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Abstrakt

Die Energiewende treibt die Dekarbonisierung und Implementierung von regenerativen Quellen in
den Energiesektoren Strom, Warme und Gas voran. Die fluktuierende Natur von regenerativen
Energieerzeugern Ubertragt sich in die jeweiligen Energienetze und fihrt zu steigenden
Abweichungen zwischen Erzeugung und Bedarf. Ein erzeugter Stromuberschuss geféhrdet die
Stromnetzstabilitdt und muss daher mit Regelenergie ausgeglichen oder abgeregelt werden.
Stromspeicher oder die Netzkopplung mit Power-to-Methane kdnnen als negative Regelenergie in der
Netzstabilisierung einen potenziellen Beitrag leisten und durch ihre Nutzung den Ausnutzungsgrad
des erneuerbaren Erzeugungspotenzials steigern. Im Rahmen der Forschungsarbeit wird der Ansatz
der Energiezellensimulation mit dem Ziel verwendet, die Komplexitdt einer bestehenden
Energiegemeinschaft abzubilden und die Implementierung von Energiespeichern und -wandlern zu
untersuchen. Hierfur wird in zwei deutschen Landkreisen das regionale Energieerzeugungspotenzial
mit dem vorliegenden Energiebedarf in Abhangigkeit der Netzkopplung von Strom, Wérme und Gas
mithilfe von Geodaten analysiert und der Einsatz von Speicher- oder Wandlungstechnologien
evaluiert. Dies liefert detaillierte Einblicke in die bestehenden Abhédngigkeiten zwischen
Energieverbrauchern und -erzeugern. Das aus der Energiezellensimulation ermittelte
Stromiberschusspotenzial wird im  Zusammenhang mit  gasbefeuerten  Kraft-Warme-
Kopplungsanlagen fur Fernwéarme und auf die Wetterabhangigkeit von Photovoltaikstrom untersucht
und die Verwertbarkeit des Potenzials durch Power-to-Methane und Batterie evaluiert. Es zeigt sich,
dass Uberschussiges Strompotenzial auch in windschwachen Regionen bereits vorhanden ist und von
verschiedenen Einflussfaktoren wie Kraft-Warme-Kopplung abhéngt. Daher ist die Betrachtung der
unterschiedlichen Netze notwendig, um die Komplexitat der Netzkopplung mit Power-to-Methane
richtig abzubilden. Power-to-Methane stellt sich in diesem Zusammenhang als eine effiziente
Technologie dar, um schnell groRe Kapazitdten fur negative Regelenergie bereitzustellen und
zusatzlich erneuerbares Methan zu produzieren. Die untersuchten Zukunftsszenarien zeigen, dass der
regional geplante Ausbau von erneuerbaren Energien die zukiinftigen Stromuberschusspotenziale
weiter erhoht und sich dies positiv auf die Power-to-Methane Auslastung auswirkt. Die Ergebnisse
dieser Arbeit stellen eine differenzierte Analyse von Laufzeit, Kosten und Ertrag von Power-to-
Methane mithilfe der im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Berechnungsalgorithmen zur optimierten
Auslegung der Kapazitat dar, die durch den methodischen Ansatz auf eine Vielzahl von Energiezellen

Ubertragen werden kann.
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1. Einleitung

Nach Angaben des Zwischenstaatlichen Ausschusses fiir Klima&nderungen (IPCC) steht der Welt nur
ein begrenzter COzAusstoR zur Verfigung (Hornberg et al. 2020), um das globale Ziel der
Begrenzung des maximalen Temperaturanstiegs auf 1,5 °C zu erreichen. Aus diesem Grund haben
sich Lander weltweit verpflichtet, ihre Treibhausgasemissionen zu reduzieren. Deutschland hat sich
zum Ziel gesetzt, bis 2045 CO.-Neutralitat zu erreichen. Seit 1990 wurde in Deutschland bereits eine
CO.-AusstoBreduktion von 40,8 % erreicht (Bundesregierung 2021). Um die zur Erfiillung des Ziels
noch zu leistende Reduktion zu gewahrleisten, miissen die Anstrengungen weiter intensiviert werden.
Dies kann nur durch den weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien, der Energienetze und von

Speichersystemen erreicht werden.

1.1 Motivation und Problemstellung

Die Erzeugung von erneuerbarem Strom in der EU wurde zwischen 1990 und 2020 um 761 TWh auf
1.081 TWh im Jahr 2020 erhoht. Dies entspricht 39 % der gesamten Bruttostromerzeugung ohne die
Nettoimporte in die EU. Der Bruttostromverbrauch ergibt sich aus der Bruttostromerzeugung und der
Verrechnung von Import und Export. Der Bruttostromverbrauch lag 2020 bei 2.804,5 TWh (BMWi
2021). Abbildung 1 zeigt links die Aufteilung der Bruttostromerzeugung auf die verschiedenen
Erzeuger und rechts die Aufteilung des dazugehdérigen erneuerbaren Anteiles in der EU im Jahr 2020
(BMWi 2021).

Anteile in Prozent
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Abbildung 1.1: Bruttostromerzeugung in der EU im Jahr 2020 (BMWi 2021)



Im Vergleich hierzu lag Deutschland im Jahr 2020 bei einem erneuerbaren Anteil in der
Bruttostromerzeugung von 45,3 % (Abbildung 1.2). Im Jahr 2021 war dieser erneuerbare Anteil
ricklaufig und fiel auf 41,1 %.

Erneuerbare Energien: Anteile in den Sektoren Strom, Warme und Verkehr
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Abbildung 1.2: EE-Anteil in Deutschland in den Netzen Strom, Warme und Verkehr (Lewicki 2022)

Abbildung 1.2 zeigt, dass der deutsche Stromsektor im Vergleich zu den Sektoren Warme und
Verkehr mit dem Ausbau von Photovoltaik (PV) und Windkraftanlagen mit 41,1 % den groRten
Zuwachs an erneuerbarer Energie (EE) erreichen konnte. Der deutsche Warmesektor konnte den
Anteil erneuerbarer Energie bis 2021 auf 16,5 % erhohen. Der deutsche Verkehrssektor hat seinen
erneuerbaren Anteil mit der Einfuhrung des Biokraftstoffquotengesetz 2006, welches einen
Mindestanteil von Biokraftstoffen vorschreibt, und der Subventionierung von Elektrofahrzeugen bis
2021 auf 6,8 % erhoht.

Da die Sektoren Warme und Verkehr bei der Integration von EE deutlich zuriickliegen, miissen diese
entsprechend stérker unterstutzt werden. Der Wandel im Verkehrssektor ist mit der Einfiihrung von
Biokraftstoffen gestartet und mit den technologischen Fortschritten bei der Batterieentwicklung kdnnte
in den nachsten Jahren der EE-Anteil durch Elektrofahrzeuge erhoht werden. Eine Elektrifizierung ist
aber nicht fur jeden Verkehrsteilnehmer moglich, daher werden weitere Optionen beispielsweise fur
den Schwerlastverkehr benétigt (Brindlinger et al. 2018). Eine Option stellt dabei die Netzkopplung
Uber Power-to-Fuel dar, welche es ermdglicht, aus erneuerbarem Strom synthetische Kraftstoffe fir
den Verkehrssektor zu produzieren. Bei gasférmigen Kraftstoffen spricht man von Power-to-Gas, z.B.
Wasserstoff oder Methan fiir CNG (verdichtetes Erdgas) oder LNG (verflissigtes Erdgas), bei

flussigen Kraftstoffen von Power-to-Liquid, z.B. Methanol.



Einleitung

Im Warmesektor werden unterschiedliche Strategien zur weiteren EE-Einbindung verwendet. Zum
einen wird auf Energieeinsparungen durch Gebdudesanierung mit Dammung gesetzt, zum anderen
werden fossile Energieerzeuger, wie Ol oder Erdgas, durch andere Energietrager ersetzt, z.B. durch
Biomasse oder Biogas. AuBlerdem wurde der ,,Modal Switch® (DVGW 2019) unterstiitzt, welcher die
Umstellung auf Gberwiegend dezentrale Strukturen im Warmesektor, z.B. auf Warmepumpen, und die
Sanierung und Optimierung dezentraler Heizungsanlangen bezeichnet. Neben den dezentralen
Heizungssystemen spielt die Fernwérme weiter eine wichtige Rolle, da diese es ermdglicht, die
Abwarme von Netzkopplungstechnologien, z.B. Kraft-Wérme-Kopplung (KWK) oder Power-to-
Methane (PtM), nutzbar zu machen (Thema, Bauer, and Sterner 2019; Graf, Krajete, and Schmack
2014; GOtz et al. 2016b; Morgenthaler et al. 2020; Gotz et al. 2016b).

Jedoch flhrt der fiir die Energiewende erforderliche zunehmende Ausbau von EE zu verschiedenen
Problemen im Stromnetz. Das groRte Problem stellt dabei die hohe Stromproduktion von
fluktuierenden EE Systemen wie PV oder Windanlagen bei gilinstigen Wetterlagen bei gleichzeitiger
geringer regionaler Nachfrage dar. Diese Uberproduktion fiihrt zu einem ortlichen Stromuberschuss,
welcher durch Uberregionale Netze zu anderen Stromsenken transportiert werden muss, oder wenn
dies nicht moglich ist, zum Schutz der Netze durch Abschaltung konventioneller Kraftwerke
abgeregelt werden muss (Bundesnetzagentur 2019). Aufgrund des Uberangebots an Strom kann

dessen Borsenpreis so weit sinken, dass mitunter negative Strompreise entstehen.

Fur die Vorhersage von Stromuberschiissen und deren potenzieller Nutzung durch die Platzierung von
Speichertechnologien im Stromnetz missen komplexe Netzsimulationen auf lokaler Verteilebene
durchgefuhrt werden. Dies erfordert jedoch ein erhebliches MalR an Wissen Uber den zu
modellierenden Bereich und spezifische Simulationswerkzeuge, welche die grofRen Datenmengen
handhaben kdnnen (Heendeniya, Sumper, and Eicker 2020). Aufgrund dessen wird die Simulation von
Energiesystemen ublicherweise auf einige wenige industrielle Prozesse oder Gebéude innerhalb eines
Energienetzabschnittes beschréinkt. Bei der Untersuchung von lberregionalen Ubertragungsnetzen auf
Stromiberschusspotenzial (SUP) erfolgt die Netzsimulation auf der Ebene ganzer Regionen oder
Lander auf der Grundlage von zusammengefasster Nachfrage und Erzeugung (Kriechbaum, Scheiber,
and Kienberger 2018). Eine solche Untersuchung liefert allerdings keine Identifikation wvon

Speicherstandorten und deren Qualitét.
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1.2 Aufbau und Zielsetzung

Der Schwerpunkt dieser Forschungsarbeit liegt in der Simulation von o&rtlich begrenzten
Energienetzen zum Abgleich von Energieverbrauch und Energieerzeugung zur Analyse von
Stromiberschusspotenzial (SUP). Als StromUlberschusspotenzial wird eine Stromerzeugungskapazitat
bezeichnet, welche Strom produzieren koénnte, aber aufgrund von bereits ausreichend vorhandenem
Strom regional nicht genutzt wird. Dieses SUP wird auf die Verwertbarkeit durch
Speichertechnologien, wie Batterie und Power-to-Methane (PtM) Anlagen, im Rahmen der
Netzkopplung hin untersucht. PtM wird als negative Regelenergie betrachtet, um Uberlastungen im
Netz entgegenzuwirken. PtM bietet dabei neben der Produktion von erneuerbarem Methan auch die
Maoglichkeit der Abwéarmenutzung in Fernwédrmenetzen. Diese Netzkopplung erlaubt im
Zusammenspiel mit Kraft-Warme-Kopplungsanlagen (KWK) eine Einsparung von fossilem Erdgas
und soll zusétzlich eine erleichterte Integration von erneuerbaren Energiequellen in Energienetze
erzielen. Dieser Einfluss von PtM auf die Netzkopplung soll am Beispiel von zwei deutschen

Regionen evaluiert werden.

Hierfur werden im ersten Schritt die zu untersuchenden Regionen als Energiezellen definiert und die
Energiefliisse untersucht. In Zusammenarbeit mit regionalen Stadtwerken und Firmen werden reale
Daten zu Strom-, Wéarme- und Gasverbrauch erarbeitet. Mit diesen Daten wird im zweiten Schritt ein
Modell mit verschiedenen Verbrauchs- und Erzeugungslastprofilen entwickelt, angewendet und mit
Standardlastprofilen verglichen. Ziel der folgenden Energiesimulation aller in den Regionen
verfligbaren Energieverbraucher und -erzeuger ist es, das SUP zu ermitteln. In Kombination mit den
Speichertechnologien Batterie und PtM kann der Verwertungsgrad des SUP ermittelt werden. Das
Modell optimiert dabei den Einsatz von Technologien hinsichtlich der technologischen
Gestehungskosten, woraus sich Riickschliisse auf wirtschaftlich vertretbare
Technologiedimensionierungen ziehen lassen. AbschlieBend wird durch die Untersuchung von
potenziellen zukinftigen Ausbauszenarien ihre Auswirkung auf die Reduktion von fossilem
Erdgasbezug durch die Nutzung von PtM dargestellt. Mit diesen Untersuchungen kénnen regionale
Abschétzungen zum zukiinftigen Erreichen von Energieautarkien oder Umweltzielen getroffen

werden.



Einleitung

Der Aufbau und die Zielsetzung der Forschungsarbeit lassen sich folgendermalien zusammenfassen:

1. Definition der drtlichen Dimension und Datenauflésung.

2. Entwicklung von Algorithmen zur Klassifizierung von Verbrauchern auf Basis von
Standardlastprofilen und lokalem Energiebedarf.

3. Entwicklung von Berechnungsalgorithmen zur Modellierung von Energiesystemen auf Basis
erhobener Daten zur regionalen Energieerzeugung und Sicherstellung von Ubertragbarkeit auf
andere Regionen zur Identifizierung von Stromuberschusspotenzial.

4. Entwicklung eines einfach parametrierbaren Power-to-Methane Simulationsmodells, das in
Kombination mit einem Batteriemodell auf die VVerwertbarkeit von Stromiiberschuss hin
evaluiert wird.

5. Durchfiihrung einer Sensitivitdtsanalyse zur Evaluierung von Einfllissen auf PtM Parameter.

6. Darstellung von moéglichen regionalen Entwicklungsszenarien zur Untersuchung des

zukunftigen Stromuberschusspotenzials und dessen Verwertbarkeit durch PtM.

1.3 Struktur

Die Forschungsarbeit ist in vier Kapitel untergliedert. In Kapitel 2 wird die Analyse von Energiezellen
dargelegt, indem zuerst die Begrifflichkeiten definiert und dann auf Basis der Literatur auf die
Energiebedarfsermittlung und Energieproduktion im Rahmen der Energienetze eingegangen wird, was
die Grundlage dieser Arbeit darstellt. Hier werden abschlieBend die Grundlagen der
Energiesystemmodellierung dargestellt. In Kapitel 3 wird die Methodik der Energiezellensimulation
und ihre bendtigten Eingangsparameter beschrieben. Dabei wird in den Unterpunkten 3.1 und 3.2 auf
die gewahlten geografischen Dimensionen, die Datenerhebung zu Energieverbrauch und -erzeugung,
sowie die Algorithmen-Entwicklung in Bezug auf die Geb&dudeklassifizierung im Rahmen der Open-
Street-Map (OSM) Datenerhebung eingegangen. Im Punkt 3.3 wird die Erstellung des
Simulationsrahmen mit Calliope und die Implementierung von PtM als negative Regelenergie
erlautert. Die folgende Auswertung wird im Kontext von verschiedenen verwendeten Lastprofilen in
Bezug auf die zwei Regionen in Zusammenhang mit den vorliegenden Limitierungen diskutiert. Unter
3.4 wird, auf Basis der unter 3.3 gefuihrten Diskussion, ein fiir die PtM Analyse optimiertes Modell
entwickelt und angewendet. Die Auswertung des neuen Modells wird mit den unter 3.3 dargestellten
Ergebnissen verglichen und diskutiert. AbschlieBend werden unter Punkt 3.5 die in Straubing
vorliegenden erneuerbaren Ausbaupotenziale aufgezeigt und mit dem neuen Modell in zwei
Zukunftsprojektionen auf eine Erhéhung des Stromiberschusspotenzials in Relation zur PtM

Auswertung verschiedener Kapazitaten hin geprift. In Kapitel 4 erfolgt ein abschlieRendes Fazit.
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2. Analyse von Energiesystemen in Energiezellen

Im Zuge der weltweiten Bemiihungen die Energiewende voranzutreiben, werden immer mehr
erneuerbare Energieerzeuger in die Energienetze eingebunden. In Deutschland wird dieser aus
hauptséchlich fluktuierenden Quellen bestehende Anteil sich Uber die ndchsten Jahre weiter steigern,
um das deutsche Ziel der CO,-Neutralitat bis 2045 zu erreichen. Erneuerbare Energieerzeuger wie PV
oder Windkraftanlagen wirken sich aufgrund der witterungsbedingt schwankenden Stromerzeugung
auf die lokalen Energienetze aus. Diese Auswirkungen werden durch die Analyse von
Energiesystemen und deren beteiligte Energieerzeuger und -verbraucher, sowie Energiespeicher
untersucht. Um diese Schwankungen auszugleichen, spielen Energiespeicher und -wandler eine grofie
Rolle. In der Literatur existieren bereits Untersuchungen und Analysen von Energiesystemen in Bezug
auf Energiespeicher. Im Feld der Energiewandler wie Power-to-Methane existiert noch ein groBRer
Forschungsbedarf hinsichtlich des Einflusses auf Energienetze durch die Kopplung von Strom-, Gas-

und Warmenetzen.

In diesem Kapitel werden die Bestandteile der Energiesystemanalyse untersucht. Hierflir wird unter
2.1 der Begriff der Energiezelle definiert, welcher den geografischen Raum, definiert unter 2.2, mit
der lokalen Energiebilanz kombiniert. Fir die Energiebilanz wird unter 2.3 zuerst auf die
Madglichkeiten der Energiebedarfsermittlung eingegangen und darauf, wie Netzbetreiber den lokalen
Bedarf schatzen. In 2.4 werden die Energienetze und ihre jeweilige Speisung aus verschiedenen
Erzeugertechnologien betrachtet. Kern der detaillierten Betrachtung ist es, den Einfluss von PtM auf
Energienetze zu untersuchen. Dafur wird unter 2.5 auf die Grundlagen der Energiesystemmodellierung

eingegangen.

2.1 Definition Energiezelle

Eine Energiezelle ist definiert als ein von einem geografischen Raum abgegrenztes und gleichzeitig
Uber rdumliche Schnittstellen verbundenes System aus Komponenten einer Energieinfrastruktur (1)
verschiedener Energieformen (2), deren Funktionen ein Zellenmanagement (3) mit Optimierung von
Angebot und Nachfrage im System uber alle vorhandenen Energieformen in Verbindung mit dem
Austausch von Energie, Stoffen und Informationen zu physikalischen und virtuellen Nachbarzellen (4)
ermoglichen (Huber et al. 2020).



Analyse von Energiesystemen in Energiezellen

1. Energieinfrastruktur umfasst alle Komponenten, die zur Wandlung von Energie, zu deren
Transport und Verteilung sowie zu ihrer Speicherung eingesetzt werden.

2. Energieformen umfassen u.a. Strom, Gas, Warme und Energietrager fiir Mobilitat

3. Zellmanagement beschreibt die Optimierung zur Bedarfsabdeckung tber Energiebilanzen
inner- und auBerhalb der Zelle

4. Zellen kénnen zu einem umfassenden Zellverbund zusammengefasst werden. Es gibt tber-

und unterlagerte Zellstufen.

Der geografische Raum ist in der GroRe variabel und kann im kleinsten System zum Beispiel einen
Haushalt darstellen. Es kénnen auch ganze Lénder oder Kontinente dargestellt werden (Tréndle et al.
2020). Jeder Teilnehmer wird Uber Energiebedarfs- oder Energieproduktionsprofile klassifiziert. Diese
Lastprofile sind starken lokalen Rahmenbedingungen unterworfen. Diese Bedingungen kénnen nur

erfasst werden, wenn eine geografische Systemgrenze klar definiert wird.
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Abbildung 2.1: Darstellung von Energiezellen

In Abbildung 2.1 sind zwei beispielhafte Energiezellen dargestellt. Die geografische Systemgrenze ist
als Hexagon dargestellt. Mit dieser Form kann ein Gebiet zwar flachendeckend einheitlich betrachtet
werden, doch in der Realitét sind abgeschlossene Energienetze historisch anders aufgebaut. Oft richtet
sich der Aufbau nach geografischen Entwicklungen in Distrikten, Gemeinden oder Stddten. Daher
wird in der Literatur der Aufbau der geografischen Eingrenzung der Energiezellen auch auf solche
Grenzen bezogen (Alhamwi et al. 2019; Bauer et al. 2022). Bei der Betrachtung von einzelnen

Sektoren wie Strom oder Gas gibt es fir die Netzbetreiber die Mdglichkeit Bilanzkreise zu erstellen,



um so in sich gultige Bilanzierungen zu Energieabrechnungszwecken vornehmen zu kdnnen

(Bundesnetzagentur 2022). Diese Bilanzkreise kénnen ebenfalls als Energiezellen definiert werden.

Innerhalb der Energiezelle sind dann alle Verbraucher zu identifizieren, um einen zu deckenden
Gesamtbedarf zu ermitteln. Verbraucher bestehen zum Beispiel aus privaten Haushalten oder
Industrie. Diese weisen sehr unterschiedliche Bedarfsprofile aus, was sich je nach Skalierung der Zelle
unterschiedlich stark auf das Lastprofil der Zelle auswirkt. Dieses Bedarfslastprofil unterliegt regional
starken Schwankungen bezliglich der unterschiedlichen angesiedelten Industrieverbrauchern (Valdes
et al. 2020).

Diese Bedarfsschwankungen miissen von der lokalen Energieerzeugung abgedeckt werden. Wenn dies
nicht moglich ist, muss auf verfligbare Energie in Uberregionalen Strom- und Gasnetzen
zuriickgegriffen werden (Abbildung 2.1). Uber StraRe oder Schiene kann ebenfalls Energie zu
Verbrauchern transportiert werden, z.B. (ber Flissiggastransporte. In einer Zelle kdnnen
unterschiedliche Stromerzeuger zur Verfigung stehen. Die Bandbreite reicht von Erzeugern
erneuerbarer Energie, wie PV oder Wasserkraft, bis zu mit Biomasse/-gas oder fossil betriebenen
KWK-Anlagen. Durch die Schwankungen in Bedarf und Erzeugung gibt es Zeiten, in denen die
Energiezelle einen bilanziellen Stromiberschuss produziert oder ein Stromdefizit ausweist. So besteht
beispielsweise die Mdglichkeit, dass zu Zeiten von wenig Wind die rechte Energiezelle in Abbildung
2.1 ein Stromdefizit aufweist und auf zusétzlichen Strom von auBerhalb angewiesen ist. Dieser Strom
konnte durch die Wasserkraft der angrenzenden Zelle zur Verfligung gestellt und somit dieses Defizit
ausgeglichen werden. Neben diesem Uberregionalen Ausgleich der Zellen kann der Ausgleich auch

innerhalb der Zelle durch Energiespeicher erfolgen (Alhamwi et al. 2019).

Die Verbindung zwischen den Zellen kann Uber das Strom-, Gas- und Fernwarmenetz erfolgen. Bei
grolRen Zellen kann das Fernwarmenetz auch komplett innerhalb dieser liegen und keine Verbindung
mehr zur Nachbarzelle aufweisen. Da vieles von der gewahlten ZellgréRe abhangt, wird im néchsten

Punkt n&her auf den geografischen Raum eingegangen.



Analyse von Energiesystemen in Energiezellen

2.2 Definition geografischer Raum

Der geografische Raum ist nicht festgelegt und kann fur die Betrachtung einer Energiezelle
grundsétzlich frei dimensioniert werden. Der geografische Raum beschreibt die zu untersuchende

geografische Flache und legt die Systemgrenze fest.

Ob aber ein ganzes Land, ein Distrikt oder auch nur ein Stadtteil untersucht wird, hangt von den zu
untersuchenden Parametern ab. Trondle et al. (Trondle et al. 2020) untersuchen in ihrer Studie die
Kriterien fr eine ganzheitliche erneuerbare Stromversorgung in Europa. Alhamwi et al. (Alhamwi et
al. 2019) betrachten in ihrer Studie die Netzverbindungen einer in unterschiedliche Bereiche
aufgeteilten Stadt und wie diese Bereiche untereinander Energie austauschen. Neben der Betrachtung
von Energienetzen werden in der Literatur auch Speichersysteme untersucht. So wird von Zugschwert
(Zugschwert 2022) die Platzierung von Batteriespeichern im Niederspannungsnetz untersucht. Die
Grofe des untersuchten Gebiets umfasst einen am Transformator zusammenlaufenden
Niederspannungsnetzabschnitt. Morgenthaler et al. (Morgenthaler et al. 2020) untersuchen die
Verwendung von PtM bis 100 kW in einem Distrikt in den Niederlanden und einem in Spanien.

Diese Studien zeigen bereits die ganze Bandbreite des geografischen Raumes, die bei
Energiesystembetrachtungen mdglich sind. Wenn sich die Untersuchung auf die Analyse und
Platzierung von PtM konzentriert, muss der geografische Raum einerseits so klein sein, dass ein
mdglicher Standort flir eine Platzierung abgeleitet werden kann, andererseits aber auch so grof sein,

dass geniigend Einsatzpotenzial vorliegt.

Das Einsatzpotenzial setzt sich aus unterschiedlichen Faktoren zusammen, da neben dem Strominput
flr eine Elektrolyse auch eine ausreichend dimensionierte CO»-Quelle vorhanden sein muss. Neben
den Anschlissen fiur diese zwei Hauptinputs, werden Mdglichkeiten fur die Verwendung der Produkte
bendtigt — so etwa bei einer gewinschten Einspeisung in das Erdgasnetz ein entsprechender
Einspeisepunkt. Um die Abwérme effizient nutzen zu kénnen, sollte es eine Option fir den Einsatz
von Fernwarme geben. Diese Faktoren reduzieren bereits das Platzierungspotenzial erheblich.

Zusammenfassend mussen fiir eine mogliche Platzierung folgende VVoraussetzungen vorliegen:

e erneuerbarer Stromerzeuger in ausreichender Dimension
e Ndhe einer Erdgasleitung mit Mdglichkeit zur Einspeisung
¢ naheliegender Fernwérmeabnehmer mit entsprechendem Niedertemperaturbedarf

o Verfligbarkeit einer CO,-Quelle
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Betrachtet man eine Stadt, gibt es in diesem Hinblick nur sehr wenige oder keine passenden Standorte,
die alle diese Voraussetzungen vereinen. Einen mdglichen Standort kann die stadtische Kléaranlage
darstellen. Klaranlagen befinden sich oft etwas auBerhalb der Stadt oder Gemeinde, allerdings
aufgrund der Flhrung der Abwasserleitung nicht zu weit davon entfernt. Dies bedeutet, dass die
Leitungslangen fir Strom-, Wéarme- und Gasnetz von der Klaranlage zu Verbrauchern fur einen
etwaigen Ausbau kurze Distanzen aufweisen. Eine Klédranlage mit ausreichend angeschlossenen
Einwohnerwerten (EW) besitzt oft eine Klargasproduktion mit angeschlossenem Blockheizkraftwerk
(BHKW) (Blesl and Ohl 2010). Blesl et al. zeigten 2010 auf, dass ab einer angeschlossenen EW Zahl
von 10.000 - 50.000 bereits uber 50 % der Kléaranlagen uber eine solche Anlagenkombination
verfligen. Dies legt nahe, dass ab einer solchen StadtgroRe eine Kldranlage als Strom- und
Wérmelieferant zur Verfligung stehen kann. Da Klérgas wie Biogas (ber die anaerobe Fermentation
erzeugt wird (Kaltschmitt, Hartmann, and Hofbauer 2016), bestehen keine grof3en Unterschiede in der
Gaszusammensetzung. Daher kann Klargas ebenfalls wie Biogas als CO,-Quelle fiir PtM genutzt
werden. Da Klaranlagen selbst einen groBen Warmebedarf aufweisen, sind diese oft an das Gasnetz
angeschlossen. Der Einsatz von Abwérme aus kldrgasbetriebenen BHKW oder PtM fihrt zur
Einsparung fossiler Energietrager. Der vielfach vorhandene Gasanschluss kann mdglicherweise fir
eine Einspeisung von erzeugtem Methan aus einer PtM Anlage genutzt werden. Manche Klaranlagen
produzieren durch ihr BHKW oder durch die Abwéarmenutzung des Abwassers so viel Warme, dass
dieses in ein Fernwarmenetz eingespeist wird und die nahegelegenen Stadtviertel versorgt (Buri and
Kobel 2004). In derartigen Fallen ist der Fernwarmeanschluss flr eine mdgliche Abwarmeausspeisung

flr PtM gegeben.

Aufgrund dieser Moglichkeiten stellt beispielsweise das Einzugsgebiet einer Klaranlage einen
vielversprechenden Startpunkt als Grundlage fur den geografischen Raum der Energiezelle fir die
PtM Betrachtung dar. Ob schlussendlich der gewdéhlte Raum fiir eine PtM Platzierung geeignet ist,

ergibt sich erst nach der Analyse der regionalen Energiekenndaten.

2.3 Regionaler Energiebedarf

Der regionale Energiebedarf ist die Gesamtnachfrage von allen Energieverbrauchern in der
betrachteten Region. Gebdude und deren Ausstattung stellen dabei einen der groBten
Energieverbraucher dar (Voulis, Warnier, and Brazier 2018). Daher ist es wichtig zu wissen, welche
Gebdude in der betrachteten Region vorhanden sind und welchen Bedarf diese Gebaude aufweisen.

Die Gebaude missen klassifiziert und Lastprofilen zugeordnet werden.
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2.3.1 Lastprofile

Eine Einteilung in Gebaudeklassen, welche einheitlich und in weiten Bereichen anwendbar ist, findet
sich bei den in Deutschland verfiigbaren Standardlastprofilen (SLP) flir Strom (Bundesnetzagentur
2021). Eine vergleichbare Einteilung in SLP fur den Warmebedarf ist nicht bekannt. Daher finden sich

in der Literatur unterschiedliche Beispiele, um Warmelastprofile zu erstellen.

Schuler et al. (Schler et al. 2015) beziehen sich bei der Entwicklung von Wérmeprofilen auf Daten
des Kanton Genf in der Schweiz, der sehr viele 6ffentlich zugéangliche Informationen flir den gesamten
Gebdaudesektor liefert. Insgesamt stehen Daten fir ber 13.000 Gebaude zur Verfugung. Diese werden
in acht Gebdudekategorien eingeteilt und mittels Regressionsanalyse, unter Berlicksichtigung

verschiedener Parameter, Warmebedarfsprognosen fiir alle Gebaudetypen erstellt.

Alternativ gibt es SLP fur Gas vom BDEW (BDEW, VKU, and GEODE 2021). Laut Schellong
(Schellong 2016) orientieren sich die SLP Gas am Warmebedarf der Verbrauchergruppen, da Erdgas

zu grof3en Teilen in der Gebdudeheizung verwendet wird.

Auch Ruhnau et al. (Ruhnau et al. 2019) nutzen flr ihre Analyse von Warmepumpendaten ebenfalls
die SLP Gas zur Erstellung von Warmelastprofilen fur verschiedene Lander Europas. Im Rahmen

dieser Studie werden private Haushalte und Gewerbe untersucht.

In Tabelle 2.1 sind die gangigen SLP fur Strom und in Tabelle 2.2 die SLP fur Gas des
Bundesverbandes der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW) dargestellt.

Tabelle 2.1: Standardlastprofile Strom des BDEW (BDEW 2017)

SLP Verbraucher

HO Haushalt, Privatverbrauch, geringfugig gewerblich
GO Gewerbe, gewogener Mittelwert G1-6

Gl Gewerbe, werktags 8-18 Uhr (Biiro)

G2 Gewerbe, abends (Gaststatten)

G3 Gewerbe, durchlaufend (Supermarkte, Kiihlhduser)
G4 Gewerbe, Laden aller Art (Friseur)

G5 Gewerbe Backerei

G6 Gewerbe, Wochenendbetrieb (Freizeiteinrichtungen)
G7 Mobilfunksendestation

LO Landwirtschaft allgemein

L1 Landwirtschaft mit Milchwirtschaft

L2 Ubrige Landwirtschaft
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Tabelle 2.2: Standardlastprofile Gas des BDEW (BDEW, VKU, and GEODE 2021)

SLP Verbraucher
GHEFO03 Einfamilienhaus

G H MF 03 Mehrfamilienhaus

G HKOO03 Kochgas

G GKOO03 Gebietskorperschaften
G G MK 03 Metall und KFZ
GGHAO03 Handel

G GBD03 Betriebliche Dienstleistungen
G GGAO03 Gaststatten

G GBHO03 Beherbergung
GGBAO03 Béckerei

GGWAO03 Waéscherei
GGGBO03 Gartenbau

GGPDO03 Papier und Druck

Die Bezeichnung der SLP Strom wird in die Kirzel H fiir Haushalte, G fur Gewerbe und L fir
Landwirtschaft aufgeteilt. Die nachfolgende Zahl beschreibt als ,,0“ ein allgemein zutreffendes
Lastprofil. Weiterfuhrende Zahlen beschreiben spezifische Gebdudeklassen.

Die SLP Gas nutzen ebenfalls die Profilkategorie fiir Haushalte ,,H* und Gewerbe ,,G*, aber mit einem
Gaskiirzel ,,G* davor. Fiir die Verbrauchergruppen werden Buchstabenkennungen genutzt, z.B. ,,EF*
fur Einfamilienhaus. Das Zahlenkirzel ,,03* beschreibt mit der ,,0¢ den Profiltyp Sigmoid der TU
Minchen, der die Profilfunktion zur Berechnung des Tagesverbrauches darstellt, und die ,,3* steht fiir
einen mittleren Heizgasanteil (BDEW, VKU, and GEODE 2021).

Netzbetreiber verwenden fur die Ermittlung des Energiebedarfes fiir Letztverbraucher diese
Standardlastprofile, insbesondere fur Haushalts- und Kleingewerbekunden. Nach dem Monitorbericht
der Bundesnetzagentur 2021 wurden diese Profile von 97,4 % der Netzbetreiber im Jahr 2020

angewendet (Bundesnetzagentur 2021).

