrager.

17 40 Mio. t/a FTS Kapazitatin 2011 (Jess & Wasserscheid, 2013), WeltdInachfrage in 2017 4622 Mio. t/a (BP, 2018)
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3.5.3  Wasserstoff-Pufferspeicher

Flr jede der drei Synthesen wird das Bestreben sein, sie moglichst bei Nennlast zu betreiben.
Denn Katalysatorwirksamkeit, Reaktionsumsatz und Produktausbeute sowie die Produktzusam-
mensetzung hangen von dem Druck- und Temperaturniveau und der Synthesegaszusammenset-
zung (dem Verhaltnis aus Ho/CO) ab. Aus diesem Grund wird eine Herausforderung realer PtX-
Anlagen darin bestehen, den Betrieb der Anlagen zu moglichst hohen Nennlaststundenzahlen der
Synthesen und Elektrolysen zu optimieren. Teil der Optimierung werden Wasserstoff-
Pufferspeicher sein, die sicherstellen, dass die Fahrweise der Synthese vom Produktionsprofil der
Elektrolyse entkoppelt werden kann.

Die Volllaststunden der Elektrolyse reichen, je nach Erzeugungsfall, von 3.000 bis 6.000 VLH. In
der Bandbreite der Kostenberechnung dieser Arbeit werden fur die nachgelagerten Synthesen
8.000 VLH am unteren Rand, 7.000 VLH im Referenzfall und 6.000 VLH am oberen Rand ange-
nommen.

Far den Fall ,MENA Wind/PV“ mit 5.000 VLH ist in Abbildung 8 beispielhaft ein Wasserstoffspei-
cherprofil ermittelt worden, das notwendig ist, um fir die Syntheseanlage 7.000 VLH zu errei-
chen. Im unteren Teil der Grafik sind die Zeitreihen fiir EE-Erzeugung (dunkelgrau), aufgenomme-
nem Elektrolysestrom (blau), daraus resultierender Wasserstoffproduktion (grau), Wasserstoff-
Einspeicherung (gelb) und Wasserstoff-Ausspeicherung (orange) abgebildets. Im oberen Teil der
Abbildung werden die Ein- und Ausspeicherzyklen vergrofiert dargestellt.

Um in diesem Fall 5.000 Elektrolyse-Volllaststunden zu erhalten, muss die EE-Kapazitat die Elekt-
rolyseleistung Ubersteigen (vgl. Abschnitt 3.3.2). Das Verhaltnis von EE-Leistung zu Elektrolyse-
leistung (elektrisch) betragt ca. 2,35. Damit kénnen 83 % des EE-Stroms in der Elektrolyse ge-
nutzt werden. Um mit der Synthese 7.000 VLH zu erreichen, ergibt sich ein Verhaltnis von Elektro-
lyseleistung (elektrisch) zu Syntheseleistung (Produktausstof3, Hs) von ca. 2,85. Die Synthese
kann damit ca. 66 % des EE-Stroms fur die PtL-Produktion (Hs) direkt nutzen. Zusatzliche 14 %
des EE-Stroms kdnnen Uber einen Wasserstoff-Pufferspeicher nutzbar gemacht werden.

Dafur ist eine Speicherkapazitat von rund 25,6 GWh notwendig. Diese Speicherkapazitat ent-
spricht einem kleinen Salz-Kavernenspeicher, der z.B. bei 100 bar und 25°C ca. 85.000 Nm3
Volumen bendtigt, um diese Energiemenge an Wasserstoff zu speichern 9. Zur Veranschauli-
chung;: Selbst bei dreifachem Druck (300 bar und 25 °C) waren noch tber 1.000 LKW-
Tankwagen20 notwendig, um diese Speicherkapazitat zur Verfigung zu stellen.

Auf Basis der ermittelten Speichergrofie fir diesen Erzeugungsfall wurden mit spezifischen Spei-
cherkosten in Hohe von 0,6 EUR/kWh?21 die Speicherkosten in Abhéngigkeit von der installierten
Elektrolyseleistung zu 95 EUR/kW. im Referenzfall 2020 bestimmt. Diese Kosten gehen fur alle

Erzeugungsfalle gleich ein und werden bis 2050 linear auf 81 EUR/kW,, reduziert.

18 Zugrunde liegende Annahmen: Elektrolysewirkungsgrad 75 % (Hs), Synthesewirkungsgrad bezogen auf Wasserstoffinput (Hs) 67 %,
Speicherwirkungsgrad 90 %

19 Typische Speichervolumina einer Wasserstoff-Salzkavernen-Einheit: 500*103 bis 1.000*103 Nm3, Driicke 60 bis 180 bar, 5 Mio. kg
Hs, >150 GWh Speichervolumen proSpeichereinheit (Topler & Lehmann, 2017).

20 Angenommenes Speichervolumen eines Tanklasters: 30 000 |

21 Die tatsachlichen Kosten sind stark abhangig vom Einzelfall (Geologische Formation, Tiefe, Erkundungsgrad, etc.). (Topler &
Lehmann, 2017) zeigen, dass die spezifischen Kosten mitder Speichergréfe stark abnehmen und flir Speicher > 250 000 Nm3 unter
100 €/Nm? liegen. Bei 100 bar und 25°Centspricht das 0,33 EUR/kWh.
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Die angesetzten Speicherkosten flir Salz-Kavernenspeicher sind glinstig im Vergleich zu anderen
Wasserstoffspeicheroptionen. Es wird angenommen, dass mit diesem Speicherkostenwert ein
unterer Rand der mdglichen Pufferspeicherkosten abgedeckt wird. Dafur spricht auch, dass der
Erzeugungsfall ,Mena Wind/PV* ein vergleichsweise glnstiges Erzeugungsprofil hat.

Abbildung 8: Speicherprofil eines Wasserstoff-Pufferspeichers in Abhangigkeit von EE-
Stromerzeugung, Elektrolyseproduktion und PtL-Produktion fur zwei Juni-Wochen im Erzeugungsfall

MENA Wind/PV

Wasserstoffspeicher

AAA il Al

Einspeicherung H2 (Hs) MWh/h m Ausspeicherung H2 (Hs) MWh/h
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Wind +PV MWh/h strom MWh/h
mmm Gesamitprod. Einspeicherung H2 (Hs) = Ausspeicherung H2 (Hs)

PtL MWh/h

Quelle: Eigene Darstellung

Die Kostenermittlung der Wasserstoff-Pufferspeicherung in Abhéngigkeit von EE-Profil, Elektroly-
seprofil und Synthesefahrweise fir alle Erzeugungsfalle konnte im Rahmen dieser Arbeit nicht
geleistet werden. Hier besteht die Moglichkeit, weitere Erkenntnisse zu gewinnen. Es ist aber
aufgrund dieser Betrachtung nicht unwahrscheinlich, dass fir einige Erzeugungsfalle weitere

Kostenbestandteile hinzukommen.

Die Pufferspeicheranalyse am Beispiel ,MENA Wind/PV* lasst bereits erkennen, dass maégliche
PtX-Standorte vermutlich auch von einer glinstigen Untergrundformation zur Zwischenspeiche-

rung von Wasserstoff abhangig sein werden.

In Deutschland gibt es sehr gunstige geologische Voraussetzungen fur Kavernenspeicher,ca. 21
Mrd. Nm3 sind z.B. als Erdgasspeicher im Betrieb (ca. 200 TWh Speicherkapazitat). In einem For-
schungsprojekt wurde flir Deutschland ein mogliches Wasserstoff-Speicherpotenzial i.H.v. 1.600
TWh (Hi) ermittelt (Tépler & Lehmann, 2017). Deutschland hat diesbezlglich im europaischen

Vergleich vor allem im Norden des Landes sehr gunstige Voraussetzungen. Flir Aussagen zu den
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geologischen Vorrausetzungen zur Wasserstoffspeicherung in der MENA-Region missen weitere
Untersuchungen erfolgen.

Die Speicheranalyse zeigt auch, dass in der Berechnungsbasis dieser Arbeit die Falle, in denen
die Elektrolyse- und Synthesevolllaststunden eine Differenz > 2.000 h aufweisen, als weniger
plausibel eingestuft werden sollten, da in diesen Fallen eine deutliche Verteuerung der Wasser-
stoffspeicherung zu erwarten ist, die in den Berechnungen nicht abgebildet wird.

354  Meerwasserentsalzung

Meerwasserentsalzungsanlagen (MWE) werden zunehmend in Regionen mit Trinkwasserknapp-
heit genutzt, um die Wasserversorgung sicherzustellen. Kuweit deckt beispielsweise 100% seiner
Wasserversorgung aus Meerwasserentsalzung. Eine aktuelle Studie im Auftrag der Vereinten Na-
tionen (Jones E., 2019) liefert folgende Einschatzung:

Abbildung 9 : Anzahl und Kapazitat der globalen Meerwasserentsalzung
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| quelle: (Jones E., 2019)

Weltweit wachse die Anzahl der MWE seit den 1960er Jahren stark an, wie Abbildung 9 zeigt.
Derzeit seien rund 16 000 Anlagen im Betrieb, die weltweite Wasserproduktion aus MWE betrage
rund 95 Mio. m3/Tag, 48 % davon werde in der MENA-Region produziert. Dabei fielen taglich
weltweit 142 Mio. m3 konzentrierte Salzlauge als Abfallproduktan, 50 % mehr als bisher ange-
nommen. Die Lauge enthalte zusatzlich Chemikalien und geléste Metalle, die dem Prozess der
Meerwasserentsalzung beigegeben werden, um die Anlagen zu schitzen. Deren Auswirkungen
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auf die Umwelt seien problematisch und es werden Verfahren zur Aufbereitung der Salzlauge und
Ruckgewinnung der Metalle vorgeschlagen.

Diese Verfahren und verscharfte Auflagen bezuglich der Entsorgung der umweltproblematischen
Rickstande kdnnen zu erhdhten Kosten der Anlagen fuhren. Derartige Entsorgungskosten sind in
unseren Kostenannahmen nicht berucksichtigt.

Diese Problematik besteht also bereits mit der bestehenden Anlagenkapazitat zur Versorgung mit
Trinkwasser. Ein Export von PtX-Energietragern aus Regionen mit Wasserknappheit konnte hier
aufgrund des zusatzlichen Produktionswasserbedarfes zusatzliche Herausforderungen mit sich
bringen.

In dieser Untersuchung liegen die Investitionskosten fur Meerwasserentsalzungsanlagen im Jahr
2018 bei 9,5 €/(tH20/a) und der Energiebedarf bei 4,5 kWh./m?3 Wasser22. Die Betriebskosten
werden zu 4 % der jahrlichen CAPEX angenommen, die Lebensdauer zu 30 Jahren. Damit erge-
ben sich bei einem WACC von 10 % die aktuellen Kosten fur Trinkwasser aus MWE zu rund 1,5
EUR/1.

355  CO,-Gewinnung aus der Luft (Direct-Air-Capture)

Aus konzentrierten Quellen, wie z.B. dem Abgasstrom von Kohlekraftwerken, ist die Abscheidung
von COy, beispielsweise mittels Aminwasche, Stand der Technik. Sie wird grofSindustriell einge-
setzt, z.B. um das abgeschiedene CO. in ErddIfelder zu verpressen und somit die verbleibende
Forderrate der Olfelder weiter zu erhdhen (Enhanced Oil Recovery, EOR).

Die CO2-Gewinnung aus der Luft ist hingegen eine junge Technologie, die von wenigen For-
schungseinrichtungen und Unternehmen mit unterschiedlichen Technologien betrieben bzw. er-
forscht wird.

Zu diesen gehoren Climeworks (CH), Global Thermostat (USA), Inventys, Husky (CAN), VTT (FIN),
Zentrum fur Solarenergie- und Wasserstoff-Forschung, ZSW (D), Carbon Engineering (CAN).

Climeworks kommuniziert einen Zielwert von 100 USD/t CO»23, die wiederum in vielen Veroffent-
lichungen als Zukunftswert verwendet werden, wobei die heutigen Kosten fur die Luftabschei-
dung in der GréRenordnung von 600 USD / t CO: liegen (Climeworks, 2019). Die Bandbreite der
diskutierten Kosten ist allerdings noch grof3er, sie geht bis zu 1.000 USD /t CO2 (House K. Z.,
2011).

Die CO.-Luftabscheidung steht vor der Herausforderung der geringen Konzentration von COz in
Luft. Unabhangig vom Verfahren, das fur die CO»-Abscheidung angewendet wird, macht die Bei-
spielrechnung in der nachfolgenden Infobox die Gré8enordnung des Aufwandes deutlich.

22 Die Technologien Umkehrosmose oder Membrandestillation erreichen Energiebedarfe in dieser GrofRenordnung, vgl. (Caldera,
Bogdanov, & Breyer, 2016)

23 Anfragen zu den Annahmen, die hinter dieser Zielgrof3e stehen, wurden durch Climeworks bis Redaktionsschluss leider nicht be-
antwortet.
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CO- aus der Luft - wie aufwendig ist das?

Rechnet man mit 400 ppm CO: in Luft, entspricht das einem Volumenanteil von 0,04 %
oder einem Massenanteil von 0,06 %. Um ein Kilogramm CO2 zu gewinnen, mussen
darum mindestens rund 1.370 ms3 bzw. 1,65 Tonnen Luft durch die Abscheidungsanla-
ge bewegt werden24. Das heif3t die Luft wird durch einer Verdichteranlage angesaugt
und beschleunigt und durch die Abscheideanlage beférdert. Angenommen es muss
dabei ein Gegendruck von 10 mBar Uberwunden werden und der Verdichterwirkungs-
grad betragt 50 %, bedeutet das 0,56 Wh/m3 Luft und damit 761 kWhe/t CO,, die allein
fur die Luftbewegung fur die Luftmenge aufgewendet werden mussen, die ein Kilo-

gramm COzenthalt.

Carbon Engineering hat 2018 eine detaillierte Kostenanalyse seines Prozesses veréffentlicht und
stellt dort dar, dass Kosten in der Bandbreite von 94 - 232 USD / t CO>mdglich sind (Keith W.,
2018). Dieser Prozess verwendet allerdings Erdgas als Teil des Energieinputs, sodass etwa 1/3
des CO: fossil ist.

Die Annahmen zur DAC in dieser Untersuchung basieren auf Daten von (Keith W., 2018),
(Climeworks AG, 2017) und eigenen Berechnungen. Im Jahr 2018 liegen die Annahmen zu den
Investitionskosten bei 1.574 EUR2016 /(t CO2/a), die degressive Entwicklung im Zeitverlauf wird in
Tabelle 4 dokumentiert. Der Energiebedarf liegt bei 700 kWhe/t CO> und 2.200 kWhn/t CO225.
Die Betriebskosten werden zu 4 % der jahrlichen CAPEX angenommen, die Lebensdauer zu 30
Jahren. Damit ergeben sich die Kosten fur CO2 aus Luft z.B. bei einem WACC von 10 % und Ener-
giekosten von 12 EUR Ct/kWhe und 1 EUR Ct/kWh, zu rund 350 EUR/t FUr jeden Erzeugungsfall
liegen unterschiedliche Energie- und Kapitalkosten vor, sodass auch die CO>-Kosten in den Fallen
variieren. Im Ergebnisteil zeigt Abbildung 14 beispielsweise die Entwicklung der CO--
Kostenbandbreite basierend auf den Annahmen und Energiekosten im Fall MENA Wind/PV bis
zum Jahr 2050.

24 Da eine Abscheiderate von 100 % unwahrscheinlichist, wird die notwendige Luftmenge noch grofer sein, Climeworks gibt 1500 m3
an.

25 Die Annahmen zum elektrischenund thermischen Energieverbrauchwurdenim laufenden Forschungsprojekt CORAL bestatigt. Dort
liegtdie Bandbreite zwischen 505 bis 1.010 kWhe|/t CO2 und 2020 bis 2525 kWh,/t CO2 (ZSW, 2019)
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356  Anlagenkosten

Tabelle 4 stellt die Entwicklung der Investitionskostenannahmen und die Faktoren fur eine Varia-
tion in der Kostenbandbreite dar.

Tabelle 4: Annahmen zu Investitionskosten

Variation

Variation obere

Anlage Einheit 2020 2030 2040 2050 Bandbreite Bandbreite

AEL EUR2016 /kW_el 717 512 0,90 1,10
Stack AEL EUR2016 /KW_el 358 256 0,72 1,32
PEMEL EUR2016 /kW_el 1.216 793 0,90 1,10
Stack PEMEL EUR2016 /KW _el 608 396 0,72 1,32
HTEL (SOEC) EUR2016 /KW_el 1.477 905 0,90 1,10
Stack HTEL EUR2016 /KW_el 739 453 0,72 1,32
Methanisierung EtUR”l@/ KW_Produ 562 481 0,90 1,10
Methanolsynthese EtUlee/kW—PrOdu 641 527 0,90 1,10
FT-Synthese EtURme/ KW_Produ 833 686 0,90 1,10
Wasserstoffspeicher EUR2016/kW_el EL 90 81 0,90 1,10
DAC CO» EUR2016/(t CO2/a) 1.275 1.033 0,75 1,10
Meerwasserentsal-

zung (MWE) EUR2016/(t H20/a) 8.6 1.7 0,90 1,10
Dampfreformierung  EUR2016/kW H2 (Hs) 300 300 0,90 1,10
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Die Startwerte der Investitionskosten wurden auf Basis von Literaturrecherchen und eigenen An-
nahmen festgesetzt. Die Kostensenkungen im Zeitverlauf (bis zum Jahr 2050) wurden -- als Mit-
telwert zweier Ansatze zu Lern- und Kostenfunktionen gebildet. Dabei gingen Annahmen zum
technologischen Reifegrad der jeweiligen Technologie mit ein. Die ermittelten Entwicklungen wur-
den wiederum mit Literaturwerten abgeglichen.