Fur grofe industrielle oder gewerbliche Energieabnehmer werden SLP nicht angewendet, da deren
Verbrauch oftmals netzbestimmend ist. Daher muss zu jedem Zeitpunkt das Energienetz exakt
tiberwacht werden, um auf Schwankungen direkt reagieren zu kénnen. Der Grenzwert, ab dem statt
eines SLP eine registrierte Lastgangmessung (RLM) einzusetzen ist, liegt im Regelfall bei einer
jahrlichen Entnahme fur Strom von 100 MWh/a und fiur Gas von 1500 MWh/a oder ab einer

maximalen stiindlichen Gasentnahmeleistung von tiber 500 kW (Bundesnetzagentur 2021).
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Im Stromnetz wurde 2019 deutschlandweit 48 % des gesamten Stromverbrauchs durch industrielle
Verbraucher mit Uber 2 GWh/a abgenommen. In die Kategorie mit unter 10 MWh/a fielen 25 %. 4,2
% der Gasnhetzbetreiber wichen 2020 vom Gasgrenzwert fir SLP ab. 34,5 % gaben hierfir
netztechnische Griinde zur Reduzierung an, 58,6 % individuelle Absprachen mit den Transportkunden

(Bundesnetzagentur 2021).

Fur Gasnetzbetreiber stehen zwei Arten von SLP zur Verflgung; synthetische, die von statistisch
ermittelten Werten ausgehen (Meier et al. 1999) und analytische, die im Grunde auf dem
Vortagesverbrauch basieren. Die synthetischen SLP wurden 2019 von 80,8 % (2018: 81,4 %) der
Gasnetzbetreiber genutzt, die analytischen Verfahren von 14,1 % (2018: 13,8 %). Die synthetischen
Profile der TU Miinchen wurden von 94,3 % (2018: 93,9 %) genutzt (Bundesnetzagentur 2021).

Durch die weitverbreitete Verwendung von SLP werden innerhalb der Energienetze bereits
einheitliche Gebaudeklassen verwendet. Da die SLP Strom andere Gebaudeklassen aufweisen als die
SLP Gas, mussen fir eine einheitliche Gebaudeklassifizierung diese Profile kombiniert und erweitert

werden.

Fur diese Klassifizierung missen Gebdudedaten im gewadhlten geografischen Raum ermittelt,
analysiert und ausgewertet werden. Offene Kartenplattformen wie Open-Street-Map kdnnen hierfiir
eine Grundlage bieten (Geofabrik GmbH 2018).

2.3.2 Gebaudedaten aus Open-Street-Map

Ein grundlegendes Problem bei Energiemodellen ist der Zugang zu hochaufgeldsten geografischen
Daten. Open-Street-Map (OSM) Daten sind dabei eines der am h&ufigsten genutzten und besten
unterstiitzten Beispiele fur freiwillige geografische Informationen (Volunteered Geographic
Information - VGI) (Barron, Neis, and Zipf 2014). VGI sind von Laien freiwillig erhobene und der
Offentlichkeit zur Verfiigung gestellte Daten. Es existieren Kartenplattformen mit einer Vielzahl an
kostenlosen und quelloffenen Inhalten und daher ist VGI fur die Forschung im Bereich der
Geoinformationssysteme (GIS) ein zentrales Themenfeld (Mooney, Corcoran, and Winstanley 2010).
Dies stellt einen groBen Vorteil dar, da diese stdndige und kostenlose Verflgbarkeit der
wissenschaftlichen Praxis der Reproduzierbarkeit der Ergebnisse und des Offentlichen Zugangs
entspricht. Die Erhebung durch Freiwillige kann allerdings auch fehlerbehaftet und dadurch ungenau
sein. Aufgrund der Vielfalt der in den OSM-Rohdaten enthaltenen Informationen muss der Datensatz

erst bearbeitet und evaluiert werden.
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Alhamwi et al. (Alhamwi et al. 2017) nutzen OSM Daten, um die stadtische Energieinfrastruktur einer
Region zu untersuchen. Hier wird aufgezeigt, dass sowohl die Qualitat dieser Daten als auch deren
Verfligbarkeit den wissenschaftlichen Anforderungen genuigt. Valdes et al. (Valdes et al. 2018)
konzentrieren sich auf den Verkehrssektor und untersuchen mithilfe von OSM bestimmte
Knotenpunkte, um die Nachfrage nach E-Mobilitat zu simulieren. Bei der Stromnetzsimulation von
Medjroubi et al. (Medjroubi et al. 2017) werden die Nieder- und Hochspannungsebene mit OSM
Daten untersucht. Ebenfalls wird OSM fir die Berechnung von Fernwarme auf Basis der Geometrien
von Gebduden genutzt (GeiR et al. 2011). Auch die Visualisierung und Abschatzung von
Ausbaupotenzialen fir Photovoltaik, Windkraft und Biomasse zur Planung von regenerativen
Energiesystemen (RES) in Stadten wird mit OSM umgesetzt (Mainzer 2016).

Diese Beispiele zeigen, wie vielfaltig die OSM Daten im Bereich der Netzanalyse eingesetzt werden
kénnen. Je nach Grolke des gewdéhlten Untersuchungsgebietes sind unterschiedlich groBe Mengen an
geografischen und technischen Informationen erforderlich. Diese Daten kdnnen von der OSM-
Datenbank oder von kleineren Anbietern (Geofabrik GmbH 2018), welche einen Auszug fir ein Land
oder eine Region zur Verfugung stellen, heruntergeladen werden. Wie in Abbildung 2.3 dargestellt,
werden die OSM Datensétze in Kategorien, z.B. ,buildings, ,traffic*, ,landuse*, etc., unterteilt.
Diese sind in weitere Unterkategorien unterteilt, sogenannte ,,f-classes®. Die Kategorie ,,landuse* stellt
beispielsweise die Flachennutzung dar und teilt sich unter anderem in ,,residental*, ,,commercial“ und

Lindustrial* auf. Der Aufbau der Daten wird von Valdes et al. beschrieben (Valdes et al. 2018).

Da die Datensatze eine Vielzahl an Informationen enthalten und nicht alle fur die Modellierung des
Energiebedarfs benotigt werden, muss eine Vorselektion nach Abbildung 2.2 durchgefihrt (Klaus
2020). Fur die Bestimmung des regionalen Energiebedarfs sind Daten zu Informationen uber Gebdude
ausschlaggebend, daher werden weitere Daten nicht beriicksichtigt. Die Daten miissen sowohl auf ihre
Volistandigkeit als auch auf den Informationsgehalt hin geprift werden.

OSM Daten Vorselektion
Validierung

Klassifizierung

e Gebdudeklasse
e Lastgange

* F-class
* Polygon e Datenvollstandigkeit
e POls

Abbildung 2.2: Schema zur Aufbereitung von OSM Daten (Klaus 2020)
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In der Studie von Valdes et al. (Valdes et al. 2020) zu kleinen hybriden Energiespeichern in
Niederbayern entfallen durch die Vorselektion 4,2 % der OSM Rohdaten (Abbildung 2.3). Dafir
werden die Daten bereinigt und nach Datenvollstandigkeit sortiert. Da fir die Modellierung zum
Energieverbrauch nur Gebdude und wichtige Punkte, sogenannte Points of Interest (POISs),
entscheidend sind, werden die f-classes der Kategorie ,,pois_a‘“ und ,,pois“ nach einschldgigen Namen
wie ,bakery”, ,hostel, ,pharmacy®, etc. sortiert. Beide Datensidtze beinhalten unterschiedliche
Informationen und miissen entsprechend untersucht werden. Zusétzlich wird fir Geb&ude die

Polygonflache des Daches berechnet und den Attributen hinzugefiigt.

600.000

1%]

c

5 500.000

%

© 400.000

-

T

T 300.000

o

o]

L 200.000

(]

e

[S 100.000

= N

= - e B o
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Raw OSM data 596.936 78.736 272 11.042 25.654 7.630 9.157 1.849 731.276

M Prevalidated OSM data 594.383 78.557 262 3.693 6.417 7.625 9.144 1.841 701.922

Abbildung 2.3: Vorselektion OSM Daten fiir Niederbayern (Valdes et al. 2020)

Eine weitergehende Klassifizierung der Gebdudeklassen insbesondere auch im Hinblick auf eine
detaillierte Betrachtung von Lastprofilen ist Gegenstand dieser Forschungsarbeit. Die Ausarbeitung
findet sich in Kapitel 3.1.1.

2.4 Betrachtung der Energienetze

Um den Einfluss auf die Energienetze durch die verschiedenen Teilnehmer innerhalb einer
Energiezelle besser zu verstehen und daraus Riickschliisse auf den Einsatz von Speicher- oder
Wandlungstechnologien zu ziehen, werden in diesem Kapitel die Energienetze Strom, Warme und Gas
néher dargestellt. Diese Netze werden, wie in Abbildung 2.4 gezeigt, aus diversen Quellen gespeist,
kénnen miteinander auf verschiedene Weise gekoppelt sein und netzeigene Speichermdglichkeiten

besitzen.
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Abbildung 2.4: Netzkopplung der drei Energienetze Strom, Warme und Gas

Mit dem Stromnetz sind die vielfaltigsten Teilnehmer verbunden, da Strom in die meisten bendtigten
Energieformen gewandelt werden kann. Die Speicherfahigkeit von Strom selbst ist jedoch mit
Batterien sehr begrenzt (Abbildung 2.7). Das Gasnetz weist die geringsten Einspeisemdglichkeiten
auf, da nur selten eine dezentrale Gasproduktion in nennenswertem Umfang vorhanden ist. Trotzdem
sind Gasnetzbetreiber an die Zugangspflicht (Ermoglichung der Einspeisung) gegentlber einem
Biomethanproduzenten gebunden (Adler et al. 2014). Durch die geringe dezentrale Gasproduktion
wird die betrachtete Zelle groftenteils Gber das (berregionale Gasnetz von aufllerhalb versorgt. In
kleinerem Umfang kann aber Biogas oder Kléargas zur Versorgung von Heiz- oder Heizkraftwerken
(KWK) beitragen. Die Gasabnahme erfolgt hauptsidchlich zur Stromerzeugung oder zu
Beheizungszwecken. Industrie- und Energiewandlungsprozesse wie KWK erzeugen oft Abwérme,
welche in Fernwédrmenetze als ein Bestandteil der Warmeversorgung eingespeist werden kann.
Waihrend mit gasbefeuerter KWK Gas zu Strom und Wéarme gewandelt wird, kann mit PtM diese
Richtung invertiert werden. Damit kann das Gasnetz aus dem Stromnetz unterstitzt werden. Es ergibt
sich die Mdglichkeit, das Gasnetz, welches 2019 zu 94 % aus Importen durch Pipelines aus anderen
Landern gefullt war (BMWK 2022b), durch Einspeisung von regional erzeugtem Gas zu ergénzen.
Wenn der hierfiir aufgewendete Strom aus erneuerbaren Stromerzeugern stammt und bei der
Verbrennung von Gas nicht mehr CO; freigesetzt wird, als zuvor der Atmosphdre entnommen, dann

kann auch das Gas als erneuerbar bezeichnet werden und stellt ein griines Erdgaséquivalent dar.
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2.4.1 Stromnetz

Stromverbrauch Stromerzeugung

Ubertragungsnetz 220 oder 380 kV

Grenzkuppelstellen

el e grofRe konventionelle Kraftwerke
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) |

grofle Wasser-und
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e N
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[-aloiec
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Biomasse, Wind-Onshore)
Kleinstadt
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Verteilnetz - Niederspannung 230 oder 400 V

kleine dezentrale Kraftwerke
(z. B. Blockheizkraftwerke)

Gewerbe

L TT) /
kleine Erneuerbare-Energie-Anlagen
Haushalte (2. B. Photovoltaik auf einzelnen
Hausern, Wind-Onshore)

Quelie- BMWI

Abbildung 2.5: Aufbau deutsches Stromnetz (BMWi 2012)



Durch die zunehmende Elektrifizierung unterschiedlicher Bereiche wird das Stromnetz immer stérker
belastet, da immer mehr Verbraucher ans Stromnetz angeschlossen werden. So wurden im Jahr 2020
durch die Sektorkopplung Power-to-Heat durch den Einsatz von Warmepumpen (WP) 17,4 TWhe fir
Geothermie und Umweltwarme aufgewendet (BMWi 2021). Dieser Verbrauch muss durch
Stromerzeuger bereitgestellt werden und Uber das Stromnetz zu den Abnehmern gelangen. Durch die
Saisonalitat des Warmebedarfs wird der Strombedarf von Power-to-Heat in der Heizperiode anfallen,
wo auch weniger erneuerbarer Strom zur Verfligung stehen kann. Stromerzeuger speisen je nach
Erzeugungsleistung in unterschiedliche Netzebenen ein (Abbildung 2.5). Das deutsche Stromnetz ist
in vier Spannungsebenen unterteilt, welche unterschiedliche Versorgungsaufgaben erfiillen
(Zugschwert 2022). Wahrend das Hochstspannungsnetz mit bis zu 380 kV fiur die Uberregionale
Verteilung zustandig ist, sind die Hochspannungs- (bis 132 kV) und Mittelspannungsnetze (bis 20 kV)
fur die Regionalversorgung verantwortlich. GroRabnehmer wie energieintensive Industrie werden an
die Hoch- oder Mittelspannungsnetze angeschlossen. Das Niederspannungsnetz wird mit seinen bis zu
0,4 kV fiir die lokale Kleinstversorgung und fiir Einzelhausanschliisse genutzt.

2.4.1.1 Netzengpass und Netzstabilitat

Um weitere Verbraucher an das Stromnetz anschlieen zu kénnen, muss dieses weiter ausgebaut
werden. Fir eine zuverlassige Stromversorgung mit gesicherter Netzstabilitdt gelten strenge
Sicherheitskriterien, um den Betrieb auch bei auBerplanmaRigen Ausféllen, z.B. Blitzeinschlag, zu
gewahrleisten (dena 2022). Fur diese Gewahrleistung wird eine kapazitive Sicherheitsreserve zur
Stromproduktion und -regelung benétigt, welche es erlaubt auch bei einem Ausfall von
Transformatoren oder einzelnen Stromkreisen die Spannung innerhalb der zuldssigen Grenzen zu
halten und die angeschlossenen Netzteilnehmer nicht zu Uberlasten. Die Netzstabilitat wird durch die
stetige Netzkontrolle und den Netzausbau sichergestellt, wird jedoch durch den im Vergleich
schnelleren Ausbau schwankender erneuerbarer Stromerzeuger gefahrdet. Die Konsequenz des
schnelleren Ausbaus von EE-Systemen ist ein zeitlich begrenzter Ubertragungsengpass. Dieser wird

auch als Netzengpass bezeichnet (dena 2022).

Ein Netzengpass ergibt sich, wenn aufgrund fehlender Leitungskapazitat der produzierte Strom nicht
zum Verbraucher gelangen kann. Die Entstehung kann auf unterschiedliche Ursachen riickgefihrt
werden. Netzbetreibern stehen verschiedene MalRnahmen zur Behebung von Netzengpéssen zur

Verfligung.

Eine Malnahme stellt das Redispatch dar (dena 2022). Dabei wird die Stromabnahme nahe einer
Kraftwerksleitung erhéht und bei entfernteren Stellen reduziert. Dadurch wird der Gesamtstrom auf
der Leitung gezielt verringert. Der Netzbetreiber spricht sich dabei mit den Kraftwerksbetreibern ab,

da nicht alle Kraftwerke, z.B. Atomkraftwerke, die Mdglichkeit zur zeitnahen Produktionsverdnderung
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aufweisen. Aullerdem ist mit einer Produktionsdrosselung immer ein monetarer Verlust fir Erzeuger
verbunden, der ausgeglichen werden muss. In 2019 wurden 9.984 GWh von Reservekraftwerken zur
Netzengpassbehebung produziert (Bundesnetzagentur 2021). Dabei entfielen 4.964 GWh auf eine
Einspeisereduzierung und 5.020 GWh auf eine Einspeiseerhdhung. Die hierfir am hdaufigsten

eingesetzten Technologien waren die mit Braun- und Steinkohle befeuerten Kraftwerke.

Eine weitere MaRnahme stellt das Einspeisemanagement dar. Bei einem Uberangebot von
erneuerbarem  Strom  speisen  Netzbetreiber  diesen,  gegeniber  fossilem  Strom
einspeisebevorrechtigten, produzierbaren Strom (Bundesamt fiir Justiz 2020c¢) nicht ins Netz ein.
Hierfur werden Wechselrichter von PV Anlagen abgeschaltet oder Windkraftanlagen temporar
gedrosselt, um die Stromuberproduktion zu verringern. Daraus ergibt sich ein ungenutztes Potenzial
zur Stromerzeugung, welches jedoch bei einer Ausschdpfung zu einem regionalen Stromiberschuss
fihren wirde. Dieses Potenzial wird in der vorliegenden Forschungsarbeit als
Stromiberschusspotenzial ~ (SUP)  definiert.  Grundsétzlich  soll die  MalBRnahme  des
Einspeisemanagements nur eine finale Option darstellen, denn die Betreiber der Erzeugungsanlagen
werden fur den Produktionsausfall entschédigt. Im Jahr 2018 / 2019 wurden in Deutschland 5.403 /
6.482,5 GWh durch diese Praxis abgeregelt (Bundesnetzagentur 2021). 78 % davon entfielen auf
Windkraft an Land. Damit stieg der Entschédigungsanspruch von 635 Millionen Euro in 2018 auf 710
Millionen Euro in 2019. Diese Kosten kdnnten sich mit dem weiteren Ausbau erneuerbarer Energien

noch weiter steigern.

2.4.1.2 Netz- und Stromproduktionsausbau und Plane der Bundesregierung

Um das Ziel der Treibhausgasneutralitit in 2045 zu erreichen, wurde von der Bundesregierung das
Ziel ausgegeben, bis 2030 einen erneuerbaren Anteil am Bruttostromverbrauch von 65 % zu erreichen
(BMWK 2022a). Dies wurde in der Novelle des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) festgehalten
(Bundesamt fir Justiz 2020c). Darin sind Mechanismen enthalten wie die Senkung der Forderkosten
fir erneuerbare Energien durch die Anpassung der Hochstwerte in Ausschreibungen oder finanzielle
kommunale Beteiligung am regionalen Windkraftausbau. Dadurch wird sich ein erneuter Schub im
Ausbau der erneuerbaren Energien erhofft, welcher durch den konsequenten Ausbau der Stromnetze

begleitet wird.

Doch wie die Netzbetreiber im Monitorbericht 2020 (Bundesnetzagentur 2021) bereits angeben,
erfolgt der Netzausbau nur langsam im Vergleich zum Ausbau der erneuerbaren Energien. Es wird
erwartet, dass immer mehr Malinahmen zur Netzstabilisierung bendtigt werden. Daher empfiehlt die
dena in ihrer Netzstudie (dena 2022) dringliche Richtungsentscheidungen fir die Politik in Bezug auf
die Anpassung von Steuern und Abgaben sowie generell hthere Flexibilitt im Energiesystem und im

Lastmanagement, um Energiepotenziale besser ausschépfen zu kénnen. Denn die dena gibt an, dass
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der Zeitraum fir die Stromnetzplanung und -umsetzung im Hochstspannungsnetz zwischen fiinf und
15 Jahre, im Hochspannungsnetz bis zu zehn Jahre betrdgt. Im Mittel- und Niederspannungsnetz

betragt diese Zeit bis zu einem Jahr.

Durch diese Zeitspannen fir den Netzausbau werden Optionen bendtigt, die es in kilrzerer Zeit
schaffen, das Stromnetz zu unterstiitzen und es zusétzlich ermdglichen, mehr erneuerbare
Stromerzeuger in das Netz ékonomisch sinnvoll aus Sicht der Netzbetreiber einzubinden. Eine Option
sind Stromspeicher und Stromwandlungstechnologien, da diese eine negative Regelenergie darstellen
und die Anwendung der Mallnahme des Einspeisemanagements reduzieren konnen. Von einer
negativen Regelenergie spricht man, wenn bei einer Stromiberproduktion weitere Verbraucher
aktiviert werden, um eine héhere Stromabnahme zu generieren. Dies unterstiitzt das Lastmanagement

im Stromnetz und tragt zur Flexibilisierung bei.

Dieser Bedarf an Energiespeicher und -wandler wurde von der Bundesregierung anerkannt und
ebenfalls im EEG 2021 berlicksichtigt (Bundesamt fir Justiz 2020c). So wurde beispielsweise die
Befreiung von der EEG-Umlage fiir die Herstellung von griinem Wasserstoff aufgenommen, was die

Netzkopplung durch Energiewandler ermdglicht.

2.4.1.3 Nutzung von Stromspeicher und -wandler

Um die durch das Einspeisemanagement abgeregelte Strommenge zu reduzieren, kénnen elektrische

Energiespeicher oder Energiewandlungstechnologien eine wichtige Rolle spielen.

Ein Stromspeicher ist als eine Anlage definiert, welche elektrische Energie beziehen, speichern und
wieder einspeisen kann (Sterner 2014). Im Niederspannungsnetz funktioniert dies im privaten
Haushaltbereich nach Abbildung 2.6, wo dezentral installierte elektrische Heimspeicher den
Eigenverbrauch und damit den Ausnutzungsgrad der privaten PV erhéhen und somit auf weniger

Netzbezug angewiesen sind.

Batteriespeicher Wechselrichter Niederspannungsnetz
DC-DC AC-DC
E_— Konverter Konverter
Lt
Control Control

Abbildung 2.6: Schematische Kopplung eines Batteriespeichers mit dem Niederspannungsnetz (Zugschwert
2022)
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Neben diesen dezentralen Stromspeichern, welche die Regelung von einzelnen Verbrauchern oder
Erzeugern Ubernehmen, kann eine Verwendung von zentralen Stromspeichern weitere Vorteile bieten.
Dabei ist die Definition eines zentralen Speichers nicht standardisiert (Zugschwert 2022). Parra et al.
(Parra et al. 2015) definieren die Zentralitat des Speichers auf den Standort im Stromnetz, kombiniert
mit der GroRe und der Anwendung. Arghandeh et al. (Arghandeh et al. 2014) definieren einen
zentralen Speicher Uber den multimodalen Betrieb, welcher die Erbringung von mehreren Aufgaben
bzw. Flexibilitditen bezeichnet. Die zentralen Aufgaben koénnen dabei unter anderem aus der
gesteigerten Eigenversorgung eines Netzes, Lastprofilglattung zwischen Verbraucher und Erzeuger
sowie der Netzsteuerung durch Netzparameter bestehen.
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Abbildung 2.7: Energiespeicher im Vergleich nach Speicherkapazitat und Ausspeicherdauer (Sterner 2014)

Zwar weisen Stromspeicher die hdchsten Wirkungsgrade auf, jedoch sind sie in ihrer Kapazitat und
langfristigen Ausspeicherbarkeit begrenzt (Abbildung 2.7). Elektrische Energiewandler wie Power-to-
Methane (PtM), welche in einer chemischen Energiespeicherung miinden, kdnnen daher einen
wichtigen Beitrag leisten. Der Grund liegt in der langfristigen Speicherbarkeit von grofien
Kapazitaten. Sie konnen zwar die bezogene Energie nicht direkt wieder in das Stromnetz
zuruckspeisen, doch Uber Brennstoffzellen oder Gaskraftwerke ist eine Ruckverstromung mdglich. Da

dies mit einem verringerten Wirkungsgrad (30-38 %) verbunden ist (Sterner 2014), kann eine
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anderweitige Verwendung des Gases sinnvoller sein. So kann die Netzkopplung eine Mdglichkeit
darstellen, das erzeugte Gas fur industrielle Prozesse oder die Mobilitat zu nutzen. Dadurch kénnen
Sektoren mit erneuerbarem Wasserstoff oder Methan unterstitzt werden, welche nicht nur auf Strom
aus erneuerbarer Erzeugung setzen konnen, um COj-Neutralitdt zu erreichen. Derartige Sektoren

finden sich im Bereich der Mobilitat beispielsweise im Schwerlast-, Schiffs- oder Flugverkehr.

In Zukunft kénnten auch Speicherkombinationen eine Rolle spielen. So diskutieren Morgenthaler et al.
(Morgenthaler et al. 2020), ob die Kombination von Batterie und PtM als ein neuartiges Konzept
sinnvoll ist, um Energietberschisse besser zuganglich zu machen. Dabei werden kleinere
Stromiberschisse in eine Batterie Uberfiihrt, bevor es zum Einsatz eines Elektrolyseurs fur die PtM

Technologie kommt.

2.4.2 Power-to-Methane

Bei Power-to-Methane (PtM) wird in einem ersten Schritt durch Power-to-Hydrogen (PtH,) Wasser
durch Elektrolyse in Wasserstoff (H.) und Sauerstoff (O2) nach Gleichung (1) aufgespalten.

2H,0(l) » 2H,(g) + 0,(9) 1)

Dieser Schritt wird nachfolgend erldutert und die aktuellen Technologien dargestelit.

2.4.2.1 Elektrolyse

Zur Herstellung von Wasserstoff durch Wasserelektrolyse werden im Wesentlichen vier
Elektrolysetechnologien eingesetzt: alkalischer Elektrolyseur (AEL), Protonenaustauschmembran-
Elektrolyseur (PEM), Festoxid-Elektrolyseur (SOEC) und Anionenaustauschmembran-Elektrolyseur
(AEM). Alle vier Elektrolysearten sind in Tabelle 2.3 dargestellt. Bei den beiden erstgenannten
Technologien handelt es sich um ausgereifte Systeme mit hohem Technologiereifegrad (TRL), die auf
dem Markt erhéltlich sind, wéhrend die AEM- und SOEC-Technologie einen geringeren Reifegrad
und kleinere Abmessungen aufweisen (G6tz et al. 2016a). Nachfolgend werden AEL und PEM néher

erléutert, da diese die besten Potenziale zur Anwendung fur PtM aufweisen.
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Tabelle 2.3: Charakteristiken der Hauptelektrolyseure (IRENA 2020)

AEL PEM SOEC AEM
Stromdichte  nominal 0,2-0,8 4-6 0,3-1 0,2-2
[Alcm?]
Elektrolyt Kaliumhydroxid Polymer Elektrolyt Yittria-stabilized Polymerstruktur

(KOH) Membran Zirconia (YSZ) mit KOH
Kathode Ni-Legierung Pt Ni/YSZ Ni
Anode Ni-Legierung IrO; Perowskit Ni
TRL 8-9 7-8 5-7 7
Spannung [V] 14-3 <17 1-15 14-2
Betriebstemperatur [°C] 70-90 50 - 80 700 - 850 40 - 60
Betriebsdruck [bar] 1-30 1-70 1 1-35
Beladung [%)] 15-100 5-120 30-125 5-100
Ha-Reinheit [%] > 99,9998 > 99,9999 > 99,9 > 99,999
Effizienz (LHV) [%] 50 - 68 50 - 68 75-85 52 - 67
Strombedarf 50-78 50 - 83 45 - 55 57 -69
[kWh/kgH:]
Lebensdauer (Stack) [h] 60.000 50.000 < 20.000 >5.000
Kalter Start [min] <50 <20 <600 <20
Investitionskosten 550 — 1.000 700 — 1.500 > 2.000 > 1.200
1 MW [€/kW]

Alkalische Elektrolyse

Das Prinzip beruht auf der Verwendung von zwei Elektroden, die tblicherweise in eine wassrige
Elektrolytlosung aus Kaliumhydroxid (KOH), dem Elektrolyten, eingetaucht sind, dessen
Konzentration im Allgemeinen im Bereich von 20 - 40 % (min. Uber 10 %) liegt (Patonia and
Poudineh 2022). Die Elektrolytlosung muss regelmaRig kontrolliert und gegebenenfalls angepasst
werden, um den sicheren Betrieb und die Leistungsfahigkeit des Systems zu gewdhrleisten. Die
Elektroden bestehen in der Regel aus nickelbeschichtetem Edelstahl. Die Elektrokatalysatoren
verbessern die elektrochemische Aktivitdt und erhéhen die Korrosionsbestandigkeit. Die
elektrochemische Reaktion erfolgt durch ein portses anorganisches Diaphragma. Das gebrauchlichste
Diaphragma wird unter dem Namen Zirfon Perl UTP von der Firma AGFA vermarktet und ist in
verschiedenen Konfigurationen erhdltlich. Das Basismaterial ist Zirkoniumdioxid (ZrO,) auf
Polymerbasis (Fraunhofer ISE 2021). Das Diaphragma ist durchlassig flir Wasser und Hydroxidionen,
verhindert aber nicht vollstdndig die Durchmischung von Gasen. Das Eindiffundieren von Sauerstoff

in den Kathodenbereich senkt den Wirkungsgrad des Elektrolyseurs, da er mit dem auf der



Kathodenseite vorhandenen Wasserstoff unter Bildung von Wasser reagiert. Diese Verunreinigung der
Produktgase, die mit langsamerer KOH-Zirkulation und héherem Systemdruck zunimmt, begrenzt
auch den Teillastbetrieb auf 15 % der nominalen Wasserstoffproduktionskapazitat (neuere Systeme
kénnen bis zu etwa 10 % betrieben werden) (Fraunhofer ISE 2021). Darlber hinaus verhindert die
begrenzte Teillast von alkalischen Elektrolyseuren, dass sie im EE-Betrieb voll genutzt werden
kénnen. Der Hauptvorteil der alkalischen Elektrolyse besteht darin, dass sie nicht auf einen
Edelmetallkatalysator angewiesen ist. Der Betriebsdruck der Zellen, die in den heutigen
kommerziellen Systemen verwendet werden, kann von Atmosphdarendruck bis zu einem Druck von
30 bar variieren. Alkalische Elektrolysezellen arbeiten im Allgemeinen bei einer Betriebstemperatur
von 70 bis 90 °C. Aufgrund der maRigen OH-Mobilitat arbeiten sie mit einer niedrigen Stromdichte
zwischen 0,2 und 0,8 A/cm?. Der Strombedarf des Systems liegt bei 50 - 78 kWh/kg H,. Die
Produktgasqualitat nach der Trocknung liegt typischerweise im Bereich von 99,5 - 99,9 % fir H, und
kann durch katalytische Gasreinigung Uber einen Desoxidator auf Uber 99,999 % gesteigert werden.
Die alkalische Elektrolyse ist eine ausgereifte Technologie fiir die H:-Produktion bis zum
MW-Malistab und stellt die weltweit am h&ufigsten kommerziell genutzte Elektrolyse-Technologie

mit einer Energieeffizienz zwischen 50 - 68 % dar.

Proton-Austausch-Membran

Die Anoden- und Kathoden-Halbzellen sind durch eine Membran voneinander getrennt. In der Regel
werden Membranen aus perfluorierter Sulfonsdure (PFSA) verwendet, z. B. Nafion von Chermours
(friiher DuPont) oder Fumapem von FUMA-Tech (Vincent and Bessarabov 2017). Die geringe Dicke
der elektrolytsauren Membran (etwa 0,2 mm) verbessert die Protonenleitfahigkeit; Protonen
diffundieren von der Anode zur Kathode, wahrend die Permeation von Sauerstoff und Wasserstoff
durch die Membran weitgehend verhindert wird. Die dinne Membran ermdglicht nicht nur einen
hohen Wirkungsgrad, sondern ist auch chemisch und mechanisch robust und vertragt hohe
Druckunterschiede: Die Zellen kdnnen bei bis zu 70 bar betrieben werden, wobei die Sauerstoffseite
unter atmospharischem Druck steht (IRENA 2020). Die korrosive saure Umgebung, die durch die
Perfluorsulfonsduremembran und die hohe Betriebsspannung entsteht, erfordert, dass die Zellen
Katalysatoren auf der Basis von Pt/Pd und IrO»/RuO, auf der Kathoden- bzw. Anodenseite verwenden
(Shiva Kumar and Himabindu 2019). Aufgrund der Verwendung seltener und teurer Materialien ist die
Anfangsinvestition deutlich hoher als bei den alkalischen Elektrolyseuren. Iridium ist ein besonders
kritischer Rohstoff und konnte ein Engpass fur eine Multi-GW-Elektrolyse-Industrie sein. Alle
Elektrolysesysteme bendtigen hochreines, vollentsalztes Wasser aus einer Wasseraufbereitungsanlage,
um Schéaden an den Elektrolysezellen zu vermeiden und um die maximale Leitfahigkeit von 1 puS/cm

zu gewahrleisten.
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Unter den untersuchten Technologien stellen alkalische und PEM-Elektrolyseure eine ausgereifte
Technologie dar. Nach Tabelle 2.3 ist fir die Integration mit intermittierenden erneuerbaren
Energiequellen in den PtH,-Prozess am besten PEM geeignet, vor allem da AEL eine hohe Mindestlast
aufweist. Das Hauptproblem bei PEM-Elektrolyseuren ist jedoch der Einsatz von seltenen und edlen

Metallen. Diese Ressourcen kommen in der Natur limitiert vor und sind daher kostenintensiv.

Thema et al. untersuchten umgesetzte Projekte und kamen zu dem Schluss, dass AEL und PEM in
Projekte zu etwa gleichen Teilen eingesetzt wurden, obwohl AEL niedrigere Investitionskosten
(CAPEX) aufweist (Thema, Bauer, and Sterner 2019; IEA 2022).

2.4.2.2 Methanisierung

Im zweiten Schritt reagiert der erzeugte Wasserstoff mit Kohlenstoffdioxid zu Methan und Wasser.
Hierfur stehen entweder die chemisch-katalytische oder die biologische Methanisierung zur
Verfligung. Die von Thema et al. untersuchten Projekte zeigen, dass die katalytische Methanisierung
bisher mit héheren maximalen Kapazitaten umgesetzt wurde und auch einen niedrigeren CAPEX als
die Biomethanisierung aufweist (Thema et al. 2019). Allerdings sind beide Technologien etwa gleich
haufig eingesetzt worden. Beide Varianten werden im Folgenden erlautert und verglichen.

Katalytische Methanisierung

Das thermochemische Verfahren ist die ausgereifteste Technologie der Methanisierung (TRL=8 im
GroRmalistab) und gilt als konsolidierte Technologie fur die GroRindustrie (Thema, Bauer, and Sterner
2019). Das Verfahren beruht auf der Sabatier-Reaktion nach Gleichung (2), bei der ein Molekiil
Kohlendioxid (CO,) bei erhdhter Temperatur mit vier Molekilen Wasserstoff (Hz) zu einem Molekiil
Methan (CH,4) und Dampf (H.O) reagiert.

kj @

molcy,

4 Hy(g) + C0,(g) = CH,(g9) + 2 H,0(g) AHY = —165

Bei diesem Verfahren wird ein Metallkatalysator, meist Nickel oder Ruthenium, auf einem pordsen
Tréger (z. B. Al;O3) zur Katalyse der Methanisierungsreaktion eingesetzt (Thema, Bauer, and Sterner
2019). Der Methanisierungsreaktor ist aufgrund der geringen Verweilzeit, die fiir die Reaktion
erforderlich ist, im Allgemeinen recht kompakt. Die Gesamtenergieeffizienz bezogen auf den
Heizwert der Reaktion liegt bei 70 - 85 % (LHV) (Gotz et al. 2016a). Die CO»-Umsetzung wird durch
eine niedrige Reaktortemperatur (d.h. 250 - 300 °C) beginstigt. Die geringe Katalysatoraktivitét bei
dieser Prozesstemperatur begrenzt jedoch die Umsetzung durch kinetische Zwénge, weshalb die

thermochemische Methanisierung zwischen 300 und 550 °C arbeitet (Lecker et al. 2017). Aus diesem
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Grund benétigt das System ein entsprechend dimensioniertes Kihlsystem, um die Uberschissige
Warme abzufihren, die bei der exothermen Reaktion entsteht. Das bei der Reaktion freigesetzte hohe
Temperaturniveau von bis zu 550 °C kénnte in einer PtM Kombination genutzt werden, um eine

hocheffiziente Hochtemperatur-Elektrolyse (Festoxid-Elektrolyseur - SOEC) zu beheizen.