Grundséatzlich werden in der Technologieentwicklung und einem Markthochlauf neuer Technolo-
gien Kostensenkungen aufgrund folgender Einflisse erwartet:

Skaleneffekte

Hohere Produktionsvolumina

Lieferkettenentwicklung

Erhdéhter Automatisierungsgrad im Herstellungsprozess
Technologjische Innovationen

3.6 Energie- und Stoffbilanzen

In diesem Abschnitt wird vereinfacht dargestellt, welche grundlegenden Energie- und Massen-
strome in die Berechnungen der Gestehungskosten eingehen. Allerdings werden Warmestrome
nicht abgebildet und die Strommengen entsprechen dem Bedarf fiir die Elektrolyse, CO>-DAC und
die Meerwasserentsalzung. Diese Bilanzierung ist als Minimalbilanz zu verstehen, das heif3t nahe
dem theoretischen Optimum. In realen Prozessen ist zu erwarten, dass man sich diesem nur an-
nahern kann. Folgendes Vorgehen liegt zugrunde: Aus Produktwasserstoff und Produktkohlen-
stoff, errechnet als Massenanteile der Elemente der PtX-Zielprodukte, wird der Wasserstoff- und
CO2-Bedarf des Produktes errechnet. Zu diesen werden angenommene Verluste addiert. Diese
betragen am unteren Rand der Bandbreite 1 Massen-% fur Wasserstoff und 3 Massen-% fur COo,
am oberen Rand der Bandbreite 5 Massen-% fur Wasserstoff und 7 Massen-% fur CO.. Der
Strombedarf wird errechnet aus dem Bedarf fiir die Wasserstofferzeugung Gber die Elektrolyse-
wirkungsgrade und die spezifischen elektrischen Energiebedarfe der CO.-Luftabscheidung und
Meerwasseraufbereitung.
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3.6.1  Methanisierung

Abbildung 10 stellt die Bilanz fir PtG-Methan dar. Fur die Methanisierung ergibt sich pro Kilo-
gramm PtG-Methan ein Bedarf von etwa 4,5 bis 4,7 kg Wasser und 2,8 bis 2,9 kg CO.. Der damit
verbundene elektrische Energieaufwand entspricht 28,6 bis 32,6 kWhe.. Brennwertbezogen wird
daraus ein elektrischer Gesamtwirkungsgrad zwischen 47 und 54 % errechnet.

Abbildung 10 : Energie- und Stoffstréme von PtG-Methan

4.5 bis 4.7
kg

1lkg

CH,

28.6 bis 32.6
kWh

| Quelle: Eigene Darstellung, Nees: €lektrischer Gesamtwirkungsgrad

36.2 Methanolsynthese

Abbildung 11 stellt die Bilanz fur PtL-Methanol dar. Fur die Methanolsynthese ergjbt sich pro Kilo-
gramm PtL-Methanol ein Bedarf von etwa 1,7 bis 1,8 kg Wasser und 1,4 bis 1,5 kg CO.. Der da-
mit verbundene elektrische Energieaufwand entspricht 10,9 bis 12,5 kWhe. Brennwertbezogen
wird daraus ein elektrischer Gesamtwirkungsgrad zwischen 50 und 58 % errechnet.
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Abbildung 11 : Energie- und Stoffstréme von PtL-Methanol

1.7 bis 1.8
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0.19 bis 0.20

1.4 bis 1.5
kg

| Quelle: Eigene Darstellung, Nees elektrischer Gesamtwirkungsgrad

Far das weitere Upgrading von Methanol zu Kraftstoffen wird ein brennwertbezogener Aufwand
von 20 Energie-% angenommen, der auf Basis des Methanol-to-Gasoline-Prozesses errechnet

wurde. Dieser ist aus Methanol zu decken.

3.6.3  Fischer-Tropsch-Synthese

Abbildung 12 stellt die Bilanz fiir PtL-Fischer-Tropsch dar. Fur die Fischer-Tropsch-Synthese ergibt
sich pro Kilogramm PtL-FT-Syncrude ein Bedarf von etwa 4 bis 4,1 kg Wasser und 3,2 bis 3,3 kg
CO.. Der damit verbundene elektrische Energieaufwand entspricht 25,4 bis 29 kWhe.. Brennwert-
bezogen wird daraus ein elektrischer Gesamtwirkungsgrad zwischen 41 und 47 % errechnet. Fur
das weitere Upgrading von dem Rohprodukt FT-Syncrude zu Kraftstoffen (Diesel, Benzin, Kerosin)
wird ein brennwertbezogener Aufwand von 5 Energie-% angenommen, der auf Basis des heutigen
Energieeinsatzes der Raffinerien abgeschatzt wird. Dieser ist aus dem Rohprodukt zu decken.
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Abbildung 12 : Energie- und Stoffstrome von PtL-Fischer-Tropsch

4.0 bis 4.1
kg

0.44 bis 0.46

| Quelle: Eigene Darstellung, Nees elektrischer Gesamtwirkungsgrad

Die Gegenuberstellung der Synthesen zeigt, dass die Methanolsynthese die hochsten Wirkungs-
grade erreichen kann, auch hdher als die Methanisierung. Methanol als Energietrager ist darum
eine interessante Option zukUlnftiger Energietrager, auch als Ersatz fir Methan.

Daflr spricht z.B. auch, dass mit Methanol ein flUssiges Produkt hoher volumetrischer Energie-
dichte vorliegt und das Problem des Methanschlupfes nicht auftritt. Methanschlupf, die Emission
unverbrannten Methans, tritt bei Verbrennungsmotoren auf. Durch Methanschlupf wird aufgrund
der etwa 25-fachen Klimawirksamkeit von Methan der Klimabilanzvorteil von Methan gegenuber
flissigen Kraftstoffen reduziert. (Watter, 2019) stellt die Chancen Methanols als Langzeitspeicher
und Option far mobile Anwendungen, z.B. mit Potenzial fir die Schifffahrt, am Beispiel verschie-
dener Forschungsinitiativen dar.

Hochoktanige Ottokraftstoffe, die in konventionellen Motoren eingesetzt werden, kdnnen im Ver-
fahren Methanol-to-Gasoline (MTG) erzeugt werden. Aufgrund der Umwandlungsverluste der MtG
geht der Wirkungsgradvorteil der Methanolsysthese in diesem Upgrading-Schritt wieder verloren.

Die Fischer-Tropsch-Synthese deckt ein anderes Produktspektrum ab als die Methanolsynthese
und ist darum nicht weniger interessant. Aus ihr gehen langkettige Kohlenwasserstoffe und auch
Wachse hervor, die z.B. in der chemischen Industrie verwendet oder durch Crackverfahren wiede-
rum in kirzere Kohlenwasserstoffketten umgewandelt werden kdnnen. Der Schritt zu Kraftstof-
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fen, die in heutigen Verbrennungskraftmaschinen eingesetzt werden kénnen (Diesel, Kerosin,
Benzin), ist deutlich verlustarmer als beim Methanolpfad.

Grundsatzlich besteht beziglich der gesamten PtX-Kette von Strom zum Energietrager weiterer
Forschungsbedarf. Es gilt herauszufinden, welche der Pfade die Anforderungen an eine EE-
Strombasierte Produktion am besten erfillen kdnnen.

3.7 Transportkosten

Zur Ermittlung der Bereitstellungskosten der strombasierten Energietrager beim Endverbraucher
wurden Transportkosten ermittelt. Dabei wurde einheitlich der Transport per Pipeline angenom-
men. Es besteht, wie bei den konventionellen Energietragerm auch, naturlich auch die Option des
Schiffstransportes, die aus nachfolgenden Grinden nicht flr die Kostenberechnung berucksich-
tigt wurde:

e Durch Pipelinetransport kann ein konsistenter Berechnungsansatz sichergestellt werden,
der die Vergleichbarkeit der Transportkosten der unterschiedlichen PtX-Produkte ermog-
licht.

e DerTransport der (nahezu) THG-neutralen strombasierten Energietrager kann - den An-
trieb der Pipelines durch den EE-Strom der Erzeugungsregion vorausgesetzt -- somit auch
als THG-neutral angenommen werden.

e Beim Schiffstransport muss die Frage des Schiffskraftstoffes diskutiert werden:

o Werden die Schiffe mit fossilen Kraftstoffen (z.B. Schwerdl oder Schiffsdiesel) be-
trieben, sind die distanzspezifischen Transportkosten gering. Durch die erhdhte
Transportdistanz der Schiffsrouten von der MENA-Region nach Deutschland wird
dieser Vorteil gegentber dem Pipelinetransport wieder aufgehoben. Dem trans-
portierten strombasierten Energietrager sind zudem THG-Emissionen durch den
Transport zuzurechnen.

o Werden die Schiffe mit dem zu transportierenden PtX-Energietrager betrieben,
sind die distanzspezifischen Transportkosten hoch und der Schiffstransport wird
die deutlich teurere Option gegentber dem Pipelinetransport.

e Die analysierten Kostenpfade setzen die Entwicklung und Installation relevanter Erzeu-
gungskapazitaten voraus, deren umfangreiche Erzeugungsparks aus EE-Erzeugung, Was-
sergewinnung, CO>-Gewinnung, Elektrolyseanlagen und Synthesen auf eine typische Le-
bensdauer von 30 Jahren oder mehr ausgelegt sein wirden. Sofern flir eine Region wie
die MENA ein Absatzmarkt wie Europa erschlossen werden kann, gehen wir davon aus,
dass dies uUber Pipelines erfolgen wirde. Abbildung 13 zeigt bereits bestehende Gaspipe-
line-Verbindungen von der MENA nach Europa.

e Bezlglich des Schiffstransportes von Wasserstoff besteht zudem die Herausforderung der
geringen volumetrischen Energiedichte. Der Wasserstofftransport per Schiff setzt eine
signifikante Erh6hung der Energiedichte voraus, etwa durch Verflissigung?6 (-253 °C) o-

26 FlUssigwasserstoff setzt Abkiihlung auf -253°C voraus. Der Aufwand der VerflUssigung betragt bis zu 40% des Heizwertes. Dazu
kommt der sogenannte ,Boil-Off-Effekt”: FlUssigwasserstoff im Transportschiff kocht, weil die Transporttanks nichtideal isoliert sein
kénnen. Aufgrund des stetigen Warmeeintrages resultiert eine stetige Verdampfung eines Anteils, Gréf3enordnung 0,2 - 1 Vol.- %
/Tag. Dieser Anteil konnte im Antrieb desSchiffes verwendet werden.Bei LNG (Flussigerdgas, -162°C) wird das bereits umgesetzt.
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der flissige organische Wasserstofftragersubstanzen (LOHC27). Auch werden Transporte
in Form von Ammoniak (NHs) diskutiert. Die Optionen haben gemein, dass die Uberfiih-
rung des Wasserstoffes in den Transportzustand und die Rickflihrung am Zielort in den
Nutzungszustand einen sehr grof3en Anteil der Transportenergie ausmacht. In Regionen,
wo Pipelines keine Option sind, wie zwischen Japan und Australien28, werden diese Optio-
nen des Schiffstransportesin Erwdgung gezogen, wie beispielsweise im World Energy Out-
look 2018 dargestellt (International Energy Agency, 2018). In diesen Fallen sind die Kos-

ten der Verflussigungs- bzw. allgemein ,in den Transportzustand“-tberfuhrenden Anlagen
mit zu berucksichtigen.

27 LOHC: Liquid Organic Hydrogen Carrier, Substanzen z.B.: Toluol, Methylcyclohexan, N-Ethylcarbazol, Dibenzyltoluol. Be- und Entla-
dungerfordern bis zu 57 % des Heizwertes, wenn keine Abwarmenutzung méglich ist.
28 7.B. eintiefer Meeresgraben erhoht die Kosten einer Pipeline deutlich.

Seite 37



Abbildung 13: Gaspipelines zwischen Nordafrika und Europa
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Die Transportkosten vom Erzeugungsort nach Deutschland wurden auf die Gestehungskosten
aufgeschlagen und ergeben den Grenzubergangspreis frei deutsche Grenze. Sie wurden als
Summe folgender Kostenanteile berechnet, die in Tabelle 5 aufgelistet sind:

e Energiebedarf zur Konditionierung
Der Energiebedarf, der aufgewendet werden muss, um den Energietrager in seinen
Transportzustand zu versetzen (z.B. Kompressionsenergie).

e Transportenergie
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Der Energiebedarf, der aufgewendet werden muss, um die Transportdistanz zu Gberwin-
den (Antrieb von Verdichtern und Pumpen zur Uberwindung> der Verluste in den Rohrlei-
tungen).

¢ Infrastrukturkosten
Kosten fir die Transportinfrastruktur (Investitionsausgaben, Betriebskosten und Trans-

portmarge).

Die Werte basieren auf eigenen Analysen und den Veroffentlichungen (Saadi, Lewis, &
McFarland, 2018a), (Saadi, Lewis, & McFarland, 2018b), (FNB Gas e.V., 2016). Flur Wasserstoff
wurde aufgrund der erhéhten Anforderungen an Material und Komponenten ein Aufschlag in H6-
he von 20 % fur Investitions- und Betriebskosten gegenuber Methanpipelines angesetzt. Der
grofte Unterschied zwischen den Energietragern liegt jedoch beim Energiebedarf fr Transport
und Konditionierung vor. Die spezifische Transportenergie ist fur ein Produkt mit geringerer volu-
menbezogener Energiedichte zwangslaufig hdher.

Besonders bei Wasserstoff ist die spezifische Kompressionsarbeit bezogen auf den Heizwert
deutlich héher als bei Methan. Zum Beispiel betragt die Arbeit zur Verdichtung auf 250 bar bei
Wasserstoff 9,1% des Heizwertes, wahrend sie bei Methan 2,5% des Heizwerts betragt (Meier,
2014). Nicht im Einzelfall unterschieden wurde an dieser Stelle das Druckniveau, auf dem die
Synthese bzw. Elektrolyseanlage arbeitet und das Produkt (Methan oder Wasserstoff) bereitstellt.
Hier liegt méglicherweise ein hbheres Druckniveau vor, sodass ein Teil des Konditionierungsauf-
wandes geringer ausfallen kdnnte.

Aus Konsistenzgrinden einer THG-neutralen Erzeugungs- und Transportkette wird eine elektri-
sche Deckung der Energiebedarfe fur Konditionierung und Transport angenommen. Als Energie-
kosten werden dabei die im jeweiligen Erzeugungsfall ermittelten Elektrolysestromkosten ange-
setzt2o,

Tabelle 5: Spezifische Annahmen fiur den Transport an den Grenztibergangspunkt Deutschland

Energiebedarf zur

Konditionierung Transportenergie Infrastrukturkosten
kWhe/KkWh(Hs) MWh./kWh(Hs)/km EUR Ctzo1c/ MWh
(Hs)/km
Wasserstoff Pipeline (100 bar) 0,025 0,0509 0,1580
Methan Pipeline (100 bar) 0,02 0,0163 0,1400
Methanol Pipeline 0 0,0010 0,0880
FT-Syncrude Pipeline 0 0,0005 0,0880

29 Es erscheint nicht plausibel, dass z.B. Gas-Pipelineverdichter mit dem verlustbehafteten PtG-Energietrager angetrieben werden,
wenn dies auch elektrisch méglich ist.
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Die Transportkosten fiir die inlandische Verteilung werden mittels spezifischer Kostenfaktoren
nach Tabelle 6 berechnet. Die Abschatzung dieser Faktoren basiert fir die flissigen Energietra-
ger auf der gemittelten historischen Differenz zwischen dem Einstandspreis von Rohél und dem
Produktpreis von Diesel Uber den Zeitraum 2006 bis 2016 abzuglich eines angenommenen Ab-
schlages von 0,6 EUR Ct2016/kWh, der als Marge angenommen wurde. Fir Methan wird darauf
ein Aufschlag von 0,1 Ct/kWh und fur Wasserstoff von 0,4 Ct/kWh angenommen, um die Mehr-
kosten aufgrund der ,Handling“-Nachteile abzubilden. Diese Annahmen werden als optimistisch
eingeschatzt und kdnnten sowohl fur Methan, besonders aber auch fur Wasserstoff durchaus
hoéher liegen.

Tabelle 6: Kosten fur die inlandische Verteilung (Transport, Lagerung, Verteilung)

EUR Ct2016 /kWh (Hs) 2020 2030 2040 2050
Wasserstoff 1,5 1,5 1,5 1,5
Methan 1,2 1,2 1,2 1,2
Kerosin, Diesel, Benzin 1,1 1,1 1,1 1,1

Flr eine Transportdistanz von 4.000 km, wie sie fur die MENA-Region angenommen wird, erge-
ben sich mit diesem Berechnungsansatzim Referenzfall fir das Jahr 2020 folgende Transport-

kosten (Gesamttransport bis Endverbraucher):

e PtG-Wasserstoff: 3,6 EUR Ctao16/kWh (Hs), bzw. massenbezogen 1,42 EUR / kg Wasser-
stoff fUr den Gesamttransportso,

e PtG-Methan: 2,3 EUR Ctaoi/kWh (Hs).

e PtL-Energietrager: 1,5 EUR Ctz016/ kKWh (Hs).

3.8 Kapitalkosten

Innerhalb der Analyse wurden die Kapitalkosten je nach Produktionsstandortim In- und Ausland
unterschieden. Fir die Kapitalkosten wird generell von risikoaversen Investoren ausgegangen,
die die potenziell geringere Investitionssicherheit in Schwellen- und Entwicklungslandern gegen-
Uber Deutschland entsprechend in inre Renditeerwartungen einpreisen. Aus diesem Grund wer-
den die Kapitalkosten fur die MENA Region hdher angesetzt als fir die inlAndische Produktion.
Die gewahlten Werte orientieren sich an fur die jeweilige Region Ublichen Renditesatzen fur Ener-
gieprojektesi. Da es sich bei PtX-Technologien um eine sehr junge und entsprechend unsichere

30 |m World Energy Outlook 2018 sind fiir den Fall einer Wasserstoffversorgung Japans durch Australien Kostenwerte fiir den Trans-
portvon Wasserstoff in Form von Ammoniak, LOHC und Flissigwasserstoff veroffentlicht. Diese liegen je nach Transportart zwis chen
2,5 und 2,8 USD /kg, also im Mittel 2,3 EUR/kg. (Intemational Energy Agency, 2018)

31 vgl. http://www.waccexpert.com/ , demnach liegen die WACC fiir Marokko oder Saudi-Arabien fiir Ol und Gasprojekte zwischen 9
und 13%
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Technologie handelt, konnten in der Praxis durchaus hdhere Kapitalverzinsungen auftreten. Die
gewahlten Werte sind daher als verhalten optimistisch einzuschatzen.

In der Analyse wurden keine staatlichen Instrumente bertcksichtigt, die die Kapitalkosten flr die
Investoren eventuell positiv beeinflussen kdnnten. Generell besteht eine Reihe von moglichen
staatlichen Einflussmdéglichkeiten auf die Kapitalkosten, die bei einer konkreten Instrumenten-
ausgestaltung zu berlcksichtigen sind.

Fir die durchschnittlichen gewichteten Kapitalkosten wurden folgende Werte verwendet:

Tabelle 7: Kapitalkosten

Deutschland MENA
Unterer Fall 6 %
Referenz 6 % 10 %
Oberer Fall 12 %
Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

3.9 Verbraucherpreise fossiler Energietrager

Tabelle 8 beinhaltet die Verbraucherpreise fossiler Energietrager, die in die Vergleichsrechnungen
zwischen strombasierten und fossilen Energietragern eingehen.

Tabelle 8: Verbraucherpreise fossiler Energietrager im Referenzfall

2020 2030 2040 2050

Erdgas (Industrie) EUR Ct2016 /kWh (Hi) 3,4 3,9 4,2 4.4
Erdgas (Kraftwerke) EUR Ct2016 /kWh (Hi) 3,3 3,8 4,1 4.3
Kerosin (ohne ETS) EUR2016 /GJ (Hi) 15,4 19,2 20,7 22,3
CO2-Preis EUR2016/t 16 35 52 94

|  Quelle: Prognos 2019
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3.10 Wasserstoff aus Dampfreformierung von Erdgas

Der Grof3teil der weltweiten Wasserstoffverwendung wird heute Glber Dampfreformierung von
Erdgas gewonnen. Als VergleichsgrofRe wurden die Kosten von Wasserstoff aus Dampfreformie-
rung in dieser Untersuchung konsistent mitberechnet. Dabei wurden fiirden Dampfreformerim
Referenzfall folgende Annahmen getroffen:

Investitionskosten i.H.v. 300 EUR 2016 /KW H2(Hs),

jahrliche Betriebskosten i.H.v.2 % der jahrlichen Investitionsausgaben,
eine Lebensdauer von 30 Jahren und

einen Wirkungsgrad i.H.v. 83 % (Hs).

Energiekosten sind die Erdgaspreise (Industrie) aus Abschnitt 3.9 und die Annahmen zu den
durchschnittlichen gewichteten Kapitalkosten wurden jeweils konsistent zum Erzeugungsfall an-
gesetzt.

3.11  Ergebnisse

In diesem Abschnitt wird ein Teil der ermittelten Ergebnisse der Kosten strombasierter Energie-
trager dargestellt. Dabei wird eine Kostenbandbreite unter Variation des WACC, der CAPEX, der
Lebensdauer, Elektrolysewirkungsgrade, Prozessverluste und Energiebedarfe fur DAC und MWE

erzeugt, deren Annahmen im tabellarischen Anhang dokumentiert sind.

Als Beispiel flir die Region MENA werden im Fall Wind/PV die Kosten aller untersuchten PtX-Pfade
(Wasserstoff, Methan, Methanol und Fischer-Tropsch) dargestellt. Fir Deutschland werden die
Falle Wind Onshore, Wind Offshore, und EE-Netzbezug fur Wasserstoff dargestellt. Alle Kostenan-
gaben sind reale Eurowerte mit Preisbasis 2016.

3.11.2 MENA Wind/PV

Tabelle 9 stellt die Annahmen zur Kostenbandbreite dar. Der Fall basiert auf 5.000 VLH fur die
Elektrolyse, variiert zwischen 6, 10 und 12 % WACC, sowie 8.000, 7.000, 6.000 VLH der Synthe-
sen. Als Transportoption wird Pipelinetransport Gber eine Distanz von 4.000 kmangesetzt, was
im Falle des Transportes von MENA nach Deutschland die glinstigste treibhausgasneutrale
Transportoption darstellt.
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Tabelle 9: Annahmen zur Bandbreite im Fall MENA Wind/PV

unterer Rand Referenz oberer Rand
Vollaststunden Elektrolyse 5.000 5.000 5.000
WACC 6 % 10 % 12 %
Volllaststunden Synthesen 8.000 7.000 6.000
Pipelinetransport km 4.000 4.000 4.000

Wasser und CO.-Kosten

Die im Erzeugungsfall resultierenden Kosten der Ausgangsstoffe Wasser und CO» sind in Abbil-
dung 14 dargestelit. Von 2020 bis 2050 ergibt sich im Referenzfall eine Reduktion der Wasser-
kostenvon 1,42 EUR/t auf 1,18 EUR/t. Die CO2-Kosten liegen im Referenzfall 2020 bei 291

EUR/t und gehen bis 2050 auf 204 EUR/t zurlck.

Abbildung 14: Wasser- und CO2-Kosten, Fall MENA Wind/PV
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Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

PtG-Wasserstoff

Die resultierenden Kosten der Wasserstofferzeugung zeigt Abbildung 15. Oben links ist die Band-
breite der Gestehungskosten flr diesen Fall dargestellt, oben rechts die Bandbreite der Bereit-
stellungskosten beim Endverbraucher, also Gestehungskosten zzgl. Transport zum Grenziber-
gangspunkt, inlandischer Transport und Verteilung zum Endkunden. Die Kostenbandbreite der
Gestehungskosten liegt im Jahr 2020 zwischen 13,2 und 22,8 EUR Ct2o16 / kWh (Hs), im Refe-
renzfall bei 18 EUR Ct2016 / kWh (Hs). Mit der angenommenen Entwicklung der Berechnungspa-
rameter sinken die Kosten bis 2050 auf ein Niveau zwischen 9,2 und 15 EUR Ct2o16 / kWh (Hs),
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im Referenzfall 12 EUR Ct2016 / kWh (Hs). Die Bereitstellungskosten beim Endverbraucher liegen
rund drei bis vier Cent Uber den Gestehungskosten und liegen 2020 zwischen 16,5 und 26,6 EUR
Ctoo16 / kWh (Hs) und sinken bis 2050 auf eine Bandbreite zwischen 12,2 und 18,4 EUR Ctzo16/
kWh (Hs), im Referenzfall 16 EUR Ctz016 / kWh (Hs). Der untere Abschnitt aus Abbildung 15 zeigt
die Kostenkomponenten der Bereitstellungskosten beim Endverbraucher. Der grofite Kostenan-
teil (Referenzfall) liegt damit in der Gr6f3enordnung von 50 % bei den Energiekosten, 26 % bei
den Investitionsausgaben fur die Elektrolyse, 8 % bei den Betriebskosten und 16% bei den Kos-
ten fur Transport und Verteilung. Diese Anteile variieren jeweils in der GréRenordnung von <10
Prozentpunkten im Zeitverlauf und zwischen den Erzeugungsfallen.

Abbildung 15: Wasserstoff, Fall MENA Wind/PV
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Abbildung 16 zeigt die ermittelte Bandbreite der Gestehungskosten gegenlber einem fossilen
Erzeugungspfad von Wasserstoff aus Dampfreformierung von Erdgas. Hier liegen die Verbrau-
cherpreise fossiler Energietrager aus Abschnitt 3.9 zugrunde und die Annahmen zur Dampfrefor-
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mierung aus Abschnitt 3.10. Die Werte zeigen, dass Wasserstoff auf Basis von Erdgas im Jahr
2020 im Referenzfall etwa 25 % der Gestehungskosten aufweist wie PtG-Wasserstoff aus der
MENA-Region. Auch bei einem CO2-Preis von 94 EUR/Tonne im Jahr 2050 liegen die Kosten des
fossilen Wasserstoffs noch bei 60 % des PtG-Wasserstoffs. In diesem Fall ware ein CO»-Preis von
300 EUR/t im Jahr notwendig, um den fossilen Wasserstoff auf die Gestehungskosten des PtG-
Wasserstoffs zu verteuern. Im Jahr 2020 liegt dieser Wert noch bei 598 EUR/t CO2.

Abbildung 16: PtG-Wasserstoff ggu. fossilem Wasserstoff, Fall MENA Wind/PV
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PtG-Methan

Analog zum Wasserstoff werden die weiteren Kosten dargestellt, in diesem Abschnitt fir PtG-
Methan.

Abbildung 17: Methan, Fall MENA Wind/PV
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Abbildung 18: PtG-Methan ggu. fossilem Methan, Fall MENA Wind/PV

Bereitstellungskosten Endverbraucher:
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Methanol

Analog zum Wasserstoff werden die weiteren Kosten dargestellt, in diesem Abschnitt far PtL-
Methanol.

Abbildung 19: Methanol und Methanol-Kraftstoffe, Fall MENA Wind/PV
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Abbildung 20: PtL-Methanol ggi. fossilen Kraftstoffen, Fall MENA Wind/PV
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Fischer-Tropsch

Analog zum Wasserstoff werden die weiteren Kosten dargestellt, in diesem Abschnitt fir PtL-

Fischer-Tropsch.

Abbildung 21: Fischer-Tropsch Kraftstoffe, MENA Wind/PV
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Abbildung 22: PtL-Fischer-Tropsch ggu. fossilen Kraftstoffen, MENA Wind/PV

Bereitstellungskosten beim Endverbraucher:
Kerosin PtL (FT-Syncrude) und fossil
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3.11.3 Deutschland Wind Onshore ,,Insel*

Tabelle 10 stellt die Annahmen zur Bandbreite dar. Der Fall basiert auf 3.000 VLH fir die Elektro-
lyse und variiert zwischen 4, 5 und 6 % WACC. Als Transportoption wird Pipelinetransport Gber
eine Distanz von 500 km angesetzt. Die Ergebnisse werden analog zum Fall MENA Wind/PV dar-
gestellt.

Tabelle 10: Annahmen zur Bandbreite im Fall Deutschland Wind Onshore Insel

unterer Rand Referenz oberer Rand
Vollaststunden Elektrolyse 3.000 3.000 3.000
WACC 4% 5% 6%
Pipelinetransport km 500 500 500
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Wasserstoff

Abbildung 23: Wasserstoff, Deutschland Wind Onshore Insel
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Abbildung 24: PtG-Wasserstoff ggu. fossilem Wasserstoff, Deutschland Wind Onshore Insel
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3.11.4 Deutschland Wind Offshore ,,Insel*

Tabelle 11 stellt die Annahmen zur Bandbreite dar. Der Fall variiert zwischen 3.500, 3.750 und
4.000 VLH fur die Elektrolyse und wird mit 6 % WACC berechnet. Als Transportoption wird Pipeli-

netransport Uber eine Distanz von 500 km angesetzt.

Tabelle 11: Annahmen zur Bandbreite im Fall Deutschland Wind Offshore Insel

unterer Rand Referenz oberer Rand
Vollaststunden Elektrolyse 3.500 3.750 4.000
WACC 6 % 6% 6%
Pipelinetransport km 500 500 500
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Wasserstoff

Abbildung 27: Wasserstoff, Deutschland Wind Offshore Insel
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Abbildung 28: PtG-Wasserstoff ggui. fossilem Wasserstoff im Fall Deutschland Wind Offshore Insel
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3.11.5 Deutschland EE-Netzbezug

Tabelle 12 stellt die Annahmen zur Bandbreite dar. Der Fall basiert auf 4.000 VLH fur die Elektro-
lyse und variiert zwischen vier, funf und sechs Prozent WACC. Als Transportoption wird Pipelinet-
ransport Uber eine Distanz von 500 km angesetzt.

Tabelle 12: Annahmen zur Bandbreite im Fall Deutschland EE-Netzbezug

unterer Rand Referenz oberer Rand
Zgllaststunden Elektroly- 4.000 4.000 4.000
WACC 4% 5% 6%
Pipelinetransport km 500 500 500
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Wasserstoff

Abbildung 29: Ergebnisse im Fall Deutschland EE-Netzbezug fiir Wasserstoff
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Abbildung 30: PtG-Wasserstoff ggu. fossilem Wasserstoff, Deutschland EE-Netzbezug
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3.11.6 Zwischenfazit

Die Ergebnisse zeigen aufgrund der Variation der Eingangsparameter eine hohe Bandbreite. Sie
spiegelt die hohen Unsicherheiten beztiglich der IST-Werte und der zukiinftigen Entwicklungen
dieser EingangsgrofRen wider. Besonders mit Blick auf die Schliisseltechnologien und das Zu-
sammenspiel der Technologien untereinander im Gesamtverbund eines PtX-Produktions-
Anlagenparks gibt es hohen Forschungsbedarf, um die Erkenntnisse Uber die Eingangsgrofien
und damit auch die Bandbreite der Ergebnisse zu mindern.

Der Referenzfall spiegelt das aus heutiger Sicht plausibelste Annahmenset wider und zeigt, dass
die Erzeugungskosten der verschiedenen PtX-Energietrager aus den in den vorangehenden Ab-
schnitten erlduterten Grinden sehr teure Losungen einer heutigen, aber voraussichtlich auch
zukUnftigen Energieversorgung mit Endenergietragern darstellt. Ein Blick auf die Komplexitat der
Aufgabe, von elektrischem Strom und Luft-CO, sowie Meerwasser zu einem komplexen Kohlen-
wasserstoff zu kommen, und die Lange der Prozesskette lasst die Hohe der ermittelten Kosten
gegenuber den heutigen fossilen Energietragern nicht unplausibel erscheinen.

Die Ergebnisse zeigen, dass PtX-Energietrager mit moglichst kurzen Prozessketten, den langen
Prozessketten vorzuziehen sind. Das Vielfache an Wasserstoff, das fur die CO2-Aktivierung in den
Prozessketten der Kohlenwasserstoffsynthesen notwendig ist, schlagt deutlich auf die Kosten von
PtG-Methan und den PtL-Produkten durch.

Es zeigt sich auch, dass mit Methanol, sollte es direkt als Energietrager genutzt werden kdnnen,
ein guter speicher- und transportierbarer flussiger PtL-Energietrager perspektivisch zur Verfugung
stehen kann, der kostenseitig auf dem Niveau von PtG-Methan liegt.

Wasserstoff, unabhéngig davon ob in der MENA oder in Deutschland erzeugt, liegt im Jahr 2020
zu Kosten i.H.v. etwa 8-9 EUR/kg vor, perspektivisch im Jahr 2050 zu 5-6 EUR/Kkg. Die deutlichen
Vorteile der glinstigeren Gestehungskosten von Wasserstoff in der MENA-Region werden durch
den bei Wasserstoff hohen Transportkostenanteil nahezu kompensiert.

2020 ist zwar auch bezlglich der Kosten beim Endverbraucher der Wasserstoff aus der MENA
der glnstigste Fall, der Unterschied etwa zu Wind Onshore-Erzeugung in Deutschland ist aber mit
1 Ct/kWh/Hs) relativ gering. Und im Zeitverlauf bis 2050 verschwinden die Unterschiede bei den
Endverbraucherpreisen z.B. in den Fallen MENA und Wind Onshore Deutschland und der Fall
Netzbezug EE-Strom wird ab 2040 mit 15 Ct/kWh(Hs) der glinstigste Fall.

Far die nachfolgenden Transformationspfade wurden plausible Falle dieser Kostenanalyse fur die
weiteren Untersuchungen herangezogen.
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4 Transformationspfade strombasierter Energietrager

Im Folgenden wird als Einfiihrung ein Uberblick gegeben, in welchen Anwendungsfallen Wasser-
stoff heute bereits zum Einsatz kommt und kurz diskutiert welche Mengen generell durch strom-
basierten Wasserstoff substituierbar sind. AnschlieSend werden unterschiedliche Bausteine fur
mdgliche Transformationspfade strombasierter Energietrager bis 2030 analysiert und in ihren
Auswirkungen quantifiziert. Die bei den einzelnen Bausteinen angegebenen Mengen stellen die
theoretischen Potenziale beiisolierter Betrachtung der einzelnen Bausteine dar. Die Mengen der
einzelnen Bausteine kdnnen fur die Ableitung eines Transformationspfads nicht kumuliert wer-
den, da neben den Kosten auch die potenzialseitigen (Potenzial-)Restriktionen des Stromsystems
zu berUcksichtigen sind. Die aus heutiger Sicht meist versprechenden Bausteine wurden anhand
von Kriterien ausgewabhilt, die in Abschnitt 4.2 beschrieben werden.