Die hohe Betriebstemperatur bei der katalytischen Methanisierung flihrt zu langen Anlaufzeiten aus
dem Kkalten Zustand (Goétz et al. 2016a). Der Prozess erlaubt nur geringe Temperaturschwankungen,
was eine begrenzte betriebliche Flexibilitait bedeutet, da der Prozess nur eine minimale
Teillastkapazitat von etwa 40 % erlaubt. Daher ist eine vorgeschaltete Wasserstoffspeicherung nétig,

da das Fehlen von Wasserstoff zu einer Vergiftung des Katalysators fulhren kann.

Eine wesentliche Einschriankung fir die chemische Methanisierung ist die Erfordernis einer hohen
Reaktorgasreinheit, da die verwendeten Metallkatalysatoren sehr empfindlich auf im Reaktorgas
enthaltene Verunreinigungen wie Chlor-, Schwefelverbindungen und Ammoniak reagieren, die
letztlich zu einer Vergiftung und Deaktivierung der Katalysatoren fiihren (Grimalt-Alemany, Skiadas,
and Gavala 2018). Sauerstoff ist ein weiterer Schadstoff, der Nickel oxidiert. Die Katalysatortoleranz
flr Sauerstoff ist noch geringer als die Norm fir die Gaseinspeisung in das Gaslibertragungsnetz.
Sauerstoff reagiert auch mit dem im Eduktgas enthaltenen Wasserstoff, was zu einer erhéhten
Temperatur mit dem Risiko einer Uberhitzung durch Hot-Spots und einer Katalysatordeaktivierung
fuhrt (Grimalt-Alemany, Skiadas, and Gavala 2018). Daher erfordert das Verfahren eine intensive

Gasreinigung des Rohgases vor dem Eintritt in den Reaktor.

Biologische Methanisierung

Der biologische Methanisierungsprozess ist ein Teil des anaeroben Abbaus, welcher aus vier
Abbauschritten besteht (Kaltschmitt, Hartmann, and Hofbauer 2016). Zuerst wird durch die Hydrolyse
(1) organisches Material mit komplexen Polymeren in Zucker und Monomere aufgebrochen. In der
Acidogenese (2) werden diese zu Sduren und Alkoholen verstoffwechselt. Durch die Acetogenese (3)
wird hauptséchlich Acetat, Wasserstoff und Kohlenstoffdioxid erzeugt, welches im vierten und letzten
Schritt durch die Methanogenese (4) in Methan gewandelt wird. Die Methanogenese wird von
speziellen Mikroorganismen katalysiert, den hydrogenotrophen Methanogenen (Archaeen), die die
Reaktionsgase Wasserstoff (H2) und Kohlenstoffdioxid (CO.) in Methan (CH4) und Wasser (H.0)

nach Gleichung (3) umwandeln.

kj @)

molcy,

4 Hy(g) + CO,(g) = CH,y(g) + 2 H,0(1) AHS = —253
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Der Biomethanisierungsprozess kann sowohl innerhalb eines anaeroben Fermentersystems, der
sogenannten in situ Konfiguration, durch direkte Injektion von H; als auch in einem separaten
Reaktor, der ex situ Konfiguration, durchgefiihrt werden. Bei in situ Verfahren sind die Mdglichkeiten,
die Betriebsbedingungen (Temperatur, Druck, etc.) zu &ndern und zu optimieren, ohne den
Biogasprozess zu beeintrachtigen, aufgrund des Fehlens eines eigenen Biomethanisierungsreaktors
begrenzt. Infolgedessen ist der Umwandlungswirkungsgrad deutlich geringer als bei der ex situ
Methanisierung des im Biogas enthaltenen CO;, so dass das Verfahren zwar die Methanproduktion
erhoht, aber die konventionelle Biogasaufbereitung nicht ersetzen kann (Jannasch and Willquist 2017).
Die Realisierbarkeit effizienter in situ Systeme ist eine gréRere Herausforderung als bei ex situ
Systemen, da die Wasserstoffproduktion den Wasserstoffpartialdruck im Reaktor erhéht, wahrend die
Acetogenese sehr niedrige Ho-Partialdriicke erfordert. Die in situ Technologie ist weniger ausgereift
als die thermochemische und die biologische ex situ Methanisierung (TRL=4-5) (Jannasch and
Willquist 2017).

Die biologische ex situ Methanisierung ist auch weniger ausgereift als die katalytische (TRL = 7). Das
Reaktordesign ist auf hydrogenotrophe Methanogene angepasst. Dieser Bioprozess kann mit reinen
methanogenen Stdmmen oder mit Mischkulturen durchgefiihrt werden, wobei letztere eine Reihe von
Vorteilen gegeniiber Reinkulturen haben, wie z. B. eine hohere Anpassungsfahigkeit, eine grofere
Toleranz gegeniber den Verunreinigungen des Rohgases und eine hdhere Widerstandsfahigkeit nach

einer Storung der Betriebsbedingungen (Grimalt-Alemany, Skiadas, and Gavala 2018).

Die Archaeen werden in einem speziellen Medium kultiviert, um die optimalen Lebensbedingungen
und die Produktivitat der Archaeen zu gewahrleisten. Fir das Verfahren kdnnen vorhandene Substrate
wie Klarschlamm oder Gérreste verwendet werden, was die Kosten fiir Logistik und Zusatzstoffe

senkt.

Der biologische Prozess kann, in Abhéangigkeit der verwendeten Mikroorganismen, unter mesophilen
(35 - 40 °C) oder thermophilen (55 - 65 °C) Bedingungen durchgefiihrt werden (Rusmanis et al.
2019). Die niedrige Betriebstemperatur ermdglicht ein schnelles Anfahren des Prozesses innerhalb von
Minuten aus dem kalten Zustand (Jannasch and Willquist 2017). Aufgrund der exothermen Reaktion
der CO2-Methanisierung wird Kihlwasser bendtigt, um die erforderliche Reaktionstemperatur
konstant zu halten. Die meisten Methanogenen wachsen optimal bei einem pH-Wert nahe der

Neutralitat, zwischen 6,2 und 8,5.

Diese robusten Betriebsbedingungen fuhren dazu, dass Archaeen schwankende Lebensbedingungen
gut verkraften kdnnen. Dies gilt fur schwankende CO,-Strome, die bei der anaeroben Vergarung von
organischem Material entstehen, als auch fir schwankende Wasserstoffmengen aus tberschiissigem
erneuerbarem Strom. Der Prozess kann also ohne vorgeschaltete Wasserstoffspeicherung

intermittierend betrieben werden.
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Im Gegensatz zur thermochemischen Methanisierung haben die biologischen Verfahren eine hohe
Toleranz gegentber Verunreinigungen des Eingangsgases, so dass keine oder nur eine sehr begrenzte
vorgeschaltete Gasreinigung erforderlich ist. Allerdings hat die biologische Methanisierung aufgrund
einer niedrigeren Temperatur und eines geringeren volumetrischen Stoffuibergangskoeffizienten eine
geringere Reaktionsgeschwindigkeit als die katalytische, so dass wesentlich volumindsere Reaktoren
benotigt werden. Die wichtigsten Merkmale des Vergleichs zwischen biologischen und katalytischen

Methanisierungsverfahren, sind in Tabelle 2.4 zusammengefasst.

Tabelle 2.4: Vergleich biologische und katalytische Methanisierung

Biologisch Katalytisch
Katalyseur Hydrogenotrophe Methanogene Nickel basiert
Reaktor Ruhrkessel, Blasensdule, Rieselbett Festbett,  Wirbelbett,

Blasenséule

Betriebstemperatur [°C] 40-70 300 - 550
Druck [bar] 1-10 5-200
TRL 5-7 8
GHSV [1/h] <110 500 —5.000
Methangehalt (mol-%) > 05 > 05
Spurenstofftoleranz (z.B. H2S) Hoch Gering
Lastwechselverhalten Flexibel MaBig
Strombedarf 0,4-1,8 <04
[KWh/m3 Gas]

Biomethanisierungsprozess zur Direktmethanisierung in Biogasanlagen

Die Kopplung der Systeme fiir biologische Methanisierung an anaerobe Biogasanlagen stellt den
Vorteil der Direktmethanisierung dar (Kaltschmitt, Hartmann, and Hofbauer 2016). Bei katalytischen
Methanisierungstechnologien ist eine vorherige Abtrennung und Aufreinigung des Eduktgases CO.
erforderlich. Bei der Direktmethanisierung von Biogas entfallt der Schritt der CO.-Abtrennung und es
sind lediglich eine Dehydrierungseinheit zur Kondensation und Abtrennung von Wasser aus dem
Gasstrom sowie ein Siloxan- und VOC-Entfernungsbett erforderlich. Die Vorbehandlungseinheit fiir
Rohbiogas ist bei der biologischen Methanisierung einfacher als bei der katalytischen Methanisierung,
wo eine hohe Gasreinheit erforderlich ist, da Verunreinigungen wie H.S den Katalysator vergiften und
deaktivieren wiirden. Nach der Vorbehandlung wird der Gasstrom komprimiert und in einem
kontrollierten Verhaltnis mit einem Wasserstoffstrom gemischt. Der gemischte Gasstrom gelangt dann

in den Biomethanisierungsreaktor.
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Die zur Unterstutzung des Stoffwechsels der Mikroorganismen erforderlichen Néhrstoffe im Substrat
kénnen ber ein Mineralmedium oder Nahrschlamm bereitgestellt werden. Mineralmedium ist eine
wassrige Losung mit Nahrsalzen, wéhrend der Nahrschlamm aus den vorherigen anaeroben
Abbauprozessen stammen kann. Je nachdem was genutzt wird, fordert eine Schlammpumpe in
regelmaRigen Abstanden Schlamm aus dem anaeroben Faulbehalter in den Methanisierungsreaktor,
oder ein Dosiersystem fiihrt dem Reaktor die erforderlichen Néhrstoffe und Zusatzstoffe zu. Ein
Kihlwassersystem um den Reaktor herum flhrt die durch die exotherme CO»-Hydrierungsreaktion
erzeugte Warme ab, wéhrend eine elektrische Heizung die optimale Temperatur beim Anfahren und
im Standby-Betrieb bereitstellt. Der Methanisierung nachgeschaltete Systeme zur H.S- und
Wasserentfernung sind so angeordnet, dass die erforderliche Gasqualitat fur die Einspeisung in das
Erdgasnetz erreicht wird. Vor der Einspeisung werden Rest-H, und CO,, die die Qualitdtsparameter
flr Biomethan Uberschreiten, durch ein System abgetrennt, das im Allgemeinen auf Membranen
basiert. Die durch die exotherme Reaktion anfallende Prozessabwarme wird tber das Kuhlsystem
abgefihrt. Die Nutzung dieser Abwérme in einem Warmenetz erhoht die Effizienz der Gesamtanlage.

2.4.3 Fernwarmenetz

Unter Fernwérme versteht man Energie in Form von Wérme, die in Heizkraftwerken, Heizwerken
oder anderen Quellen erzeugt und dann Gber Rohrleitungssysteme zum Abnehmer transportiert wird.
Dieser kann die Wéarme zur Raumheizung, Wassererwarmung oder auch flir Produktionszwecke
verwenden (Rotsch 1999).

Als Warmemedium in Fernwarmenetzen kommt Uberwiegend Heizwasser zum Einsatz, das durch eine
Vor- und eine Ricklaufleitung zu den Verbrauchern transportiert wird (Konstantin 2018). Die
Vorlauftemperatur betragt dabei 70 °C — 130 °C und ist abhdngig von der AuBentemperatur. Die
Wassertemperatur im Vorlauf muss mindestens 70 °C betragen, um zu gewahrleisten, dass das
Brauchwarmwasser zur Verwendung in den Hausstationen auf 60 °C erwdrmt werden kann. Die
Riicklauftemperatur betragt zwischen 50 °C und 70 °C. Grundsétzlich sind sowohl im Vor- als auch
im Ricklauf niedrige Wassertemperaturen vorteilhaft, da dabei die Wéarmeverluste geringer sind und
die Fernwarmeauskopplung in den Heizkraftwerken bei niedrigerem Druck erfolgen kann, was eine
hohere Stromausbeute zur Folge hat. Deshalb wird bei modernen Netzen eine konstante

Rucklauftemperatur von 50 °C angestrebt.

Dampf-Fernwarmenetze werden vor allem in Industriegebieten verwendet, in denen Prozesswarme mit
hoherer Temperatur bendtigt wird. Diese Netze bestehen aus einer Dampf- und einer Kondensatleitung
und erlauben damit eine Kaskadennutzung, um unterschiedliche Temperaturniveaus zu bedienen
(Konstantin 2018).
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Die Fernwérmeerzeugung findet vor allem in Anlagen mit Kraft-Wérme-Kopplung (KWK) statt. Die
KWK ist die gleichzeitige Erzeugung von Strom und Wérme in einem Kraftwerk. Laut AGFW
(Schmitz 2018; Dornberger 2021) wurde 2018/2021 81/86 % der erzeugten Nettofernwarme in
Anlagen mit KWK erzeugt. 19/14 % der erzeugten Nettofernwarme wurde demnach in Heizwerken,

also Anlagen ohne KWK, erzeugt.

Fur die KWK konnen zur Warmeerzeugung fossile Brennstoffe wie Steinkohle, Gas, Braunkohle und
Ol, aber auch erneuerbare Quellen wie Geothermie und Solarthermie sowie Biomasse, Biogas und

Restmiill verwendet werden (Konstantin 2018).

2.4.3.1 Heizkraftwerke

Heizkraftwerke bestehen aus einer KWK-Anlage und einem Spitzenlastkessel, kénnen aber auch
andere Anlagen wie Warmespeicher oder Hilfskondensatoren beinhalten. Konstantin (Konstantin
2018) sieht in solchen Anlagen eine hocheffiziente und kosteneffektive Technologie, sofern die
Bedingungen fur die Anwendung giinstig sind. Nach Rétsch (Rétsch 1999) sind die Vorteile der KWK
die Reduzierung des Abwarmeverlustes, die Einsparung von Brennstoffen, die Mdglichkeit, beliebige
Brennstoffe einzusetzen und die geringere Umweltbelastung durch die geringere Abwérme.

Es gibt viele verschiedene Arten von Heizkraftwerken. Dazu zédhlen z.B. Dampfturbinenanlagen,
Gasturbinenanlagen und Gas — und Dampfturbinenanlagen (Schmitz 2018). Die haufigsten
eingesetzten Anlagen sind Verbrennungsmotorenanlagen, zumeist bekannt als Blockheizkraftwerke
(BHKW). In 2018 waren laut Energieeffizienzverband fir Warme, Kélte und KWK e.V. (AGFW)
1.218 der 1.400 betrachteten zur Fernwérmeerzeugung eingesetzten Heizkraftwerke BHKWs (Schmitz
2018). Dabei kommen diese vor allem in Ballungsrdumen zum Einsatz und versorgen Wohngebé&ude,
Krankenhduser sowie Gewerbe- und Industriebetriebe (Schellong 2016). BHKWSs sind relativ kleine
Anlagen und kommen deshalb dezentral, in direkter Nahe des Versorgungsobjektes zum Einsatz
(Raétsch 1999). Die magliche Warmeauskopplung ist von der Nennleistung, vom Warmetragermedium
und dessen Eigenschaften, sowie vom Anlagentyp abhéngig. Konstantin (Konstantin 2018) gibt fir
den elektrischen Wirkungsgrad von Gasturbinen bei einer Kapazitat von 4,5 MW 30,5 % an. Bei 24
MW liegt der Wirkungsgrad bei 33,6 %. Die Auswertung der ASUE (ASUE 2011) ergab fir
erdgashbefeuerte  BHKW einen mittleren elektrischen Wirkungsgrad von 38 % und einen
Gesamtwirkungsgrad von 87 % an. Dabei belief sich der Minimalwert fiir Kleinanlagen unter 0,1 MW
auf 25 %, der Hochstwert fur Anlagen tber 2 MW auf 42 %.
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2.4.3.2 Technische Einspeisemoglichkeiten

Die technischen Mdglichkeiten zur Einspeisung in ein Warmenetz sind in Abbildung 2.8 dargestellt.

Vorlaufanhebung Rucklaufanhebung Riicklauf in den Vorlauf
Vorlauf {>< Vorlauf Vorlauf
Riicklauf Riicklauf N Riicklauf

Ventil Vent”

Pumpe
Warme- Warme- Warme-
tauscher tauscher tauscher

Abbildung 2.8:Technische Einspeisemdglichkeiten in ein Warmenetz (Lichtenegger et al. 2018)

Bei der Vorlaufanhebung wird das Medium aus dem Vorlauf mit Ventilen entnommen und dann durch
den Warmetauscher des dezentralen Einspeisers gepumpt. Vorteilhaft fir den Einspeiser ist hierbei,
dass die Pumpenergie vom Netz bereitgestellt wird und somit die Druckverluste des Warmetauschers
und der Verbindungsleitungen vom Netz abgedeckt werden. Bei einem ausspeisenden
Abwérmeniveau unter 80 °C kann die Vorlaufanhebung nicht mehr verwendet werden. Entweder wird
die Temperatur durch den Einsatz von Strom flir Hochtemperaturwérmepumpen weiter angehoben,
oder es wird der kaltere Ricklauf zum Einspeisen genutzt. Die Ricklaufanhebung ist von der
Methodik her identisch zur Vorlaufanhebung. Deswegen kann die dezentrale Einspeisung nur als
zusétzliche Energiequelle dienen, die primare Quelle nicht ersetzen. Zusétzlich wird dadurch der
Wirkungsgrad der primaren Versorgungsquelle verringert. Wenn geniigend Temperatur zur Verfligung
steht, kann der Ricklauf soweit angehoben werden, dass dieser direkt in den Vorlauf riickgefiihrt

werden kann. In diesem Fall muss der dezentrale Einspeiser den Pumpaufwand tibernehmen.

2.4.3.3 Kalte Fernwarme

Arbeitet ein Wirmenetz mit Ubertragungstemperaturen unter 30°C, spricht man von einem , kalten®
Fernwédrmenetz (Pellegrini and Bianchini 2018). Pellegrini et al. zeigen in ihrer Literaturrecherche den
bisherigen Stand auf. Solche Netze sind selten und kommen hauptsdchlich in dicht bebauten
Siedlungen und Quartieren zum Einsatz. So wurde beispielsweise in Aurich, Deutschland, ein Netz
mit einer Vorlauftemperatur von 20-35°C aufgebaut. An den Hausern sind dabei Wéarmepumpen
installiert, die das Temperaturniveau anheben und somit die Versorgung mit Warmwasser und
Heizung gewaéhrleisten. Die Vorteile kalter Fernwérmenetze sind die verringerten Temperaturverluste

innerhalb des Netzes aufgrund der geringeren Temperaturunterschiede, sowie die bessere
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Verwertbarkeit von Niedertemperaturerzeugern. Als Warmequellen kommen daher auch erneuerbare
Energien wie Grundwasserbrunnen, Solarthermie-Kollektoren oder Erdwarme-Kollektoren in Frage.
Aber auch ein niedriges Abwérmeniveau aus Industrie und Gewerbe kann dadurch genutzt werden
(Pellegrini and Bianchini 2018). Der Nachteil ist die im Warmemedium enthaltene geringe
Energiemenge, welche dabei aber die gleiche Pumpleistung im System benétigt wie bei einer
,hormalen Fernwdrme. Auch kann die hydraulische Abstimmung zwischen vielen dezentralen

Einspeisepunkten ein Problem darstellen.

2.5 Grundlagen der Energiesystemmodellierung

Bei der Modellierung von Energiesystemen ist es notwendig, einen Kompromiss zwischen
Genauigkeit und Einfachheit zu finden. Trotzdem konnen Energiesystemsimulationen als Methode

zum Betrachten komplexer Energiesysteme geeignet sein (Mai et al. 2013).

Ringkob et al. fanden in ihrem Literaturreview zu verfiigharen Modellierungswerkzeugen fiir Energie-
und Stromsysteme Uber 75 verschiedene Softwareldsungen (Ringkjeb et al. 2018). Die gefundenen
Modelle wurden nach verwendeter Methodik, rdumlich-zeitlicher Auflésung und den technologischen
sowie wirtschaftlichen Parametern kategorisiert. Die Menge der Modellansatze zeigt bereits, dass es
praktisch unbegrenzte Mdglichkeiten zur Simulation von Szenarien erneuerbarer Energiesysteme mit
unterschiedlichen Strukturen auf globaler, nationaler oder regionaler Ebene gibt. Trotzdem sind die
Madglichkeiten darin begrenzt, Flexibilitat und hohe Detailgrade in der Energiesystemmodellierung in
Bezug auf die geografische Dimension einzubringen. Zwar ist es moglich, Stromerzeugungs- und -
verbrauchspunkte schnell zu ermitteln, doch nur wenige Energiesystemmodelle kodnnen die
exponentiell ansteigenden Datenmengen und ihre jeweiligen Abhangigkeiten verarbeiten und daraus

optimierte Energiesysteme ableiten.

Eine neue Generation von Simulationswerkzeugen ermdglicht es jedoch, Simulationsmodelle mit
vielen gewéhlten Simulationspunkten in verschiedenen geografischen Regionen zu simulieren
(Alhamwi et al. 2019; Benz et al. 2015). Kriechbaum et al. befassen sich mit diesen
Simulationswerkzeugen fur definierte Energiesysteme (Kriechbaum, Scheiber, and Kienberger 2018).
Das Ergebnis zeigt auf, dass bei Verwendung von Open-Street-Map (OSM) als Geodatenbezug nur
zwei Modellierungswerkzeuge die Optimierung von Energiesystemen in mehreren Regionen mit

rdumlicher Auflésung erméglichen und bereits mehreren in Publikationen verwendet werden:

e PyPSA (Python for Power System Analysis) (Brown, HOrsch, and Schlachtberger 2018)
o Calliope (Pfenninger and Pickering 2018)
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PyPSA und Calliope stehen noch in einem frihen Entwicklungsstadium und entwickeln sich als Open-
Source-Tools aus den Beitragen ihrer Nutzergemeinschaft. Beide Programme besitzen bereits eine
grofRe und aktive Nutzergemeinschaft, umfangreiche und ausflhrliche Dokumentation und sind
vollstdndig freie und offene Python-Module (Pfenninger and Pickering 2018; Brown, Hdérsch, and
Schlachtberger 2018).

PyPSA wurde entwickelt, um ein Netzdesign mit verschiedenen Methoden der Leistungsflussanalyse
zu simulieren und zu optimieren und bietet die Mdglichkeit, Standardleitungs- und
Transformatorentypen einzubeziehen oder spezifische Typen fur die entsprechende Spannungsebene
zu definieren (Brown, Horsch, and Schlachtberger 2018). Der Modellierungsrahmen PyPSA wird in
mehreren Projekten zur Simulation von Netzen flir erneuerbare Energien verwendet (Brown, Hérsch,
and Schlachtberger 2018).

Calliope liefert keine Leistungsflusssimulation, ermdglicht es aber, eine techno-6konomische Analyse
durchzufuhren, um Systemanforderungen und -kosten abzuschédtzen und die Systemlayouts von
lokalen bis internationalen Netzen zu optimieren (Pickering and Choudhary 2018). Dies wird mit zwei
interaktiven einfach zu bedienenden Technologie- und Standortbausteinen ermdglicht. Zusatzlich
besteht die Mdglichkeit, mehrere Szenarien zu definieren und simulieren. Die Ergebnisse kénnen als
Grundlage fur Investitionsentscheidungen verwendet werden. Die aus YAML- und CSV-Dateien
zusammengesetzten Modelle kénnen mit der Python-API oder mit der Kommadozeile simuliert und
analysiert werden. In den Dateien sind Ressourcenpotenziale, Einschrankungen, Standorte,
Standortverbindungen und Technologien beschrieben, aus denen ein Optimierungsproblem abgeleitet,
gelost und als CSV oder NetCDF Datei gespeichert wird (Pfenninger and Pickering 2018).
Morgenthaler et al. zeigten bereits, dass Calliope zur Betrachtung von PtM genutzt werden kann
(Morgenthaler, Kuckshinrichs, and Witthaut 2020). Lombardi et al. nutzten Calliope fiir die Analyse
von Power-to-Heat in Italien (Lombardi, Quoilin, and Colombo 2020).

Auf dieser Grundlage wird das Programm Calliope fur die Energiezellenmodellierung genutzt. Dabei
wird die Energiebedarfssimulation der lokalen Netze, welche auf dem OSM Input basiert, mit der
Optimierung der Erzeuger- und Speichertechnologien verknupft. Die Simulation der PtM wird als
negative Regelenergie in Kombination mit einer Batterie in die Energiezellensimulation integriert und
stellt damit im Gesamten die Energiezellensimulation (EZS) dar. Generelles Ziel der EZS ist es, die
eingesetzten Technologien zur Deckung des Strom- und Wéarmebedarfs der Klassifizierten
Gebdaudekategorien im Rahmen des entstehenden Stromiberschusspotenzials (SUP) zu untersuchen
und im Zusammenhang mit weiteren Energienetzen darzustellen. Durch die Integration von
Energiespeichern als negative Regelenergie soll die Nutzung des SUP zu mehr regenerativem

Stromanteil im Stromnetz verhelfen.
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3. Energiezellensimulation

Zur Analyse von Power-to-Methane (PtM) in Energiezellen wird in Bezug auf die in Kapitel 2
erlauterten Definitionen der Modellierungsansatz nach Abbildung 3.1 verwendet. Im ersten Schritt
wird unter Punkt 3.1 der mit den Open-Street-Map (OSM) Daten betrachtete geografische Raum als
Systemgrenze einer Energiezelle definiert. Darin werden mit Parametern wie der Landnutzung und
den Dachflachen die Gebaudedaten ermittelt und zu Gebdudeklassen kategorisiert. Den
Gebaudeklassen werden normierte Verbrauchsprofile fir die Energiebedarfssimulation zugeteilt. Die
Verbrauchsprofile werden aus neu erhobenen stiindlichen Endenergieverbrauchsdaten fir Strom- und
Warmekunden, offentlichen Daten (ber jahrliche Energieverbrauchsdaten pro Region (Bayerische
Staatsregierung 2020) und geografischen Daten lber die Gebdudenutzung (Padgham et al. 2020)
erstellt. Die daraus resultierenden regional spezifischen Lastdaten werden der Energiezellensimulation

tibergeben.

Eingabedaten Lastprofile
Energiebedarf Strom/Warme/Gas
* Standardlastprofile
* Unternehmensregister
* Registrierende

Energiezellen-
simulationsrahmen

Leistungsmessungen Output
Open-Street-Map Gebadudedaten
*  POIs I +  Technologie-
 Typ kapazitdten
* Polygonflache o WIS .

Erzeugerprofile

£ n' Verbraucherprofile
Eingabedaten Energieatlas * Speicherprofile

Energieerzeugung * Gestehungskosten

* Flachennutzung T Tet AL .

* EES
* KWK
* PtM

* Energiespeicher

Abbildung 3.1: Schematische Darstellung der Inputstrome der Energiezellensimulation im Rahmen der
Forschungsarbeit (Bauer et al. 2022)

Die Energiesystemsimulation unter Punkt 3.2 befasst sich mit den Energieerzeugungstechnologien.
Die Energieerzeugung besteht aus den im definierten geografischen Raum verfligbaren Technologien.
Die verwendeten Erzeugerdaten stammen aus verschiedenen Quellen, welche unter Punkt 3.1 naher
erlautert werden. Allerdings konnen fir die Systemoptimierung nur statische Betriebsparameter

verwendet werden.
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Fur die dynamische PtM Technologie wird der schwankende Wirkungsgrad (ber den
Stromeigenbedarf ermittelt, welcher fur jeden Zeitschritt errechnet wird. In diesen Bedarf flieen -
basierend auf einem  vorgegebenen, auf die erzeugte Methanmenge bezogenen
Eigenenergiebedarfswert - die Anlagenkomponenten mit ihren jeweiligen zeitabhdngigen Bezugsdaten
ein. Daraus erfolgt ein optimierter Anlagenbetrieb, dessen Betriebsparameter an die statische

Energiesystemsimulation tbergeben werden.

Der Modellierungsrahmen wird mit der unter den Punkten 3.3 und 3.4 beschriebenen Methodik die
Summenlast der Erzeuger und Verbraucher fur Strom, Gas und Warme berechnen und gibt ein
regional bezogenes Stromiberschusspotenzial (SUP) aus. Im Modell wird dieses SUP mit den zur
Verfligung stehenden negativen Regelenergien bestmdglich ausgenutzt. Das Ergebnis ist ein
optimiertes Lastprofil fiir die gewahlte Technologiekapazitét, welches in dem jeweils vorliegenden

Fall Ruckschlisse auf einen optimalen Betrieb des PtM Systems flir die Ausnutzung des SUP erlaubt.

Die Energiezellensimulation (EZS) ermdglicht keine Aussage Uber die Stabilitdt von Energienetzen,
da eine Leistungsflusssimulation nicht integriert ist. Die Energienetze werden daher als ideal
angenommen und werden ohne Infrastrukturbetrachtung bilanziert. Verbraucher und Erzeuger kénnen
als Einzelpunkte oder aus Datenschutzgriinden auch als aggregierte Daten verwendet werden. Zur
Validierung werden die von den lokal ansassigen Stadtwerken ermittelten regional erzeugten aber
nicht benétigten Strommengen herangezogen, welche abgeregelt oder in die nachsthohere Netzebene
riickgespeist werden. Dieser riickgespeiste Strom steht tiberregional fiir andere Zellen zur Verfugung,
jedoch kann ein genauer Stromverbleib nur im Rahmen der Systemgrenze der EZS rickverfolgt
werden. Ziel der Energiezellensimulation ist es, lokale SUP zu ermitteln und deren
Ausnutzungspotenzial mit Technologien wie PtM zu priifen. Damit soll die Umsetzung realer PtM

Projekte erleichtert und damit der weitere Ausbau erneuerbarer Energieerzeugung gefordert werden.

Das Modell basiert auf den Modellen von Pfenninger et al. und Diaz et al. (Pfenninger et al. 2015;
Diaz et al. 2017). Der Unterschied besteht darin, dass das in dieser Arbeit entwickelte Modell neben
dem Strombedarf auch den zusatzlichen regionalen Wérme- und Gasbedarf aufgreift und den Beitrag
der PtM als Netzkopplungstechnologie in den dazugehtrigen Netzen betrachtet. Die
Energiezellensimulation ~ ermdglicht ~ somit  eine  ganzheitliche ~ Untersuchung  einer

Netzkopplungstechnologie in einer vorliegenden Energiegemeinschaft.

Die drei Teile der Energiezellensimulation sind an die Methodik von Alhamwi et al. (Alhamwi et al.
2017) angelehnt und wurden in Valdes et al. (VValdes et al. 2020) und Bauer et al. (Bauer et al. 2022)
publiziert.
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3.1 Regionale Energiebedarfsmodellierung

Fur die regionale Energiebedarfsmodellierung werden unterschiedliche Daten benotigt. Als erstes
muss das Untersuchungsgebiet festgelegt werden. Die in der Arbeit verwendeten Daten stammen aus

verschiedenen Quellen, darunter

1. erhobene stiindliche Endenergieverbrauchsdaten fur Strom- und Warmekunden,

2. meteorologische Daten fur die PV-Panelsimulation von renewables.ninja (Staffell and
Pfenninger 2016),

3. offentliche Daten Uber jahrliche Energieverbrauchsdaten pro Region (Bayerische
Staatsregierung 2020),

4. geografische Daten (ber die Gebaudenutzung (Padgham et al. 2020) und

5. o&ffentliche Daten Uber bestehende Erzeugungseinheiten und Kraftwerke (Bundesnetzagentur
2020).

3.1.1 Bestimmung Untersuchungsgebiet

Die fur diese Forschungsarbeit gewdéhlten Untersuchungsgebiete sind, wie in Abbildung 3.2
dargestellt, die Stadte Straubing (SR) und Vilshofen an der Donau (VOF).

Beide Stadte liegen in Deutschlands siidostlichem Bundesland Bayern direkt an der Donau. Die Stadt
Straubing hatte 2019 ca. 48.000 Einwohner und stellt eine dicht besiedelte Stadt mit diverser Industrie
und Hafen dar. Vilshofen an der Donau hatte 2019 ca. 16.000 Einwohner und ist landlich gepragt.
Beide Regionen weisen eine diverse Energieproduktion mit erneuerbarem Anteil auf. Aufgrund der
schwachen Windsituation spielt Windkraft aktuell keine Rolle. Uber den Energieatlas Bayern
(Abbildung 3.3) stehen viele Daten zu der Energieproduktion in diesen Regionen zur freien Verfuigung
(Bayerische Staatsregierung 2020). Beide St&dte besitzen eine Kldranlage mit Klargaserzeugung. Die
Einwohnerwerte fur die Klaranlage in Straubing betragen 200.000 mit 6.000 m? Faulturminhalt und
einem 2,5 Mio m?a Kl&rgasanfall. Der nachgeschaltete Gasspeicher speist ein 1,32 MW BHKW zur
Strom- und Warmeerzeugung. In Vilshofen betragen die Einwohnerwerte 56.000 mit 3.000 m3
Faulturminhalt und mit einem 75 kW BHKW.