4.1 Heutige Produktion und Nutzung von Wasserstoff

Aktuell wird Wasserstoff sowohl in Deutschland als auch weltweit vor allen Dingen stofflich und
nicht energetisch genutzt. In Deutschland werden laut DWV aktuell folgende Mengen produziert:

Abbildung 31: Heutige Produktion von Wasserstoff in Deutschland

Gesamt 57 TWh (Hi)

= Dampfreformierung von Erdgas oder Naphtha = Partielle Oxidation von Schwerdl
® Petrochemie: Benzinreforming Petrochemie: Ethylenproduktion
= Sonstige chemische Industrie Chlor-Alkali-Elektrolyse (Chlorproduktion)

= Kohlevergasung (Koksgas)

Quelle (DWV)
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Demgemaf fallt der Uberwiegende Anteil der heute produzierten Wasserstoffmengen als Neben-
produkt an. Einzig die Prozesse der Dampfreformierung und Partiellen Oxidation stellen Prozesse
dar, in denen Wasserstoff als Hauptprodukt produziert wird und die daher méglicherweise sinn-
voll durch strombasierten Wasserstoff ersetzt werden kénnten. Bei der Partiellen Oxidation von
Schwerdl muss allerdings noch die Einschrankung gemacht werden, dass beim Wegfall der
Schwerdlnutzung Umstellungen in den Raffinerien notwendig sind, um dieses Restprodukt der
Mineraldlverarbeitung zu anderen Produkten weiterzuverarbeiten.

Generell hangt eine magliche Substitution von konventionellem Wasserstoff durch strombasier-
ten Wasserstoff auch von den jeweiligen Anwendungsfallen ab. Das folgende Bild zeigt die pro-
zentuale Nutzung von Wasserstoff in Europa und spiegelt auch die Nutzung von Wasserstoff in
Deutschland ungefahr wider:

Abbildung 32: Heutige Nutzung von Wasserstoff in Europa

AN

= Raffinerien
= Dingemittelproduktion
» Chemie (ohne Methanol)
» Chemie (Methanol)
= Stahl-, Metallindustrie
Lebensmittle, Glasindustrie, Kraftwerke, Sonstige

Quelle: Road2HyCom

Der grofite Anteil der Nutzung von Wasserstoff erfolgt in Raffinerien. Wie Abbildung 32 zeigt,
kommt in Raffinerien aber auch Wasserstoff zum Einsatz, der in den Raffinerie-eigenen Prozes-
sen als Nebenprodukt hergestellt wird (Benzinreformierung). Diese Wasserstoffmengen sind da-
her nicht sinnvoll durch strombasierten Wasserstoff zu ersetzen, sondern nur diejenigen Wasser-
stoffmengen, die zusatzlich fur die Raffinerieprozesse hergestellt werden missen (Nettobedarf).

Bei der Nutzung von Wasserstoff in der chemischen Industrie muss die Einschrankung gemacht
werden, dass Wasserstoff dortin vielen Fallen als Bestandteil im Synthesegas genutzt wird. Mit
Synthesegas ist ein Gemisch aus Wasserstoff und Kohlenmonoxid (CO) gemeint, das in der Regel
aus Erdgas oder Naphtha gewonnen wird (Siehe

Abbildung 31 - Dampfreformierung).
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Das im Synthesegas enthaltende Kohlenmonoxid ist fUr einige Prozesse wie beispielsweise die
Methanolsynthese essenziell zur Herstellung des Produktes. Sowohl das Kohlenmonoxid als auch
der Wasserstoff werden in einem ersten Schrittaus Methan (Erdgas) oder Naphtha gewonnen.
Die Aufspaltung dieser Kohlenwasserstoffe unter Hinzugabe von Wasserdampf setzt sowohl das
Kohlenmonoxid als auch molekularen Wasserstoff frei. Bei diesen Prozessen lasst sich der Was-
serstoff nur dann sinnvoll durch strombasierten Wasserstoff substituieren, wenn gleichzeitig eine
alternative Kohlenstoffquelle verflgbar ist.

In der Ammoniakproduktion besteht bei den heutigen Produktionsverfahren ein Netto-
Wasserstoffbedarf. Aus diesem Grund eignet sich die Ammoniaksynthese fir eine Umstellung auf
strombasierten Wasserstoff und wird im Folgenden auch als Baustein méglicher Transformati-
onspfade analysiert.

4.2 Kriterien zur Auswahl der Bausteine

Im Folgenden werden die Kriterien beschrieben, nach denen die Auswahl der einzelnen Bausteine
erfolgte, die flr den Einsatz von strombasierten Energietragern in Frage kommen. Fir alle Bau-
steine wurde ein ambitionierter Hochlauf bis 2030 unterstellt, um obere Werte des Einsatzes an
strombasierten Energietragern der einzelnen Bausteine zu erhalten.

421  Vermiedene Treibhausgasemissionen

Der primare Nutzen im Verbrauch von strombasierten Energietragem liegt in der Verdrangung von
fossilen Energietragen, wodurch eine Reduktion von Treibhausgasemissionen erreicht werden
kann. Fur die dargestellten Bausteine wurde jeweils die mogliche Treibhausgasreduktion ausge-
wiesen. Die Bilanzierung der Treibhausgasemissionen erfolgt dabei nach der Methode der Quel-
lenbilanzierung. Dementsprechend werden Emissionen, die bei der Herstellung der strombasier-
ten Energietrager entstehen, nicht berlcksichtigt. Fur die Herstellung der strombasierten Energie-
trager wurden zwar ausschlief3lich erneuerbare Energien als Strominput angesetzt, dennoch be-
steht die Méglichkeit, dass sich die vorgelagerten Emissionen im Stromsektor erhéhen. Dieser
Fall kann auftreten, wenn die genutzten erneuerbaren Energien in einem gemischten Stromsys-
tem durch fossile Energietrager zur Deckung der Stromnachfrage substituiert werden. Hierdurch
steigen die fossile Stromproduktion und dadurch auch die Gesamtemissionen. Dieser hypotheti-
sche Effekt wird jedoch aufgrund der Quellenbilanzierung nicht bericksichtigt. Perspektivisch
muss sichergestellt werden, dass strombasierte Energietrager auch wirklich mit erneuerbaren
Energien produziert werden, ansonsten ware dies fur die Klimaziele kontraproduktiv.

422  Alternativmaoglichkeiten

Die meisten Bausteine fokussieren sich auf den Einsatz von Wasserstoff, da fur kohlenstoffhalti-
ge Energietrager die Frage einer nachhaltigen Kohlenstoffquelle zu klaren ist. In der langeren
Frist stehen biogene Kohlenstoffe nur begrenzt zur Verfugung, darltber hinaus ist die Nutzung des
bei der Verbrennung entstehenden CO-insbesondere bei dezentraler Nutzung (und Emission),
wie im Verkehr, unwahrscheinlich. Aus diesem Grund wird in Langfristszenarien die Abscheidung
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von COzaus der Luft angenommen, die heute jedoch eine noch sehr teure und mit Unsicherheit
verbundene Technologie darstellt. Deshalb erscheint bis 2030 vor allen Dingen die Nutzung von
Wasserstoff wahrscheinlich. Zudem ist die Elektrolyse eine Schlisseltechnologie, die flr alle
strombasierten Energietragern erforderlich ist.

In den Bausteinen wurde vor allen Dingen auf Verwendungszwecke eingegangen, bei denen es
aus heutiger Sicht nur wenige Technologien zur Treibhausgasreduzierung gibt. Da es beispiels-
weise im Raumwarmebereich mit Warmepumpen bzw. dem Ausbau von Fern-und Nahwarmenet-
zen vielversprechende und 6konomisch wie energetisch deutlich effizientere Alternativen zur En-
denergiebereitstellung gibt, wurde kein Einsatz von strombasierten Energietragern flir den Ver-
wendungszweck Raumwarme angenommen. Das gleiche gilt flr den Einsatz strombasierter Ener-
gietrager im PKW-Verkehr. Hier stellt die Elektromobilitdt ebenfalls eine energetisch effizientere
Alternative dar, die daher volkswirtschaftlich sinnvoll erscheint.32

Daruber hinaus hat beispielsweise die Studie ,Klimapfade fur Deutschland” im Auftrag des BDI
gezeigt, dass der Einsatz von PtX-Energietragern im Vergleich zu direkt elektrischen Alternativen
(z.B. Warmepumpen in Gebauden oder Elektroautos im Verkehr) zu volkswirtschaftlich hbheren
Kosten fiihrt. Im Gebaudesektor ist der Einsatz von PtX in bestehenden Ol- und Gasheizungen
sogar die teuerste untersuchte Alternative. Aus diesem Grund kommen selbstim 95%-Szenario,
mit sehr hohem Klimaschutzniveau, nur sehr geringe Mengen an strombasierten Brennstoffen im
Gebaudesektor zum Einsatz (8 PJ, Power to Gas im Haushaltssektor 2050). Beachtenswert ist
auRerdem, dass dieses Ergebnis in der BDI-Studie unter der Annahme deutlich geringerer PtX-
Kosten als in diesem Projekt ermittelt wurde.

Far die beiden eben genannten Verwendungszwecke gilt zudem, dass aus volkswirtschaftlicher
Perspektive die Gefahr von Lock-In-Effekten (siehe unten) besteht, da es aus heutiger Sicht un-
wahrscheinlich erscheint, den gesamten Bedarf des PKW-Verkehrs und Raumwarmeverbrauchs
mit strombasierten Energietragern treibhausgasneutral zu gestalten. Die benoétigten Mengen
wulrden eine deutliche Zunahme der Energieimportkosten zur Folge haben, da die strombasierten
Energietrager deutlich teurer in der Herstellung sind als ihre fossilen Pendants. Aufgrund von
Restriktionen im Stromsystem ware die inlandische Produktion nur begrenzt méglich.

Neben den beiden genannten Verwendungszwecken auf der Endenergieverbrauchsseite besteht
auch die Moglichkeit, strombasierte Energietragerim Stromsektor (vor allem fur zeitlichen Aus-
gleich und Backup) einzusetzen. Dies ist jedoch in der kurzen bis mittleren Frist kein sinnvoller
Einsatz, da zunachst mit dem Abschalten von Kohlekraftwerken und dem erneuerbaren Ausbau
deutlich glinstigere Emissionsminderungsmafinahmen bestehen. Im Stromsektor sollte bis 2030
daher der Ausbau und die systemische Integration der erneuerbaren Energien Vorrang haben.

423 Kosteneffizienz

Far jeden Baustein erfolgt eine Quantifizierung und Darstellung der entsprechenden Kosten. Der
Kostenbegriff umfasstin dieser Analyse die Differenzkosten zwischen strombasierten Energietra-
gern und fossilen Energietragern sowie die Mehrkosten notwendiger neuer Verbrauchs- und Anla-
genstrukturen. Die Kosten der notwendigen Verteil- und Transportinfrastruktur sind bereits in den
Kosten der Energietrager enthalten und daher ebenfalls bertcksichtigt. Um die Gesamtkosten zu
ermitteln, werden die Differenzkosten je Energieeinheit mit der jeweiligen Menge an strombasier-

32 Der Energieverbrauch und die Vorkettenemissionen der Batterieproduktion nicht miteinberechnet.
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ten Energietragern multipliziert. Neben diesen Kosten wird auch das verminderte Energiesteuer-
aufkommen quantifiziert, das nach dem aktuellen energiesteuerlichen Rahmen ermittelt wurde.
In den Kosten nicht enthalten sind Margen der Energieproduzenten. Wie in Tabelle 13 dargestellt
wurden in der Analyse drei unterschiedliche Falle fir die inlandische Produktion strombasierter
Energietrager angenommen. Fur den ,Wind/PV-Fall“ bleibt zu untersuchen, inwieweit groRere
Potenziale als Inselldsung zur Produktion strombasierter Energietrager in Deutschland zu heben
sind. Dieser Fall wurde in der Kostenbetrachtung daher nicht berlcksichtigt, gleichwohl die Kom-
bination verschiedener erneuerbarer Energien Profile kostenseitig vielversprechend ist. Sofern
durch diesen Fall relevante Mengen produziert werden kdnnen, liegen die dargestellten Kosten
aufgrund des niedrigeren Strombezugspreises im unteren Fall tiefer. Eine detaillierte Auswertung
lieRe sich in weiterfUhrenden Arbeiten anhand von Kosten-Potenzialkurven darstellen, in denen
sowohl die Erzeugungspreise als auch die méglichen Erzeugungsmengen dargestellt werden.

Die Differenzkosten wurden anhand der fossilen Energietragerpreise und Annahmen zu ETS Prei-
sen ermittelt, die im Anhang in Abbildung 35 dargestellt wurden.

Tabelle 13: Verwendete Preise strombasierter Energietrager

Wasserstoff PtL (Kerosin)

Wind Onshore Inselbezug, inkl.  Wind Onshore Inselbezug, inkl. In-
Inselnetzkosten, WACC von 6%, selnetzkosten, WACCvon 6%, 3.000

3.000 VLH VLH, DAC, inkl. Raffineriekosten
Unterer Fall

2025 19,8 Ct 2016/ KWh (Hs) 2025 35,3 Ct 2016/ KWh (HS)

2030 18,4 Ct 2016/ KWh (Hs) 2030 32,7 Ct 2016/ KWh (Hs)

Wind Offshore Inselbezug, inkl. Wind Offshore Inselbezug, inkl. In-

Inselnetzkosten, WACC von 6%, selnetzkosten, WACCvon 6%, 3.500

3.500 VLH VLH, DAC, inkl. Raffineriekosten
Referenz

2025 25,2 Cto01e/KWh (Hs) 2025 51,2 Ct 2016/KWh (Hs)

2030 22,2 Ct 2016/ KWh (Hs) 2030 41,3 Ct 2016/ KWh (Hs)
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EE Netzbezug, inkl. Stromsteuer &
EEG Umlage & Netzentgelte, WACC
von 6%, 4.000 VLH, DAC, inkl. Raffi-

EE Netzbezug, inkl. Stromsteuer
& EEG Umlage & Netzentgelte,

WACC von 6%, 4.000 VLH

Oberer Fall neriekosten
2025 28,3 Ct 2016/ KWh (HS) 2025 57.6 Ct a1/ KWh (HS)
2030 23,2 Ct 2016/ KWh (Hs) 2030 44.7 Ct a1/ KWh (HS)
Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

424 Lock-In-Effekte

In einzelnen Bereichen mdglicher Transformationspfade fur strombasierte Energietrager besteht
aus heutiger Sicht das Risiko von Lock-In-Effekten. Lock-In-Effekte kénnen in Bereichen entste-
hen, in denen eine Infra- oder Versorgungsstruktur besteht oder geschaffen wird, die mit hohen
Fixkosten und langen Abschreibungszeitrdumen verbunden ist. Aufgrund dieser einmal geschaf-
fenen Infrastruktur ist ein Energietragerwechsel nicht oder nur zu relativ hohen Kosten maglich,
obwohl méglicherweise dieser Wechsel volkswirtschaftlich zu Wohlfahrtsgewinnen fihren kénnte.

Ein Beispiel hierfUr ist die Wasserstoffnutzung flr die Erzeugung von Raumwarme durch beste-
hende Gasheizungen. Nach aktuellem Stand gilt eine begrenzte Beimischung von Wasserstoff im
einstelligen Volumenprozentbereich in vielen Netzen als unbedenklich33. Eine genaue Festlegung
auf einen Grenzwert ist jedoch abhangig von den angeschlossenen Verbrauchern. Rein technisch
moglich waren teilweise auch hohere Werte im zweistelligen Prozentbereich, wie Praxistests ge-
zeigt habens34, Vertreter der chemischen Industrie betonen hingegen, dass es Verbraucher gibt,
die sensibel auf eine Erhdhung des Wasserstoffanteils reagieren. Kritische Verbraucher sind nach
dena (2019) Gasturbinen und Erdgastanks, sowie Prozesse, die auf konstante Gasqualitaten
angewiesen sind (z.B. Glas, Keramik). Aus heutiger Sicht ist daher eine eindeutige Festlegung auf
einen exakten Grenzwert fUr Wasserstoff im Erdgasnetz nicht moglich.

Sofern dieser Pfad der zunehmenden Beimischung von Wasserstoff ins Gasnetz demnach be-
schritten wird, misste daher ab einer Uberschreitung der festgelegten Grenzwerte entweder eine
Methanisierung des Wasserstoffs oder ein Austausch der Endgerate erfolgen. Beide Optionen
sind mit Unsicherheiten und relativ hohen Kosten verbunden.

4.3 Bausteine - Verkehr

43.1 Brennstoffzellenziige

Im Schienenverkehr stellt der Einsatz von Ziigen mit Brennstoffzellenantrieb auf nicht elektrifi-
zierten Strecken eine Moglichkeit der Wasserstoffnutzung dar. Aktuell werden knapp 14 PJ Die-

33 nach DVGW Arbeitsblatt 262
34 DVGW Forschungsvorhaben G5/01/12
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selkraftstoff mehrheitlich auf nicht elektrifizierten Bahnstrecken in Deutschland verbraucht. Der
Anteil des GUterverkehrs macht dabei ungeféhr ein Drittel, der des Personenverkehrs ungefahr
zwei Drittel aus. Im Personenverkehr sind aktuell bereits erste Zluge mit Brennstoffzellen im Ein-
satz (Beispiel: Bremervorde - Cuxhaven). Der Einsatz von Brennstoffzellenziigen kann auf beste-
henden Zugstrecken erfolgen, hierfir ist lediglich die Schaffung einer Tankmaoglichkeit an der
Strecke und die Vorhaltung der entsprechenden Wasserstoffmengen notwendig.

Nach Rucksprache mit Herstellern von Brennstoffzellenziigen erachten wir einen Hochlauf von
200 Zigen bis 2030 als umsetzbar. Bis 2025 kdnnen unser Einschatzung nach bereits 100 Zuge
im deutschen Schienennetz zum Einsatz kommen. Die angesetzten 200 Zige bis zum Jahr 2030
entsprechen einem Anteil von rund 15% der heute eingesetzten Dieselloks der Deutschen Bahn
AG (gegenuber der Gesamtzahl an Dieselloks im Bahnverkehr ist der Anteil aufgrund von Privat-
bahnen niedriger).

Kostenseitig ist der Einsatz von Brennstoffzellen bei Zigen interessant, da die Kostenanteile der
Brennstoffzelle im Vergleich zu den Gesamtkosten relativ gering ausfallen. Die Anschaffungskos-
ten fUr einen Brennstoffzellenzug liegen dadurch nur etwa 20% hdéher als bei einem vergleichba-
ren Dieselzug. Dies ist der Fall, weil die Mehrkosten der Brennstoffzelle gegenluber dem Verbren-
nungsmotor im Vergleich zu den Gesamtkosten des Zuges nur einen relativ geringen Teil ausma-
chen. Beiden restlichen Teilen des Zuges kommen bestehende Technologien zum Einsatz, die
antriebsunabhangijg sind. Bei den Energiekosten kommt den Brennstoffzellenziigen zu Gute, dass
der (noch) vergleichsweise teure Wasserstoff mit hoch besteuertem Diesel im Wettbewerb steht.
Aus diesem Grund fallen die Energiemehrkosten des Wasserstoffs fur den Zugbetreiber relativ
moderat aus (2030: 13 Mio. € p.a.), allerdings hat der Offentliche Haushalt mit verminderten
Steuereinnahmen zu rechen (2030: 20 Mio.€ p.a.). Im unteren Fall der Wasserstofferzeugung
liegen die Energiekosten gegenuber Diesel im Jahr 2030 sogar auf vergleichbaren Niveau (- 1
Mio. €).

Aufgrund der vergleichsweisen geringen Mehrkosten sowie dem mengenmaRig begrenzten Ein-
satz erscheint dieser Baustein als erster Schritt einer Strategie fir strombasierte Energjetrager
vielversprechend. Als Méglichkeit der Férderung bietet sich beispielsweise ein Investitionskosten-
zuschuss an, der die Differenz zu Dieselzligen ausgleicht. Um sicherzustellen, dass Wasserstoff,
der aus erneuerbarem Strom produziert wird, zum Einsatz kommt und kein konventionell fossil
basierter Wasserstoff, lieRe sich der Investitionskostenzuschuss mit der Auflage verbinden, nur
strombasierten Wasserstoff in den Zugen zu nutzen. Aktuell besteht bereits eine Férderung des
Bundes, die bisher 40% der Mehrkosten der Zige gegenuber Dieselzligen ausgleicht. Zustandig
hierfur ist das Bundesministerium fur Verkehr. Ein verpflichtender Einsatz stro mbasierten Was-
serstoffs besteht nicht. Ein weiterer Vorteil bei diesem Baustein ist, dass die Zugunternehmen in
der Regel nicht im intensiven Wettbewerb stehen und zunehmend Kriterien wie lokale Emissio-
nen eine Rolle bei Ausschreibungen von neuen Ziigen spielen. AuBerdem ist der Ausbaubedarf an
Tankinfrastruktur verhaltnismaRig gering, da die Betankung der Ziige an den festgelegten Stre-
cken erfolgen kann.

432 Brennstoffzellenbusse

Im Verkehr kann als weiterer Baustein der Einsatz von Brennstoffzellenbussen im 6ffentlichen
Personennahverkehr genutzt werden. Im Nahverkehr stehen Brennstoffzellenbusse als treib-
hausgasarme Alternative im Wettbewerb zu batterieelektrischen Altermnativen. Die Vor- und Nach-
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teile der beiden Alternativen hangen von einer Reihe von Faktoren ab wie Reichweite, Lademog-
lichkeit usw.

In dem hier skizzierten Baustein wird bis 2030 ein Hochlauf auf Gber 5.000 Wasserstoff betrie-
bene Busse im deutschen Nahverkehrangenommen. Die Brennstoffzellenbusse machen damit
bis 2030 einen Anteil von 6 % der Busse im 6ffentlichen Verkehr aus. Diese Busse kommen vor
allen Dingen auf langeren Umlaufen zum Einsatz. Gemafd den fiir den Baustein getroffenen An-
nahmen handelt es sich bei den Bussen nicht um reine Wasserstoffbusse, sondern um Plugin-
Hybrid-Antriebssysteme mit Brennstoffzelle und Batterie, welche auch extern geladen werden
kdnnen. Aktuell gibt es in diesem Bereich viele verschiedene Konfigurationen mit unterschiedli-
chen Batteriegrofen.

Die zusatzlichen Energiekosten in dem hier dargestellten Fall verbleiben trotz stetiger Zunahme
der Bestandsfahrzeuge beirund 50 Millionen Euro zwischen 2025 und 2030. Die Investitionskos-
ten schlagen jedoch weitaus deutlicher zu Buche als bei den Zlgen, da die Gesamtkosten des
Brennstoffzellensystems deutlicher ins Gewicht fallen. Aktuell sind Brennst offzellenbusse noch
mehr als doppelt so teuer wie vergleichbare Dieselbusse. Im Szenario wird von einer deutlichen
Kostendegression bei den Anschaffungskosten von rund 40 % ausgegangen. Dennoch liegen die
Mehrinvestitionen im Vergleich zu Dieselbussen bis 2030 kumuliert bei rund 1,8 Mrd. EUR.

Dieser Baustein stellt ebenfalls eine vielversprechende Moglichkeit des Wasserstoffeinsatzes dar.
Der Einsatz erfolgt in begrenztem Umfang und die Mehrkosten flr Energietrager sind aufgrund
des Vergleichs zu Diesel relativ niedrig. Die notwendigen Investitionen fur die Technologie liegen
jedoch in einer nicht unerheblichen Gréf3enordnung. Hinsichtlich eines méglichen Instrumentes
erscheint ebenfalls eine Forderung als Investitionskostenzuschuss aufgrund der notwendigen
Zusatzinvestitionen als prifenswert. Von Vorteil bei diesem Baustein ist, dass es sich bei regiona-
len Verkehrsbetrieben, die die Busse betreiben, in der Regel um staatliche oder halbstaatliche
Unternehmen handelt. Aus diesem Grund kénnen (umwelt-)politische Vorgaben eine grofRere Rol-
le spielen als bei privatwirtschaftlichen Unternehmen. Emissionskriterien bei Neuausschreibun-
gen von Fahrzeugen spielen ebenfalls bereits eine zunehmende Rolle. Hinzu kommt, dass 6ffent-
liche Busunternehmen in der Regel als staatlich regulierte natlrliche Monopolisten keinem Wett-
bewerb unterliegen und daher preisliche Unterschiede bei den Energiekosten Gegenstand von
politischen Entscheidungen sind. Ein Verlust der Wettbewerbsfahigkeit oder gar eine Verlagerung
der Unternehmensstandorte erscheint daher unwahrscheinlich.

433 Brennstoffzellen-LKW

Ein weiteres potenzielles Einsatzfeld von Wasserstoff im Verkehrssektor stellt der schwere Stra-
Benglterverkehr dar. In dem hier skizzierten Baustein wurde ausschliefllich auf schwere Zugma-
schinen (> 3,5 t zul. Gesamtmasse) fokussiert, da in diesem Bereich der Einsatz von Batteriefahr-
zeugen aufgrund der geringen Energiedichte der Batterie unwahrscheinlich erscheint - die Batte-
rie warde einen erheblichen Teil der Nutzlast verbrauchen.

In dem angenommenen Szenario erfolgt ein Hochlauf bis 2030 auf rund 16 Tsd. Brennstoffzellen-
Sattelzugmaschinen, die damit einen Anteil von rund 8 % ausmachen. Trotz des deutlichen Hoch-
laufs in dem Szenario liegen die energetischen Mehrkosten zwischen 2025 und 2030 relativ
konstant bei knapp 250 Millionen Euro. Die notwendigen Investitionsmehrkosten liegen jedoch
mit 1,8 Mrd. Euro bis 2030 in deutlich héherer Gré3enordnung. Bereits die notwendigen Mehrin-
vestitionen bis 2025 liegen mit rund einer Milliarde Euro relativ hoch. Der Grund hierflr liegt in
den deutlich teureren Brennstoffzellen-Lkw, die aktuell um fast den Faktor 4 teurersind als ver-
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gleichbare Dieselmodelle. Im Szenario wird ein deutliches Absinken der notwendigen Anschaf-
fungskosten unterstellt, dennoch liegen die Anschaffungskosten von Brennstoffzellenfahrzeugen
im Jahr 2030 noch etwa 30 % Uber denen von Dieselfahrzeugen.

Der Baustein der Wasserstoffnutzung beim StrafRenglterverkehr stellt ebenso, wie beim Schie-
nen- und Busverkehr, eine vielversprechende Moglichkeit der Wasserstoffnutzung dar. Allerdings
fallen die notwendigen Investitionskosten im Vergleich zu den beiden anderen Bausteinen deutli-
cher ins Gewicht. Hinzu kommt, dass der Einsatz in der Logistikbranche erfolgt, die stark auf
preisliche Unterschiede reagiert. So musste beispielsweise eine entsprechende Forderung samt-
liche Mehrkosten aufwiegen, um Uberhaupt eine Wirkung zu erzielen, da sonst stets die kosten-
gunstigere fossile Alternative von den privatwirtschaftlichen Unternehmen gewahlit wirde. Bei
diesem Baustein ist zudem zu beachten, dass der Wasserstoffeinsatz im Straflenglterverkehr
das Potenzial hat, eine deutlich grofRere Wasserstoffnachfrage zu generieren als die beiden ers-
ten beschriebenen Bausteine. Sofern gewlinscht, kann daher der Einsatz von Wasserstoff ver-
gleichsweise einfach ausgeweitet werden. Allerdings besteht auch das Risiko, dass bei einer ent-
sprechenden Fehljustierung eines moéglichen Instruments (z.B. einer Férderung), ein unerwinscht
hoher und kostenintensiver Hochlauf eintreten kann. Bei diesem Baustein besteht aus heutiger
Sicht zudem die Konkurrenz zu einem direktelektrischen Oberleitungssystem flir den schweren
Guterverkehr. Dementsprechend birgt eine zu grofie Ausweitung der Brennstoffzellen-LKW die
Gefahr von Lock-In-Effekten, sofern sich das Oberleitungssystem als volkswirtschaftlich sinnvoll
erweist. Aus diesen Grunden sollte der Baustein nicht als prioritarer Schritt in einem Transforma-
tionspfad erfolgen.

434  PtL im Flugverkehr

Ein weiterer Baustein ist der Einsatz von strombasierten flissigen kohlenstoffhaltigen Energietra-
gern (PtL) im Flugverkehr. Aus heutiger Sicht stellt der Einsatz von PtL im Flugverkehr neben (in
der Menge beschrankten) biogenen Energietragern und Effizienz die einzige Moglichkeit der
Treibhausgasreduktion im Flugverkehr dar. Die Klimawirksamkeit des Flugverkehrs entsteht je-
doch nicht nur durch die reinen THG-Emissionen, sondern unter anderem auch durch die Bildung
von Kondensstreifen und Zirruswolken (vgl. UBA 2012). Aus diesem Grund ist selbst bei vollstan-
digem Ersatz des fossilen Kraftstoffes durch klimaneutrale Varianten (biogen oder erneuerbar
strombasiert) nicht mit einer vollstdndigen Treibhausgasneutralitat des Flugverkehrs zu rechnen.
Im hier skizzierten Baustein wird ausschliefllich auf den nationalen Flugverkehr fokussiert, da der
internationale Flugverkehr nicht Teil der nationalen Klimaziele ist.

Far die Herstellung von PtL wird im Gegensatz zum Wasserstoffeinsatz eine Kohlenstoffquelle
bendtigt. Aufgrund der relativ aufwendigen Gewinnung aus der Luft fallen die Gestehungskosten
fur PtL deutlich héher aus als fir strombasierten Wasserstoff. Hinzu kommt, dass Kerosin im
Gegensatz zu Diesel derzeit keiner Besteuerung unterliegt. Aus diesem Grund fallen die zusatzli-
chen Energiekosten dieses Bausteins relativ hoch aus (2030; 3,5 Mrd. €). Allerdings fallen bei
diesem Baustein keine zusatzlichen Investitionskosten auf Verbraucherseite an, da PtL in beste-
henden Maschinen weiter genutzt werden kann.

Bemerkenswertist auch die Gré3enordnung an Elektrolyseuren (6 - 8 GW), die notwendig waren,
um den Bedarf des nationalen Flugverkehrs zu decken. Sie deckt sich ziemlich genau mit der
angebotsseitigen Beschrankung flr die inlandische Produktion von strombasierten Energietra-
gern, die durch das Stromsystem vorgegeben wird. Dementsprechend kdnnte der nationale Flug-
verkehr bis 2030 nur dann vollstandig mit inlandisch erzeugtem PtL versorgt werden, wenn in
keinen weiteren Sektoreninlandisch erzeugte strombasierte Energietrager zum Einsatz kommen.
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Der Baustein ist vor allen Dingen in der langeren Frist notwendig zur Treibhausgasreduktion. Bis
2030 kann der Einsatz aufgrund der inlandischen Stromerzeugungspotenziale nur begrenzt erfol-
gen. Um mit diesem Baustein Erfahrungen zu sammeln und die Kosten zu begrenzen, bestinde
auch die Mdglichkeit, die Beimischung von PtL im nationalen Flugverkehr bis 2030 in geringerem
Umfang vorzunehmen als hier angenommen. Ein mégliches Instrument muisste ausschliefllich die
Energietragerkosten adressieren. Daflr kann der fossile Energietrager (Kerosin) besteuert wer-
den oder synthetisches Kerosin gezielt geférdert werden. Zu beachten sind jedoch bei einer mog-
lichen Instrumentierung die méglichen Verlagerungseffekte, die auftreten kbnnen, sofern ein Ke-
rosinbezug flr die Airlines im Inland mit Mehrkosten gegenliber dem Ausland verbunden ist. Die-
se Effekte hangen von der moglichen Ausgestaltung einer Instrumentierung ab und sollten Ge-

genstand einer genaueren Analyse sein.

4.4 Bausteine - Industrie

441 Raffinerien

Der Einsatz von Wasserstoff in Raffinerien stellt einen vielversprechenden Ansatz in der Industrie
dar. Der Grund hierfur liegt in den groen Mengen an Wasserstoff, die bereits heute in den Raffi-
nerien zum Einsatz kommen, (vgl. Abbildung 32) extra hergestellt werden und sich daher relativ
einfach durch strombasierten Wasserstoff ersetzen lief3en.

Fr den Einsatz von strombasiertem Wasserstoff in Raffinerien besteht bereits ein mogliches
Instrument auf europaischer Ebene, das jedoch noch in die nationale Gesetzgebung umgesetzt

werden muss- die Renewable Energy Directive:

Infobox: Renewable Energy Directive

Die Renewable Energy Directive (RED lI) ist eine Richtlinie, die den Anteil an erneuerba-
ren Energien in der Europaischen Union regelt. Nach der RED Il soll bis 2030 ein Min-
destanteil®s an erneuerbaren Energien von 14% am Endenergieverbrauch des Ver-
kehrssektors erreicht werden. Als Beitrag zur Erreichung dieses Wertes sind allerdings
maximal 7 Prozentpunkte an ,konventionellen“ Biokraftstoffenss zulassig. Die National-
staaten haben die Méglichkeit, diesen Wert bis auf O zu reduzieren, wobei sich der 14%
Mindestanteil am Endenergieverbrauch des Verkehrssektors dann ebenfalls entspre-
chend verringern kann. Dementsprechend kann der 14% Mindestanteil sogar bis auf

35 Bei der Berechnung dieser GréRe stehen im Zahler alle Arten von Energie aus erneuerbaren Quellen des gesamten Verkehrssektors,
im Nenner hingegen nur die Gesamtenergie im Schienen- und Stralenverkehr.

36 Mit konventionellen Biokraftstoffen sind hier Biokraftstoffe und Biogase im Verkehr gemeint, die aus Nahrungs- oder Futtermittel-
pflanzen gewonnen wurden.
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7% absinken, sofern ein Nationalstaat keine konventionellen Biokraftstoffe zulasst.