Beide Regionen stellen durch diese verlassliche CO>-Quelle aus Klérgas in Kombination mit der

verfiigbaren erneuerbaren Energieproduktion einen interessanten Fall fiir eine PtM Analyse dar.
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Abbildung 3.2: Verortung gewahlter Energiezellen (Klaus 2020)
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Abbildung 3.3: Exemplarische Energieerzeuger im Raum Stadt Straubing im Energieatlas Bayern (Bayerische

Staatsregierung 2020)

3.1.1 Gebaudeklassifizierung

Zwar sieht der BDEW keine weitere Aufteilung der Haushalte fiir Stromprofile vor, doch die
Lastprofile fur Gas in Tabelle 2.2 weisen diese Unterteilung auf. Daher ist eine weitere Aufteilung in
Einfamilienhduser (H1) und Mehrfamilienhduser (H2) sinnvoll und kann das Energiemodell

detaillieren. Schroder (Schroder et al. 2011) ermittelt einen Mittelwert fir die Nutzflachen von H1 von



146 m? aus 16.000 Einfamilienhdusern und fiir H2 von 200 m? aus 60.000 Mehrfamilienhdusern. Die
OSM Daten liegen als eindimensionale Polygone vor, welche eine Ableitung der Bruttogrundflache
erlauben. Von dieser Flache kann aber nicht auf die Nutzfliche geschlossen werden, da keine
Informationen (ber Flure, Treppenhduser oder Geschossanzahl vorliegen. Eine Vielzahl an
Wohngebéduden weist direkt anliegende Garagen auf, welche teilweise nicht eindeutig als solche zu
erkennen sind. Daher wird der angenommene Mittelwert flr die Bruttogrundflache fur HL um 54 m2
erhoht und auf 200 m? gesetzt. Da die Garagen und die Verkehrsflachen fur Mehrfamilienhduser
groRer sind, wird das obere Limit fir Mehrfamilienhduser um 150 m? auf 350 m? erhoht. Kriiger
(Kruger et al. 2013) errechnete die durchschnittlichen GroRen von Supermarkten und Discountern aus
den Angaben des Handelsverbands. Dies entspricht der Kategorie G3 und weist eine Flache von 800-
1.500 m? aus. Es wird angenommen, dass die Kategorie G1 flachenméRig zwischen H2 und G3 liegt
und weist daher 351 - 799 m? auf. Des Weiteren wird angenommen, dass eine Flache tber 1.500 m?
ein StromgroRverbraucher ist. Diese Gebdude werden der eigens der dafiir erstellten Kategorie Big
Industry (BI) zugeordnet. Da es fur Industrie aufgrund der Vielfaltigkeit keine Standardlastprofile gibt,
diese aber zugeordnet werden mussen, werden diese auch der Bl zugeordnet. Fir kleine Flachen, die
oftmals Transformatorenhéduser ohne Energiebedarf darstellen, wird hier die Klasse ,,Zero Demand*
(ZD) eingefiihrt. Damit sollen Verfalschungen der Gebdudeanzahl durch kleine Dachflachen
vermieden werden. Die GroRe richtet sich nach der f-class ,,landuse* und wird beispielsweise im

Bereich Wohnbebauung (residentual) auf zwischen 0-25 m? gesetzt.

Aus diesen Parametern ergibt sich die Klassifizierungsmethodik fiir Gebdude in Tabelle 3.1. Dabei
wird zuerst abgefragt, ob durch ,,pois“ eine Zuordnung erfolgen kann. Wenn nicht, dann wird type
abgefragt. Sollten beide Felder keine Daten liefern, wird tber ,,landuse“ und ,,size* eine Zuordnung

vorgenommen. Sollte auch kein ,,landuse* vorliegen, wird diese Flache als ,,farm* angenommen.

Tabelle 3.1: Geb&udeklassifizierung (Valdes et al. 2020)

Lastprofil f-class pois f-class type f-class landuse Size [m?]
H1/H2 House, chalet, etc. House, residental, Residential, farm, H1: 25-200
etc. forest H2: 201-350
Gl Bank, office, shop, etc. Public, civic, etc. residental > 350
Retail, military, 50-800
Commercial

Industrial, scrub 100-800
G2 Bar, theatre, hostel, etc. Dormitory, hall, etc. - -
G3 Zoo, mall, hospital, etc. Hospital, prison, etc.  Retail, military, 801-1500
Commercial
Industrial, scrub 801-1500
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G4 Clothes, kiosk, dentist, etc.  Kiosk, etc. - -

G5 bakery bake - -

G6 Stadium, beergarden, etc. Chapel, church, etc. - -

LO - Farm, cottage, etc. Farm, forest > 350

Bl Plant, etc. - Retail, military, > 1500
Commercial
industrial, scrub > 1500

ZD - Garage, etc. Residental, <25
farm, forest <25

Retail, military, <50
Commercial

industrial, scrub <100

Die Klassifizierung in den OSM Daten liegt in unterschiedlichen Geometrien vor, wie in Abbildung
3.4 dargestellt. G1 bis G6 Daten aus ,,Pois®, ,,Pois_a“ oder auch ,traffic* liegen als Punktdaten vor,
wahrend z.B. HO Kategorien als Polygone vorliegen (Abbildung 3.4).
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Abbildung 3.4: Klassifizierte OSM Daten (Klaus 2020)

Um die Informationen zu biindeln, missen diese Daten miteinander verschnitten werden. Allerdings
sind die georeferenzierten Punktdaten teilweise versetzt zu den Polygonflachen und kdnnen nicht
eindeutig zugeordnet werden. Die Punkte werden daher zu Kreisen gepuffert (Abbildung 3.5), um eine
Verschneidung mit naheliegenden Polygonen zu ermdglichen. Als Tool wird dabei GQIS Version
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3.16.2 genutzt. Im vorliegenden Datensatz konnte mit einer Pufferung auf 4 m flr alle Punkte eine
Polygonflachenzuordnung erreicht werden. Die Flache Bl wird nur mit ,,landuse* verschnitten, da die
gepufferten Punktdaten keinen gesteigerten Informationsgehalt fur Bl enthalten. Aufgrund dieser
Methodik entstehen doppelte Daten in den Datensatzen. Diese werden lagebezogen ausgewahlt,
untersucht und bereinigt. Die durch das Verschneiden entstandenen Teildatensatze werden
zusammengefasst, z.B. G1_p wird aus G1_H1. Als letztes werden die Polygone wieder zu Punkten

Uberfiihrt, um das Datenset zu vereinheitlichen und das Datenvolumen zu verringern (Abbildung 3.6).
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Abbildung 3.5: Gepufferte OSM Daten (Klaus 2020)
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Abbildung 3.6: Gebaudeklassifizierung nach Bearbeitung (Klaus 2020)
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Tabelle 3.2: Gebaudeklassifizierung mit Anzahl [n] in Niederbayern nach Datenbereinigung (Valdes et al. 2020)

Kategorie  H1 H2 Gl G2 G3 G4 G5 G6 Bl LO Total

Gebaude [n] 341.681 170.954 1.456 1.231 512 885 332 717 708 29 518.505
Prozent[%] 6590 32,97 0,28 0,24 0,10 0,17 0,06 0,14 0,14 0,01 100,00

Durch die Datenaufbereitung und Klassifizierung sind 29,1 % der Rohdaten fur den Regierungsbezirk
Niederbayern entfallen (Tabelle 3.2). Die Verteilung zeigt auf, dass in Niederbayern tberwiegend
Wohnbebauung vorliegt. Die Verteilung der Wohngebdude H1 und H2 ist durch den Zensus 2011
abgedeckt (Regierung von Niederbayern 2019). Fur die gewéhlten Regionen SR und VOF resultiert
die Gebaudeaufteilung in Abbildung 3.7 nach Tabelle 3.3 und die nachfolgende Abbildung 3.8 und
Abbildung 3.9.

sHl =H2 =Gl G2 =G3 =G4 =G5S =G6 =BI sHI »H2 »nGl »G2 »G3 nG4 n G5 nG6 nBI

Q00

Abbildung 3.7: Anteil der Gebdudekategorie in SR und VOF (Bauer et al. 2022)

Tabelle 3.3: Relevante Gebaudezahlen fiir Energiemodellierung in SR und VOF

Kategorie HI H2 Gl G2 G3 G4 G5 G6 Bl ZD Total

SR 6985 3417 598 38 243 9 2 28 139 243 11.702
VOF 5081 2557 171 8 57 2 0 17 42 322 8257
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Abbildung 3.8: Karte von Straubing (Bauer et al. 2022)

Map of Vilshofen at the Danube

Abbildung 3.9: Karte von Vilshofen (Bauer et al. 2022)
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3.1.2 Energiebedarfsmodellierung

Nach der Gebdudeklassifizierung der OSM Daten wird fir die jeweiligen Gebdude ein Energiebedarf
benotigt. Die Energieformen Strom und Warme stellen fiir Gebdude die Hauptenergietréger dar. Strom
wird als Energie jedem Gebaude bereitgestellt, wahrend Warme je nach Beheizungsstruktur
unterschiedlich  bereitgestellt wird. In Abbildung 3.10 st das Flussdiagramm zur
Energiebedarfsmodellierung dargestellt. Dabei wird der Energiebedarf aller Gebdudeklassen (Tabelle
3.1) ermittelt und dann zu einem regionalen Gesamtbedarf zusammengefasst. In den nachfolgenden

Kapiteln wird die Methodik der Bedarfsermittlung von Strom und Warme erlautert.

------r

Gasbedarf Geon Strombedarf Pcon

Abbildung 3.10: Flussdiagramm Energiebedarfsmodellierung

3.1.2.1 Strom

Der regionale Energiebedarf ist die Gesamtnachfrage der verschiedenen Nutzertypen, die nach ihren
Verbrauchsprofilen (BDEW, VKU, and GEODE 2021; BDEW 2017) klassifiziert sind. Nun muss flr
die Geb&dudeklassen ein spezifischer Strombedarf ermittelt werden, um entsprechende
Energiekennzahlen zu berechnen. Der Strombedarf der Regionen SR und VOF, sowie der Stromanteil
der privaten Haushalte, wird dem staatlichen Internetportal Energieatlas Bayern (Bayerische
Staatsregierung 2020) entnommen und ist in Tabelle 3.4 dargestelit.

Tabelle 3.4: Strombedarf aus Energieatlas Bayern

Strombedarf SR VOF
Gesamt [MWh/a] 293.529 108.548
Privat (HO) [MWh/a] 70.713 24.364

Da der private Stromanteil keine Unterscheidung zwischen H1 und H2 ermdglicht, wird der

Strombedarf mit Formel (4) gleichmaRig verteilt.

n_H1 /n_HO x Strombedarf_HO = Strombedarf_H1 4)
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Die selbst erzeugte Gebaudeklasse Bl weist Industrie und nicht zuordenbare Gebdude mit einer
Grundflache tber 1.500 m2 auf. Von Seiten der Industrie konnten in beiden Regionen die Vertreter mit
den groften Verbréuchen identifiziert und Uber Kooperationen die Lastgange und Jahresverbrauche
ermittelt werden. Dadurch kann eine grundsétzliche Abschatzung des Bedarfs vorgenommen werden.
Da keine energierelevanten Informationen Uber die restlichen Gebaude in BI vorliegen, wird der
Strombedarf dem prozentualen Bedarf des Industriesektors in Deutschland mit 47,5 % am gesamten
Strombedarf nach Formel (5) gleichgesetzt. Dies wird mit dem bekannten Verbrauch der Industrie

verglichen.
Strombedarf_Region * 0,475 = Strombedarf_BI ®)
Strombedarf_Region — Strombedarf_HO0 — Strombedarf_BI = Strombedarf_GO  (6)
n_G1 /n_GO * Strombedarf_GO = Strombedarf_G1 (7

Der restliche Strombedarf nach Formel (6), der dadurch den Klassen G1-G6 ubrigbleibt, wird
ebenfalls nach Formel (7) gleichmaRig unter den Klassen verteilt. Aus diesen Berechnungen ergeben

sich die Zahlenwerte in Tabelle 3.5.

Tabelle 3.5: Strombedarf Geb&udeklassen SR und VOF

Klasse SR Flache Klasse Kennzahl VOF Flache Kilasse Kennzahl

[n] [m?] [MWh/a] [KWh/m?a] [Nl [m? [MWh/a] [KWh/m?2a]
HL 6.985 890.154 47.484 53 5081 581255 16.208 28
H2 3.417 1.250.391 23.229 19 2557 777.499  8.156 10
Gl 598 317549 54321 171 171 78303 21.877 279
G2 38 18683  3.452 185 8 3654 1.023 280
G3 243 353.313 22.074 62 57 62087  7.292 117
G4 9 7.968 818 103 2 355 256 721
G5 2 189 182 961 0 0 0 0
G6 28 20456  2.543 124 17 5254 2175 414
Bl 139  634.944 130.426 220 42 192.042 51.560 268

Bl k 139  634.944 69.416 109 42 192.042 14.237 74

Die Kennzahl der Klasse H von SR ist fast doppelt so grof? wie in VOF. Dieser gréfRere Strombedarf
lasst sich auf die hohere Einwohnerzahl zuriickfihren, welche pro Wohngeb&ude untergebracht ist. In
SR liegt die Zahl der Einwohner pro Wohngeb&dude bei 4,8 und in VOF bei 2,1. Im Gewerbe liegen die
Kennzahlen fur VOF deutlich hoéher als in SR. Dies kénnte an den geringen Geb&udezahlen liegen,
welche unter sich den Energiebedarf aufteilen. Der groBte Industrieverbraucher in SR verbraucht ca.
70.000 MWh/a, der GroBte in VOF ca. 37.500 MWh/a. Die getroffene Annahme mit 45,7 % deckt
beide Verbrduche ab. Zieht man die Verbrduche ab, erhédlt man Zeile BI_k mit Korrigierten

Kennzahlen. Diese Kennzahlen liegen im Bereich des Gewerbes. Dies zeigt, dass einzelne
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hochintensive Stromabnehmer einen groRen Einfluss auf die Daten haben und diese ermittelt werden
sollten. Allerdings wurden viele Anfragen zu Daten von Industrieverbrauchern abgelehnt oder nicht

beantwortet.

Da die betrachteten Industrieverbraucher in beiden Regionen den groRten Anteil ausmachen und zu
den restlichen Bl Gebduden keine Daten vorliegen, wurde das reale Lastprofil (RLP) der
Industrieverbraucher der jeweiligen Region fur die Klasse Bl verwendet. Diese RLP wurden durch
registrierende Leistungsmessungen (RLM) gewonnen. Auf ein ganzes Jahr betrachtet, ergeben diese
RLM reale Lastprofile (RLP).

Da die Standardlastprofile einen Verbrauchsmittelwert von vielen Gebauden darstellen und daher erst
ab einer Verbraucherzahl von tber 400 reprasentativ werden (Von Appen, Haack, and Braun 2014),

wurden flr alle Gebaudekategorien RLP ermittelt.

Es stehen 72 anonymisierte Datensétze zur Verfiigung (Prem 2020). Durch die Anonymisierung ist es
notwendig, die Lastdaten mit den Standardlastprofilen zu vergleichen, um diese zuordnen zu kénnen.
Lastprofile mit mehr als 0,5 % an Nullstellen werden aussortiert. Die restlichen 48 Datensétze werden
normiert und mit der Pearson Korrelation (8) statistisch verglichen. Diese gibt den linearen

Zusammenhang zweier Variablen wieder.

po_ s — X)) —¥) 8)
VEL (i =0 « /T 0 = )2

x; und y; sind hierbei die jeweiligen Werte der Standardlastprofile (SLP) und der realen Lastprofile
(RLP), wéhrend x und y die jeweiligen Mittelwerte der Datenreihen und n die Anzahl der
Auspragungen ist. Der Korrelationskoeffizient bewegt sich zwischen -1 und +1, wobei ein negativer
Wert bei steigenden x-Werten fallende y-Werte darstellt und ein positiver Wert bei beiden
Datensatzen steigende Werte darstellt. Ist R = 0 sind die Variablen unkorreliert und es besteht kein

linearer Zusammenhang.

Zusétzlich  wird das Bestimmtheitsmal R2  ermittelt, welches das Quadrat des
Korrelationskoeffizienten darstellt. R? ist ein Gitemal, welches die Anpassungsgiite zur ermittelten
Regressionsgerade mit Werten zwischen 0 und 1 ermittelt. Der Wert 1 bedeutet, dass alle Datenpaare

auf einer Geraden liegen.

Mit diesen Zusammenhé&ngen lasst sich beurteilen, wie die Werte der Lastprofile zu den Werten der
SLP passen. Nach Ratner (Ratner 2009) erfiillen Korrelationswerte Giber R = 0,7 die Anforderung des
Kriteriums, sollten aber fiir eine Gebdudekategorie keine passenden Werte verfiigbar sein, werden
auch Werte unter 0,7 verwendet. Aus dieser Methodik ergibt sich in Tabelle 3.6 eine Prifung der

anonymen RLM und die Zuordnung zu dem am besten passenden Standardprofil.
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Tabelle 3.6: Korrelationsanalyse R der RLM zu den SLP Strom mit der wahrscheinlichsten Zuordnung

LP 12 24 26 30 41 43 48

HO 0,055086 0,190627 0,461063 0,112948 0,361661 0,429305 0,340469
GO 0,336823 0,809434 0,312788 -0,0151 0,772798 0,863279  0,020917
Gl 0,501636  0,889493 0,135441 -0,04577  0,626957 0,6779 0,05857
G2 -0,06918  0,220935 0,491559 0,092244 0,414204 0,56722 0,136825
G3 0,202687 0,668012 0,335332 -0,00984 0,767343 0,885142 0,01842
G4 0,238756  0,734202 0,346626 -0,01594  0,771679 0,883195 0,018694
G5 0,591665 0,470285 -0,14179  -0,07365  0,493333 0,219981 0,0423
G6 -0,15049  0,046274  0,445353 0,113141 0,184014 0,360381  0,049922
Zuordnung G5 Gl G2 G6 G4 G3 HO

Als Beispiel wird das Lastprofil 24 verwendet, welches in Abbildung 3.11 und Abbildung 3.12 mit

den G 0-4 Profilen verglichen wird. Es zeigt sich, dass unterschiedliche Wochenbetrachtungen zwar

aufgrund von Wochenschwankungen (z.B. Feiertage) zu unterschiedlichen Werten fiihren kdnnen,

aber bei einer Betrachtung tber das ganze Jahr in diesem Fall am ehesten ein G1 Profil vorliegt.
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Abbildung 3.11: Vergleich Korrelation LP24 mit G0-4 (Valdes et al. 2020)
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Abbildung 3.12: Korrelation LP24 mit GO-4 (Valdes et al. 2020)

3.1.2.2 Warme

Wie in Kapitel 2.3.1 dargelegt, wird im Modell fur die Erstellung von Warmelastprofilen auf die

verfiigbaren Standardlastprofile Gas zurlickgegriffen.

Aus Tabelle 2.2 wird ersichtlich, dass die Gebaudekategorien der SLP Gas nicht denen der SLP Strom
entsprechen und daher entsprechend zugeordnet werden missen. Einige Profile kénnen direkt dem
Namen nach zugeordnet werden, z.B. H1 zu GHEFO03, fur andere Profile wie G1 oder Bl ist das nicht
mdglich. Fiir diese wurden von den lokalen Stadtwerken speziell registrierende Leistungsmessungen
(RLM) angefragt. Um die erhaltenen RLM zuordnen zu konnen, werden diese exemplarisch am
Beispiel G1 in Tabelle 3.7 statistisch mit den SLP Gas verglichen. Fir andere Kategorien wird

dieselbe Analyse durchgefuhrt.

Wie aus den Werten in Tabelle 3.7 ersichtlich wird, kann es sein, dass sich bei den zur Verfligung
gestellten RLM keine eindeutige Zuordnung fiur ein bestimmtes SLP einstellt. Es kdnnte sowohl
»Metall/KFZ* oder ,,Gebietskorperschaften® sein, da der Mittelwert der Korrelationen identisch ist. In
Bezug auf weitere Korrelationsanalysen wird G1 dem SLP ,Metal/KFZ*“ zugewiesen. Die

vollstdndige Zuordnung findet sich in Tabelle 3.8.
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Tabelle 3.7: Korrelationsanalyse RLM fiir G1 (Schopf 2021)

SLP SLP SLP SLP SLP SLP

betr.Dienst- Gartenbau Metall/ Papier/ Waschereien  Gebiets-

leistungen KFz Druck korperschaften
RLM R Rz R R2 R R2 R Rz R R2 R R2
Schule 0,76 057 055 030 0,79 0,63 0,76 057 048 0,23 080 0,64

Verwaltung 0,21 0,05 0,17 0,03 0,23 005 024 0,06 016 0,02 024 0,06
Werkstatt1 0,26 0,07 -0,03 0,00 0,28 0,08 022 0,05 054 030 0,27 0,07
Werkstatt 2 0,77 059 052 027 080 064 0,77 059 046 021 0,79 0,62
Mittelwert 0,50 0,32 0,30 0,15 053 035 050 032 041 0,19 053 035

Ermittlung Jahreswarmebedarf

Nach der Erstellung prozentualer Lastprofile werden Jahresverbrauche fiir die Gebdudekategorien
benotigt. Von den Stadtwerken Straubing und Vilshofen wurden anonymisierte Jahresverbrauchsdaten
von Gas, Fernwarme und Warme verschiedener Gebaude zur Verfiigung gestellt. Die zur Verfligung
gestellten Gasverbrauche werden mit einem auf den Brennwert bezogenen Wirkungsgrad von 0,98 %
eines modernen Gasbrennwertbrenners in Warmeverbrauche umgerechnet, damit ausschlieBlich
Warmeverbrauche vorliegen. Im  vertraulichen  Sachstandbericht vom Juli 2019 des
Energienutzungsplans fiir die Stadt Straubing wurden Daten zum Jahreswarmebedarf in kommunalen
Liegenschaften von 2017 festgehalten (Straubing 2019).

Aufgrund der unterschiedlichen Gebédudearten in den Gebdudeprofilen werden die Verbrauche
nochmals entsprechend den in Tabelle 3.8 zusammengestellten und unterteilten Profilen
zusammengefasst und ein jahrlicher Durchschnittsverbrauch errechnet. Da fir das Strom SLP G3 und
G6 kein passendes Gas SLP vorliegt, wird das eigens erstellte Gasdurchschnittsprofil GGO dafur

verwendet.
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Tabelle 3.8: Ubersicht durchschnittlicher Jahreswirmebedarf fiir Warmelastprofil Straubing (Schopf 2021)

SLP SLP SLP SLP Jahreswarmebedarf Jahreswarmbedarf
Strom Strom Gas Gas kWh/a kWh/a
H1 Privat GHEFO03 Einfamilienhaus 12.584 -
H2 Privat GHMF03 Mehrfamilienhaus 27.540 -
GO (aus G1-G5) GGO (aus G1-G5) 178.965 -
G1  Taggewerbe GGMKO03 Metall/KFZ 288.240 Buro: 16.048
Amt: 322.646
Schule: 642.340
Werkstatt/KFZ: 530.485
Kindergarten: 68.392
Sonstiges:149.529
G2 Nachtgewerbe GGGAO3 Gaststatten 262.203 Restaurant: 53.153
Wohnheim: 990.013
Feuerwehr: 32.103
Sportanlagen: 88.595
Sonstiges: 147.147
G4 Handel GGHAO03 Handel 51.986 Ladengeschaft: 62.435
Einzelhandel: 41.536
G5 Béckerei GGBAO03 Backerei 113.430 -
BI Industrie GGKOO03Gebietskorperschaften 1.685.968 Industrie: 2.127.371

Sonstiges: 1.244.566

In Tabelle 3.9 ist der aus Gebaudezahl und Durchschnittsverbrach errechnete Gesamtwéarmebedarf und

die daraus resultierende Warmekennzahl fiir beide Regionen dargestellt.

Tabelle 3.9: Gesamtwarmebedarf Gebdudeklassen in Straubing (SR) und Vilshofen (VOF) (Schopf 2021)

Klasse SR Flache Klasse  Kennzahl VOF Flache Klasse  Kennzahl
[n] [m?] [MWh/a] [kWh/m?3a] [n] [m?3] [MWh/a] [kWh/m?a]

H1 GHEF03 6985 890.154 87.899 99 5.081 581.255 63.939 110
H2 GHMF03 3417 1.250.391 94.104 75 2557 777.499  70.420 91
G1 GGMKO03 598 317.549 172.368 543 171 78.303  49.289 630
G2 GGGAO03 38 18.683 9964 533 8 3.654 2098 574
G3 GGO 243 353.313 43.488 123 57 62.087  10.201 164
G4 GGHAO03 9 7.968 468 59 2 355 104 293
G5 GGBAO3 2 189 227 1200 0 0 0 0
G6 GGO 28 20.456 5011 245 17 5.254 3042 579
Bl GGKO03 139 634.944  234.350 369 42 192.042 70.811 369
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Nettowdrmeerzeugung* nach Energietragern in Deutschland
zur leitungsgebundenen Warmeversorgung 2020: 129 Mrd. kWh**

Abfall (nicht biogen)
Braunkohle 5,6% 8,5%

Steinkohle 13,7%

Mineralél 1,0%
Abwidrme 5,5%

So e 0,5%
/ Biomasse 9,2%

biogener Siedlungsabfall
7,5%

Geo- und Solarthermie
0,8%

Erdgas 47,7%

.

Abbildung 3.13: Nettowarmeerzeugung nach Energietrédgern in Deutschland (BDEW and Kiesel 2021)

Um das Modell auf andere Zellen moglichst Ubertragbar zu machen, wird auf die bekannte
deutschlandweite Verteilung der Warmeerzeugung zuriickgegriffen. Wie in Abbildung 3.13
dargestellt, kommt in Deutschland als Energietrdger zur Warmeerzeugung hauptsachlich Erdgas zum
Einsatz. Dies Ubertragt sich auch auf die privaten Haushalte (Bundesministerium fur Wirtschaft und
Energie 2019). Hier wurden 2019 48,2 % mit Erdgas, 25,6 % mit Ol und 13,9 % mit Fernwéarme
beheizt (Abbildung 3.14). Nach Abbildung 3.15 sinkt der Erdgasanteil bei den privaten
Wohnungsneubauten und wird zunehmend von Wéarmepumpen und Fernwérme abgeldst. Wéhrend
kleinere Versorgungsanteile noch von Biomasse und Strom gedeckt werden, spielt Ol keine Rolle

mehr.

Wohnungen gesamt: 40,6 Mio.

Enegrietrager:
B Edgas
B o
Fernwirme

Sonstige

. Strom

gﬁaa

481 % 256 % 13,9%
(196 Mio) (10,4 Mio.) (56 Mia) (31] Mla) (1,9 Mla)

© BMWi; Datenbasis: BDEW-Studie \Wie heizt Deutschland”, Oktober 2019

Abbildung 3.14: Beheizungsstruktur private Haushalte Deutschland (BMWK 2019)
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Entwicklung der Beheizungsstruktur im Wohnungsneubau?
in Deutschland: 10- Jahre Riickblick bis heute
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Quellen: Statistische Landesamter, BDEW; Stand 01/2021 2 einschlieBlich Bioerdgas

Abbildung 3.15: Entwicklung der Beheizungsstruktur im Wohnungsbau Deutschland (BDEW 2021)

Da Technologien zur Netzkopplung, wie KWK und PtM, im Wérmebereich nur in den Sparten
Fernwédrme durch Abwéarme oder erzeugtes Methan im Erdgasnetz einen Beitrag leisten kdnnen,
werden auch nur diese Sparten in der lokalen Warmeversorgung bericksichtigt. Es wird daher
angenommen, dass beide betrachtete Regionen ihren Gesamtwarmebedarf aus Tabelle 3.9 zu 48 % aus
Erdgas und zu 14 % aus Fernwérme decken. Dazu wird der Gesamtwdarmebedarf entsprechend
aufgeteilt und es resultieren die Daten aus Tabelle 3.10. In Abbildung 3.16 ist der jahrliche
Energiebedarf in MWh dargestellt und Abbildung 3.17 zeigt die Verteilung des Energiebedarfs auf die
Geb&udeklassen. Hier wird deutlich, dass die Industriegeb&ude einen groBen Einfluss auf den
Energieverbrauch der Region Straubing haben.
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Abbildung 3.16: Regional ermittelter Bedarf an Energietragern in MWh/a (Bauer et al. 2022)
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Abbildung 3.17: Bedarf nach Region und Gebaudekategorie in SR und VOF (Bauer et al. 2022)

Tabelle 3.10: Gas- und Fernwarmebedarf Gebdudeklassen SR und VOF (Bauer et al. 2022)

Strom

Gebdude  Bedarf Bedarf Bedarf Gebdude  Bedarf Bedarf Bedarf

SLP SLP SR Flache Warme Gas Fernwarme VOF  Flache Warme Gas Fernwarme
Strom Gas [n] [m?] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [n] [m?] [m] [MWh/a] [MWh/a]
H1 GHEF03 6.985 890.154 87.899 42.192 12.306 5.081 581.255 63.939 30.691 8.952
H2 GHMF03 3.417 1.250.391 94.104 45.170 13.175 2557 777.499 70.420 33.801 9.859
G1GGMKO03 598 317.549 172.368 82.736 24.131 171  78.303  49.289 23.658 6.900
G2 GGGAO03 38 18.683 9.964 4,783 1.395 8 3.654 2.098 1.007 294
G3 GGO 243  353.313 43.488 20.874 6.088 57 62.087 10.201 4.896 1.428
G4 GGHAO03 9 7.968 468 225 66 2 355 104 50 15
G5 GGBAO03 2 189 227 109 32 0 0 0 0 0
G6 GGO0 28 20.456 5.011 2.405 702 17 5.254 3.042 1.460 426
Bl GGKO03 139 634.944 234350 112.488 32.809 42 192.042 70.811 33.989 9.913

3.2 Analyse lokaler Energieerzeugung

Der unter Kapitel 3.1.2 ermittelte Energiebedarf muss mit den verfligbaren Energieerzeugern

abgedeckt werden, wobei regional unterschiedliche Technologien zur Verfigung stehen kénnen.

Die Erzeugertechnologien bendtigen, wie der Energiebedarf, ein Lastprofil, um diese im gleichen

Zeitschritt miteinander vergleichen zu kdnnen. Hierflr wird die verfiighare Erzeugerkapazitat mit dem

technischen Wirkungsgrad, sowie weiterer In- und Output von Energie- oder Stoffstrdmen benétigt.

Zusétzlich werden die Investitions- und Betriebskosten zur Technologiebewertung fur das Modell

benotigt. Diese Werte werden im ndchsten Punkt fiir die betrachtete Region ermittelt.

Die regionale Stromerzeugung wird dabei aus den fossil betriebenen Kraftwerken und den

erneuerbaren Technologien wie Photovoltaik und Wasserkraft gedeckt. Diese werden aus offiziellen

Quellen und dem Energieatlas Bayern auf dem Stand 2019 ermittelt (Bayerische Staatsregierung

2020). Technologische Anlagenkenndaten werden der Literatur entnommen.
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3.2.1 Erneuerbare Stromerzeugung

Im Raum SR standen zum Zeitpunkt der Untersuchung 1306 Datensatze zu PV Anlagen zur
Verfligung. Dabei lagen 971 Anlagen unter 20 kWp und in Summe ergibt sich fur SR 54.028,7 kWp.
Fur VOF stehen 1044 Datensatze zur Verfligung, mit 805 Anlagen unter 20 kWp, die in Summe
23.543,5 kWp ergeben. Das dazugehorige, auf 1 kWp genormte, Lastprofil fur die regionale
Solareinstrahlung wurde von der Website renewable.ninja entnommen. Die zur Verfugung gestellten
Wetterdaten beruhen auf dem MERRA-2 Datenset der NASA und wurden von Staffell et al.
zusammengetragen  (Staffell and Pfenninger 2016). Sie stellen verzerrungskorrigierte

Kapazitatsfaktoren fur PV und Windkraftanlagen fiir verschiedene Jahre dar.

Das Fraunhofer |Institut fur Solare Energiesysteme hat einschldgige Parameter fur eine
durchschnittliche PV Anlage ermittelt (Wirth 2020). Der durchschnittliche Wirkungsgrad bezogen auf
die angegebene Nennleistung liegt bei 90 %. Die durchschnittliche Lebensdauer wird mit 25 Jahren
angegeben (Kost, Schlegl, and Ise 2018). Die fiir 2019 ermittelten Investitionskosten liegen bei 1.050
€/kWp und die jéhrlichen Wartungskosten bei 1 % des Invest (Posch 2010).

Bezliglich Wasserkraft (HP) steht in SR ein grof3es Laufwasserkraftwerk mit einer Leistung von 21,5
MW zur Verfugung. In VOF wurden zehn Kleinanlagen mit je bis zu 500 kW ermittelt. Das
Stromproduktionsprofil von Wasserkraftanlagen schwankt aufgrund wechselnder saisonaler
Wasserstande. Jedoch wird im Modell eine Uber das Jahr gleich verteilte Stromerzeugung
angenommen, da durch sensible Datenlage keine Zeitreihen zu den verschiedenen, lokalen

Wasserkraftwerken ermittelt werden konnten.
In beiden Regionen stand 2019 keine Windkraft (WF) zur Verfligung.

Um den Strom aus erneuerbaren Energien vollstdndig auszunutzen und SUP durch erneuerbare
Energien sichtbar zu machen, wird in der Betrachtung immer 100 % der PV und Wasserkraftanlagen
ins Stromnetz eingespeist. Dies entspricht der in Deutschland vorliegenden Gesetzgebung, welcher der
erneuerbaren Stromerzeugung Vorrang gegeniiber der fossilen Stromerzeugung einrdumt (Bundesamt
flr Justiz 2020c).

3.2.2 Heizkraftwerke

In SR stehen drei mit Biomasse oder Biogas befeuerte KWK-Anlagen mit einer elektrischen Leistung
von 1.354 KW zur Verfligung, wobei zwei der Anlagen auch Wérme ausspeisen. In VOF stehen zehn
Anlagen, wobei drei ausschlieflich mit Hackschnitzel befeuerte Heizwerke ohne Stromproduktion
darstellen. Die zusammengefasste elektrische Leistung liegt bei 4.780 kW. Der elektrische

Wirkungsgrad von mit Biogas betriebenen KWK-Anlagen wird von Martel (Mértel 2011) mit 35 %

53



angegeben. Die Lebensdauer wird auf 20 Jahre angesetzt (Wang et al. 2016). Die mdgliche
Warmeauskopplung ist laut Konstantin  (Konstantin  2018) wvon der Nennleistung, vom
Warmetragermedium und dessen Eigenschaften, sowie vom Anlagentyp abhédngig. Fir die mit
Biomasse oder Biogas betriebenen Anlagen wird eine mdégliche Strom-zu-Wéarmeauskopplungsrate
von 0,65 gewdhlt. Die Investitionskosten liegen laut Kost et al. (Kost, Schlegl, and Ise 2018) bei ca.
3.000 €/kW, die Wartungskosten werden mit 1 % veranschlagt. Bei der Versorgung mit Biomasse

werden von Kost et al. Kosten von 0,03 €/kWh angegeben.

Zusétzlich bendtigter Strom- und Fernwérmebedarf wird Ober konventionelle gasbefeuerte KWK-
Technologien zur Verfligung gestellt. Diese befinden sich nicht direkt in der Region, sind aber in
entsprechender kumulierter Groe umliegend vorhanden. Die aggregierten 65 MW, werden als
erdgasbefeuertes Gas- und Dampfkraftwerk (GuD) mit einem elektr. Wirkungsgrad von 33,2 % (Posch
2010) und einer Strom-zu-Warmeauskopplungsrate von 0,55 angesetzt. In einer europdischen Studie
(Vatopoulos et al. 2013) werden die Investitionskosten fir eine 65 MWe GuD mit 787,5 €/kW mit ca.
3 % Wartungskosten angegeben.