Innerhalb des Mindestanteils sind die Nationalstaaten dazu verpflichtet, dass fort-
schrittliche Biokraftstoffes? einen Anteil in HOhe von 3,5 Prozentpunkten bis 2030 er-
reichen. Dieser Anteil an fortschrittlichen Biokraftstoffen soll im Jahr 2022 mindestens
0,2% und im Jahr 2025 mindestens 1% am Endenergieverbrauch des Verkehrs ausma-
chen.

Zur Zielerreichung des Mindestanteils kann erneuerbarer Strom mit dem Vierfachen
des Energiegehaltes angerechnet werden. Auerdem kénnen sowohl fortschrittliche
Biokraftstoffe als auch Biokraftstoffe, die aus Altélen oder Speiseresten hergestellt
werden, mit dem Doppelten ihres Energiegehaltes angerechnet werden.

Abbildung 33: Ubersicht zur Erfiillung der RED 11

2-fachanrechnung [~

im StraRenverkehr Biogene Energietrager

auf Basis von

sowie,

1,2-fachanrechnung™ Annex IX Teil B
im Luft- und

Seeverkehr Max 1,7 % am

Mindestanteil bis 2030

4-fachanrechnung

im StraBenverkehr
sowie, —
1,5-

fachanrechnung im
Schienenverkehr -

Strombas. Energietrager und Zwischenprodukte (Wasserstoff in Raffinerien)

Keine explizite Wird mit dem erneuerbaren Stromanteil des Mitgliedslandes gebildet.
Mehrfachanrech
nung 100% bei Direktleitung oder Nachweis des erneuerbaren Strombezugs
L (Herkunftsnachweise ?)
Quelle (Eigene Darstellung) © Prognos AC

Strombasierte Energietrager kénnen nach der RED Il zur Zielerreichung des 14% Wertes
angerechnet werden, die Anreizwirkung fur die betroffenen Akteure hangt jedoch von
einer Reihe von Faktoren ab, die im Folgenden naher erldutert werden:

37 Mit fortschrittlichen Biokraftstoffen sind hier Biokraftstoffe und Biogase im Verkehr gemeint, die imAnhangIX TeilAinder RED Il
aufgeflhrtsind.
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m Nationale Bezugsgrofie und Pénale

In der nationalen Umsetzung wurden bisher die vermiedenen Treibhausgasemissionen
als Bezugsgrofie gewahlt, die die Kraftstoffhersteller einzuhalten hatten. In der RED Il
werden neben dieser Bezugsgréfie noch die Mengen an Energietragern oder der Ener-
giegehalt genannt. In Deutschland besteht aktuell ab dem Jahr 2020 eine Minderungs-
verpflichtung fur die Kraftstoffhersteller von 6 Prozent. Der Referenzwert fir fossile
Energietrager, auf den sich die Emissionen beziehen, liegt bei 94 g CO.eq/MJ. Im Ver-
gleich dazu lag die alte Regelung bei 83,8 g CO.eq/MJ.

In der bisherigen nationalen Gesetzgebung (Bundesimmissionsschutzgesetz) wurde
eine Pdnale von 470 €/t CO.fur die Kraftstoffhersteller festgelegt. Hinsichtlich der An-
reizwirkung fir strombasierte Energietrager ist die Héhe der Pénale relevant, da Werte
unterhalb der Herstellungskosten fur strombasierte Energietrager dazu fihren, dass
keine 6konomische Anreizwirkung besteht. In diesem Fall ware das Zahlen der P6nale
stets gunstiger als strombasierte Energietrager in Verkehr zu bringen. Allerdings besteht
die Méglichkeit, dass die betroffenen Akteure aufgrund von Compliance-Vorschriften

trotzdem die teurere Option wahlen.

m Maximalguote fur konventionelle Biokraftstoffe

Far die Bewertung der Anreizwirkung der RED Il hinsichtlich strombasierter Energietra-
ger kann es eine Rolle spielen, in welcher Hohe ,konventionelle“ Biokraftstoffe zur Er-
fullung des Mindestanteils in der nationalen Umsetzung angerechnet werden durfen
und wie stark sich der Mindestanteil des Verkehrssektors insgesamt reduziert.

Wie bereits erwahnt, kdnnen konventionelle Biokraftstoffe maximal einen Anteil von 7%
am Endenergieverbrauch des Verkehrs ausmachen. Fortschrittliche Biokraftstoffe mus-
sen hingegen bis 2030 einen Anteil von 3,5% ausmachen. Unter der Annahme, dass die
Inverkehrbringung konventioneller Biokraftstoffe die kostenglinstigste Maflnahme zur
Erreichung des Mindestanteils darstellen, verbleibt dann ein Anteil von 3,5% am End-
energieverbrauch des Verkehrs. Fur die Erreichung dieses Anteils besteht neben héhe-
ren Anteilen an Elektromobilitat die Option des Inverkehrbringens weiterer fortschrittli-
cher Biokraftstoffe oder strombasierter Energietrager. Daher besteht zwischen diesen
Optionen Wettbewerb zur Erreichung des Mindestanteils.

m Hochlauf von Elektromobilitat

Far die Erfallung des 14% Mindestanteils in der RED Il ist der Anteil erneuerbaren
Stroms, der bis 2030 im Verkehr zum Einsatz kommt, von zentraler Bedeutung, da er-
neuerbarer Strom vierfach auf den Mindestanteil angerechnet wird. Aktuelle Szenarien
des Energiegesamtsystems flir BMWi bis 2030 zeigen, dass der 14% Mindestanteil bei
Einhaltung der 3,5% Quote fur fortschrittliche Biokraftstoffe und Erreichung des Elekt-
romobilitatsziels der Bundesregierung von 6 Millionen Elektrofahrzeugen bereits nahe-
zu erreicht wird. Fir die Zielerreichung besteht dartber hinaus neben verstarktem Ein-
satz von fortschrittlichen Biokraftstoffen auch die Option von strombasierten Kraftstof-
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fen, welche dann konkurrierende Moglichkeiten zur Zielerreichung darstellen.
m Preise fur Biokraftstoffe

Fir die Akteure der Kraftstoffanbieter, die durch die Mitgliedsstaaten dazu verpflichtet
werden, den Mindestanteil erneuerbarer Energien zu erreichen, stellt sich die (Optimie-
rungs-)Aufgabe der kostengunstigsten Erfullung dieses Ziels. Aus Sicht dieser Akteure
stellt die Beimischung von Biokraftstoffen eine Moglichkeit zur Zielerreichung dar, die
mit der Beimischung strombasierter Energietrager oder dem Einsatz erneuerbaren
Wasserstoffsin Raffinerien konkurriert. Hierbei ist jedoch der Maximalwert an ,konven-
tionellen” Biokraftstoffen zu beachten. In jedem Fall verbleibt fiir die Kraftstoffanbieter
die Moglichkeit, den Mindestanteil durch Inverkehrbringen ,fortschrittlicher” Biokraft-
stoffe zu erfullen. Aus diesem Grund sind die Preise fir Biokraftstoffe fiir eine Abschat-
zung der Anreizwirkung fir strombasierte Energietrager von Bedeutung. Hierbei ist zwi-
schen ,fortschrittlichen® Biokraftstoffen im Anhang IX Teil A und ,konventionellen” Biok-
raftstoffen sowie Biokraftstoffen im Anhang IX Teil B zu unterscheiden.

m Hohe der Anrechnung von strombasierten Kraftstoffen

In der RED Il werden strombasierte Kraftstoffe als Option zur Anrechnung auf die 14 %
Mindestanteil im Verkehr genannt. Es findet sich jedoch keine Stelle, in der explizit eine
Mehrfachanrechnung oder hohere Gewichtung fur strombasierte Energietrager vorge-
sehen ist. Fur eine Analyse der Anreizwirkung ist entscheidend, ob strombasierte Ener-
gietrager in der nationalen Umsetzung mehrfach angerechnet werden kénnen, nach der
europaischen Vorgabe ist jedoch nicht davon auszugehen.

m Berechnungsmethodik zur Wasserstoffanrechnung in Raffinerien

In der RED Il wird Wasserstoff, der aus erneuerbaren Energien in Raffinerien zum Ein-
satz kommt, zur ErfUllung des 14% Mindestanteils im Verkehr angerechnet. Der erneu-
erbare Wasserstoff soll jedoch nicht direkt im Verkehrssektor zum Einsatz kommen,
sondern vorgelagert bei der konventionellen Kraftstoffproduktion im Raffineriesektor.
Der im Kraftstoff enthaltene Kohlenstoff stammt in diesem Fall nach wie vor aus fossi-
len Quellen. Hierdurch ist eine Bestimmung des anrechenbaren erneuerbaren Anteils
im Verkehrssektors nicht eindeutig und muss durch eine eingangs definierte Berech-
nungsmethodik bestimmt werden. Die Anreizwirkung der RED Il fiir den Einsatz erneu-
erbaren Wasserstoffs ist daher unsicher, solange Unklarheit Uber die Berechnungsme-
thodik herrscht. Fur eine genaue Bewertung der Anreizwirkung ist daher die Ausgestal-
tung der Berechnungsmethodik zur Wasserstoffanrechnung erforderlich.

Hinsichtlich der Festlegung der Berechnungsmethodik ist vor allen Dingen zu diskutie-
ren, auf welche Energietrager sich der erneuerbare Anteil des Wasserstoffs bezieht. Die
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folgenden Beispiele sollen diesen Punkt verdeutlichen:

In Raffinerien besteht aktuell ein jahrlicher Nettobedarf an Wasserstoff in der Gro3en-
ordnung von rund 157 kt38. Dieser Bedarf lasst sich Uber strombasierten Wasserstoff,
der Uber erneuerbaren Strom hergestellt wurde, decken. Legt man in einem vereinfach-
ten Ansatz alle Raffinerieprodukte zu Grunde, die nach Energiebilanz in Raffinerien pro-
duziert wurden und rechnet diesen den strombasierten Wasserstoff als 100% erneuer-
bar zu, dann ergibt sich ein erneuerbarer Anteil von rund 0,45% an den Raffineriepro-
dukten.

Bilanziell lieRe sich der Wasserstoff auch nur den Produkten zurechnen, die im Verkehr
verbraucht werden. In diesem Fall steigt der erneuerbare Anteil an den Produkten auf
rund 0,75%.

Sofern bei der nationalen Umsetzung der RED Il weiterhin die vermiedenen Treibhaus-
gasemissionen die Bezugsgrofie darstellen ist festzulegen, in welcher Hohe Treibhaus-
gasemissionen durch den Einsatz von Wasserstoff bei der Kraftstoffherstellung vermie-
den werden. AuRerdem ist zu klaren, welchen Raffinerieprodukten diese vermiedenen
Emissionen zugeschrieben werden.

Anreizwirkung der RED Il fiir strombasierte Energietrager

Wie dargelegt hangt die Anreizwirkung der RED Il fir strombasierte Energietrager an
zahlreichen Parametern und Details, die vor einer nationalen Umsetzung der Richtlinie
nicht eindeutig zu beantworten ist. Aus den gewonnenen Erkenntnissen lassen sich
jedoch einige Schllsse ziehen:

e Aufgrund keiner Mehrfachanrechnung, sowie der Konkurrenz zu Elektromobili-
tat und Biokraftstoffen geht keine Anreizwirkung fur die unmittelbare Nutzung
strombasierter Energietrager im Verkehr aus.

e FEine Anreizwirkung der RED Il hinsichtlich des Einsatzes von strombasiertem
Wasserstoff in Raffinerien ist generell moéglich hangt aber von einer Reihe von
Faktoren ab, die im Folgenden kurz erlautert werden. Hierbei wird zuerst auf die
Sicht der betroffenen Akteure aus der Mineraldlwirtschaft eingegangen. Danach
wird kurz die Wechselwirkung zwischen den Regeln der RED Il und den Hand-
lungsoptionen der Akteure aus der MineralGlwirtschaft diskutiert.

Aligemein besteht fir die Mineraldlwirtschaft erst dann ein Anreiz fossilen Wasserstoff
in Raffinerien groRflachig durch strombasierten Wasserstoff zu ersetzen, wenn hier-
durch wirtschaftliche Vorteile entstehen kénnen. Strombasierter Wasserstoff ist in der
Herstellung jedoch deutlich kostenintensiver als fossil hergestellter Wasserstoff (vg|.
3.12.3). Dadurch erscheint fur die Mineralolindustrie der Einsatz von strombasiertem
Wasserstoff erst dann betriebswirtschaftlich vielversprechend, wenn sich hierdurch z.B.

38 nach LBST 2018

Seite 75



gesetzliche Verpflichtungen, wie sie aus der Umsetzung der RED Il folgen, erflllen las-
sen.

Akteure der Mineraldlwirtschaft stehen durch die Umsetzung der Anrechenbarkeit von
strombasiertem Wasserstoff dann vor der Alternative, entweder biogene Kraftstoffe in
Verkehr zu bringen oder strombasierten Wasserstoff in Raffinerieprozessen einzusetzen
(vgl. Abb. 32). Die Akteure werden sich jedoch nur fur den Einsatz von strombasiertem
Wasserstoff entscheiden, sofern dieser im Vergleich zu der Biokraftstoffbeimischung
die wirtschaftlich glnstigere Alternative darstellt.

Die Anreizwirkung fur den Einsatz von strombasiertem Wasserstoff in Raffinerien ist
umso gréfler, je hdher der Mindestanteil an erneuerbaren Energien nach RED Il gewahlt
wird. Dadurch mussen tendenziell mehr biogene Kraftstoffe in Verkehr gebracht wer-
den. Hierdurch steigt die Nachfrage nach biogenen Kraftstoffen, wodurch eine Preis-
steigerung von biogenen Kraftstoffen zu erwarten ist. Die Alternative des Einsatzes von
strombasiertem Wasserstoff wird hierdurch fur die Akteure der Mineral6lwirtschaft im
Vergleich attraktiver.

Gleichzeitig hangt die Anreizwirkung auch von den Méglichkeiten zur Erfillung des Min-
destanteils durch unterschiedliche Arten von Biokraftstoffen ab. Die Anreizwirkung fur
strombasierten Wasserstoff ist umso hoher, je eher die Verpflichtung aus der RED Il nur
durch fortschrittliche Biokraftstoffe (Biokraftstoffe nach Anhang IX Teil A der RED Il)
oder die Wasserstoffalternative in Raffinerien erflllt werden kann. Da fortschrittliche
Biokraftstoffe hohere Herstellungspreise aufweisen als konventionelle Biokraftstoffe
(aus Nahrungs- und Futtermittelpflanzen), lohnt sich der Einsatz strombasierten Was-
serstoffs in Raffinerien in diesem Fall eher.

Demnach gilt, dass der Anteil an konventionellen Biokraftstoffen méglichst gering und
der Mindestanteil an erneuerbaren Energien in der nationalen Umsetzung der RED Il
maoglichst hoch gewahlt werden sollte, um eine (politisch gewollte) moglichst hohe An-
reizwirkung fir den Einsatz von strombasierten Wasserstoff in Raffinerien zu erzielen. In
der RED Il besteht ebenso die Méglichkeit, den Mindestanteil an erneuerbaren Energien
im Verkehrssektor durch die Anrechnung von erneuerbarer Elektrizitat zu erreichen,
wobei erneuerbare Elektrizitat vierfach auf den Mindestanteil angerechnet wird. Diese
Anrechnung stellt eine sehr gunstige Alternative zur Erreichung des Mindestanteils dar,
da ein steigender Anteil an Elektrofahrzeugen bereits Uber andere Instrumente ange-
reizt wird (Stichwort: Flottengrenzwerte). Inwieweit jedoch die Mineralblindustrie in der
nationalen Umsetzung der RED Il sich elektrischen Strom im Verkehr anrechnen lassen
kann, bzw. hierzu verpflichtet werden kann, ist juristisch ungeklart. Sofern jedoch eine
Anrechnung flr die Mineraldlindustrie umgesetzt wird, ist es notwendig, den Mindestan-
teil der RED Il sehr hoch anzusetzen, um Uberhaupt noch eine mégliche Anreizwirkung
fur strombasierten Wasserstoff zu erhalten. Fir eine Indikation, welchen Einfluss allein
die Elektromobilitat hat, kann der erneuerbare Mindestanteil nach RED |l Berech-
nungsmethodik aus einem aktuellen Prognos Klimazielszenario im Rahmen der NECP-
Berichterstattung herangezogen werden. Dieser Wert, der allein durch den Stromver-
brauch im StraRenverkehr erreicht wird, liegt bei Uber 16%. Der zu Grunde gelegte
Energieverbrauch der Elektromobilitat in dem Szenario wird im Jahr 2030 annahmege-
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mafd durch rund 9,5 Millionen zugelassene Fahrzeuge verursacht.

Im hier unterstellten Szenario wird angenommen, dass bis 2025 der komplette Nettobedarf an
Wasserstoff der Raffinerien durch strombasierten Wasserstoff ersetzt wird. Bis 2030 sinkt der
Wasserstoffbedarf aufgrund des Riuckgangs bei der Herstellung von Mineraldlprodukten ab.