Die Anlage mit 22 MW, wird als erdgasbefeuertes Blockheizkraftwerk mit einem Wirkungsgrad von
0,46 % und einer Auskopplungsrate Strom-zu-Warme von 0,85 definiert (ASUE 2011). Die
Investitionskosten werden von der ASUE flr eine Anlage dieser Grofle mit ca. 400 €/kW, mit

Wartungskosten von ca. 5 %, beziffert.

Zusétzlich zum erzeugten Methan aus PtM wird Erdgas mit Preis und Zusammensetzung Stand 2019
aus dem deutschen Gasnetz bezogen (BMWK 2022b; Bundesnetzagentur 2021). Die
Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur 2021) beziffert das durchschnittliche mengengewichtete
Netzentgelt inklusive der Entgelte fir Messung und Messstellenbetrieb fur den Haushaltskunden (alle
Vertragskategorien) mit 1,56 ct/kwWh fir 2019. Deutschlandweit liegt die Preisschwankung 2019
zwischen 0,65 ct/kwWh und 3,65 ct/ kWh. Im Modell wird daher ein Wert von 1,6 ct/kWh hinterlegt.
Das Einsatzgebiet fiir Erdgas liegt dabei in der Versorgung der KWK-Anlagen und der
Gebdaudebeheizung und ist in seiner Kapazitat nicht limitiert. Dadurch wird jederzeit eine vollstandige

Versorgung aller Technologien und Bedarfe gewéhrleistet.

In das Modell werden die Investitionskosten, die Produktions- sowie die Betriebs- und
Wartungskosten (O&M) fiir jede Technologie einbezogen (Morgenthaler et al. 2020; Parra et al. 2017,
Schiebahn et al. 2015). Die jahrliche Teuerungsrate wird mit 2 % angenommen, basierend auf den
KFW Sétzen 2019 (KFW-Bank 2020).

Die technischen und 6konomischen Kenndaten der regionalen Energieerzeugungstechnologien sind in

Tabelle 3.11 zusammengefasst.
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Tabelle 3.11: Techno-6konomischer Dateninput fiir regionale Energieerzeugung (Bauer et al. 2022)

Kapazitat Kapazitat Invest ~ Verbrauch Fix O&M Laufzeit

SR[KW]  VOF[kW]  [€/kW] [€/m] [%] [ Effizienz
Wasserkraft 21.500 5.000 5.250 0 1 80 0.85
PV 54.028 24517 1.050 0 1 25 0.90
KWK hio 1.354 4.780 3.000 - 1 20 0.35
KWK 65 MW 65.000 65.000 788 - 2 25 0.33
KWK 22 MW 22.000 22.000 400 - 2 25 0.46
Erdgas Inf Inf 0 0.016 0 50 1.00
Biomasse Inf Inf 0 0.030 0 50 1.00

*Inf: Keine Limitierung zur Technologieoptimierung

3.3 Modellierung mit Calliope

In Calliope kann die jeweilige betrachtete Region in unterschiedliche hypothetische Standorte
(Abbildung 3.18) strukturiert werden, welche entweder einem realen Ort tber Ortskoordinaten, oder
einem fiktiven Standort mit zugewiesenen Attributen entsprechen (z.B. Zusammenfassung aller G1
Gebdude).

National grid Electricity & heat Electricity & heat
gas & electricity demand demand

Electrical lines : :
- X2 National grid

O
Rooftop PV Heat pipes
Rooftop PV

Rooftop PV
National grid

Electricity & heat
demand

Abbildung 3.18: Aufbau Technologiestruktur Calliope (Pfenninger and Pickering 2018)

Diese Standorte werden direkt Uber theoretische Netzverbindungen miteinander verbunden, was nicht
dem realen Netzaufbau entsprechen muss. Die Netzverbindungen sind im Modell als direkte
Standortverbindungen hinterlegt, welche mit einem Wirkungsgrad fur den Energietransport
beaufschlagt werden kénnen. Den Standorten kénnen Technologien oder Bedarfe zugeordnet werden.



Durch dieses System kdnnen unterschiedliche Energietrager eingebunden werden (Pontes Luz and
Amaro e Silva 2021; Laha and Chakraborty 2021). So ist in Abbildung 3.18 in Region X1 eine KWK-
Anlage als Technologie und eine PV zugeordnet. Die KWK kann Uber den zugeordneten
Gasnetzanschluss versorgt werden und kann in das Stromnetz einspeisen, um die Regionen X2 und X3

Zu versorgen.
Kapazitat

Input Output

Effizienz

Abbildung 3.19: Grundsatzaufbau von Technologie in Calliope (Pfenninger and Pickering 2018)

Grundsatzlich sind die den Standorten zugeteilten Technologien wie in Abbildung 3.19 aufgebaut.
Somit besteht die Mdglichkeit, bei jeder Technologie eine Kapazitét, einen Wirkungsgrad und deren
In- und Outputs zu definieren. Dabei kann es sich beispielsweise um einen Versorger handeln, wie
z.B. um eine Gaspipeline, welche dem System Ressourcen zur Verfigung stellt, oder eine
Wandlungstechnologie wie einer KWK-Anlage, welche mit Gas unterschiedliche Energietrager
produziert. Es besteht die Mdglichkeit, mehrere Stréme fiir Input und Output fest zu definieren und

iiber ,,resource* Zeitreihen einzubinden (Abbildung 3.20).

supply_grid_power:
essentials:
name: 'National grid import'
color: '#CS5ABE3'
parent: supply
carrier: electricity
constraints:
resource: inf
energy_cap_max: 2000
lifetime: 25
costs:
monetary:
interest_rate: 0.10
energy_cap: 15
om_con: 0.1 # 10p/kWh electricity price #ppt

Abbildung 3.20: Technologiedefinition in Calliope (Pfenninger and Pickering 2018)
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Dafiir werden CSV-Dateien mit den Zeitreihen in der Modellstruktur hinterlegt. Die Definition von
Technologien und Bedarfen erfolgt tiber YAML-Dateien nach Abbildung 3.20. Das bedeutet, dass die
Optimierung nur mit einem fixen Set von Parametern mit Zahlenwerten arbeiten kann. Diese

Parameter konnen die hinterlegten Zeitreihen, z.B. flir PV, begrenzen oder tberschreiben.

Bauer et al. (Bauer et al. 2022) definiert die Struktur einer Energiezelle wie in Abbildung 3.21
dargestellt. Darin werden der Energiebedarf und die Technologien fur Energieerzeugung und -
speicherung in separaten Standorten platziert. Zwar kann jeder Technologie und jeder Gebdudeklasse
ein eigener Standort zugewiesen werden, doch da eine Lastflussanalyse nicht Gegenstand der

Untersuchung ist, wird fur eine schnellere Berechenbarkeit auf diese Gruppierung zuriickgegriffen.

-

Stromnetz

Energieerzeuger Verbraucher

Fernwarme

o

Gasnetz

Abbildung 3.21: Technologiestruktur in Calliope fur Energiezellensimulation

Das zu l6sende Optimierungsproblem in Abbildung 3.21 stellt die Strom-, Gas- und Wérmeversorgung
dar. Dabei wird versucht, den ausgewiesenen Bedarf der Verbraucher moglichst genau zu treffen. Die
Optimierung kann z.B. Gber Kosten erfolgen, bzw. tber die Wirtschaftlichkeit der Technologien. Dies

wird im n&chsten Punkt detaillierter dargestellt.



3.3.1 Optimierung
Das Optimierungsproblem wird in Calliope mit einer gemischt-ganzzahligen linearen Optimierung
(MILP) geldst, wobei vorher ein zu optimierender Parameter festgelegt wird, z.B. Kostenminimierung
flr Energieerzeugung.

min:z = Z (cost(loc: : tech, cost = costy ) X weighty,) ®)

loc::tech g,k

+ Z (unmet_demand(loc: : carrier, timestep) X bigM)

loc::carrier,timestep

Die Optimierung zur Kostenminimierung des Energiesystems nach Gleichung (9) beruht auf den
Technologiekosten ,,cost” und einem Gewichtungsfaktor ,,weighti“. Der Gewichtungsfaktor beinhaltet
die vom Nutzer festgelegte Teuerungsrate bezogen auf den Betrachtungszeitraum. Zusatzlich besteht
die Option, mit ,,unmet _demand* den Bedarf durch die Optimierung nicht treffen zu miissen. So wird
der Optimierung die Mdoglichkeit gegeben, einen Bedarf mit einer vorher festgelegten Genauigkeit
,»bigM* ndherungsweise statt exakt zu decken. Ein ,,unmet demand“ kann sich beispielsweise
einstellen, wenn nicht genugend Erzeugerkapazitdten existieren, oder aufgrund von

Technologiekombinationen eine Uberproduktion erfolgt.

Mit dieser Optimierung wird flr jeden Zeitschritt eine Kostenhierarchie der beteiligten Technologien
aufgebaut. Diese wird dann auf einen Energiebedarf eines Zeitschrittes bezogen, welcher mit den

kostenglinstigen Technologien zuerst abgedeckt wird.

Um die Kosten einer Technologie zu ermitteln, missen deren Investitionskosten und die variablen
Kosten miteinander kombiniert werden. Der Invest hangt von der Kapazitat ab, welche vom Nutzer
definiert wird. Die variablen Kosten ergeben sich aus der zeitlichen Technologieausnutzung und

kénnen vom Nutzer zusétzlich bepreist werden.

Um diese unterschiedlichsten Faktoren einflieRen zu lassen, wurde die Methodik der gemittelten
Gestehungskosten  verwendet. Diese Methodik wird Ublicherweise zum Vergleich von
Stromerzeugungstechnologien verwendet (Larsson et al. 2014) und bezieht sich dabei auf den Preis
pro produzierter Einheit, z.B. kWh. Diese Methodik Il&sst sich leicht auf andere
Erzeugungstechnologien bertragen, um die Wirtschaftlichkeit zu bewerten. Die technologische
Systemgrenze, bei der keine weiteren Kosten fur Infrastruktur mehr beriicksichtigt werden, muss
hierfir genau definiert werden. In dieser Arbeit werden die standardisierten, anlagenbezogenen
Gestehungskosten fir PtM verwendet, das heiflt es wird ein Investitionswert €/kW im Modell
hinterlegt, welcher mit der gewéhlten Kapazitat skaliert. Zusétzliche fallspezifische Faktoren wie

Baugrundkosten oder benétigte zusatzliche Infrastruktur werden nicht berticksichtigt.
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In der Kombination mit dem Annuitatsfaktor und der produzierten Stoffmenge, im Fall von PtM
erneuerbares Methan (RNG), werden nach Gleichung (11) die gemittelten Gestehungskosten einer
Technologie ermittelt. Die gemittelten Gestehungskosten ,,LC*“ setzen sich aus den in der
Modellierung definierten annualisierten Investkosten ,.costinest™, durchschnittlichen jahrlichen
Betriebskosten und Wartungskosten ,,0&M*“ und dem produzierten Produkt ,,RNGprqd“ der

verwendeten Technologie PtM zusammen.

Der Annuitatsfaktor ,,af* errechnet sich aus der Teuerungsrate ,,i und der Lebenszeit ,, T nach
Gleichung (10).

i* 1+ DT (10)

af = 1+ -1

_ (Z(af * COSt[nvest) + 2:(O&l\/[)var/fix) (11)
LCrng = $(RNG

prod)

Beim Annuititenansatz werden die Kosten in jahrliche, beziehungsweise stiindliche Kosten
umgerechnet. Dieser Ansatz soll den Kostenvergleich von Technologien mit unterschiedlichen
Lebensdauern erméglichen. Da diese gemittelten stiindlichen Kosten selbst mit diversen Annahmen
verbunden sind, ist nur eine ungefahre Bewertung der Technologie maéglich. So spielt die verwendete
Teuerungsrate eine wichtige Rolle, stellt aber selbst nur eine abgeleitete GroRe der durchschnittlichen
Kapitalkosten dar. Die Zinssatze sind abhaéngig von Technologie, Investitionsumfang und
Eigenkapitalfinanzierung und sind daher schwankend. Im Modell kann ein globaler oder ein

anlagenspezifischer Wert hinterlegt werden.

: § § o (12)
carrier,,,,(loc :: tech :: carrier, timestep)
loc::tech::carrierprod€loc::carrier
+ E carrier,,, (loc :: tech :: carrier, timestep)
loc::tech::carriercon€loc::carrier
+ E carrier,,,.(loc :: tech :: carrier, timestep) Vtimestep

loc::tech::carrierexport€loc::carrier

€ timesteps

Die Energiebilanzierung im System erfolgt mit der Gleichung (12). Durch die Bilanz wird
sichergestellt, dass innerhalb jedes Standortes die Energieproduktion ,,carrierpod” und der -verbrauch
,carriercon’ ausgeglichen ist. ,,Carrier” bezeichnet in diesem Fall den einer Technologie zugewiesenen
Energie- oder Stoffstrom. Neben dem internen Abgleich wird mit ,carrierexporr’® die Moglichkeit

geschaffen, auch Uber die Standortgrenzen hinweg Energie- oder Stoffstrdme zu senden.
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Weitere mathematischen Formeln zur Lésung der Optimierung sind auf der Internetseite von Calliope
(Pfenninger and Pickering 2021) ausfuhrlich dokumentiert. Weitere Details der Optimierung und die
verschiedenen Einschrankungen und Bedingungen sind in der Literatur beschrieben (Pfenninger and
Pickering 2018; Pontes Luz and Amaro e Silva 2021).

Ziel der Kostenoptimierung ist es, zu jedem Zeitpunkt das Energiesystem mit der optimalen
Technologie zu bedienen, um den Energiebedarf zu decken. Hierflr missen die regionalen
Energieerzeuger erfasst und die Daten in das Modell hinterlegt werden. Des Weiteren kénnen regional
bestehende Energiespeicher implementiert oder zusatzliche Speicher definiert werden, um die

Speicherverwendung zu untersuchen.

3.3.2 Energiespeicher und Power-to-Methane

Zur Energiespeicherung und -wandlung wird eine PtM Anlage und eine zentrale Batteriespeicherung
als negative Regelenergie nach Abbildung 3.22 definiert (Valdes et al. 2020; Bauer et al. 2022).
Konzeptionell arbeitet die PtM Anlage mit einer Batterie und einem CHa-Speicher zusammen. Das
entstehende SUP soll hauptséchlich in der PtM genutzt werden, wahrend die Batterie unterstiitzend
wirken soll. Im Konzept fir die Unterteilung in SUP fur Batterie und PtM ist als Maf die
Mindestkapazitat fir die PtM zum Anfahren angegeben. Das Konzept wurde in Javier et al.
veroffentlicht (Valdes et al. 2020).

Stromnetz Erdgasnetz als Speicher

‘ H,0 Jv co,

Power-to-Methane

j o, ‘ Warme

Abbildung 3.22: Power-to-Methane Konzept in Calliope (Valdes et al. 2020)

SUP <> min.Kap PtM
CH,

[ Batterie
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Tabelle 3.12 weist die notwendigen Stoffparameter fir die Elektrolyse und Methanisierung nach den
Formeln (1) und (2) auf (VDI e. V. 2013). Die Formeln geben das Stoffmengenverhaltnis in mol vor,
in dem die Stoffe umgewandelt werden. Die Parameter fur Elektrolyse und Methanisierung sind auf 1
kW Strominput zur Elektrolyse genormt. Im Modell werden die Energieflisse in kWh und die

Stoffflisse in Nm3 gerechnet.

Tabelle 3.12: Stoffparameter fir Elektrolyse und Methanisierung, normiert auf 1 kW Input

Stoff 02 (9) H>0 () H2 (g) CO:(9) CH4 (9)
Brennwert [KWh/Nm?] 3,5400 11,0600
Heizwert [KWh/Nm?] 3,0000 9,9600
Molmasse [g/mol] 31,9980 18,0148 2,0158 44,0090 16,0426
Dichte [kg/Nm?3] 1,4290 1.000,0000 0,0899 1,9767 0,7177
Teilchen [mol/Nm3] 44,6590 55.509,9141 44,5977 44,9158 44,7352
Elektrolyse

Stoffmengenverhaltnis 1,0000 2,0000 2,0000

Volumen [Nm?®] 0,1040 0,0002 0,2083

Stoffmenge [mol] 4,6456 9,2912 9,2912

Masse [kg] 0,1486 0,1674 0,0187

Wasserdampf [kg] 0,0187

Methanisierung

Stoffmengenverhaltnis 2,0000 4,0000 1,0000 1,0000
Volumen [Nm?®] 0,0001 0,2083 0,0517 0,0519
Stoffmenge [mol] 4,6456 9,2912 2,3228 2,3228
Masse [kg] 0,0837 0,0187 0,1022 0,0373

Da aufgrund der zu erwartenden schwankenden SUP ein flexibles Lastverhalten des Elektrolyseurs
benotigt wird, wird die Proton-Austausch-Membran Elektrolyse (PEM) im Modell hinterlegt. Die
nominale Hx-Produktion fiir einen PEM-Elektrolysestack wird von H-TEC (H-TEC Systems 2019) mit
0,22 Nm?®/h bei einer normierten elektrischen Nennlast von 1 kWh firr die S-Serie in Bezug auf den
oberen Heizwert angegeben. Fur die 225 kW Anlage wird eine Leistung von 4,9 kWh/Nm3H;
angegeben. Dies flihrt zu einem Systemwirkungsgrad von 74 - 75 %, der nahe an dem von Thema et
al. (Thema, Bauer, and Sterner 2019) ermittelten Durchschnittswert von 77 % fur realisierte
Elektrolyseprojekte liegt. Der Lastbereich der S-Serie wird mit 0,26-1,88 kW angegeben, d.h. dass ab
26 % anliegender Leistung angefahren werden kann. Durch die Erhéhung der Kapazitat durch
Stackerweiterung kann die minimal benotigte Anfahrkapazitét verringert werden. So wird bei der 225
KW Anlage ein Leistungsbereich von 40-330 kW angeben, d.h. ab 17,77 % Grundlast kann angefahren
werden. Mit diesen Werten wird nach den Gleichungen (13) und (14) die Grundlast ,,Capmin*

berechnet, um bei spateren Anderungen im Leistungsbereich ,,Capmax diese Grundlast anzupassen.
X = lg(capmin,z/capmin,l) / lg(Capmax,Z/Capmax,l) (13)

Capmin,z = (Capmax,z/capmax,l)x * Capmin,l (14)
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Wie aus dem Leistungsbereich ersichtlich, kann der Elektrolyse Stack auch auf Uberlast fahren. Dies
geht jedoch auf die Lebensdauer der Zellen und wird im Modell nicht berticksichtigt. Somit ist die
maximale Stackleistung auf 100 % der Kapazititsangabe begrenzt. Die Lebensdauer der Stacks wird
mit 35.000 Betriebsstunden angegeben (H-TEC Systems 2019). Der austretende Hp-Strom liegt mit
einem Druck bis zu 30 bar vor und liegt damit auf einer geeigneten Druckstufe fiir die biologische
Methanisierung, ohne eine Druckerhéhung zu benétigen. Die Betriebstemperatur liegt zwischen 30 -
70 °C, was eine Abwéarmeausspeisung von ca. 65°C erlaubt. Diese Temperatur liegt auf dem gleichen
Niveau, wie die Abwérme aus der biologischen Methanisierung, welche bei ca. 65 °C liegt. Die
Investitionskosten lagen laut Thema et al. und durch eigene Nachforschungen 2018 bei ca. 1.900 €/kW
fur die PEM Elektrolyse (Thema et al. 2019). Thema et al. erwarten, dass die Preise in den ndchsten
Jahren bei steigender Nachfrage fallen und die Marke von 600 €/kW in 2030 und 500 €/kW in 2050
erreichen. Jedoch wird basierend auf einem konkreten Angebot von H-TEC in Calliope fir die
Elektrolyse ein Wert von 3.000 €/kW hinterlegt.

Der durch die Methanisierung erreichbare thermodynamische Wirkungsgrad in Bezug auf den oberen
Heizwert gemal Gleichung (2) betragt 78 %. Laut Graf et al. (Graf, Krajete, and Schmack 2014) wird
der Wirkungsgrad auch durch den energetischen Eigenverbrauch der PtM beeinflusst. Graf et al. geben
fr die biologische Methanisierung einen Bereich fiir den elektrischen Eigenverbrauch von 0,4 — 1,8
kWh/m? RNG an.

Bezlglich der Methanisierung wird hier die biologische Variante aufgrund ihrer flexiblen
Lastwechselcharakteristik und ihrer Robustheit gegeniiber Gasverunreinigungen gewéhlt. Dies
ermdglicht die einfache Nutzung von Klargas aus den in den regionalen Kldranlagen vorhandenen
Faultirmen ohne zusétzliche Gasreinigung als CO»-Quelle. Darliber hinaus kann Biogas aus
Biogasanlagen ohne Aufbereitung zur Methananreicherung verwendet werden. Die CO-Quelle wird
nicht weiter detailliert und im Modell wird die CO.-Versorgungskapazitat als Infinitiv definiert, um
jederzeit genugend CO; bereitstellen zu kdnnen. Die Methanisierung wird konservativ mit einem
elektrischen Energiebedarf ,,P con* von 1,8 kWh/Nm3CHj,4 fiir Pumpen, Heizung und unterstiitzende
Systeme angenommen (Graf, Krajete, and Schmack 2014). Da der Eigenenergiebedarf vom
verfiigharen SUP abgezogen werden muss, sinken H, und CH4 Produktion. Dieser Schritt stellt eine zu
iterierende Grolie dar und die daraus resultierenden idealen (ohne Stromeigenverbrauch der Anlage)

und realen Parameter werden in Tabelle 3.13 nach einer Iteration verglichen.

Der Eigenstromverbrauch der Methanisierung ,,bioMeth P con* fiihrt zu einem Output von 0,508 kW
Methan pro 1 kW Leistungsaufnahme der PtM und senkt den Wirkungsgrad der biologischen PtM auf
51 %. Dieser Wert liegt etwas niedriger als der von G6tz et al. (Gétz et al. 2016a) und Graf et al.
(Graf, Krajete, and Schmack 2014) dargestellte Wirkungsgrad von 54 %.
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Tabelle 3.13: Stoff- und Energiestrome fir Elektrolyse und Methanisierung

Stoff- und Energiestrome ideal real
Elektrolyse

Per, in [KW] 1,00000  0,90250
H20, in [Nm3/h] 0,00018  0,00016
Ha, out [Nm3/h] 0,20408  0,18418
Ha, out [kg/h] 0,01835  0,01656
O;, out [Nm®/h] 0,10190  0,09196
O, out [kg/h] 0,14562  0,13142
H20, out [Nm®/h] 0,00002  0,00002
Hz, out Brennwert [kKW] 0,72245  0,65200
Ha, out Heizwert [kW] 0,61224  0,55254
Qan Abwdrme [kKW] 0,27755  0,25049
Qn Abwérme nutzbar [kW] 0,22204  0,20039
Qv Verlustwarme [kW] 0,05551  0,05010
Methanisierung

Ho, in [Nm3/h] 0,20408  0,18418
COy, in [Nm¥/h] 0,05066  0,04572
CHa, out [Nm®/h] 0,05086  0,04590
CHs., out [kg/h] 0,03650  0,03294
H,0, out [Nm?®/h] (fliissig) 0,00008  0,00007
CHya, out Brennwert [kW] 0,56255  0,50769
CHa, out Heizwert [kW] 0,50660  0,45720
Qan Abwarme [kW] 0,15991  0,14432
Qn Abwérme nutzbar [kW] 0,12793  0,11545
Qv Verlustwdrme [KW] 0,03198  0,02886

In Calliope wird das Gasnetz als ein Gasspeicher definiert, dessen Kapazitét nicht begrenzt ist, damit
jederzeit die gesamte Methanproduktion von PtM gespeichert werden kann. Dies soll eine direkte
Riickverstromung im System durch gasgefiihrte KWK aufgrund von nicht speicherbarem Methan
verhindern. Flr den Speicher wird ein Wirkungsgrad von 99% jeweils fir Be- und Entladen
angenommen, sowie dass keine Speicherverluste tber Zeit auftreten. Es werden keine Kosten fur den

Speicher angenommen.

Der als Nebenprodukt anfallende Sauerstoff und der Wassereinsatz fir die Elektrolyse werden
berechnet. Die Wassergrundkosten héngen stark von der Wasserverfugbarkeit und der benétigten
Aufreinigung fiir die Elektrolyse ab. Im Modell wird ein Preis von 3,27 €/m?® fiir Wasserbezug,
Aufreinigung flr Elektrolyse und Abwasserbehandlung angesetzt. Der anfallende Sauerstoff wird

finanziell nicht bewertet.

Die fir die Methanisierung bendtigte CO,-Menge wird berechnet. Da jedoch in den untersuchten
Regionen Anlagen zur Biogas- und Faulgaserzeugung vorhanden sind, wird angenommen, dass das

bendtigte CO» von diesen kostenneutral zur Biogasaufbereitung bereitgestellt wird.

Die Investitionskosten (CAPEX) fiir die Biomethanisierung lagen laut Thema et al. (Thema, Bauer,
and Sterner 2019) 2018 bei ca. 1.200 €/kW. Thema et al. (Thema, Bauer, and Sterner 2019) erwarten,
dass die Preise in den néchsten Jahren bei steigender Nachfrage fallen und die Marke von 700 €/kW in

63



2030 und 300 €/kW in 2050 erreichen. Basierend auf eigener Recherche lag der Preis bei Angeboten
2019 hoher, daher wird in Calliope fiir die Methanisierung ein Wert von 1.568 €/kW hinterlegt. Damit
ergibt sich fur PtM (Elektrolyse und Methanisierung) ein Invest von 4.568 €/kW fiir 2019.

Als Datengrundlage fur die Batterie wird eine Kapazitat von 10 % der regionalen PV Leistung
angenommen. Zusétzlich wird die Lade- und Entladegeschwindigkeit der Batterie mit 25 % der
maximalen Kapazitdt pro Stunde angenommen. Dies ermdglicht es der Batterie, Kkleinere
Leistungstberschiisse auszugleichen, die zum Hochfahren eines PtM-Systems immer noch zu gering
waren. Es wird angenommen, dass die Batterie aufgrund der kurzen Speicherdauer keinen Verlust von
gespeichertem Strom aufweist. Der Wirkungsgrad des Ladens und Entladens wird mit 90 % angesetzt.
Die Investitionskosten von 1.008 €/kW sind einer Marktiibersicht fiir Batteriespeicher entnommen
(C.AR.M.E.N. e.V. 2020) (S. 20) und werden mit einer Lebensdauer von 11 Jahren verrechnet. Die

jahrlichen Wartungskosten werden auf 2,5 % vom Invest festgelegt.
Die technischen und 6konomischen Kenndaten sind in Tabelle 3.14 zusammengefasst.

Tabelle 3.14: Techno-6konomischer Dateninput fir regionale Speichertechnologien (Bauer et al. 2022)

Kapazitat Kapazitat Invest  Verbrauch Fix O&M Laufzeit Effizienz
SR [kW] VOF [kW] [€/kW] [€/m?] [%] [a]
PtM Inf Inf 4.568 - 3 25 0,51
Batterie 5.403 2.452 1.008 - 2,5 11 0,90
CHa-Speicher Inf Inf 0 0 0 50 0,99
H-20 Inf Inf 0 3,27 0 25 1,00
CO; Inf Inf 0 0/0,198/-0,05 0 25 1,00

*Inf: Keine Limitierung zur Technologieoptimierung

Die PtM Technologie wird in Calliope als komplexe Wandlungstechnologie mit mehreren Inputs und
Outputs definiert. Da das Calliope Modell nicht alle unterschiedlichen Stoffstrdme und
Wechselwirkungen von PtM dynamisch simulieren kann, wird eine lineare Betrachtung Uber
Gesamtwirkungsgrade genutzt. Im Code wird dies, wie in Abbildung 3.23 dargestellt, (iber die direkte
Wirkungsgradumrechnung gemal Gleichung (3) hinterlegt. Da in den Regionen Kkein
Wasserstoffbedarf vorliegt, kann jeglicher Wasserstoff direkt in Methan umgewandelt werden. Das
erzeugte Methan wird in das Gasnetz eingespeist und in den Regionen fiir die Bedarfsabdeckung von
Strom und Warme genutzt. Die Kapazitdt der PtM wird in der ersten Betrachtung unterschiedlicher

Szenarien nicht begrenzt, um den maximalen SUP und dessen Verwertung durch PtM zu untersuchen.
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# conversion
PtM:
essentials:
name: PtM
color: '#E4RBST7!
parent: conversion plus
carrier in: power
carrier in 2: co2
carrier in 3: hZo
carrier out: gas
carrier out 2: heat
carrier out 3: o2
primary carrier in: power
primary carrier out: gas
constraints:
energy eff:
energy cap max: inf
carrier ratios:
carrier in.power:
carrier in 2.coZ2:
carrier_in 3.hZ2o:
carrier out.gas:
carrier out 2.heat:
carrier out 3.02:
lifetime:
costs:
monetary:
interest rate:
energy cap:
om annual:
om prod:

Abbildung 3.23: Calliope Code flr Power-to-Methane

Die angedachte Regelung, dass das entstehende SUP die Batterieladung bestimmt, konnte in Calliope
nicht umgesetzt werden. Stattdessen werden in Calliope die Gestehungskosten (LC) als Kriterium fur
die Technologiehierarchie genutzt, welche mit den Daten unter ,,monetary berechnet werden. Da die
Betriebskosten der Batterie geringer sind, wird somit die Batterie vorrangig gegeniber der PtM fir die
SUP Verwertung genutzt. Jeglicher nicht durch die Batterie verwerteter SUP steht dann der PtM zur
Verfugung. Die daraus resultierenden Probleme der Batterie werden unter Punkt 3.3.2.2 erléutert.

3.3.1 Auswertung

Die im Kapitel 3.1.2 dargelegten validierten Bedarfsdaten sind bezogen auf das Jahr 2019. Die
nachfolgenden Ergebnisse geben somit den konkreten gemessenen Jahresbedarf fiir Strom der
Regionen wieder. Das ermittelte SUP kann aber wegen der getroffenen Annahmen von der Realitét
abweichen. Die Ergebnisse der Calliope Optimierung basieren auf der Version 0.6.6 und dem Solver

Gurobi (“Gurobi Optimizer” n.d.).

Es werden 30 verschiedene Szenarien fir SR und VOF in Calliope berechnet. Dabei wird der Zeitraum

zwischen 2015 — 2019 gewahlt, um den Einfluss der Wetterdaten zu untersuchen. Der Energiebedarf
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der Gebdaudekategorien und die Technologien werden flir die Szenarien nicht variiert. Die beiden

verschiedenen Lastprofile (SLP und RLP) werden mit je drei Varianten von PtM untersucht.

In der ersten Variante ohne PtM (no PtM) werden die Auswirkungen auf die Entnahme des Gasnetzes
untersucht. In der zweiten Variante wird PtM ohne Gasnetzanschluss betrachtet (PtM unstored), so
dass keine Speichermdglichkeit fur das erzeugte Gas besteht und es direkt verwertet werden muss. Ein
Beispiel fur dieses Szenario ware eine Insellésung fir eine Biogasanlage mit nachgeschalteter KWK
ohne Gasnetzanschluss. Die dritte Variante wird mit dem Gasnetzanschluss als Speichermdglichkeit
simuliert (PtM stored). In allen drei Varianten wird die Kapazitéat der verwendeten Technologien nicht

variiert.

Die folgenden Abbildungen zeigen den beispielhaften Verlauf der Nachfragekurven fiir Strom und
Widrme vom 1. bis 7. Februar 2019, einer typischen Winterwoche. Auf der y-Achse ist der
Strombedarf und die -erzeugung in MWh aufgetragen, auf der x-Achse eine stiindliche
Zeitunterteilung. Die rote Stromnachfragelinie mit den typischen Mittagsspitzen (Abbildung 3.24 und
Abbildung 3.25) ist am Wochenende deutlich niedriger als unter der Woche. Die Stromerzeuger sind
als positive Balken dargestellt, wéhrend die Stromentnahme durch Batterie oder PtM in den negativen
Bereich geht. Durch die Vorgabe, die erneuerbaren Energiesysteme immer vollstandig auszunutzen,
nutzt die Optimierung die vorhandenen gasbefeuerten KWK, um den restlichen Strombedarf flexibel
abzudecken. Dies entspricht der in Deutschland vorliegenden Gesetzgebung, welcher der erneuerbaren
Stromerzeugung Vorrang gegeniiber der fossilen Stromerzeugung einrdumt (Bundesamt fiir Justiz
2020c). Wird in Calliope die Nutzung von EE-Erzeugern nicht erzwungen, dann regelt Calliope die
EE-Erzeugung ab und gewahrt der KWK Vorrang. Dies liegt daran, dass die KWK fir die Abdeckung
der Fernwérme bendtigt wird (Abbildung 3.26 und Abbildung 3.27). Calliope entscheidet dabei
anhand des integrierten Entscheidungskriterium, welche Technologien am besten fiir die Abdeckung
einzusetzen ist. Aus diesem Grund fehlt in den aufgefuhrten Technologien beispielsweise die mit
Biomasse befeuerte KWK, da diese hohere Gestehungskosten aufweist als die gasbefeuerte Variante

und gentigend Kapazitat zur Verfuigung steht, um den ausgewiesenen Bedarf abzudecken.
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Abbildung 3.24: Strombedarf fur Standardlastprofil Straubing Februar 2019 (Bauer et al. 2022)
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Abbildung 3.25: Strombedarf fir Reallastprofil Straubing Februar 2019 (Bauer et al. 2022)
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Abbildung 3.26: Wéarmebedarf fir Standardlastprofil Straubing Februar 2019 (Bauer et al. 2022)
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Abbildung 3.27: Warmebedarf fur Reallastprofil Straubing Februar 2019 (Bauer et al. 2022)

Abbildung 3.26 und Abbildung 3.27 zeigen, dass der Fernwéarmebedarf sehr gut gedeckt wird. Die
Wérmetiberschussspitzen liegen an dem bendtigten Strom aus der KWK, wenn mehr Strombedarf
vorliegt. Im Gegensatz dazu zeigen Abbildung 3.24 und Abbildung 3.25, dass die vorrangige Nutzung
der erneuerbaren Energien zu einem Uberschuss bei der Stromerzeugung durch KWK fiihrt. Da die
Anforderungen stiindlich wechseln und die Technologien unterschiedliche Effizienzen in der
Energieproduktion aufweisen, kann dies im Zusammenspiel der Technologien fiir die Abdeckung des
Warme- und Strombedarfs einen Stromuberschuss erzeugen. Dieser Stromiiberschuss liegt in
Wirklichkeit dann als Stromiiberschusspotenzial (SUP) vor, denn um das Stromnetz vor Uberladung
zu schitzen, muss das SUP abgeregelt, in Stromspeichern abgenommen oder ins Uberregionale Netz
rickgespeist werden. Wird mehr Warme als nétig erzeugt, wird dieser Wéarmeuberschuss an die
Umwelt Uber entsprechend dimensionierte Kihltirme abgegeben. In der Optimierung wird das
entstehende SUP in einer Batterie gespeichert und/oder durch PtM in Methan umgewandelt. Die
Methanproduktion durch PtM kann wiederum zur Deckung des Gasbedarfs verwendet werden. Der
Unterschied zwischen der Verwendung von SLP in Abbildung 3.24 gegenuiber RLP in Abbildung 3.25
ist an der Variation der roten Strombedarfslinie zu erkennen. Das RLP weist hierbei wesentlich
groRere und abrupte Springe und ein eher uneinheitlicheres Verhalten auf. Auch die
Strombedarfssenken fallen bei RLP nicht so tief aus. Doch genau diese Lastkurven beeinflussen das
Betriebsszenario fur Energiespeicher und werden deshalb nachfolgend detaillierter untersucht. Die
Batterie weist aufgrund der im Vergleich zu PtM niedrigeren LC (0,22 €/kWh fiir Batterie zu 0,31
€/kWh fiir PtM) viele Ladezyklen auf, da Calliope versucht, das SUP mit der Batterie zu verwerten
bzw. abzubauen.



3.3.1.1 Ergebnisse mit Standardlastprofilen
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Das erste Szenario ,,no PtM* ohne PtM dient als erste Abschétzung des resultierenden regionalen

Stromuberschusspotenzials und der Entnahme aus dem Gasnetz. Dies ermdglicht einen Vergleich, wie

sich PtM in diesem Zusammenhang auswirken wird.
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Abbildung 3.28: Ergebnisse fiir Standardlastprofil Straubing unterschiedlicher Szenarien (Bauer et al. 2022)

Abbildung 3.28 zeigt unter a) die Ergebnisse der SUP aus den drei PtM Szenarien im Vergleich zur

Stromproduktion aus PV, die in den verschiedenen Jahren durch die Wetterlage variiert. Es ist zu

erkennen, dass sich der Trend in der PV-Stromerzeugung in den ersten Jahren auf das

Stromuberschusspotenzial auswirkt, auch wenn der Trend im Jahr 2019 leicht divergiert. Dies mag auf

den ersten Blick Uberraschen, da sich nur die Daten zur Sonneneinstrahlung geéndert haben. Dieses

Phanomen ist jedoch auf den Stromuberschuss zurlickzufiihren, der durch die KWK zur Deckung des

Warmebedarfs erzeugt wird. Das SUP wird durch den Einsatz von PtM im Szenario ,,unstored PtM*

um 16,4 % und durch eine geeignete Speicherung oder Netzanbindung im Szenario ,,stored PtM* um

18,9 % reduziert. Im Vergleich zwischen b) und d) zeigt der Einsatz von PtM eine reduzierte



Erdgasentnahme um mehr als seine eigene erzeugte Gasmenge. Dies liegt an der ausgespeisten
Abwérme, durch die weniger warmegefiihrte KWK benétigt wird. Der Erdgasbedarf wird durch eine
Gasspeichermdglichkeit von PtM im Szenario ,,stored PtM* nur inkonsistent gegeniiber ,,unstored
PtM* verringert. Das Profil der Batterie unter ¢) entspricht in den Szenarien etwa dem der PV. Der
Vergleich zwischen a) und d) legt nahe, dass mit einer Speichermdglichkeit die Gasproduktion von
PtM effizienter gestaltet wird, obwohl um 2 % weniger Gas produziert wird. Das verringerte SUP
konnte aber auch durch eine bessere Auslastung der Batterie zustande kommen, welche die verringerte
Gasproduktion von PtM mit Gasspeicher kompensiert.

3.3.1.2 Vergleich Real- zu Standardlastprofil

Abbildung 3.29 zeigt als Boxplots die Lage- und Streuungsmale der die wichtigsten Ergebnisse der
drei Szenarien fur PtM (iber den Betrachtungszeitraum von 5 Jahren fur die verschiedenen Lastprofile.
Die linke Seite beinhaltet die Ergebnisse fir SR, rechts fir VOF. Die Ergebnisse sind im Anhang A.1
tabellarisiert.
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Abbildung 3.29: Evaluierung der verschiedenen Lastprofile fiir Straubing (SR) und Vilshofen (VOF)

Das SUP in a) zeigt den Unterschied zwischen SLP und RLP fir SR. Die mittlere Abweichung
zwischen Maximal- und Minimalwert bei SLP liegt bei 2,56 %, bei RLP bei 2,65 %. Dies zeigt, dass
die Verénderung der Wetterdaten bezogen auf PV in einer 5 Jahresbetrachtung nur zu einer
geringfiigigen Veranderung des SUP fuhrt. Im Vergleich zwischen SLP und RLP steigt das SUP beim
Szenario ,,no PtM* um 1,82%, bei ,,unstored” um 2,67 % und bei ,,stored* sinkt es um 0,91 %. Die
Abweichungen lassen sich auf die stiindliche Auspragung der LP zurlckfiihren. Da das RLP oft
sprunghafter verlauft und die Bedarfszeiten zwischen SLP und RLP abweichen, kann es zu
Bedarfsverschiebungen kommen, welche sich auf die Betriebsweise der beteiligten Technologien
auswirkt. Durch den steigenden SUP steigt auch die Nutzung der Batterie und PtM. Im Vergleich der
Szenarien ,,PtM unstored/stored zeigt sich, dass zwar fiir ,,stored” der SUP sinkt und dies mit einer
Verringerung des PtM Betriebes einhergeht, jedoch die Batterie mehr leistet. Dies ist fur alle

Szenarien gultig.

In VOF schwankt der SUP bei SLP im Mittel um 3,84 %, bei RLP um 4,15 %. Der Einsatz von RLP
fahrt zu einer drastischen Verringerung des SUP um 49,71 %. Dieser Einbruch wird direkt in PtM
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tibertragen und der PtM Output sinkt um 47,59 %. Da flr beide Regionen die gleichen Technologien
und Bedarfskurven angesetzt wurden, kann dies nur an den Gebaudeprofilen und der Gebaudeanzahl
liegen. Die verwendeten gewerblich und industriell genutzten RLP zeigen im Vergleich zu den SLP
grolere Springe und Verdnderungen in den Lastkurven. Daten zu den RLP-Haushalten zeigen
dagegen weniger Schwankungen im Tagesverlauf. Dies fuhrt zu einer Glattung der Lastkurve fur
Regionen mit einem hohen Anteil der Stromnachfrage von Haushalten und geringeren Anteilen von
Gewerbe und Industrie. Da dies fir die landliche Region VOF der Fall ist, hat die Zusammensetzung
der Nachfrage einen viel groReren Einfluss auf den SUP als in SR. Ansonsten war die Batterie- und
PtM Auslastung uber die Jahre hinweg relativ konstant. Die mittlere Abweichung der Batterie betréagt
2,07 % fiir SLP, 2,30 % fir RLP. Fir PtM liegen die Werte bei 4,01 % und 4,82 %.

Die Laufzeit der PtM ergibt sich aus den Zeiten, wenn SUP vorhanden ist. Nach Abbildung 3.24 zeigt
sich, dass der hauptsachliche SUP durch Uberproduktion unter der Woche oder durch geringen Bedarf
am Wochenende vorliegt. Wenn eine PV Anlage im Jahresmittel taglich 12 h l&uft, ergibt sich eine
Laufzeit von 4368 h. Wenn die PtM jedes Wochenende zwei Tage durchlduft, ergeben sich 2.500 h.
Dementsprechend sind Laufzeiten zwischen 2.500 - 4.000 h zu erwarten. Fiir SR ergeben sich fir die
SLP PtM Szenarien dhnliche Laufzeiten, wobei ,,stored* im Mittel um 1,71 % niedriger liegt. Der PtM
Output ist im Vergleich um 2,35 % niedriger. Fur VOF ergeben sich hierfur bei ,,stored” im Mittel um
4,34 % niedriger Werte, was fast der gleichen Senkung des PtM Output mit 4,22 % entspricht. Die
durch das RLP Szenario hervorgerufene Anderung des SUP ibertragt sich auf die PtM Laufzeit. So
bricht in VOF auch die Laufzeit um 57,58 % ein. Wéhrend in SR die Laufzeit fir alle Szenarien um
die 4.000 h betragt und auch fur RLP nicht einbricht, ist in VOF die SLP Projektion mit ca. 3.400 h bei
RLP nicht zu halten. Dies verdeutlicht, dass die Kenntnis ber den regionalen Energiebedarf flr eine
zuverlassige PtM Auswertung nicht nur mit SLP betrachtet werden sollte. Gerade dann nicht, wenn
bestimmte Gebédudearten in der Region stark (ber- oder unterreprasentiert sind. Dann ist die

Verwendung von regionalen realen Lastprofilen fiir die Auswertung entscheidend.

Obwohl das SUP in VOF deutlich geringer war, sank die Laufzeit der PtM nicht in gleichem MaRe.
Dies kann daran liegen, dass die Zeiten fur einen Stromuberschuss in beiden Regionen gleich waren.

Allerdings korrelierte die GroRe des SUP in VOF in einer plausiblen GréRenordnung.

Abbildung 3.30 zeigt die Differenz des gesamten Strombedarfes tber das Jahr 2019 fur SR durch
Subtraktion der RLP von der SLP in kWh. Jeder Wert (iber Null bedeutet, dass die SLP vorherrschend
ist und umgekehrt. Es ist zu erkennen, dass im Winter die Stromnachfrage durch die SLP tendenziell
unterschatzt wird, wahrend im Sommer in SR eher eine Uberschatzung auftritt. Dennoch zeigt sich,
dass Uber das gesamte Jahr hinweg starke tégliche Spitzen auftreten, die Uberwiegend im positiven
Bereich liegen. Diese Spitzen sind im Stromnetz entscheidend, wenn es um die Nutzung des SUP mit

Regelenergien geht. Aufgrund dessen ist es wichtig, nicht nur eine Betrachtung mit standardisierten
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Werten vorzunehmen. Durch eine genaue Standortanalyse mit der Erhebung lokaler Daten kann eine

viel konkretere Bewertung und Auslegung von Speichern und deren Kapazitat vorgenommen werden.
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Abbildung 3.30: Mittlere Abweichung zwischen Standard- und Reallastprofil fir Straubing 2019 (Bauer et al.
2022)

3.3.2 Diskussion

Aus den Ergebnissen der verschiedenen Szenarien der Energiezellensimulation lassen sich allgemeine
Aussagen dartber treffen, ob Energiespeichersysteme in den betrachteten Regionen ein
Anwendungspotenzial besitzen. Die Ergebnisse zeigen, dass die Konzepte PtM und Batterie
kombinierbar sind und sich nicht gegenseitig ausschlie}en. In VOF hat die SLP-Variante eine Laufzeit
unter 4.000 h fir PtM, doch der Riickgang der Laufzeit unter 2.500 h bei Verwendung der RLP Daten
in VOF zeigt, dass eine detaillierte Datenerfassung auf lokaler Ebene fir eine genaue Standortanalyse
unerlasslich ist, um eine verlassliche Abschédtzung fur eine PtM Auslastung zu gewéhrleisten. Die

Wasserstofferzeugung wird in der Optimierung nicht separat betrachtet.

3.3.2.1  Auswirkungen von raumzeitlichen Entscheidungen

Die Auswertung zeigt, dass in kleinen Stadten und l&ndlichen Regionen Stromuberschusspotenziale
vorhanden sind, auch in Regionen ohne Windkraftanlagen. Die Witterungseinflisse auf die Szenarien
werden anhand unterschiedlicher Jahre fur die Solarstrahlungsdaten untersucht. Diese Unterschiede
werden oft als entscheidend bezeichnet, wenn es um die Schwankungen in den Stromiberschissen
geht (Ramirez Camargo et al. 2019). Es zeigt sich, dass die Witterung in den betrachteten Jahren einen
Einfluss auf die PV-Laufzeit und PV-Leistung hat, die Schwankungen sind aber bis auf 2016 gering.
Der Einbruch in 2016 spiegelt sich auch im Stromuberschuss in

Abbildung 3.28 wieder und lbertragt sich auf die Laufzeit und den Output der Speichertechnologien.

Die getroffenen regionalen Vereinfachungen betreffen sowohl den Dateninput aus den OSM-Daten,
als auch die verfligbaren Bedarfsdaten. In der Wissenschaft ist bekannt, dass die OSM-Daten

hauptsachlich von Hobbygeographen und Nichtfachleuten erhoben werden, was Zweifel an der
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Qualitat der verwendeten OSM-Daten aufkommen lasst (Mooney, Corcoran, and Winstanley 2010). Je
groRer eine Stadt ist, desto besser ist die Qualitat der Daten, da die Zahl der freiwilligen Kartierer mit
der Stadtgréfi3e deutlich zunimmt (Pach 2012).

Weitere Abweichungen in den Bedarfsdaten ergeben sich durch die Standardisierung der
Gebdudeklassifizierung, vor allem durch fehlende Informationen Uber  Gebdudetyp,
Gebdudeeigenschaften oder gemischte Gebédudenutzung. Je grofer die gewahlte geografische
Energiezelle, desto grofRer sind die erforderlichen Vereinfachungen. Abhéngig davon, wie man die
Anzahl der Gebaude bestimmt, kann es auch hier zu entsprechenden Abweichungen kommen. Zur
Ermittlung der Gebaudeanzahl missen viele Faktoren einbezogen werden. So kann beispielsweise eine
grolle Garage in die Kategorie Einfamilienhaus fallen und wird somit mit einem nicht vorhandenen
Energiebedarf belastet. Dieser Fall wirde sich zwar nicht auf den Jahresendverbrauch in der
Forschungsarbeit auswirken, da dieser anders ermittelt wird, wohl aber auf den errechneten
Durchschnittsverbrauch fur die Gebdudekategorie. Dies flhrt zu einer Veranderung des stiindlich
aufgelosten Lastprofils. Die Auswirkungen eines veranderten stiindlichen Lastprofiles sind im RLP-
Vergleich in Abbildung 3.29 in Bezug auf VOF mit einer Halbierung des zur Verfugung stehenden
SUP verdeutlicht. Daher wird mit der Einflihrung der Geb&audeklasse ,,ZD* eine Gebaudekorrektur zur
Verbesserung der Gebdudeklassifizierung vorgenommen (Tabelle 3.3). In dieser Klasse werden
Gebaude, die unter einer bestimmten Dachfléche liegen, einer Gebdudekategorie ohne Bedarf

zugeordnet.

Valdes et al. (Valdes et al. 2020) untersuchen die Problematik der teilweise stark variierenden
Korrelationen zwischen SLP und RLP. SLP kommen dem realen Verbrauch nur dann nahe, wenn die
entsprechenden Geb&udenummern gréler als 400 sind (Von Appen, Haack, and Braun 2014). Da dies
nicht fiir alle Gebaudeklassen der Fall ist (Tabelle 3.3), missen fur die mdglichst realititsnahe
Beschreibung RLP Daten verwendet werden. Allerdings sollten die RLP auch von diesen regionalen
Geb&auden stammen. Wenn zudem eine Gebdudeklasse verschiedene Geb&udearten umfasst, z.B. fallen
Schulen und Birogebaude in ein und dieselbe Gruppe, unterliegen die RLP-Zuordnungen zusatzlichen
Schwankungen im lokalen Bereich (Tabelle 3.8), was wiederum zu Verfélschungen fihrt. Hier kénnte
eine weitere Unterteilung der Gebdudeklassen bei einer rdumlichen Betrachtung unterhalb der
Landkreisebene noch weitere Detaillierungen fir die Energiezellensimulation liefern. Ist eine solche
Detaillierung aufgrund fehlender Messeinrichtungen oder sensibler Daten nicht méglich, muss man
zwangslaufig auf Annahmen, Vereinfachungen und schlussendlich doch wieder auf SLP

zurlickgreifen.
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3.3.2.2 Effekte von technologischen Entscheidungen

In Zeiten immer besserer und billigerer Stromspeicher, die zunehmend auch in Privathaushalten zu
finden sind (Figgener et al. 2020), kann die Batterie mittlerweile als dezentral verteilt betrachtet
werden. Allerdings fehlen Daten zu diesen Speichern in Privathaushalten. Aullerdem stehen diese
Speicher nicht zur Netzstabilisierung zur Verfigung und regeln nur die angeschlossene hauseigene
PV. Es stehen auch keine Daten zu zentral genutzten Stromspeichern zur Verfligung. Deswegen wird
in Calliope die Batterie als Einzelgerdt mit einer Grofle von 10 % der installierten PV-Leistung

angenommen.

Als Einzelgerét wird per Befehl eine zeitgleiche Be- und Entladung der Batterie wie in Abbildung 3.31
a) verhindert. Eine zeitgleiche Be- und Entladung kann im Energienetz durch mehrere angeschlossene
Batterien  plausibel sein  und wirde die Begrenzung der  Schnellladung  auf
25 % einer einzelnen Batterie umgehen. Dadurch konnte die genutzte Ladegeschwindigkeit in der
Region erhthen werden. Doch Calliope nutzt die zeitgleiche Be- und Entladung nur, um den SUP mit
der maximalen Laderate im gleichen Zeitschritt zu schmdlern und die SUP Nutzung fir PtM zu
verringern. Dies geschieht aufgrund der niedrigeren Gestehungskosten gegeniiber PtM und wiirde die
Ergebnisse verfalschen. Doch auch in Abbildung 3.31 b) zeigt Calliope immer noch dieses Verhalten,

jedoch mit weitaus geringerer Auspragung.
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Abbildung 3.31: Calliope Batterie Ladezyklen (Balken) und Ladestand (Linie) in kWh

Eine weitere Problematik der Optimierung stellt sich hinsichtlich komplexer Technologien wie PtM
dar, welche sich stark veréndernde Betriebsparameter durch schwankende Inputs aufweisen. Der
Output und Eigenenergiebedarf dieser Technologien wird vom Wirkungsgrad beeinflusst, welcher bei
PtM von Laufzeit, Standort, Stromkosten, Ho/CO.-Verfugbarkeit und Nutzbarkeit von Abwarme und
Methan abhéangt. Dadurch ergeben sich zuséatzlich bendtigte Optimierungen, die im Programm gelost
werden mdssten. Doch die Energiesystemoptimierung kann diese nicht lésen, da nicht gegen mehrere

unterschiedliche Optimierungsebenen optimiert werden kann (Bauer et al. 2022). Dies fihrt in der
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Optimierung zu Iterationsloops. Dies bedeutet, dass auch komplexe Systeme nur mit statischen
Betriebsparametern in die Systemoptimierung einflieBen konnen und die Simulationsergebnisse

deutlich von dem tatsachlichen Gas- und Warmeertrag abweichen konnen.

Kriechbaum et al. (Kriechbaum et al. 2018) schlagen eine Verbesserung der Ergebnisse durch
Simulationskombination vor. Dazu konnten in einer ersten Calliope-Simulation die jeweiligen lokalen
Rahmenparameter ermittelt werden, die dann in ein anderes, fir eine PtM Simulation geeignetes
Simulationstool Ubertragen werden. Der resultierende Output misste dann in eine zweite Calliope-
Simulation einflieRen, um festzustellen, ob sich das Ergebnis signifikant verandert. Dazu brauchte das

Simulationswerkzeug aber auch geeignete Schnittstellen, um mit Calliope zu kommunizieren.

Doch schon bei den gewéhlten Vereinfachungen fiihrt der Versuch der Festlegung von Kapazitaten fur
die PtM in der Optimierung zu Problemen. Der Versuch die PtM mit einer Kapazitét zu belegen, fuhrt
dazu, dass Calliope das flr ein Jahr angesetzte SLP Szenario nicht mehr auflésen kann. Es ist mdglich
die erste Januarwoche abzubilden, doch dann fallt die Optimierung in einen nicht endenden Loop.
Calliope verfugt Uber keine Analysemdglichkeiten, was gerade oder zu welchem Zeitschritt in der
Optimierung geschieht, daher ist die Fehlererkundung und -behebung schwierig bis nicht méglich.
Diese Probleme treten bereits in den vorgestellten Szenarien bei der Verwendung von RLP mit
Rohdaten in kwh auf. Durch die Erhéhung auf MWh werden die Zahlenwerte verkleinert und das
Optimierungsproblem wird behoben. Dies konnte ein Indiz sein, dass die abrupten Anderungen im
RLP und die verwendeten Dezimalzahlen in den Technologiedefinitionen es flir die Optimierung
erschweren, diese Unstetigkeit des Bedarfes mit der Erzeugung zu treffen. Mit der Verwendung einer

PtM Kapazitét scheint dies bereits fir den einfachen SLP Verlauf der Fall zu sein.

Der Versuch, die PtM mit einer detaillierten Aufteilung - wie einer separaten Elektrolyse,
Methanisierung und weiterer Komponenten in Calliope zu analysieren - konnte nicht umgesetzt
werden. Calliope konnte vermutlich die Vielzahl der auftretenden Iterationsschleifen, welche durch

die jeweiligen Abhéngigkeiten unter den Technologien auftreten, nicht mehr 16sen.

Auf der Grundlage dieser Limitierungen wird ein neues, einfach parametrierbares Simulationstool
»Energiezellensimulation Modell+* entwickelt, welches auf der Basis der Technologiedefinitionen in
Calliope den Einsatz der PtM in den Netzen Strom, Wéarme und Gas simuliert. Dies basiert auf der in
Kapitel 3.1 dargelegten Energiebedarfsmodellierung. Die PtM wird wieder nach Abbildung 3.22 als
negative Regelenergie in Kombination mit einer Batterie in die Energiezellensimulation integriert und
stellt damit im Gesamten wieder die Energiezellensimulation (EZS) dar. Das Ziel ist es, die unter
Calliope vorliegenden Algorithmen freier zu definieren und eine bessere und detaillierte Analyse der

PtM zu ermdglichen.
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3.4 Modell+ flr Power-to-Methane Analyse

Im eigenen entwickelten Energiezellensimulationsmodell EZS Modell+ fiir die PtM Analyse werden
die Ausgangsdaten der regionalen Energiebedarfsmodellierung nach Punkt 3.1 und der
Energieerzeugung nach Punkt 3.2 verwendet. Damit liegen die gleichen Ausgangsbedingungen
beziiglich des Energiebedarfs und der Erzeugertechnologien vor wie in Calliope. Die Definition und
der Aufbau der Technologien wird von Calliope Gbernommen. Somit liegt auch hier wieder ein festes
Set an Parametern je Technologie vor. Im Gegensatz zu Calliope wird die Auswahl der Technologien
nicht durch das Programm anhand einer Kostenhierarchie vorgenommen, sondern durch den Nutzer.
Damit kdnnen die in der Region aktiven Technologien in der EZS besser integriert werden. Die PtM
soll dadurch nach Abbildung 3.32 in weitere Komponenten unterteilt werden und somit eine
detailliertere Analyse ermdglichen.

Stromnetz H,0 CO, Gasnetz
PEM Ha- Methan- CH,- Einspeisung

Speicher isierung Speicher
Batterie H, Ha CH, CH, CH,

0, Warme  H,0

Abbildung 3.32: Power-to-Methane Konzept im EZS Modell+

Die Energieerzeugungstechnologien werden nach dem Flussdiagramm in Abbildung 3.33 integriert
und nach erneuerbaren Stromerzeugern und KWK-Technologien getrennt. Die erste Strombilanz ,,PB
1« erfolgt im EZS Modell+ nach Gleichung (15) nach den erneuerbaren Stromerzeugern, da diese hier
vorrangig genutzt werden. Hier flie3t auch ein eventuell vorliegender Strombedarf von Power-to-
District-Heat (PtDH) fur Umweltwdrme im Fernwédrmenetz ein, z.B. bestehend aus
Grundwasserwarmepumpen zur Nutzung von Geothermie. Nach dieser Fernwarmeproduktion erfolgt
eine erste Wiarmebilanz ,,HB 1 nach Gleichung (16). Wenn eine PtM Nutzung vorliegt, dann flief3t
der Eigenstrombedarf und die Abwarmeausspeisung in diese ersten Bilanzen mit ein. Weitere
Gleichungen finden sich im Anhang A.2. Die Abkiurzungen sind im Abkilrzungsverzeichnis

beschrieben.

PB1 =P con+ HP Prod + PV Prod + WF Prod — PtDH P con — Meth P con (15)

HB 1 = DH con + PtDH H Prod + PtM DH feed (16)
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Wenn eine im Stromnetz zentral platzierte Batterie im System definiert ist, kann ein in der ersten
Strombilanz auftretendes SUP durch diese Batterie in Abhdngigkeit von Kapazitit ,,Bat Cap* und ihrer

Laderate ,,Bat load* genutzt werden und in eine zweiten Strombilanz minden.
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Abbildung 3.33: Flussdiagramm Energiezellensimulation mit Power-to-Methane Analyse
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Die KWK-Anlagen werden bedarfsgerecht nach den Gleichungen (25) bis (28) in Anhang A.2
betrieben, um den restlichen Strom tiiber ,,CHP P prod“ oder Warmebedarf {iber ,,CHP H prod“ nach
den ersten Bilanzen abzudecken. Im Modell wird dem mit Biomasse betriebenen KWK trotz héherer
Gestehungskosten Vorrang gegeniiber dem mit fossilem Erdgas betriebenen eingerdumt, da das
Biomasse-KWK in der Realitét ein eigenes Warmenetz speist. Daher erfolgt nach jeder KWK eine
Energiebilanz. Im Gegenzug dazu, wird nur auf das gasbetriebene 65 MW KWK zugegriffen, es
kénnen aber weitere KWK-Anlagen einzeln oder zusammengefasst integriert werden. Der Gasbedarf
der Gas-KWK wird dem regionalen Gasbedarf fir Wé&rme aufgeschlagen. Je nach Art der genutzten
Technologie kann ein Strom- oder Warmeuberschuss in der letzten Energiebilanz entstehen. Der
Stromuberschuss liegt in Wirklichkeit nur als Potenzial vor, kann aber durch negative Regelenergie
regional nutzbar werden. Im Modell wird dieses Potenzial durch die Batterie und PtM genutzt. Da
jedoch innerhalb PtM eine zeitversetzte Verarbeitung des SUP zu einem zeitversetzten
Stromeigenbedarf flhrt, flieBt der Stromeigenbedarf in die lokale Stromerzeugung ein, damit dieser
Strom auch produziert wird. Dies fiihrt im entstehenden Stromiiberschuss zu einer Iterationsschleife.
Das Gleiche geschieht mit der entstehenden PtM Abwarme, welche in der Warmebilanz vorrangig vor
der KWK genutzt wird und somit die KWK-Laufzeit und dadurch ebenfalls das SUP beeinflusst. Die
grin umrandeten Felder stellen die Hauptergebnisse in den Tabellen in Anhang A dar. Da in
Abbildung 3.33 nur auf die Energieflusse fuir Strom, Warme und Gas der PtM eingegangen wird, wird
in Abbildung 3.34 das PtM Modell nochmals detailliert ab dem SUP dargestellt.

In Abbildung 3.34 ist das Flussdiagramm fiir die Verwertung von SUP durch Batterie und PtM als
negative Regelenergie in unterschiedlichen, den Technologien zugeordneten Farben dargestellt. Ein
lila Rahmen zeigt auf, an welchen Stellen ein Nutzer Daten vorgeben kann. Bei der PtM-stiitzenden
Batterie wird diese der PtM vorgeschaltet und 14dt sich mit dem SUP ,, PSP, wenn die Elektrolyse zu
grol? oder zu klein flr die Nutzung des SUP ist. Die Batterie entladt sich und speist die Elektrolyse,
wenn das SUP sinkt. Die Ladung der Batterie erfolgt iiber den Wert ,Bat load“, welcher in
Abhéngigkeit vom SUP, von der maximalen Kapazitit ,,Bat cap“, dem Wirkungsgrad ,,Eff.“, der
Laderate ,,loadrate und dem aktuellen Stromverbrauch der Elektrolyse ,,PEM P con“ mit Gleichung
(32) Anhang A.2 berechnet wird. Das heil3t, obwohl die Batterie der Elektrolyse vorgeschaltet ist, ist
die Beladung von der aktuellen Elektrolyseleistung abhéngig. Die Elektrolyseleistung ,,PEM P con*
nach Gleichung (40) Anhang A.2 ist abhingig vom verfiigbaren SUP, der Elektrolysekapazitit ,,PEM
cap” und dem Batterieladestand ,,Bat cap“, sowie der Batterieentladeleistung. Da dies zu einer
Abhéngigkeits- und lterationsschleife fiihrt, wird der Batterieladestand zeitversetzt. So greift die
Elektrolyse auf einen um einen Zeitschritt friheren Ladestand der Batterie als Auswahlkriterium flr
einen etwaigen Zugriff zu. Die Batterie ist wie in Calliope als ein einzelnes Bauteil definiert und kann
zu jedem Zeitschritt nur entweder be- oder entladen werden. Die Nutzerangabe einer nominalen bzw.

maximalen Elektrolysekapazitit ,,PEM cap max“ wird mit den Gleichungen (13) und (14) in die
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minimale Anfahrleistung ,,PEM cap min“ umgerechnet. Auch in diesem Modell wird die Moglichkeit

der Uberlast fir Elektrolyseure nicht umgesetzt.

Zusitzlich weist die Methanisierung einen Eigenstrombedarf ,,Meth P con®“ durch Pumpen und
Messinstrumente auf. Der Eigenstrombedarf ,,P con® wird vom Nutzer mit KWhe/Nm3gne Vorgegeben
und bezieht sich auf die Methanproduktion, die von der Methanisierungskapazitit ,,Meth cap und der
Wasserstoffproduktion ,,PEM H prod“ abhéngt. Zusétzlich flieBen in den Eigenstrombedarf die
Stromverbrduche fur Verdichter bei Druckunterschieden zwischen Gasspeichern und der
Gaseinspeisung ein. Da der Eigenstrombedarf vom SUP abgezogen werden muss, ergibt sich ein
verringerter Elektrolyseinput und es entsteht eine Iterationsschleife. Eine weitere Iterationsschleife
ergibt sich aus der PtM Wirmeproduktion, welche als Input ,,PtM DH feed” in das Fernwirmenetz
Uberfuhrt wird. Dadurch werden der abgedeckte Fernwarmebedarf und damit die KWK-Laufzeiten

beeinflusst, was zu einer Anderung im vorliegenden SUP fiihrt (PSP after PtM — vgl. Abbildung 3.34).

Tteration
A A

PSP after PtM

Abbildung 3.34: Flussdiagramm Power-to-Methane mit Batterie
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Die H:-Produktion ,,PEM H; prod“ wird durch das Verhiltnis ,,Ratio P/H,“ berechnet, was die
Stromverwertung bzw. den Wirkungsgrad bei der Wasserstofferzeugung beschreibt. Dieser Wert kann

durch die gewéhlte Elektrolyse variieren und ist vom Nutzer anzugeben. Die Wéarmeausspeisung

»~PEM H prod“ errechnet sich iiber den Wirkungsgradverlust der
,,PtM  DH

Wasserstoffbedarf fur andere Technologien vorliegt, wird der

Methanisierungsabwérme nach Gleichung (3) zu

Elektrolyse und wird mit der
feed*

gesamte Wasserstoff in die

addiert. Wenn kein

Methanisierung  gefihrt. Wenn die Produktionsrate ,,PEM H> prod“ die maximale
Methanisierungskapazitit ,,Meth cap max* {iiberschreitet, wird {iiber ,,H, stor load“ ein H»
Druckspeicher beladen. Der Speicher ist in der Kapazitat nicht begrenzt, um so im Zusammenspiel der
Kapazitatsauswahl Elektrolyse und Methanisierung des Nutzers selbst eine passende GréRe zu finden.
Ob fir die Speicherbeladung ein weiterer Strombedarf ,,H, stor P con® fiir einen Verdichter anféllt,
ergibt sich aus der Differenz zwischen Elektrolyseausgangsdruck ,,PEM press* und Speicherdruck ,,H»

stor press®. Beide Werte sind vom Nutzer anzugeben.

Die maximale Methanisierungskapazitdt wird vom Nutzer angegeben, wéhrend sich die minimale
Kapazitat wie bei der Elektrolyse berechnet. Die Methanproduktionsrate wird Uber das Verhéltnis
»Ratio Ho/CH4* berechnet, welche auf der Gleichung (3) beruht, und ist abhéngig von ,,PEM H; prod*
und ,,H> stor cap“. Aus dieser Methanisierungsrate errechnet sich der Eigenstrombedarf ,,bioMeth P
con®, welcher durch die Nutzerangabe ,,P con“ definiert wird. Die Gaseinspeisung ,,CH4 grid feed*
definiert sich wieder (ber die maximale Laderate nach Nutzervorgabe. Wenn dieser Wert die
Methanisierungsrate unterschreitet, wird ein Druckgasspeicher mit dem (berschissigen Methan
beladen. Dieser ist identisch zum H-Speicher definiert und ebenfalls nicht in der Kapazitat begrenzt.
Die Gaseinspeisung wird zusétzlich von der Gasbilanz ,,GB 1 beeinflusst, welche den aktuellen
Gasbedarf wiedergibt. Wenn dieser unter der minimalen Einspeiseleistung liegt, wird nicht mehr
eingespeist. Ob fiir die Gaseinspeisung ein Verdichter benétigt wird, wird wieder Uber den

Druckunterschied zwischen Methanspeicher und Erdgasleitung bestimmt.

Die technischen und 6konomischen Kenndaten sind in Tabelle 3.15 zusammengefasst. Im Gegensatz
zu Calliope werden im EZS Modell+ unterschiedliche Kapazitdten betrachtet. Die Gestehungskosten

basieren auf den im nachsten Punkt definierten Kostenszenarien.