Die dargestellten Mehrkosten beziehen sich zum einen auf die reinen Kosten der Wasserstoffer-
zeugung und zum anderen auf die Vermeidung des Inverkehrbringens biogener Kraftstoffe. Der
Grund hierfur liegt in der Méglichkeit der Anrechenbarkeit von strombasiertem Wasserstoff nach
der Renewable Energy Directive Il, sofern er aus erneuerbaren Quellen hergestellt wurde. Sofern
ebenfalls eine Anrechenbarkeit auf nationaler Ebene erfolgt, hat der Inverkehrbringer von Kraft-
stoffen demnach die Moéglichkeit strombasierten Wasserstoff im Raffinerieprozess einzusetzen.
Hierdurch reduziert sich flir den Inverkehrbringer entsprechend der Anteil an biogenen Kraftstof-
fen, die er in den Markt zu bringen muss.

Anhand der Energiekosten wird deutlich, dass kostenseitig die Méglichkeit der Anrechnung von
strombasiertem Wasserstoff in Raffinerien fr die Inverkehrbringer durchaus vielversprechend
erscheint (- 0,4 bis + 0,2 Mrd. €). Die hohen Einsparungen kommen insbesondere zu Stande,
wenn die Inverkehrbringer relativ teurere biogene Energietrager aus Holzabfallen in Verkehr brin-
gen mussten, diese dann aber durch den Einsatz an strombasierten Wasserstoff nicht zuzukau-
fen brauchen. Sofern keine Méglichkeit der Anrechenbarkeit von erneuerbarem Wasserstoff be-
steht, kommt es zu Mehrkosten, da dann fur den Raffineriebetreiber nur die anfallenden Mehr-
kosten gegenuber konventionell erzeugtem Wasserstoff auftreten (0, 7-0,9 Mrd. €).

Die Anrechnung von strombasiertem Wasserstoff in den Raffinerien hat allerdings zur Folge, dass
es zu Mehremissionen an Treibhausgasen kommt. Der Grund hierfur liegt darin, dass weniger
biogene Kraftstoffe in den Markt gebracht werden und entsprechend héhere Treibhausgasemis-
sionen durch zusatzliche Mineraldlprodukte auftreten, die sonst von biogenen Energietragern
verdrangt wirden. Nach der Quellenbilanzierung wirde der erneuerbare Wasserstoff nicht dem
Verkehrssektor, sondern der Energiewirtschaft, die vom Emissionshandel erfasst ist, gutgeschrie-
ben. Daher ist insbesondere zu beachten, dass diese Mehremissionen im Verkehrssektor anfal-
len, der nicht vom Emissionshandel erfasst ist (Non- ETS Sektor). Die vergleichsweise geringen
Emissionseinsparungen fallen hingegen im ETS Sektor an.

Der Baustein des strombasierten Wasserstoffeinsatzes im Raffineriesektor ist vor allen Dingen
kostenseitig vielversprechend, wenn eine Anrechnung in der nationalen Umsetzung der RED Il
gegeben ist und ein entsprechende Anreizwirkung geschaffen wird. Diese geringen Kosten wer-
den jedoch mit einer Steigerung der Emissionen insgesamt und einer zuséatzlichen Verlagerung
vom ETS-Sektorin den Non-ETS-Sektor ,erkauft”. Spannend fir diesen Strategiebaustein ist al-
lerdings, dass der Einsatz in begrenztem Umfang aber relevanter Gréf3enordnung erfolgt.
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442  Strombasierter Wasserstoff in der Ammoniakproduktion

Eine weitere Einsatzmdéglichkeit fur strombasiertem Wasserstoff in der Industrie stellt die Ammo-
niakproduktion dar. Fir die Umstellung der Produktion auf strombasierte Energietrager wurde
innerhalb dieses Bausteins das Anlagenalter der bestehenden inlandischen Standorte berlck-
sichtigt. Bis 2030 kdnnten so bis zu % der bestehenden Produktionsstatten auf die Nutzung von
strombasiertem Wasserstoff umgestellt werden. HierfUr ware die Produktion von 13 TWh Wasser-
stoff im Jahr notwendig.

Durch diese neuen Produktionskapazitaten fallen Energietragerkosten in Hohe von rund 2,6 Mrd.
€ pro Jahr an. Die Kosten liegen aufgrund der Differenzkosten im Vergleich zu konventionell er-
zeugtem Wasserstoff in hoherer GréfRenordnung als bei den Verkehrsanwendungen, bei denen
Diesel substituiert wird. Der Preis flr konventionellen Wasserstoff steigt bis 2030 zwar aufgrund
steigender Erdgas- und CO»- Preise an, liegt aber im Vergleich zu strombasiertem Wasserstoff
immer noch gunstig. Auf Seiten der Ammoniakproduktion liegen die Investitionen in vergleichba-
rer Hohe zu denjenigen der konventionellen Anlagen, weshalb keine zusatzlichen Investitionen
auf Anlagenseite anfallen.

Bemerkenswert bei diesem Hochlauf ist, dass die fur den Einsatz in der Ammoniakproduktion
bendtigte Menge an Elektrolyseuren bis 2030 in HOhe der angebotsseitigen Beschrankung im
Inland (vgl. Abschnitt 4.5) liegt. Dementsprechend kann bei Umstellung von 34 der jahrlichen
Ammoniakproduktion bis 2030 keine weitere Herstellung von strombasierten Energietragem im
Inland erfolgen.

Dieser Baustein ist vor allen Dingen langfristig interessant, da er fur die Ammoniakproduktion
neben CCS die einzige treibhausgasneutrale Alternative darstellt. Die produzierenden Unterneh-
men stehen jedoch in intensivem internationalem Wettbewerb, weshalb eine Preissteigerung zum
Verlust der Wettbewerbsfahigkeit fuhren kann. Bei moglichen Instrumenten durch den Staat ware

zudem zu prufen, inwieweit beispielsweise eine Forderung beihilferechtlich méglich ist.

443  Wasserstoffeinsatz in der Stahlerzeugung

Eine vor allen Dingen auch langfristig wirkungsvolle Klimaschutzmafinahme in der Industrie stellt
die Nutzung von strombasiertem Wasserstoff in der Stahlerzeugung, genauerin der Roheisen-
produktion, dar. Im hier dargestellten Baustein wurde die Umstellung von zwei mittelgrofen
Hochoéfen frihestens furdas Jahr 2027 unterstellt. Der Grund hierflr liegt daran, dass keine Um-
stellung vor Beendigung der durchschnittlichen Nutzungsdauer der Hochéfen angenommen wur-
de.

Der unterstellte Einsatz von strombasiertem Wasserstoff in der Stahlindustrie machtin diesem
Baustein nur ungefahr 8 % der jahrlichen Stahlproduktion in Deutschland aus. Hierfur wirden
bereits 9 TWh an strombasiertem Wasserstoff bendotigt. Eine vollstandige Umstellung aller Pro-
duktionsanlagen auf strombasierten Wasserstoff wirde demnach ca. 113 TWh an strombasier-
tem Wasserstoff erfordern. Von Seiten des Stromangebots ist diese zusatzliche Menge inlandisch
bis 2030 jedoch nicht produzierbar.

Die angenommenen Umstellungen der Produktion sind sowohl mit deutlichen zusatzlichen Inves-
titionen von rund 1 Mrd. € als auch mit zusatzlichen Energiemehrkosten vonrund 2,1 Mrd. € ge-
genuber der Hochofenroute verbunden. Darin enthalten sind sowohl Kosteneinsparungen durch
nicht bendtigte Emissionszertifikate als auch zuséatzliche Strom- und Investitionskosten durch
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neue Lichtbogendfen. Bei der Prozessumstellung von der Hochofenroute auf Direktreduktionsan-
lagen sind Lichtbogendfen zuséatzlich notwendig, um den durch die Direktreduktion produzierten
Eisenschwamm fUr die weitere Verarbeitung einzuschmelzen. Eisenschwamm muss aufgrund
seiner porésen Beschaffenheit noch eingeschmolzen werden, um Roheisen herzustellen.

Dieser Baustein macht deutlich, dass der Einsatz von strombasiertem Wasserstoff im Stahlsektor
mit erheblichen zusatzlichen Kosten verbunden ist. Zudem stellt die Produktion der bendtigten
Mengen das inlandische Stromsystem vor so grofRe Herausforderungen, dass nur ein geringer
Anteil der Anlagen bis 2030 umgestellt werden kann. Im Vergleich zu beispielsweise dem Ver-
kehrssektor stehen die Unternehmen der Stahlindustrie im internationalen Wettbewerb, weshalb
eine solch erhebliche Kostensteigerung zum Verlust der Wettbewerbsfahigkeit fihren kann. Bei
mdglichen Instrumenten durch den Staat ware zudem zu prifen, inwieweit beispielsweise eine
Foérderung beihilferechtlich méglich ist. Weitere Moglichkeiten ware die Einflhrung einer Quote
fur griinen Stahl und entsprechende Verlagerung der Kosten auf weitere Akteure und/oder die
Einflhrung von Schutzzéllen zum Erhalt der Wettbewerbsfahigkeit.

4.5 Angebotsseitige Beschrankung im Inland

Die von Seiten der Nachfrage dargestellten Bausteine sind hinsichtlich der inlandischen Herstel-
lung jedoch auf der Angebotsseite beschrankt. Die Beschrdnkung besteht vorallen Dingen auf-
grund der begrenzten Erzeugungskapazitat des Stromsystems, die zur Herstellung von stromba-

sierten Energietragern im Inland genutzt werden kann.

Aus Klimaschutzgrinden sollte eine Produktion von strombasierten Energietragern stets aus er-
neuerbar hergestelltem Strom erfolgen. Andernfalls kommt es zu Mehremissionen, da selbst die
modernsten hocheffizienten Gaskraftwerke in Verbindung mit einem Elektrolyseur Uber die Pro-
zesskette einen geringen Wirkungsgrad aufweisen als die direkte Dampfreformierung zur Was-
serstoffherstellung. Aus diesem Grund ist die Angebotsseite vor allen Dingen durch den Zubau an
erneuerbaren Energien beschrankt.

Sofern eine héhere Menge an strombasierten Energietragern nachgefragt wird als das inlandi-
sche Angebot durchs Stromsystem in der Lage ist Gber erneuerbare Energien bereitzustellen,
mussten zur Deckung der Nachfrage Importe erfolgen.

Im inlandischen Stromsystem erscheint aus heutiger Sicht nur eine Erzeugung von 4 bis 6 TWh
an grunem Wasserstoff bis 2025 und von rund 16 TWh grinem Wasserstoff bis 2030 als mach-
bar. Auch sind damit sind bereits erhebliche Anstrengungen im Hinblick auf den Zubau erneuer-
barer Stromerzeugungskapazitaten verbunden. So wurde im hier dargestelliten Szenario ein
durchschnittlicher jahrlicher Zubau an Wind-Onshore-von 4,4 GW, 0,9 GW Wind-Offshore-und
7,2 GW Photovoltaikleistung angenommen.

Sofern bis 2025 héhere Mengen an griunen Wasserstoff in Deutschland erzeugt werdensollen,
wlrde das deutsche Stromsystem deutlich steigende jahrliche Stromimporte bendtigen. Aufgrund
des Umbaus der ausléndischen Kapazitdten (Kohleausstieg, altersbedingte Stilllegungen usw.)
stehen jedoch auch im benachbarten Ausland nicht genligend gesicherte Kapazitaten zur Verfi-
gung, um diese hoheren Importe bis 2025 und 2030 zu gewahrleisten. Zudem ist hierfir ein ent-
sprechender Ausbau der Stromnetze sowie Interkonnektoren erforderlich, was insbesondere kurz-
und mittelfristig ebenfalls nur in einem begrenzten Umfang realisiert werden kann.
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4.6 Zusammenfassung maoglicher Bausteine fur Transformationspfade strombasier-
ter Energietrager

In Tabelle 14 ist eine Ubersicht der Ergebnisse fiir die oben beschriebenen Bausteine dargestellt.
Unter Verwendungszweck finden sich die jeweiligen Bausteine. Eine Darstellung erfolgt jeweils fur
die Jahre 2025 und 2030. Die Spalte GréBenordnung beschreibt, welcher Umfang fur den jewei-
ligen Baustein zum Betrachtungsjahr angenommen wurde. Unter PtX Bedarf wird der hieraus
resultierende jahrliche Verbrauch an strombasierten Energietragern der einzelnen Bausteine dar-
gestellt. Eine Ausnahme bildet die Zeile Angebotsseitige Beschrankung im Inland bei der in dieser
Spalte die inlandisch mogliche Erzeugungsmenge an Wasserstoff angegeben ist. Unter der Spalte
der zusatzlichen Energiemehrkosten ergeben sich die Differenzkosten zu fossilen Energietragern,
wobei sich die Kosten unter Angebotsseitige Beschréankung im Inland wiederum auf die angege-
benen Wasserstoffmengen beziehen. Die Investitionskosten der einzelnen Bausteine ergeben
sich aus den notwendigen Mehrinvestitionen im Vergleich zu bestehenden Verbrauchstechnolo-
gien, wobei sie in kumulierter Form dargestellt sind. Im Bereich der Brennstoffzellenbusse fallen
die Mehrinvestitionen beispielsweise durch die Mehrkosten der Fahrzeuge mit Brennstoffzellen-
technik gegenlber Dieselfahrzeugen an. Die Spalte Energiesteuerdifferenz beschreibt das gerin-
gere Energiesteueraufkommen, welches durch die Nutzung von Wasserstoff gegenlber Diesel in
den einzelnen Verkehrsbausteinen entsteht. Durch die anderen Bausteine erfolgen keine Min-
dereinnahmen bei der Energiesteuer. Die Spalte CO2 Emissionen beschreibt die jahrlichen Diffe-
renzen der Emissionen im Energiesystem insgesamt, welche durch die einzelnen Bausteine aus-
geldst werden. Mit Ausnahme der Raffinerien ist dieser Wert immer negativ, da fossile Energie-
trager eingespart werden kénnen. Im Bereich der Raffinerien besteht jedoch die Moglichkeit ei-
nes Anreizes Uber die RED Il und einer damit verbundenen geringeren Inverkehrbringung von
Biodiesel. In diesem Fall kdnnen die Emissionen im Energiesystem insgesamt steigen. Fur die
Raffinerien ist dieser Wert ebenso angegeben wie fir den Fall, dass ein Ersatz von fossilem Was-
serstoff durch strombasierten ohne Rickwirkungen auf die Inverkehrbringung biogener Kraftstof-
fe stattfindet.
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Tabelle 14: Bausteine fir Transformationspfade strombasierter Energietrager

Verwendungs- Jahr Grofien- PtXBedarf p.a. Zusatzliche Investitionskos-  Energiesteuer- COzEmissionen
zweck ordnung (Hi) Energiekosten p.a. ten differenz (nomi- p.a.
(kumuliert) nal)
. 13 Mio. € . .
Brennstoffzel- 2025 100 Zuge 156 GWh (3 - 19 Mio. €) 87 Mio. € 10 Mio.€ -57 Tsd. t
lenzige . 14 Mio. € . .
2030 200 Zuge 312 GWh (-1 - 17 Mio. €) 169 Mio. € 20 Mio.€ -113Tsd. t
2025 2.954Busse 510 GWh oM 1,1 Mrd. € 31 Mio€ 172Tsd. t
Brennstoffzel- (17- 68 Mio. €)
lenbusse 2030 5.243B 890 GWh 59 Mio. € 1,8 Mrd. € 52 Mio.€ 292 Tsd. t
. usse (16 _ 67 Mio. €) , ra. 10. - Sa.
213 Mio. € )
Brennstoffzel- 2025 8.474 LKW 1,81 TWh (98 - 280 Mio. €) 3,3 Mrd. € 100 Mio.€ - 556 Tsd. t.
len-LKW 255 .
2030 15.919 LKW 3,21 TWh (103 - 285 Mio. €) 6,7 Mrd.€ 176 Mio.€ -981Tsd. t
50% des inl. 1,9 Mrd.€ :
2025 4,7 TWh ’ - - -1,2 Mio. t
PtL im Flugver- Flugverkehrs (1,2 - 2,2 Mrd. €)
kehr 0030 100%desinl oo 3,2 Mrd. € ] ] A Mot
Flugverkehrs ’ (2,4 - 3,5 Mrd. €) ' ’
ggu. Biodiesel: ggu. Biodiesel:
vollst. H2 Netto- : :
2025 bedarf der Raf- 4,8 TWh 268 bis +426 ] i *12Mio.t -
finerien ggu. H2: ggu. fossilem H2:
Raffineri 0,8 -1,3 Mrd.€ -1,4 Mio.t
attinerien ool Biodiesel: ool Biodiesel:
vollst. Hz Netto- “416 bis +222 +1,1 Mio. t
2030 bedarf der Raf- 4,4 TWh . i - - N .
finerien ggl. H2: ggl. fossilem H2:
0,7 - 0,9 Mrd. € -1,2 Mio.t
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2/3 der jahrli-

2,6 Mrd. €

2025 hen Produktion 1 TWN (1,9 - 3 Mrd. €) -3 Mio-t
Ammoniak
3/4 der jahrli- 2,6 Mrd. € .
2030 cnen Produktion 3 TWh (2 - 2,7 Mrd. €) - 3,7 Mio. 1
2025 keine Anlagen - - -
Stahl
zwei Anlagen
(rund 8% der 2,1 Mrd. € .
2030 janriichen pro- 9 TWH (19-24Mrd.€) M€ 5,3 Mio. t
duktion)
2025 : 4-6TWhHz T SE s :
Angebotsseitige s+~ 4,0 Mrd.
Beschrankung
im Inland * %
2030 - ~16 TWh Hp 2 Mrd€ -

2,5-3,6 Mrd. €**

| Quelle (Eigene Darstellung)

* Die angegebenen Werte beziehen sich hier auf dieinléandisch mégliche Wasserstofferzeugung
** Differenzkosten zwischen fossilem und strombasiertem Wasserstoff

© PrognosAG 2019
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4.7 Fazit — Bausteine moglicher Transformationspfade

Abbildung 34: Bausteine mdglicher Transformationspfade

TWh Inlandischer Wasserstoffbedarf und mogliche Herstellung
50 —
|
s ="
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. p . |
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B Ammoniak Stahl mLKW == Begrenzung im Stromsystem
| Quelle (Eigene Darstellung) © PrognosAG 2019

Als erste Schritte flr mogliche Transformationspfade strombasierter Energietrager erscheint vor
allen Dingen der Einsatz in ausgewahlten Bereichen des 6ffentlichen Verkehrs vielversprechend.
In brennstoffzellengetriebenen Zugen und 6ffentlichen Bussen kann ein Einsatz von Wasserstoff
relativ kostenglnstig erfolgen. Die betroffenen, in der Regel staatlichen Unternehmen stehen
nicht im Wettbewerb und sehen sich auch zunehmend umweltpolitischen Vorgaben unterworfen.
Aufgrund der vergleichsweise geringen Energiemehrkosten gegenuber fossilen Energietragern
(vor allem Diesel) bieten sich in diesen Anwendungen beispielsweise Investitionskostenzuschisse
als mogliche Forderinstrumente an. Um strombasierte Energietrager zu unterstitzen, mussten
diese jedoch mit der Auflage zur Nutzung von strombasiertem Wasserstoff (auf Basis zusétzlicher
erneuerbarer Energien) verbunden werden, damit kein konventioneller Wasserstoff zum Einsatz
kommt. Fur Brennstoffzellenziige besteht bereits ein Forderprogramm des Bundes, das hinsicht-
lich strombasierten Wasserstoffs angepasst werden konnte.