Tabelle 3.15: Erweiterter techno-6konomischer Dateninput fur regionale Speichertechnologien

Kapazitdt SR Kapazitdt VOF Invest  Verbrauch Fix O&M Laufzeit Effizienz
[MW] [MW] [€/kW] [€/m?] [%] [h]
Elektrolyse 1/5/10/25/50  1/5/10/25/50 1.900 - 3 35k 0,722
H»-Speicher Inf Inf 23,40 - 1 140k
Methanisierung 1/5/10/25/50  1/5/10/25/50 1.200 - 3 140k 0,779
CHs-Speicher 2,43 - 1 140k
Einspeisung fix - 7 50k
Batterie 5,403 2,452 1.008 - 2,5 66k 0,900
H20 Inf Inf 0 3,27 0 140k 1,000
CO, Inf Inf 0 0/0,198/-0,05 0 140k 1,000

*Inf: Keine Limitierung zur Technologieoptimierung
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3.4.1 Kostenszenarien

Viele Studien weisen darauf hin, dass PtM aufgrund der hohen Investitionskosten von Elektrolyseuren
noch nicht ékonomisch abbildbar ist (Morgenthaler et al. 2020; Gotz et al. 2016a; Parra et al. 2017,
McKenna et al. 2018; Graf, Krajete, and Schmack 2014; Thema, Bauer, and Sterner 2019). Thema et
al. 2019 haben in Abbildung 3.35 die Investitionskosten von Elektrolyse und Methanisierung

untersucht und bis 2050 projiziert.
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Abbildung 3.35: Investitionskosten Status quo und Projektion bis 2050 fiir Elektrolyse und Methanisierung
(Thema, Bauer, and Sterner 2019)

Diese Studien diskutieren eine Vielzahl von mdglichen Optionen, um die Wirtschaftlichkeit zu
erhdhen. PtM weist viele potenzielle Verwertungspfade auf, welche sich je nach Szenario
unterschiedlich auf die Okonomie auswirken. Hauptsichlich wird (ber zukiinftige
Technologieverbesserungen durch Reife- und Kapazitatserhéhung, sowie durch eine erhohte
Produktionsrate von PtM Anlagen mit dadurch sinkenden Preisen durch Wettbewerb diskutiert.
Aulerdem wird auf die Vermarktung von Nebenprodukten wie Sauerstoff oder Abwarme, oder
Beitrdge zur Frequenzregelung eingegangen. Fur die Vermarktung von Methan gibt es ebenfalls
verschiedene Marktoptionen, welche vom Gebrauch als Koch- oder Heizgas (iber die VVerwendung als
Treibstoff bis hin zur Nutzung in der chemischen Industrie reicht. Auch die Platzierung kann die
Okonomie beeinflussen, da z.B. die Platzierung an einer CO,-Quelle die CO,-Kosten vermindern oder
sogar in einen Erlds wandeln kann. Die in Deutschland eingefiihrte CO.-Umlage (Bundesregierung
2020), welche mit 25 €/t CO- gestartet ist und jedes Jahr um weitere 5 €/t steigen soll, ist Teil des
Klimaschutzprogramms 2030 und konnte (ber das nationale Emissionshandelssystems einen

finanziellen Erlos darstellen.
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In den Kostenszenarien werden flr den Strompreis, welcher die hdchsten Betriebskosten darstellt, drei

Optionen betrachtet.

Im ersten Fall wird die PtM Anlage als Endverbraucher betrachtet, welcher einem Strompreis von
2019 von 0,2428 €/kWh unterliegt (SWM 2019). Dieser Preis umfasst alle Abgaben, z.B. Stromsteuer,

Netzgebihren, etc., und stellt damit den héchsten Strompreis dar.

Durch eine Platzierung direkt an einem Stromerzeuger besteht die Mdoglichkeit Strom zum
Erzeugungspreis zu beziehen, da hier ohne die Nutzung des Stromnetzes noch keine Netzentgelte
anfallen. Diese Variante wird im zweiten Fall mit dem Borsenpreis von Strom dargestellt. Hierfur
werden die Daten von 2019 der Website open-power-system-data (“Open Power System Data” 2019)
genutzt, welche auf der ENTSO-E Transparency Platform (Unicorn Systems 2019) basiert. Diese

Daten stellen die 15-min Preise fur die Stromzone Deutschland-Luxemburg dar.

Um die Auswirkung von minimalen Betriebskosten durch eine Nutzung von reinem Uberschussstrom
darzustellen, welcher nicht anderweitig benétigt wird, wird im dritten Fall 0 €/kWh fiir den

Bezugspreis angenommen.

Da der CO,-Bezug eine grolle Kostenbandbreite darstellen kann, werden in den Szenarien zwei Félle
angenommen. Zum einen ein CO>-Kostenszenario mit einem CO»-Flaschen Einkaufspreis von 1,79
€/Nm?® auf Basis von Linde 2019, welcher als Hochstpreis auch andere CO-Beschaffungsoptionen
abdecken sollte, und zum anderen ein CO-ErlGsszenario mit einem Emissionspreis von 25 €/t COx.
Ein mdglicher Einfluss durch CO-Vermeidungskosten wird aufgrund der komplexen Thematik hier
nicht berucksichtigt. Diese Kosten héngen stark von der betrachteten Industrie und deren CO»-Kosten
sowie den drohenden Strafzahlungen bei Nichteinhaltung von CO,-Ausstol3grenzen ab.

Bei der Verwertung von CH, wird nur die Vergiitung von Biomethan bei Einspeisung ins Erdgasnetz
beriicksichtigt. In der Simulation ist der Wert 0,0793 €/kWh auf Basis des EEG 2012 nach der
Fachagentur Nachwachsende Rohstoffe (Adler et al. 2014) hinterlegt. Dieser Wert kann sich mit
neuen EEG Novellierungen andern und hangt von der Anlagenkapazitdt und den eingesetzten
Einsatzstoffen ab und muss daher fir jede reale Anlage separat ermittelt werden. Die
Abwarmeausspeisung ins Fernwarmenetz wird mit 0,058 €/kWh bewertet (SWM 2020).

Aus diesen Kostenansétzen werden fiinf Szenarien nach Tabelle 3.16 angesetzt.

Tabelle 3.16: Kostenszenarien Power-to-Methane

Szenario S.1 Szenario S.2 Szenario S.3 Szenario S.4 Szenario S.5
e Strom e Strom e Strom e Strom e Strom
Endverbraucher Endverbraucher Borse Borse kostenfrei
[ COz (] COz (] COz (] COz (] COz

Kosten Erlos Kosten Erlos Erlos
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Die Ergebnisse der Zukunftsszenarien in Kapitel 3.5, welche 2030 und 2045 betrachten, basieren auf
dem Datenset von 2019, da sich die zukiinftigen Anderungen des Strombedarfes und der
Stromerzeugung nicht abschatzen lassen. In Bezug auf Kosten werden daher nur die reduzierten
Investitionskosten der Elektrolyse und der Methanisierung nach Thema et al. angesetzt (Thema,
Bauer, and Sterner 2019). Von weiteren Datenprojektionen und -schédtzungen zu Kosten wird

abgesehen. Die Ergebnisse der Kostenauswertung finden sich unter Punkt 3.4.2.4.

3.4.2 Auswertung

Fur die Modellauswertung werden je 50 verschiedene Szenarien fir SR und VOF basierend auf den in
Kapitel 3.1.2 dargelegten validierten Bedarfsdaten von 2019 berechnet. Dabei wird wie mit Calliope
der Zeitraum zwischen 2015 — 2019 betrachtet, um den Einfluss der Wetterdaten zu untersuchen. Die
zwei verschiedenen Lastprofile SLP und RLP werden mit je finf Kapazititsvarianten von PtM
untersucht. Der Gesamtverbrauch der Gebdudekategorien fir Strom, Wéarme und Gas wird flr die
Szenarien nicht variiert. Ebenso werden die Technologien und ihre Parameter firr alle Simulationen
gleich belassen und nur PtM flir die Szenarien variiert. Die Ergebnisse werden mit der Calliope

Auswertung verglichen.

Das erste Szenario ohne PtM aber mit Batterie dient wieder als aktuelle Referenz und soll den
aktuellen Stand der Regionen darstellen. Allerdings mit der Einschrankung, dass hier bereits eine
fiktive Batterie mit einer Kapazitat von 10 % der aktuell existierenden PV Kapazitat eingesetzt wird.
In dieser Variante wird der SUP und die Entnahme des Gasnhetzes untersucht und den spateren
Varianten mit PtM gegeniibergestellt. In der zweiten Variante wird PtM mit 5 unterschiedlichen
Elektrolysekapazitaten betrachtet. Hier soll in Abhangigkeit des SUP die Wirtschaftlichkeit und

Auslastung von unterschiedlichen Kapazitaten gepruft werden.

3.4.2.1 Standardlastprofile ohne Power-to-Methane

Die nachfolgenden Ergebnisse spiegeln den konkreten gemessenen Jahresbedarf fir Strom der
Regionen wieder. Das ermittelte SUP kann von der Realitdt durch die getroffenen Annahmen

abweichen.

Die nachfolgende Abbildung 3.36 stellt den Strombedarf der Region Straubing als rote Linie ,,P con*
in der ersten Februarwoche in 2019 als typische Winterwoche dar. Das Wochenende zeichnet sich
durch den geringeren Stromverbrauch aus. Dem gegeniber stehen die in der Region verfiigbaren

Technologien zur Stromerzeugung als gestapelte Flachen.
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= Bat load = HP prod PV prod msmCHP BioP prod mssCHP GasPprod ——P con

Abbildung 3.36: Strombedarf fiir Standardlastprofil Straubing Februar 2019

Die Stromerzeugung aus Wasserkraft ,,HP prod“ und PV PV prod“ wird als regenerative
Stromerzeugung nicht abgeregelt, um SUP fiir Speichertechnologien sichtbar zu machen. Dies
entspricht der in Deutschland vorliegenden Gesetzgebung, welcher der erneuerbaren Stromerzeugung
Vorrang gegentiber der fossilen Stromerzeugung einrdumt (Bundesamt fur Justiz 2020c). SUP
zeichnet sich durch eine Uberschreitung der roten Bedarfslinie durch Stromerzeugungstechnologien
ab. Als weitere Technologien zur Stromproduktion stehen KWK-Anlagen zur Verfligung. Dabei wird
zuerst auf mit Biomasse oder Biogas befeuerte KWK ,,CHP Bio* zuriickgegriffen, bis diese an ihre
Kapazititsgrenze gelangt, bevor auf die mit fossilem Erdgas befeuerte Variante ,,CHP Gas*
zuriickgegriffen wird. Die definierte Batterie ist in der Region nicht vorhanden, wird in diesem
Szenario aber mit betrachtet, um den Einfluss der PtM im nachfolgenden Szenario besser zu
verdeutlichen. Die Batterie steht in der Hierarchie hinter Wasserkraft und PV und speichert ein
eventuell noch vorhandenes Uberschusspotenzial, bis wieder Strom bendétigt wird. Erst danach wird
der restliche Strombedarf mit KWK erzeugt. Die Ladezyklen der Batterie ,,Bat load“ sind als
gestapelte Flachen um die x-Achse enthalten. Wenn die Batterie entladen wird, verschieben sich die
Flachen nach oben, wenn sie ladt Gberlappen andere Technologien die negative Flache (in diesem Fall
Wasserkraft).

Warum die KWK in Abbildung 3.36 lauft, obwohl kein Strom bendtigt wird, zeigt Abbildung 3.37.
Hier wird die rote Fernwidrmebedarfslinie ,DH con“ wieder mit den verfiigbaren
Wérmeerzeugungstechnologien abgedeckt. Da nur KWK zur Abdeckung zur Verfugung steht und die
Anforderungen stundlich wechseln, wird bei geringem Strombedarf mit hohem Warmebedarf ein
Stromiberschuss generiert. Dies bedeutet, dass die KWK warmegefiihrt wird. Bei hohem Strombedarf

aus KWK bei zeitlichem niedrigem Warmebedarf wird das Kraftwerk stromgefiihrt. Dies fuhrt dazu,
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dass die Fernwarmebedarfslinie Uberschritten wird und stellt somit einen Warmeiberschuss dar.

Dieser muss durch entsprechend dimensionierte Kihltirme an die Umgebung abgefuhrt werden.

mmm CHP Bio H prod = CHP Gas Hprod ——DH con

Abbildung 3.37: Fernwéarmebedarf fiir Standardlastprofil Straubing Februar 2019

Das Gaslastprofil in Abbildung 3.38 setzt sich aus dem fiir alle Geb&udeklassen aggregierten

regionalen Erdgasbedarf ,,Gas con“ und dem fiir die gasbefeuerte KWK benétigte Erdgasmenge ,,CHP

Gas con® zusammen.
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Abbildung 3.38: Gasbedarf fur Standardlastprofil Straubing Februar 2019
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Das Stromlastprofil im August in Abbildung 3.39 weist als klassische Sommerwoche im

Bedarfsverlauf ahnliche Charakteristiken auf wie die Winterwoche. So sind wieder die taglichen
Spitzen auf bis zu 70 MW und der Bedarfseinbruch auf 8,4 MW am Wochenende sichtbar.

Andererseits ist der PV Ertrag konstant auf einem hohen Niveau und der Anteil der gashefeuerten

KWK aufgrund der geringen Warmenachfrage in Abbildung 3.40 entsprechend niedriger.
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Abbildung 3.39: Strombedarf fiir Standardlastprofil Straubing August 2019
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Abbildung 3.40: Fernwarmebedarf fur Standardlastprofil Straubing August 2019

Die Leistung der Biomasse-KWK reicht fast aus, um den Grundsatzbedarf fir Fernwarme im Sommer

zu decken. Das Gaslastprofil im August in Abbildung 3.41 zeigt den deutlich niedrigeren fossilen

Gasbedarf aufgrund der geringen Gas-KWK Nutzung und des niedrigen Wéarmebedarfs zu dieser

Jahreszeit.
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Abbildung 3.41: Gasbedarf fur Standardlastprofil Straubing August 2019

Im Vergleich zur Stadt Straubing zeigen die Grafiken fiir die landliche Region Vilshofen im
Winterszenario den deutlich geringeren Strombedarf in Abbildung 3.42, welcher wieder durch die
gesetzten Technologien gedeckt wird. Auch hier bietet die Wasserkraft bereits eine gute
Stromgrundversorgung. Die Kapazitat fur Wasserkraft und PV ist in Vilshofen geringer, wird aber
durch einen héheren Ausbau von Biomasse-KWK ausgeglichen. Daher kann der Fernwarmebedarf im
Winter in Abbildung 3.43 fast komplett und im Sommer in Abbildung 3.46 komplett mit Biomasse-
KWK gedeckt werden. Dies spiegelt sich in Abbildung 3.44 und in Abbildung 3.47 im Gaslastprofil
wieder.
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Abbildung 3.42: Strombedarf fur Standardlastprofil Vilshofen Februar 2019
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Abbildung 3.43: Fernwarmebedarf fiir Standardlastprofil Vilshofen Februar 2019
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Abbildung 3.44: Gasbedarf flir Standardlastprofil Vilshofen Februar 2019
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Abbildung 3.45: Strombedarf fir Standardlastprofil Vilshofen August 2019
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Abbildung 3.46: Fernwarmebedarf fur Standardlastprofil Vilshofen August 2019
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Abbildung 3.47: Gasbedarf fur Standardlastprofil Vilshofen August 2019

Die Abbildungen &hneln denen der in Kapitel 3.3.1 dargestellten Calliope Auswertung. Die
umgesetzte Biomasse-KWK und die 65 MW Gas-KWK Nutzung reicht fur die Versorgung der
Energiespitzen aus und substituiert die 22 MW Gas-KWK. Durch die im Modell genutzte
Technologiehierarchie finden harte Schnitte zwischen den Technologien statt. Die Optimierung in
Calliope nutzt die je Stunde anfallenden Gestehungskosten und wechselt daher stlindlich die
Technologiezusammensetzung, um den Bedarf bestmdéglich zu decken. Im Gegensatz dazu zeigt im

EZS Modell+ die Batterie das gewiinschte unterstiitzende Verhalten ohne Dauerbetrieb auf.
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Tabelle 3.17: Stromiiberschusspotenzial ohne Power-to-Methane fiir Standardlastprofil beider Regionen 2019

Jahr PV PV Strom Batterie Batterie Gashetz
Laufzeit Output SUP Lfz Output Output

SLP [h] [MWh/a]  [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a]

SR 2019 4.379 67.959 49.322 2.691 984 666.391
VOF 2019 4.380 30.966 16.944 3.159 558 204.617
SR 2019 4,379 67.959 49.999 - - 668.270
VOF 2019 4,380 30.966 17.235 - - 205.101

In Tabelle 3.17 wird das SUP in 2019 beider Regionen mit den verfiigbaren Daten ohne PtM
dargestellt. Die PV Laufzeit ist in beiden Regionen fast identisch, wéahrend der Output entsprechend
den installierten Kapazitaten abweicht. Das identifizierte SUP liegt in Straubing mit SLP und
Batterienutzung bei 49,3 GWh. Im Vergleich dazu wurde mit Calliope ein SUP von 60,7 GWh
ermittelt. Ohne Batterie steigt das SUP in SR um 1,4 % und in VOF um 1,7 %. Nach Ricksprache mit
den Stadtwerken Straubing konnte ein regionales SUP von ca. 40 GWh bestatigt werden, welches
komplett in die tberregionalen Netze eingespeist wird. Dies bedeutet, dass das Ergebnis fiir das SUP
in Straubing im Szenario SLP mit Batterie um 18,4 % abweicht. Calliope weicht um 34,1 % ab.

Fur die Region Vilshofen konnte dieser Wert nicht auf die ganze Region bezogen ermittelt werden.
Nach Ricksprache mit den Stadtwerken Vilshofen, welche nur fiir das Nieder- und teilweise fir das
Mittelspannungsnetz zustandig sind, konnte ein SUP von 8.264 MWh ermittelt werden, welches
ebenfalls in hdhere Netze riickgespeist wird. Dies entspricht der Halfte des im EZS ermittelten SUP.
Der von den Stadtwerken betreute Netzabschnitt umfasst im Kern die Stadt Vilshofen mit einer
Stromabnahme von 57,88 GWh/a. Dies entspricht der Hélfte der in der Region Vilshofen ermittelten
Stromabnahme. Vor diesem Hintergrund scheint die Abweichung von 51,2 % plausibel, da die
landlichen erneuerbaren Stromerzeuger nicht in das von den Stadtwerken Vilshofen erfasste Netz
einspeisen. Das Ergebnis aus Calliope ergab eine geringfligig hohere Abweichung mit einem SUP von
17,1 MWh.

3.4.2.2 Vergleich Real- zu Standardlastprofil

In diesem Szenario werden die Standardlastprofile Strom mit den aggregierten realen Lastprofilen

verglichen.

In Abbildung 3.48 und Abbildung 3.49 sind die Reallastprofile fir SR in der betrachteten Winter- und
Sommerwoche dargestellt. Im direkten Vergleich mit Abbildung 3.36 und Abbildung 3.39 zeigt sich,
dass die rote Bedarfslinie einerseits viel gezackter und abrupt ist, andererseits aber auch konstantere

Werte, z.B. am Wochenende, aufweist.
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Abbildung 3.48: Strombedarf fir Reallastprofil Straubing Februar 2019
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Abbildung 3.49: Strombedarf fiir Reallastprofil Straubing August 2019

In Tabelle 3.18 wird das SUP in 2019 bei Verwendung von RLP aufgezeigt. Es zeigt sich im
Vergleich zu Tabelle 3.17, dass der PV Output gleichbleibt, da dieser nicht von einer veranderten
Bedarfslinie betroffen ist, sich aber das ermittelte SUP erhoht. Die Steigerung betrdgt mit Batterie
2,3 % fir SR und 3,3 % fir VOF, ohne Batterie 2,7 % fur SR und 3,5 % fir VOF. Dies deutet auf eine
veranderte Nutzung von KWK-Anlagen hin, welche den gednderten Bedarf abdecken. Dies wird durch
die erhdhte Gasentnahme bestétigt. Mit Calliope ergab sich fir SR 62,1 GWh und damit ebenfalls eine
leichte Steigerung, fur Vilshofen allerdings mit 8,7 GWh eine deutliche Reduzierung. Der Vilshofener
Wert weicht damit nur 3,3 % von dem tatséchlich gemeldeten Wert ab. Die grofiere SUP Reduzierung
in Calliope resultiert wahrscheinlich aus der gewahlten Technologie-Kombination der beiden Gas-
KWK, welche scheinbar mit bestimmten Output-Konstellationen den Strom- und Warmebearf
besonders gut treffen. Dies konnte allerdings nicht abschlieBend bewiesen werden.
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Tabelle 3.18: Stromiiberschusspotenzial ohne Power-to-Methane fiir Reallastprofil beider Regionen 2019

Jahr PV PV Strom Batterie Batterie Gasnetz
Laufzeit Output SUP Laufzeit Output Output

RLP [h] [MWh/a]  [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a]

SR 2019 4.379 67.959 50.446 2.795 1.130 669.771
VOF 2019 4.380 30.966 17.497 3.014 523 208.072
SR 2019 4,379 67.959 51.325 - - 672.237
VOF 2019 4,380 30.966 17.841 - - 208.724

Die Laufzeit der Batterie steigert sich in Straubing um 3,9 %, wahrend der Output um 14,8 % steigt.
Dies ist aus der Sicht des erhdhten SUP nachvollziehbar. In Vilshofen sinkt trotz steigenden SUP die
Batterie Laufzeit um 4,6 % und der Output um 6,3 %. Dies deutet darauf hin, dass sich die
grundsétzlichen Zeiten fur entstehenden SUP durch die Verwendung von RLP verringern, aber sich
der Ausschlag der Stromerzeugungsspitzen vergroéRert. Im Vergleich weisen die Calliope Ergebnisse
in SR eine Steigerung der Batterielaufzeit von 4,18 % und Output um 5,77 % auf. Aufgrund der
starken Reduzierung des SUP fiir VOF liegt die Reduktion der Laufzeit bei 15 % und Output bei
24,9 %.

3.4.2.3 Power-to-Methane Szenarien

Im PtM Szenario werden unterschiedliche Kapazitdten fiir PtM betrachtet. Abbildung 3.50 zeigt das
Stromlastprofil der Augustwoche 2019 in SR mit einer 5 MW PtM Anlage. Die 5 MW beziehen sich
dabei auf die Kapazitat des Elektrolyseurs und bedeuten, dass eine Leistung von bis zu 5 MW in
Wasserstoff gewandelt werden kann. Die gestrichelte griine Linie ,,PtM+Bat_P_con* ist auf die rote
Strombedarfslinie gestapelt und weicht von dieser ab, wenn Strom konsumiert wird. Am 01.08.2019,
um 12:00 Uhr, fahrt die PtM aufgrund des existierenden SUP an und hebt sich somit von der roten
Bedarfslinie ab. Die grune Linie ,,PtM_P_con_cycle* ist identisch zur ,,PtM_P_con‘ Linie, allerdings

ins Negative gespiegelt, um die Anfahrzyklen besser darzustellen.

Die verwertbare Abwérme der PtM wird in Abbildung 3.51 in das Fernwarmenetz eingespeist und ist
als griine Fernwarmeerzeugungstechnologie als gestapelte Flache ,,PtM_D.H_feed* dargestellt. Hier
zeigt sich, dass bereits ein grofler Anteil an der bendétigten Fernwérme durch die PtM Abwérme
gedeckt werden kann. Durch diese priorisierte Verwertung von Abwérme wird weniger mit fossilem
Erdgas betriebene KWK fiir die Warmeversorgung benétigt, was zu einem geringeren SUP fihrt. Dies

stellt ein Optimierungsproblem dar, welches in der Berechnung durch Iteration geldst werden muss.

Abbildung 3.52 stellt die Gaseinspeisung der PtM ins Gasnetz als griine Flache ,,CH4_grid_feed* dar.
Hier wird mit dem erzeugten Methan fossiles Erdgas substituiert und fiir die Gasheizungen und die

gasbefeuerte KWK genutzt.
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Abbildung 3.50: Strombedarf flr Standardlastprofil Straubing August 2019 mit 5 MW PtM
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Abbildung 3.51: Fernwarmebedarf fiir Standardlastprofil Straubing August 2019 mit 5 MW PtM
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Abbildung 3.52: Gasbedarf fur Standardlastprofil Straubing August 2019 mit 5 MW PtM
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Abbildung 3.53: Verwertung Stromiiberschusspotenzial fiir Standardlastprofil Straubing August 2019 mit 5 MW
PtM

In Abbildung 3.53 ist ein genaueres PtM Profil fur das SLP Szenario in der Augustwoche in SR
dargestellt. Die rote Linie ,,P surplus® stellt das SUP aus Abbildung 3.50 dar. Dieses wird durch die als
gestapelte Fliachen dargestellten Speichertechnologien genutzt. Die blaue Fliache ,,PEM P con® stellt
den Stromverbrauch der PEM Elektrolyse fiir die PtM dar. Die orange Fliche ,,Bat load* stellt den
Ladezyklus der Batterie dar. Die Batterie lauft immer, wenn das SUP zu klein fiir den Elektrolyseur
ist, oder wenn bei Erreichen der maximalen Elektrolyse Kapazitat immer noch ein SUP vorhanden ist.
Am 01.08.2019 um 12:00 Uhr hat die Elektrolyse ihre Kapazitatsgrenze erreicht und der zusétzliche
Stromuberschuss wird durch die Batterie aufgenommen. Nach der Stromiiberschussspitze stellt sich
eine Stufe ein, da die Elektrolyse die Batterie entleert und somit ihre Laufzeit erhéht und den SUP
besser ausnutzt. Damit kann von 03.08. - 04.08. die Nacht Uberbriickt werden und der Elektrolyseur
kann das Wochenende durchfahren. Dies wird auch in Abbildung 3.54 durch die orange Linie ,,Bat

cap“ deutlich, welche die Ladekapazitit der Batterie darstellt.
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Abbildung 3.54: Auslastung Energiespeicher fiir Standardlastprofil Straubing August 2019 mit 5 MW PtM
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Da der Stromeigenbedarf durch Pumpen und Steuerung fir die PtM vom schwankenden Strominput
abhéangt, gleichzeitig aber ebenfalls durch den SUP abgedeckt werden muss, ergibt sich hier ein

weiteres Optimierungsproblem, welches in der Berechnung geldst werden muss.

Die blaue Linie ,,PEM H; prod* stellt die Wasserstoffproduktion der Elektrolyse dar, welche durch die
Methanisierung in die griine Linie ,,Meth CH4 prod*“ Gberfuhrt wird. In diesem Szenario wird eine
Kapazitat fur die Methanisierung von 3,7 MW zur Wasserstoffumsetzung angenommen. Diese
Dimensionierung reicht aus, um jeglichen (ber das Jahr anfallenden Wasserstoffstrom direkt
verstoffwechseln zu kdnnen. Daher entfallt in Abbildung 3.54 der Wasserstoffspeicher und die blaue
Linie ,,H2_stor_cap“ bleibt null. Damit weist die Methanisierung die gleiche Laufzeit von 4.062 h wie
die Elektrolyse auf, nur die 3.480 Volllaststunden weichen aufgrund der geringeren Kapazitat von den
3.565 Volllaststunden der Elektrolyse ab.

Die in Abbildung 3.53 dargestellte Methanproduktion wird in einen Gasspeicher eingeleitet, sichtbar
in Abbildung 3.54 durch die griine Linie ,,CH4 stor cap“. Der Gasspeicher erreicht an diesem
Wochenende eine Kapazitat von knapp uber 40 MWh. In diesem Szenario liegt die hochste
Jahreskapazitat des Speichers bei 66,4 MWh. Dies entspricht einem Speichervolumen von 5.645 m3,
bei einem Uberdruck von 0,05 bar. Diese GroRe entspricht einem sehr groBen Uberdruckgasspeicher,
wie er in groBen Biogasanlagen eingesetzt wird. Die GroRe des Gasspeichers ist abhéngig von der
Gasproduktion durch die Methanisierung und der nachgeschalteten Gaseinspeisung. Die
Gaseinspeisung ist in diesem Fall mit einer Einspeisekapazitat von 2 MW hinterlegt. Damit ergibt sich
eine Laufzeit von 5.177 h und eine Volllast von 5.006 h. Bei steigender Einspeisekapazitat sinkt die
Betriebszeit der Einspeisung, bei gleichzeitig kleinerem Gasspeicher. Hier muss der Nutzer die
Optimierung in Abhéngigkeit der gewiinschten und mdglichen Situation vor Ort selbst vornehmen.
Bei einer Reduzierung der Einspeisekapazitat auf 1 MW wirde sich eine Laufzeit von 8.630 h bei

8.628 h Volllast ergeben, allerdings auch eine Speicherkapazitat von 113.095 m?.

Die in Abbildung 3.52 dargestellte griine Flache ,,CH. grid feed* stellt somit die Gaseinspeisung von

bis zu 2 MW dar. Am Jahresende verbleibt ein Gasspeicherstand von 1.247 m3.
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3.4.2.4 Kostenszenarien

Die unter Kapitel 3.4.1 definierten Kostenszenarien werden anhand der Gestehungskosten betrachtet.
In Tabelle 3.19 sind die Ergebnisse der Szenarien fir die 5 MW PtM Anlage und einer
Methanproduktion von 10 GWh/a dargestellt.

Tabelle 3.19: Gestehungskostenszenarien 5 MW PtM flr Standardlastprofil Straubing 2019

Szenarien S.1 S.2 S.3 S.4 S5

[€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh]

LC PtM 0,690 0,667 0,276 0,254 0,194

LC PtM (mit Erlds) 0,610 0,588 0,197 0,175 0,114

In Szenario 1 (S.1) und 2 (S.2) ergeben sich mit dem Strompreis von 0,2428 €/kWhe die hochsten
Gestehungskosten. Die Variante mit einem CO,-Erlds von 0,049 €/Nm? fiir CO,-Nutzung in Szenario
2 resultiert in um 0,02 €/kWhgne reduzierten Methangestehungskosten im Vergleich zu CO>-Kosten in
Szenario 1 von 0,198 €/Nm?®. Dieser Unterschied ist auch in Szenario 3 und 4 gegeben. Im Vergleich
Szenario 4 und 5 ergibt sich durch die Senkung der Stromkosten auf 0 €/kWhgne in Szenario 5 eine
Senkung von 0,06 €/kWhgne . In der zweiten Zeile werden die Gestehungskosten fur Methan mit der
Vergiitung von 0,0793 €/kWhgrne flr Biomethan bei Einspeisung ins Erdgasnetz verrechnet. Damit
zeigt sich, wie hoch die Kosten pro kWh Methan zur Kostenabdeckung sein missten, um PtM

wirtschaftlich darzustellen.

Tabelle 3.20 zeigt die konkret ermittelten Kosten der Szenarien 4 und 5 fur das Jahr 2019. Der vorher
dargestellte Unterschied von 0,06 €/kWh in den Gestehungskosten fuhrt in den Gesamtkosten zu
einem Unterschied von 608.937 €/a. Trotzdem ldsst sich auch in Szenario 5 aufgrund des teuren

Elektrolyseurs, der 82 % der Kosten verursacht, keine Wirtschaftlichkeit darstellen.

Tabelle 3.20: Stromkostenszenarien 5 MW PtM flr Standardlastprofil Straubing 2019

Szenarien S.4 S4 S5 S5

[€/h] [€/a] [€/h] [€/a]
Stromkosten 69,52 608.937 0,00 0
CO2-Kosten -10,88 -44.679 -10,88 -44.679
Wasserkosten 2,59 10.640 2,59 10.640
Elektrolyseur + Speicher 382,98 1.572.131 382,98 1.572.131
Methanisierung + Speicher 93,88 389.473 93,88 389.473
Gesamtkosten 538,09 2.536.502 468,56 1.927.565
Sauerstofferlds -6,33 -25.988 -6,33 -25.988
Warmeerlds -88,25 -362.261 -88,25 -362.261
Methanerlds -193,66 -794.963 -193,66 -794.963

Gesamtergebnis 249,85 1.353.290 180,33 744.353




Bezogen auf die von Thema et al. (Thema, Bauer, and Sterner 2019) projizierte Kostenreduktion der
Elektrolyse von 1.900 €/kW in 2019 auf 600 €/kW in 2030 und 500 €/kW in 2050 und der
Methanisierung von 1.200 €/kW auf 700 €/kW in 2030 und 300 €/kW in 2050, ergeben sich die
Gestehungskosten in Tabelle 3.21. Da in Deutschland die Energiewende bereits 2045 vollzogen sein
soll, wird der Preis fir 2050 auf 2045 projiziert. Diese Kostenreduktion im Invest kann auch als

Forderung einflieRen.

Es zeigt sich, dass selbst mit einer 4-fachen Investitionskostenreduzierung im Datenrahmen von 2019
die Wirtschaftlichkeit erst im Szenario 5 erreicht wird. Dies bedeutet, dass neben der Reduzierung im
Invest, die PtM weitere Erl6soptionen erschlielen muss, oder flir das eingespeiste Biomethan mehr als
die 7,93 ct/kWh bezahlt werden muss.

Tabelle 3.21: Gestehungskostenszenarien 5 MW PtM fiir Standardlastprofil Straubing 2030 und 2045

Szenarien S.1 S.2 S.3 S.4 S5

[€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh]
2030

LC PtM 0,570 0,547 0,156 0,133 0,073

LC PtM (mit Erlos) 0,490 0,468 0,076 0,054 -0,006
2045

LC PtM 0,548 0,525 0,134 0,111 0,051

LC PtM (mit Erlds) 0,468 0,446 0,054 0,032 -0,028

Eine weitere Erlosoption stellt die in Deutschland steigende CO.-Umlage dar, welche im Modell mit
25 €/t CO2 hinterlegt ist. Bei einer Erhohung auf 120 €/t in 2045 (Bundesregierung 2020) wird der
Erlos aus COz-Zertifikaten von 44.679 € auf 214.459 € steigen. Damit ergibt sich in Tabelle 3.22 fur
LC PtM 0,094 in S.4, was einer Senkung um 15,3 % in Kombination mit der Investitionsreduktion

entspricht.

Tabelle 3.22: CO,-Kostenszenarien 5 MW PtM fir Standardlastprofil Straubing 2045

Szenarien S.1 S.2 S.3 S.4 S5
[€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh] [€/kWh]

2045
LC PtM 0,548 0,508 0,134 0,094 0,034

LC PtM (mit Erl6s) 0,468 0,429 0,054 0,015 -0,045
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3.4.2.5 Power-to-Methane Kapazitatsvariationen

Die Ergebnisse fir unterschiedliche PtM Kapazitaten im SLP Szenario mit Batterie sind in Tabelle
3.23 zusammengestellt. Die Rahmenbedingungen im Szenario bleiben gleich, nur die PtM Kapazitat
andert sich. Eine vollstandige Datenubersicht aller Szenarien befindet sich im Anhang A.1 in Tabelle
A.2 mit Batterie und Tabelle A.3 ohne Batterie.

Tabelle 3.23: Vergleich PtM Varianten fiir Standardlastprofil Straubing 2019

PV PV  Strom Batterie Batterie PtM PtM  PtM  Strom CHs Waérme PtM  Erdgas
Lfz Output SUP Lfz Output Kap LfzVolllast Input Output Output LC S4 Bedarf
[h/a] [MWh/a] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MW] [h/a]  [h/a] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh] [MWh/a]
4379 67.959 49272 2918 1.080 14916 4.765 5222 2678 1667 0,179 663.664
4379 67.959 46584 3.112  1.040 54.062 3565 19.390 9.945 6.196 0,199 650.360
4379 67.959 44.820 2.288 847 103548 2.794 29.719 15243 9.497 0,235 640.978
4379 67.959 44.480 1.547 846 253.029 1497 35970 18.468 11.489 0,435 636.892
4379 67.959 45333 2.158 961 501.999 755 31.278 16.064 9.994 0,795 641.309

Mit steigender PtM Kapazitéat steigt die Ausnutzung des SUP und es wird zusétzlich mehr Abwéarme
und Methan produziert. Doch mit steigender GréRRe der PtM sinkt das vorliegende SUP und damit der
generell zur Verfligung stehende Input. Bei einer Kapazitatserhdhung von 1 auf 5 MW sinkt das
Potenzial um 5,5 %. Dies liegt an der steigenden Abwéarmenutzung von PtM, welche die Zeiten von
wéarmegefuhrter KWK reduziert. Damit ist auch eine Reduzierung des fossilen Erdgasbedarfs flr die

gasgefiihrte KWK verbunden.