Der Einsatz strombasierten Wasserstoffs im Raffineriesektor ist ebenfalls ein weiterer vielver-
sprechender Schritt. In diesem Handlungsfeld besteht mit der RED Il bereits ein Instrument, das
in seiner nationalen Umsetzung fiir eine entsprechende Anreizwirkung sorgen kann. Sofern ein
entsprechender Anreiz Gber die RED Il erfolgt, ist dies jedoch mit steigenden Treibhausgasemissi-
onen im Verkehrssektor verbunden.
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Auf diese moglichen ersten Schritte kann in darauffolgenden Bausteinen der Einsatz in weiteren
Bereichen wie der Ammoniakherstellung oder im Flugverkehr erfolgen. In diesen Fallen missten
mdgliche staatliche Instrumente jedoch die Energiemehrkosten entsprechend adressieren. Zu-
dem musste ein entsprechender Anreiz fir den Einsatz strombasierter Energietrager in diesen
Bereichen erreicht werden, wobei gleichzeitig die Wettbewerbsfahigkeit der betroffenen Unter-
nehmen nicht gefahrdet werden darf. Auflerdem ist die Vereinbarkeit mit nationalen und europai-
schem Wettbewerbsrecht sicherzustellen. Welche Instrumente geeignet sind diese Punkte zu

erfullen sollte Gegenstand weiterer Untersuchungen sein.

Die Stahlproduktion stellt insbesondere langfristig ein wichtiges Einsatzgebiet flir strombasierten
Wasserstoff dar, da die Direktreduktion verbunden mit treibhausgasneutralem Wasserstoffein-
satz die einzige auch langfristig nachhaltige Moglichkeit zur treibhausgasneutralen Stahlerzeu-
gung darstellt. Da die notwendigen Mengen bei Umstellung groRerer Werke jedoch schnell Gro-
Senordnungen annehmen kénnen, die bis 2030 nicht inlandisch produziert werden kénnen, ist
der grof3flachige Einsatz in der Stahlindustrie erst nach 2030 zu empfehlen. Fur mégliche Instru-
mente fur die wettbewerbsintensive Stahlindustrie besteht auch vor dem Hintergrund européi-
scher Beihilfe- und Zollregelungen ebenfalls weiterer Untersuchungsbedarf.

Im schweren Straflenglterverkehr werden aktuell zur Reduktion der THG-Emissionen verschiede-
ne Technologien diskutiert. Fir den schweren und langlaufigen StraRenguterverkehr erfillen die
Energiedichten des batterieelektrischen Antriebs nicht die Anforderungen der Branche. Auch ist
nicht zu erwarten, dass sich dies in Zukunft grundlegend andern wird. Als potenziell THG-neutrale
Antriebsvarianten verbleiben demnach noch der Einsatz von strombasierten oder biogenen Kraft-
stoffen sowie die Option von Oberleitungen auf Autobahnen. Erste Untersuchungen zum Thema
Oberleitungs-Lkw zeigen, dass die Option sowohl energetisch wie auch bezuglich ihrer volkswirt-
schaftlichen Kosten vielversprechend ist. (BDI Klimapfade und FHG ISI (2018)). Die Technik
steckt allerdings noch in den Kinderschuhen und die tatsachliche Realisierbarkeit ist unsicher.
Der Einsatz von strombasierten oder biogenen Energietragern flir den Stralenglterverkehr kann
eine Alternative darstellen. Aus diesem Grund sollte der Einsatz in diesem Bereich - wenn Uber-
haupt - erst nachgelagert erfolgen. Fur eine abschlieBende Bewertung und Gegenuberstellung
von Oberleitungsinfrastrukturen gegentber Brennstoffzellen-Lkw besteht weiterer Forschungsbe-

darf.
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Anhang

Tabelle 15: Falle der Stromgestehungskosten der Elektrolyse (Deutschland)

Erzeugungssystem WACC VLH Nutzung EE 2020 2030 2040 2050
Wind_Onshore_Insel 4% 3.000 94 % 6,0 5,6 5,2 5,0
Wind_Onshore_Insel 5% 3.000 94 % 6,5 6,0 5,6 5,4
Wind_Onshore_Insel 6 % 3.000 94 % 7,0 6,5 6,1 5,8
Wind_Onshore_Insel 4% 4.000 84 % 6,7 6,2 5,8 5,6
Wind_Onshore_Insel 5% 4.000 84 % 7,2 6,7 6,3 6,0
Wind_Onshore_Insel 6 % 4.000 84% 7,8 7,2 6,8 6,5
Wind_Onshore_PV_Insel 4% 4.000 93% 5,4 5,0 4,7 4.5
Wind_Onshore_PV_Insel 5% 4.000 93% 5,9 5,4 5,1 4,9
Wind_Onshore_PV_Insel 6% 4.000 93% 6,3 5,8 55 5,2
Wind_Onshore_PV_Insel 4% 5.000 85% 5,9 5,5 5,1 4,9
Wind_Onshore_PV_Insel 5% 5.000 85% 6,4 5,9 55 53
Wind_Onshore_PV_lInsel 6 % 5.000 85% 6,9 6,4 6,0 5,7
Wind_Offshore_Insel 4% 3.500 97 % 8,5 6,7 6,1 5,8
Wind_Offshore_Insel 5% 3.500 97% 9,1 7,1 6,6 6,2
Wind_Offshore_Insel 6% 3.500 97 % 9,8 7,6 7,0 6,6
Wind_Offshore_Insel 4% 3.750 96 % 8,6 6,8 6,2 5,9
Wind_Offshore_Insel 5% 3.750 96 % 9,3 7,3 6,7 6,3
Wind_Offshore_Insel 6% 3.750 96 % 9,9 7,7 7,2 6,8
Wind_Offshore_Insel 4% 4.000 93% 8,8 7,0 6,4 6,0
Wind_Offshore_Insel 5% 4.000 93% 9,5 7,4 6,9 6,5
Wind_Offshore_Insel 6 % 4.000 93% 10,2 7,9 7.4 6,9
EE_Netzbezug 4% 4.000 100 % 5,6 5,2 4,9 4,7
EE_Netzbezug 5% 4.000 100% 6,0 5,6 5,3 5,1
EE_Netzbezug 6% 4.000 100 % 6,5 6,0 5,7 55
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Tabelle 16: Falle der Stromgestehungskosten der Elektrolyse (MENA)

Erzeugungssystem WACC VLH Nutzung EE 2020 2030 2040 2050

Wind_PV 6 % 3.000 100 % 4,0 3,7 3,4 3,3
Wind_PV 6% 4.000 96 % 4,2 3,8 3,6 3,4
Wind_PV 6 % 5.000 83 % 4,8 4,4 4,1 3,9
Wind_PV 6 % 6.000 65 % 6,1 5,6 5,3 5,0
Wind_PV 8% 3.000 100 % 4,6 4,2 4,0 3,8
Wind_PV 8% 4.000 96 % 4,8 4,4 4,1 3,9
Wind_PV 8% 5.000 83 % 5,5 5,0 4,7 4,5
Wind_PV 8% 6.000 65 % 71 6,5 6,1 5,8
Wind_PV 10 % 3.000 100 % 53 4,8 4,5 4,3
Wind_PV 10 % 4.000 96 % 5,5 5,0 4,7 4,5
Wind_PV 10 % 5.000 83 % 6,3 5,7 5,4 51
Wind_PV 10 % 6.000 65 % 8,1 7,4 6,9 6,6
Wind_PV 12 % 3.000 100 % 5,9 54 51 4,9
Wind_PV 12 % 4.000 96 % 6,2 5,7 53 51
Wind_PV 12 % 5.000 83 % 7,1 6,5 6,1 58
Wind_PV 12 % 6.000 65 % 9,1 8,3 7,8 7,4
PV 6% 3.000 82 % 3,9 3,4 3,1 2,9
PV 6% 4.000 22 % 14,2 12,5 11,6 10,7
PV 8% 3.000 82 % 4,5 3,9 3,6 3,3
PV 8% 4.000 22% 16,5 14,4 13,3 12,3
PV 10 % 3.000 82% 51 4,5 41 3,8
PV 10 % 4.000 22% 19,0 16,5 15,2 14,0
PV 12 % 3.000 82% 5,8 5,0 4,7 4,3
PV 12 % 4.000 22% 21,5 18,6 17,2 15,7
PV_Batterie 6 % 3.000 99 % 4,3 3,7 3,4 3,0
PV_Batterie 6% 4.000 89 % 4,8 4,2 3,8 3,4
PV_Batterie 6 % 5.000 2% 5,9 5,2 4,7 4,2
PV_Batterie 8% 3.000 99 % 5,0 4,3 3,9 3,5
PV_Batterie 8% 4.000 89 % 5,6 4,9 4,4 3,9
PV_Batterie 8% 5.000 2% 6,9 6,0 5,4 4,8
PV_Batterie 10 % 3.000 99 % 5,8 5,0 4,5 4,0
PV_Batterie 10 % 4.000 89 % 6,5 5,6 51 4,5
PV_Batterie 10 % 5.000 2% 8,0 6,9 6,2 5,5
PV_Batterie 12 % 3.000 99 % 6,6 5,7 51 4,5
PV_Batterie 12 % 4.000 89 % 7,4 6,4 5,7 51
PV_Batterie 12 % 5.000 72% 9,1 7,9 7,1 6,3
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Tabelle 17: Investitions- und Betriebskosten der erneuerbaren Stromerzeugung

EE-Stromquelle Kostengrofie Einheit 2020 2030 2040 2050

Wind Onshore Investition EUR 2016/ kW 1.200 1.100 1.050 1.000
Betriebskosten EUR 2016/ kW/a 28 27 24 24

PV Investition EUR 2016/ kW 650 550 500 450
Betriebskosten EUR 2016/ kW/a 12 12 12 12

Batterie Investition EUR 2016/ KW 350 300 250 200
Betriebskosten EUR 2016/ kW/a 0 0 0 0

Wind Offshore Investition EUR 2016/ KW 2.900 2.100 2.000 1.900
Betriebskosten EUR 2016 / kW/a 80 75 65 60

Tabelle 18: Annahmen zu Betriebskosten

Anlage Einheit 2020 2030 2040 2050

AEL %CAPEX 4,0 % 4,0 % 4,0 % 4,0 %

PEMEL %CAPEX 4,0% 4,0 % 4,0% 4,0%

HTEL %CAPEX 4,0 % 4,0% 4,0% 4,0%

Methanisierung %CAPEX 3,5% 3,5% 3,5% 3,5%

Methanolsynthese %CAPEX 4,0% 4,0% 4,0% 4,0%

Fischer-Tropsch-Synthese %CAPEX 4,0% 4,0% 4,0% 4,0%

Wasserstoffspeicher %CAPEX 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%

DAC CO2 %CAPEX 4,0 % 4,0 % 4,0% 4,0%

Seite 87



Tabelle 19: Annahmen zu Vollbenutzungsstunden

Variation unte- Variation obe-

Anlage Einheit 2020 2030 2040 2050 re Bandbreite re Bandbreite
AEL h/a 5.000 5.000 5.000 5.000 +1.000 -1.000
PEMEL h/a 5.000 5.000 5.000 5.000 +1.000 -1.000
HTEL h/a 5.000 5.000 5.000 5.000 +1.000 -1.000
Methanisierung h/a 7.000 7.000 7.000 7.000 +1.000 -1.000
Methanolsynthese h/a 7.000 7.000 7.000 7.000 +1.000 -1.000
FT-Synthese h/a 7.000 7.000 7.000 7.000 +1.000 -1.000
DAC C02 h/a 8.000 8.000 8.000 8.000 +1.000 -1.000

Tabelle 20: Annahmen zu Lebensdauer

Variation unte- Variation obe-

Anlage Einheit 2020 2030 2040 2050 re Bandbreite re Bandbreite
Elektrolyse a 25 25 25 25 +5 -5
Stack a 12,5 125 125 125 45 -5
Methanisierung a 30 30 30 30 +5 -5
Methanolsynthese a 30 30 30 30 +5 -5
FT-Synthese a 30 30 30 30 +5 -5
Wasserstoffspeicher a 30 30 30 30 +5 -5
DAC CO2 a 30 30 30 30 +5 -5
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Tabelle 21: Annahmen zu Wirkungsgraden

Variation Variation

untere obere
Anlage Bezug 2020 2030 2040 2050 Bandbreite Bandbreite
Alkalische (AEL) (HsH2) 68% 68% 69% 70% +3%Punkte  -3%Punkte
Protonenaustauschmembran oy v 799 71%  72%  73%  +3%-Punkte -3 %-Punkte
(PEMEL)
Hochtemperatur (HTEL) (HsH2) 73% 73% 75% 77% +3%Punkte -3 %-Punkte
Mittlerer Wirkungsgrad Gberdrel o) 799, 71%  72%  73%  +3%-Punkte -3 %-Punkte

Elektrolyse-Technologien

Abbildung 35: Annahmen fossile Rohstoffpreise und Emissionshandelspreise

€ 2016 /GJ
25

20

15

10

€ 2016 /t Co2

100
90
80
70
60
50
40
30
20
10

2020 2025 2030

s R 0ONO|

2035

Kraftwerkssteinkohle

Quelle (Annahmen aus dem NECP Vorhaben)

Seite 89

2040

= EUropaische Gas Importe

2045 2050

A CO2

© PrognosAG 2019



Ansprechpartner

Ihre Ansprechpartner bei Prognos

Sven Kreidelmeyer (Projektleitung)
E-Mail: sven.kreidelmeyer@prognos.com

Hans Dambeck
E-Mail: hans.dambeck@prognos.com

Marco Wiinsch
E-Mail: marco.winsch@prognos.com

Dr. Almut Kirchner
E-Mail: almut.kirchner@prognos.com

Seite 90



Impressum

Kosten und Transformationspfade fir strombasierte Energietrager

Endbericht zum Projekt ,,Transformationspfade und regulatorischer Rahmen fiir synthetische
Brennstoffe*

Herausgeber

Prognos AG

St. Alban-Vorstadt 24
4052 Basel

Telefon: +41 61 3273-310
Fax: +41 61 3273-300
E-Mail: info@prognos.com
WWW.prognos.com
twitter.com/prognos_aG

Autoren

Sven Kreidelmeyer (Projektleitung)
Hans Dambeck

Dr. Aimut Kirchner

Marco Wiinsch

Kontakt

Sven.Kreidelmeyer (Projektleitung)
E-Mail: sven.kreidelmeyer@prognos.com

Satz und Layout: Prognos AG
Bildnachweis(e): © iStock.com - Petmal

Stand: Februar 2020
Copyright: 20, Prognos AG

Alle Inhalte dieses Werkes, insbesondere Texte, Abbildungen und Grafiken, sind urheberrechtlich geschtzt. Das Urhe-
berrecht liegt, soweit nicht ausdrucklichanders gekennzeichnet, bei der Prognos AG/ ####. Jede Art der Vervielfalti-
gung, Verbreitung, 6ffentlichen Zuganglichmachung oder andere Nutzung bedarf der ausdrtcklichen, schriftlichen
Zustimmung der Prognos AG/des ####.

Zitate im Sinnevon § 51 UrhG sollen mit folgender Quellenangabe versehen sein: Prognos AG (2020): Transformati-
onspfade und regulatorischer Rahmen fur synthetische Brennstoffe.

Die Aufnahmein den offentlichen Leihverkehr von Bibliotheken bleibt bis zum [bitte Datum TT.MM.JJJJ erganzen] aus-
geschlossen.

Seite 91