Mit der Kapazitatserhéhung féllt die Laufzeit (Lfz) von PtM, da neben der Reduzierung des SUP auch
die Mindestanfahrleistung steigt. Bei einer Kapazitat von 1 MW liegt die Mindestanfahrleistung bei
160 kW bei 16 %. Bei 50 MW liegt diese bei 6.080 kW bei 12,16 %. Daher kdnnen mit einer
Kapazitat von 50 MW viele kleinere Stromiberschiisse nicht mehr genutzt werden und die Laufzeit
sowie Volllaststunden sinken. Dies resultiert auch in einem reduzierten Strominput im Vergleich zur
25 MW Kapazitét.

Mit steigender Kapazitét sinkt auch die Ausnutzung der Batterie, da diese weniger ungenutztes SUP
nutzt, welches tber der Kapazitatsgrenze von PtM liegt. Stattdessen wird bei groRen Kapazitéten die
Potenzialdifferenz zur Mindestanfahrleistung genutzt. Dies erklart die gestiegene Ausnutzung bei der
50 MW PtM.

Die Gestehungskosten der PtM werden fiir das Szenario 4 dargestellt. Es zeigt sich, dass mit einer
Erhohung der Kapazitadt die Kosten steigen. Die Elektrolyse als teuerstes Bauteil tragt zu dieser

Entwicklung maligeblich bei.
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Tabelle 3.24: Vergleich PtM Varianten fiir Reallastprofil Straubing 2019

PV PV  StromBatterie Batterie PtM PtM PtM  Strom CHs Waérme PtM  Erdgas

Lfz Output SUP Lfz Output Kap Lfz Volllast  Input Output Output LC S4 Bedarf
[h/a] [MWh/a] [MWh/a] [N [MWh/a][MW] [h/a]  [h/a][MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh][MWh/a]
4379 67.959 50.556 3.495 1.269 15294 5160 5656 2901 1.805 0,179 667.279
4379 67.959 47.720 3.287 1.167 54408 3.784 20582 10.543 6.576 0,199 653.249
4379 67.959 46.161 2.063 859 10 3.791 2,780 29.389 15.072 9.389 0,235 645.409
4379 67.959 45946 1.822 956 25 3.150 1512 35.832 18401 11.447 0,435 641.528
4379 67.959 47393 2544 1049 50 1.661 771 29539 15.178  9.443 0,795 648.160

Tabelle 3.24 zeigt die PtM Variation fiir RLP. Die Verwendung von RLP statt SLP zeigt das bereits
dargestellte erhohte SUP. Dadurch verlangert sich auch die Laufzeit und erhdhen sich die
Volllaststunden der PtM bei 1 und 5 MW, was mit einer gesteigerten Methan- und Wéarmeproduktion
verbunden ist. Die Reduktion des SUP bildet sich durch die Kapazitatserhohung ebenfalls aus und im

Vergleich zu 1 auf 5 MW betréagt die Reduzierung 5,6 %. Dies ist vergleichbar mit dem SLP Ergebnis.

Die Volllaststunden sinken im Vergleich zu SLP stérker und liegen bereits bei 10 MW unter dem
Niveau von SLP, obwohl die Laufzeit hoher ist. Die Laufzeit fallt erst bei 50 MW unter das SLP
Niveau. Durch die reduzierte Laufzeit wird bereits ab einer GréRe von 10 MW weniger Methan und

Warme produziert.

Im Vergleich zu den Calliope Ergebnissen in Tabelle A.1 fir storPtM 2019 zeigt sich, dass Calliope
ohne PtM Kapazititsbegrenzung und ohne minimale Anfahrkapazitat mehr Strominput als die 50 MW
PtM in Tabelle 3.23 und Tabelle 3.24 bezieht. Mit einem Strominput knapp unter 50 MW kann PtM in
Calliope mit der 50 MW PtM im EZS Modell+ verglichen werden. Die Batterie weist aufgrund des
unter Punkt 3.3.2.1 beschrieben Verhaltens in Calliope einen wesentlich hoheren Output und hohere
Laufzeit als mit dem EZS Modell+ auf. Die in Calliope nicht vorhandene minimale Anfahrkapazitat
flhrt zu hoheren Laufzeiten und mehr Gasertrag. Eine signifikante Abweichung zwischen beiden
Modellen stellen die Gestehungskosten LC dar. Im EZS Modell+ liegt der Wert fir S4 bei 0,795,
wéhrend die flexible Kapazitatswahl in Calliope einen Wert von 0,265 zuriickgibt. Die Calliope LC

sind deswegen fur eine Anlagenbewertung eher ungeeignet.

3.4.2.6 Witterungseinfluss

Da in den betrachteten Regionen keine Windkraftanlagen vorliegen, ist der einzige variable
Witterungseinfluss die Solareinstrahlung. Um den Einfluss der wechselnden Solareinstrahlung zu
prifen, wird wie mit Calliope der Zeitraum von 2015 - 2019 mit den regionalen MERRA-2
Datensatzen untersucht. Daflr werden die vorangegangenen Simulationen mit den gleichen

Energiebedarfen und technischen Parametern wiederholt.



Energiezellensimulation | 101

52.000 71.000 18.000 32000
5 70000 = =
) w0000 \/\ é © 1o \/\_ 31500 §
£ 48.000 w0 g g 2
= 8000 & g 16000 3000 g
" 46.000 __ < = H
5 67.000 &, 2 15.000 30500 A,
£ 44.000 . = = =
- 66.000 & = =
5 C @ 14.000 30000 ©
42.000 65.000 £, ) g
10,000 61000 13.000 29.500
2015 2016 2017 2018 2019 2015 2016 2017 2018 2019
e ST P 110 PEM e ST P PEM. 1MW SLP PHM 5MW s S|P no PtM s ST P PM 1MW SLP PtM 5MW

SLP PV 10MW s ST PV 2 SMW s ST PEM SOMW SLP PtM 10MW e ST > PV 2 5MW e ST P PEM 50MW

w—DV output TV output

SLP Straubing SLP Vilshofen

54.000 71000 19.000 32000

52 70000 = =

g 5200 20,000 = & 18000 3500 &
= ‘ =

g P 68.000 E 2 17000 3000 %

Z 48000 oo 2 =R o 8

= 67. = = _ ot

o 46000 & & 16,000 30500 &,

=) 66.000 3 % =

44000 65000 > o 15.000 30000 ©

~ =

42000 64000 14.000 29500 ™

2015 2016 2017 2018 2019 2015 2016 2017 2018 2019
=———RIPnoPtM  ====RIP PIM 1MW RIP PfM 5MW RLP o PO RLP PAL 1MW RID DM SV
e RIP 110 PIM 11N 15N
RLP PEM 10MW emmm RLP PEM 25MW s RLP PEM S0MW RLD PO 10N T T

eV output
—TV output

RLP Straubing RLP Vilshofen

Abbildung 3.55: Witterungseinfluss auf Stromiiberschusspotenzial der PtM Varianten

In Abbildung 3.55 wird das SUP mit den PtM Variationen im Vergleich mit dem tber die Jahre
schwankenden PV Ertrag verglichen. Dabei ahnelt der Verlauf des SUP (a) aller PtM Variationen dem
bereits mit Calliope dargestellten Verlauf in
Abbildung 3.28. Dies zeigt, dass der PV Ertrag den gleichen Einfluss auf den resultierenden SUP im
EZS Modell+ hat. Der Einbruch im Jahr 2015 und die Abflachung von 2017 auf 2018 Ubertragen sich
auf den SUP Verlauf. Allerdings steht in SR im Jahr 2019 eine Steigerung des PV Ertrags einem
sinkenden SUP gegeniiber. Dies deutet darauf hin, dass es andere ausgleichende Faktoren gibt. Ein
maoglicher Faktor sind die in SR hoheren Industriebedarfe, welche sich auf das regionale Lastprofil
auswirken und somit den SUP beeinflussen konnen. Der Vergleich mit RLP zeigt, dass die
verénderten Lastprofile in SR zu einer Steigerung des SUP zwischen 2018 und 2019 fuhrt. Damit
bildet der SUP Verlauf den Verlauf des PV Ertrags ab. In VOF bildet der RLP Verlauf den SLP

Verlauf ab, welcher den PV Verlauf widerspiegelt.

Abbildung 3.56 zeigt als Boxplots die wichtigsten Ergebnisse der sechs Szenarien fiir PtM Kapazitat
Uber den Betrachtungszeitraum von 5 Jahren flr die verschiedenen Lastprofile. Die linke Seite
beinhaltet die Ergebnisse fir SR, rechts fir VOF. Die Ergebnisse sind im Anhang A.1 Tabelle A.2

tabellarisiert.
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Das SUP in a) zeigt den Unterschied zwischen SLP (links) und RLP (rechts) fur SR. Die PtM
Kapazitaten steigen von links nach rechts. Die Betrachtung mehrerer Jahre fuhrt zu einer mittleren
Abweichung zwischen Maximal- und Minimalwert bei SLP ohne PtM von 3,57 %, bei RLP von 3,02
%. Dies zeigt, dass die Veranderung der Wetterdaten bezogen auf PV in einer 5 Jahresbetrachtung nur
zu einer geringfugigen Veranderung des SUP flhrt. Im Vergleich zu Calliope steigen die
Abweichungen geringfligig um 1 % fir SLP und 0,5 % fur RLP. Die im vorherigen Punkt 3.4.2.5
erlauterte Senkung des SUP durch steigende PtM Kapazitaten ist fir beide LP klar ersichtlich. Die
Abweichung des SUP innerhalb der PtM Kapazitaten liegt im Mittel fir SLP bei 3,67 %, fiir RLP bei
3,19 %. Im Vergleich zwischen SLP zu RLP steigt das SUP beim Szenario ,,1 MW um 1,82 %, bei ,,5
MW* um 1,66 %, bei ,,10 MW* um 2,17 %, bei ,,25 MW* um 2,49 % und bei ,,50 MW* um 3,62 %.
Die Abweichungen lassen sich wieder auf die stiindliche Ausprédgung der LP zurlckfiihren, da RLP
unsteter im Verlauf sind als SLP. Durch den steigenden SUP steigt auch das Nutzungspotenzial fiir
Batterie und PtM.

In VOF b) zeichnet sich ein dhnliches Muster wie in SR ab, jedoch bildet sich der Kipppunkt zwischen
SUP Verfigbarkeit und PtM Kapazitdt bereits friher aus. Dies resultiert aus dem regional geringerem
SUP. Das SUP weicht bei SLP im Mittel ohne PtM um 4,45 %, bei RLP um 4,26 % ab. Im Vergleich
zu Calliope schwankt damit der wetterbezogene SUP ebenfalls geringfiigig um 0,6 % fur SLP und fir
RLP um 0,1 %. Wie bereits unter Punkt 3.4.2.2 erldutert, fiihrt im Gegensatz zu Calliope der Einsatz
von RLP zu keiner drastischen Verringerung des SUP. Als Grund wird der in Calliope verwendete,
stiindliche berechnete, LC-Wert der KWK-Technologien angesehen, welcher versucht, durch die
optimale Technologieauswahl der Optimierung einen SUP zu vermeiden. Im EZS Modell+ tritt eine
Steigerung des SUP um 2,24 % von SLP zu RLP auf. Die Steigung von SLP zu RLP liegt im
Szenarienmittel bei 2,63 %. Bezogen auf die flinf Jahre schwanken die SUP Werte innerhalb der SLP
PtM Szenarien um 4,25 %, mit RLP um 4,11 %. Damit bilden die SUP Schwankungen relativ genau

die Schwankungen in der PV-Erzeugung ab, welche lber die Zeitspanne um 4,36 % schwankt.

Das SUP teilt sich zwischen PtM und Batterie auf, daher sind beide Technologien in Relation
zueinander zu betrachten. Die Laufzeit der PtM sinkt mit steigender Kapazitét, da das SUP generell
sinkt und kleinere SUP nicht mehr fur PtM nutzbar sind. Die mittlere Abweichung in g) fir SR liegt
bei 1 MW bei 2,32 %, bei 5 MW 1,21 %, bei 10 MW bei 1,29 %, bei 25 MW 1,05 % und bei 50 MW
bei 6,63 %. In SR sind die Laufzeiten der Kapazitaten bis 25 MW in Bezug auf das SUP relativ stabil,
50 MW ist durch die hohe Kapazitat leichter durch Witterungsschwankungen zu beeinflussen und
weist eine hthere Abweichung auf. Die starkere SUP Schwankung im RLP (bertragt sich auf die
Laufzeit und die mittlere Abweichung in Bezug auf alle Szenarien steigt um 0,5 %. Das gleiche
Ph&nomen l&sst sich in h) fir SLP und RLP in VOF beobachten. Die Laufzeitabweichung steigt dabei
in VOF stérker an, da weniger SUP zur Verfugung steht. So liegt die mittlere Abweichung bei 25 MW
bei 7,57 % und bei 50 MW bei 10,35 %. Jedoch werden bei den hohen Kapazitaten die Laufzeiten so
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gering, dass allein durch die reduzierte Stundenzahl eine hohere prozentuale Stundenabweichung
entsteht. Die Laufzeit Ubersetzt sich in den PtM Output, daher liefert der Output &hnliche prozentuale
Abweichungen. In e) zeigt sich durch den hohen Ertrag jedoch fiir SLP eine hohere mittlere
Abweichung um 4,21 %, ansonsten lag die mittlere Abweichung unter 0,5 %. Dies ist auch fiir RLP
gultig, dabei lag die mittlere Abweichung bei 25 MW bei 3,56 %. Dies zeigt, dass sich der Kipppunkt
fur Laufzeit und Ertrag bei 25 MW in SR befindet. Dieses Verhalten zeigt sich auch in f) fiir VOF,
jedoch fur 5 und 10 MW. Dies bedeutet, dass in VOF der Ertrag in Relation zur Laufzeit am hdchsten
steigt. Der Batterieoutput in c) weist flir SLP und RLP das gleiche Verhalten auf. In Bezug auf den
Startpunkt ,,ohne PtM* steigt der Output bei ,,1 MW, weist jedoch eine mittlere Abweichung von
5,09 % auf. Im Mittel sinkt der Output zu ,,2 MW und verringert die mittlere Abweichung auf 3,03
%. Der geringste Output ist bei ,,10 MW erreicht und verdeutlicht, dass diese PtM Kapazitit am
ehesten die entstehenden SUP abdecken kann. Die weiteren Kapazitdten erhohen wieder den
Batterieertrag und die mittlere Abweichung sinkt, da wieder mehr SUP genutzt wird. Bei RLP
wiederholt sich dieser Trend, jedoch mit einer Uber alle Szenarien gesteigerten mittleren Abweichung
von 0,8 %. Fir VOF ergibt sich in d) ein anderes, eher inkonsistentes Verhalten. Hier erfolgt der
Einbruch bereits bei 5 MW, erholt sich bei 10 MW, nur um dann wieder einzubrechen. Dieses Muster
weist Uber die Jahre innerhalb der Szenarien eine mittlere Abweichung von 7,86 % mit der groften
Abweichung bei 50 MW mit 13,53 % auf. Fir RLP betrédgt die mittlere Abweichung 7,13 % mit 12,77
% fur 50 MW. Dieses Verhalten lasst sich nur durch die Art des SUP erklaren, als dass es beim
Erscheinen in einer Dimension anféllt, in welcher die PtM auch bei steigender Kapazitat einen guten
Zugriff aufweist.

3.4.3 Diskussion

Das Ziel der EZS liegt in der regionalen, bilanziellen Analyse von Energiebedarf und -erzeugung, um
SUP sichtbar zu machen und mit Speicher- oder Wandlungstechnologien zu verwerten. Mit dem EZS
Modell+ werden auf Basis der Energiebedarfsmodellierung in Kapitel 3.1 die Technologiedefinitionen
von Calliope Ubernommen und eigene Ld&sungsalgorithmen entwickelt, um PtM mit den

Technologiekomponenten besser in Bezug auf die SUP Verwertung analysieren zu kénnen.

Die fur die Technologien wichtigsten Regelparameter sind Kapazitat und Wirkungsgrad, kdnnen aber
in Abhé&ngigkeit der verwendeten Technologie erweitert werden. Die Parameter bestimmen die
technologische Verwendung und beeinflussen damit die Simulation deutlich. Aus diesem Grund ist die
auch im EZS Modell+ umgesetzte Verwendung von statischen Parametern eine Limitierung, welche
gerade fir flexibel eingesetzte Technologien wie PtM weiter untersucht werden muss. Fir die PtM
Auswertung wird in beiden Modellen der Stromeigenbedarf als Wirkungsgrad regulierendes Mittel

angesetzt. Wahrend in Calliope dies als ein global definierter Wert erfolgt, wird im EZS Modell+ flr
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jeden Zeitschritt ein eigener Stromeigenbedarf in Abhédngigkeit von der potenziellen Gaserzeugung

ermittelt.

Als Optimierungsparameter zur intelligenten Technologiewahl werden in Calliope die stundlich
aufgelosten  Gestehungskosten als Hierarchie in  Abhéngigkeit der Technologieaushutzung
angewendet. Zur Vereinfachung wird im EZS Modell+ die Technologiehierarchie dem Nutzer
tibertragen. Die zur flexiblen Bedarfsabdeckung gewéhlten Technologien treten daher nur dann in
Kombination auf, wenn die Kapazitét einer Technologie nicht ausreicht, um den jeweiligen Bedarf zu

decken.

Um das Modell moglichst bertragbar zu gestalten, werden als Untersuchungsstrategie die in
Deutschland gangigen Standardlastprofile und die deutschlandweite Beheizungsstruktur genutzt, um
die gewahlten Regionen SR und VOF zu untersuchen. Die Energiezellen werden auBerdem als
Insellésung definiert. Um den Fehler bei der Verwendung von SLP zu validieren, wurden reale
regionale Verbrauchsdaten angefragt und reale Lastprofile erstellt. Die Auswertung mit dem EZS
Modell+ ergibt fiir beide Zellen eine SUP Steigerung mit RLP, bei Calliope trifft dies nur fir SR zu.
Dies zeigt die schwierige Verwendung von SLP bei niedrigen Gebaudezahlen im Vergleich mit RLP
in Abhéngigkeit des verwendeten Modells. Auf dieser Grundlage ist bei kleinen Zellen eine
Verwendung von direkt erhobenen RLP anzuraten. Der Vergleich mit den von den Stadtwerken
erhobenen Daten zu Stromiberschusspotenzial in ihrem Einzugsgebiet zeigt die Abweichung des
Modells zu den realen Daten auf. Das sich in Calliope ergebende SUP weicht im Szenario SLP ohne
PtM 2019 um 34,1 % von der in SR durch die Stadtwerke real abgeregelten Strommenge ab. Das EZS
Modell+ im Szenario SLP weicht dagegen nur um 18,4 % ab. Die Verwendung von RLP flhrt zu einer
SUP Steigerung und erhéht die Abweichung. In VOF sind die Stadtwerke hauptsachlich fiir die
Niederspannungsnetze zustandig, daher beinhaltet ihr Einzugsgebiet nur die Halfte des tatsachlich
anfallenden Strombedarfs. Dieser Hintergrund plausibilisiert die Abweichung von 51,2 % vom realen
Stromiberschuss zum SUP im SLP Szenario, welches im EZS Modell+ ermittelt worden ist. Bei RLP
betragt die Abweichung 52,8 %. In Calliope liegt die Abweichung bei SLP bei 51,7 %, bei RLP nur
bei 3,5 %. Diese geringe Abweichung hangt mit der starken SUP Reduzierung durch die intelligente
Technologiewahl in Calliope zusammen, welche den Bedarf sehr gut trifft. Hier muss in
Zusammenarbeit mit weiteren Netzbetreibern in VOF eine detaillierte Analyse erfolgen, um Klarheit
tiber die gesamte Region zur besseren Fehlereinschatzung zu erhalten. Welcher Fehleranteil sich in
den Modellen durch die Inselbetrachtung ergibt, miissen weitere Untersuchungen benachbarter Zellen

zeigen.

Im Vergleich mit Calliope sind mit dem EZS Modell+ weitere Analysen mdglich. So ergibt die
Verwendung unterschiedlicher PtM Kapazitaten ein Verstandnis, wie sich die mogliche Verwertung
von SUP auf die Anlagenauslastung auswirkt. Hierfir sind neben der Methanproduktion die

Laufzeiten, Volllaststunden und die Gestehungskosten interessant. Die Gestehungskosten werden mit
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unterschiedlichen Szenarien betrachtet. In der Auswertung werden die Ergebnisse fur das Szenario 4
betrachtet, welches die Borsenpreise von 2019 fir den Strombezug ansetzt. Die flnf
Kapazitatsvarianten mit einer Erhéhung von 1 MW bis 50 MW, steigern die Energiestrdme bis zu dem
Punkt, an dem die Mindestanfahrleistung fir eine breitflaichige SUP Nutzung bei 50 MW zu hoch ist.
Hohere Kapazitaten fuhren zu héheren Investitionskosten, welche in Abhangigkeit der Ausnutzung zu
hoheren Gestehungskosten fiihren. Die Volllaststunden sinken wesentlich schneller als die Laufzeit,
was in Bezug auf die SUP Spitzen stimmig ist. In SR ergibt sich fir RLP eine Verbesserung der
Auslastung bis 5 MW durch die SUP Steigerung, dann fallt die Auslastung. Dies ist auf die durch die
RLP entstehenden unstetigeren SUP Lastspitzen zuruckzufiihren. In VOF bildet sich mit dem
reduzierten SUP das gleiche Muster aus, der Kipppunkt ist allerdings ab 1 MW erreicht.

Der Solareinfluss auf das SUP wird wie in Calliope flr die Jahre 2015 — 2019 untersucht. Die
Ergebnisse beider Modelle weisen vergleichbare Verlaufe auf. Die mittlere Abweichung ist im EZS
Modell+ gegentber Calliope geringfiigig um 0,5 — 1 % erhoht. Im RLP Szenario steigen die
Abweichungen im Vergleich zu SLP in Calliope an, wahrend im EZS Modell+ die Abweichungen um
0,5 % fallen. Da das SUP fir RLP in beiden Modellen ansteigt, ist diese gegenteilige Entwicklung in
der Abweichung nur durch die unterschiedliche Technologieabdeckung des Energiebedarfes zu
erklaren. Da die mittlere Abweichung in den Szenarien bei beiden Modellen fur SUP unter 5 % liegt,
ist der Einfluss einer besonders ginstigen Wetterlage fur 2019, welche die Ergebnisse beschénigen

wiirde, auf die Simulation ausgeschlossen.
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3.5 Zukunftsszenarien

Mit Blick auf die zukiinftige Abkehr von fossilen Energietragern werden unterschiedliche Szenarien
fur den Energiesektor und deren Einfluss auf PtM zur Reduzierung von fossilem Erdgas betrachtet.
Die Stadt SR hat bereits in 2014 einen Energienutzungsplan (ENP) ausgearbeitet, um die regionalen
Mdglichkeiten zur Energiewende zu beleuchten (Institut fur Systemische Energieberatung GmbH
2014). Zu diesem ENP liegt ein Sachstandsbericht von 2019 vor, welcher die aktuellen
Untersuchungen und deren Ergebnisse erldutert (Straubing 2019). Im ENP wird neben dem
elektrischen Endenergiebedarf und der Stromerzeugung aus regenerativen Energien auch der
thermische Endenergiebedarf und der Endenergiebedarf fir Mobilitat betrachtet. Im Folgenden
werden unterschiedliche potenzielle Ausbauziele fur regenerative Stromerzeugung, die regionale
Beheizungsstruktur, sowie die Ausweitung der mit Biomasse befeuerten KWK fiir die Region SR
betrachtet. Es wird der Stand 2019, sowie die Ziele fur 2030 und 2045 dargelegt und die Einflisse auf
die PtM simulativ betrachtet. Die Gestehungskosten werden auf Kostenbasis 2019 nach Kapitel 3.4.2.4
Tabelle 3.16 Szenario S.4 ermittelt, wobei fir PtM die Investitionskostensenkung nach Thema et al.
(Thema, Bauer, and Sterner 2019) fur die Jahre 2030 und 2045 veranschlagt wird. Die Ergebnisse der

simulierten Zukunftsszenarien sind im Anhang A.1 Tabelle A.4 hinterlegt.

3.5.1 Ausbaupotenziale erneuerbarer Stromerzeugung

In der Region Stadt Straubing liegt der regenerative Stromanteil 2019 bei 58 % am
Gesamtstromverbrauch. Anteilig an der EE Stromproduktion lag die Wasserkraft bei 63,6 und der PV-
Anteil bei 33,6% (Regierung von Niederbayern 2019). Der restliche Anteil wird mit Biomasse erzeugt.

Wasserkraft

Das Laufwasserkraftwerk am Fluss Donau, welcher durch die Stadt fliefit, weist eine installierte
Leistung von 21,5 MW aus, bei einer jahrlichen Stromproduktion von ca. 145 GWh. Ein weiterer

Flussausbau ist nicht maéglich, daher kann die Leistung zukiinftig nicht weiter erhoht werden.
Windkraft

Fur Windkraftanlagen gibt es im sidwestlichen Stadtgebiet ein ausgewiesenes Vorbehaltsgebiet. Laut
ENP (Institut fur Systemische Energieberatung GmbH 2014) reicht die Flache fur ein realistisches
Ausbaupotenzial von drei Windrédern. Im Energieatlas Bayern wird die Gebietskulisse fiir Windkraft,
welche die mittleren Windgeschwindigkeiten fir eine Hohe von 130 m bezeichnet, dargestellt
(Bayerische Staatsregierung 2020). Aus diesen Daten geht hervor, dass die mittleren

Windgeschwindigkeiten in 130 m Hohe selbst im ausgewiesenen Vorbehaltsgebiet unter 4,5 m/s
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liegen. Daher ist nach Ricksprache mit den Stadtwerken keine Windkraftanlage in naher Zukunft

wirtschaftlich abzubilden.
Solarstrom

Die 2019 installierte PV Leistung liegt laut Energieatlas bei 54 MW (Bayerische Staatsregierung
2020). Der ENP untersucht den potenziellen Photovoltaikausbau auf Basis von Dach- und Freiflachen.
Fur die Dachflachen wurde ein nutzbares Flachenpotenzial von 702.000 m? ermittelt (Institut ftr
Systemische Energieberatung GmbH 2014). Mit der Annahme, dass ein gangiges 400 W PV Modul
ca. 3 m2 Installationsflache benétigt, kommt der ENP auf eine installierbare Gesamtleistung von 93,6
MW,. Die realistisch nutzbaren Freiflachen werden entlang der Bahntrasse dstlich und westlich der
Stadt gesehen. Die Fl&chenpotenziale weisen hier zusatzliche 28,1 MW, an ausbaufahiger PV-
Leistung auf. Damit liegt laut ENP ein Gesamtpotenzial von 121,7 MW, vor (Institut fir Systemische
Energieberatung GmbH 2014).

Laut den Stadtwerken haben sich seit den Untersuchungen weitere Freiflachenpotenziale in der Nahe
der Klaranlage, der Bahnstrecke und weiteren Gebieten ergeben. Damit steigen die

Freiflachenpotenziale auf 67,5 MW, und fuhren zu einem Gesamtausbaupotenzial von 161 MW,.

Dem Einsatz von Agri-Photovoltaik, was eine PV Uberbauung von Agrarland bezeichnet, wurde eine
Absage erteilt. Um die zusatzliche Stromproduktion in das Netz einzuspeisen und weitere
Strominfrastruktur besser ausbauen zu konnen, ist die Umsetzung von drei weiteren Umspannwerken

geplant.

Aus diesen Ausbaupotenzialen ergeben sich drei Betrachtungsszenarien. Fiir das Jahr 2019 wird die
bestehende PV Leistung von 54 MW angesetzt, fur das Jahr 2030 wird eine Leistungserhthung auf
110 MW und 2045 auf 215 MW angesetzt. Fur alle drei Szenarien werden die Rahmenbedingungen
wie Witterung, Energiebedarf, etc., auf dem Stand von 2019 mit den SLP Lastprofilen belassen. Damit
wird von weiteren Zukunftsprojektionen anderer, das Ergebnis beeinflussender, Faktoren abgesehen.
Fur die jeweiligen Jahre werden wieder die sechs PtM Kapazitatsvarianten aus Punkt 3.4.2.5
verwendet. Fir die Zukunftsszenarien PV werden somit 18 verschiedene PtM Varianten mit dem EZS
Modell+ simuliert und in Abbildung 3.57 dargestellt.
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Abbildung 3.57: Simulationsergebnisse der PtM Varianten fur verschiedene PV Kapazitéaten in Straubing

In Abbildung 3.57 sind die wichtigsten Parameter dargestellt. Das SUP (a) zeigt dabei eine starke
Korrelation zu den sich verdoppelnden PV Kapazitaten, da sich der SUP ebenfalls verdoppelt. Die
steigende PtM Kapazitat resultiert durch die steigende Abwérmenutzung in einem leichten Ruckgang
des SUP durch weniger KWK Einsatz. Die Methanerzeugung durch PtM (b) zeigt eine Steigerung bei
der Kapazitatserhohung. Der in 2019 festgestellte Riickgang des Methan Outputs bei 50 MW bildet
sich in 2030 und 2045 durch den erhéhten SUP nicht mehr aus. Wahrend in 2030 der Output von 25



MW auf 50 MW nur um ca. 5 GWh/a steigt, ist 2045 genug SUP vorhanden, um durch die 50 MW
einen Anstieg um 23 GWh/a zu erreichen. Die steigende Methanproduktion Ubersetzt sich in langere
PtM Laufzeiten (c). Die steigenden PtM Kapazitdten innerhalb eines Jahres fiihren zu sinkenden
Laufzeiten. Von 2019 auf 2030 steigen die Laufzeiten bezogen auf eine gleichbleibende Kapazitat im
Mittel um 44,6 % und von 2030 auf 2045 um 21,6 %. Da die Laufzeit bei der 1 MW Anlage bereits
2019 fast den Volllaststunden entspricht, Ubersetzt sich die Laufzeiterhdhung in die gleichen
Volllaststunden (Tabelle A.4). Bei 50 MW steigert sich die Laufzeit von 2019 auf 2030 um 57,2 %,
wahrend die Volllaststunden um 142,7 % auf 1.730 h steigen. Von 2030 auf 2045 steigt die Laufzeit
fir 50 MW um 28,1 % und die Volllaststunden um 83,6 % auf 2.551 h.

Die Reduktion von fossilem Erdgasbedarf (d) ist das Ergebnis aus mehr PV Strom - damit weniger
Bedarf fir stromgefiihrte KWK - und steigendem PtM Output von Gas und Warme - damit weniger
Bedarf fir warmegefihrte KWK - und Nutzung von Biomethan. Bei der Betrachtung des
Erdgasbedarfes fur das Szenario ohne PtM wird der Einfluss der reinen PV Steigerung deutlich. Ohne
PtM fiihrt die Erhéhung von PV von 2019 auf 2030 zu 7,6 % und von 2030 auf 2045 zu 4,3 %
Erdgasbedarfsreduktion (d). Durch die Nutzung von PtM wird der Erdgasbedarf von 2019 auf 2030
bei 50 MW um 12,6 % und auf 2045 um 23,8 % weiter reduziert. Da jedoch viel Erdgas flr die
Beheizung bendtigt wird, kann eine Erhdhung von PV Kapazitaten nur den Gasbedarf fiir gasgefiihrte
KWK (f) reduzieren. Durch PtM kann der fossile Gasbedarf fiir Geb&udeheizung reduziert werden und

PtM somit einen gréReren Beitrag leisten, als nur die PV fir sich.

Die Gestehungskosten (e), welche sich aus Kosten, Laufzeit und Produktion zusammensetzen,
veranschaulichen die Auslastung der PtM. Der Anstieg der LC bei steigenden PtM Kapazitaten zeigt
die schlechter werdende Bilanz zwischen Investitions- und Betriebskosten gegeniiber dem Output.
Wihrend in 2019 ein Betrieb einer 50 MW Anlage die LC gegeniiber 1 MW vervielfacht, liegt die
Erh6hung in 2030 bei nur noch 58,4 %. Die Reduktion von 2019 auf 2030 wird mal3geblich durch die
geringeren Investitionskosten verursacht, von 2030 auf 2045 uberwiegt der Einfluss der SUP
Steigerung. Wéhrend in 2019 1 MW die giinstigste Kapazitit mit 0,239 €/kWh ist, wechselt dies in
2030 bereits auf 5 MW mit 0,131 €/kWh und in 2045 auf 10 MW mit 0,120 €/kWh. Dies verdeutlicht,
dass ein jetzt in Planung befindliches Projekt durchaus groRer skaliert werden kann. Trotzdem kann
ein Wert von 0,12 €kWh immer noch nicht gewinnbringend auf Basis der 0,0793 €kWh

Biomethanvergltung dargestellt werden.
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3.5.2 Biomassepotenziale fur Kraft-Warme-Kopplung

Stromproduktion aus Biomasse stellt zwar ebenfalls eine erneuerbare Stromproduktion dar, wird aber
in einem eigenen Punkt betrachtet, da die mit Biomasse betriebene KWK auch Warme bereitstellt und

somit mehrere Parameter beeinflusst.

Der Anteil der Stromproduktion aus Biomasse lag 2019 bei 2,8 % der regenerativen Stromproduktion
mit einer installierten Leistung von 1,35 MW (Bayerische Staatsregierung 2020). Dabei werden 1,32
MW von der mit Klérgas betriecbenen BHKW der Klaranlage abgedeckt. Das ausbaufahige
Biogaspotenzial wird im ENP fiur unterschiedliche Quellen untersucht. Die Stadt Straubing verfugt
tiber wenig Biomassepotenzial, allerdings steht das landwirtschaftlich genutzte Umland im Landkreis
Straubing-Bogen als Potenzialflache zur Verfigung, da Biomasse zu Anlagen im Stadtgebiet zur

Energieerzeugung transportiert werden kann.

Energiepflanzen

Der ENP untersucht das Biogaspotenzial aus Energiepflanzen auf Basis der regional genutzten
landwirtschaftlichen Flachen. Dabei wird angenommen, dass 80 % fiir die Nahrungsmittelproduktion
und 20 % fur Energiepflanzen genutzt werden. Demnach steht eine Flache von 848 ha fur den
Energiepflanzenanbau zur Verfligung. Je nach Energiepflanze und Anbaufolgen kann das
Biogaspotenzial stark schwanken. Der ENP geht von einem Maisanbau aus, der je 1 ha ca. 40-60 t
Frischmasse produziert und zu ca. 4.000-6.000 Nm? Biogas verstoffwechselt wird (Adler et al. 2014).
Daraus resultiert laut ENP eine nutzbare Energiemenge mit einer BHKW Verwendung von ca. 12,15
GWhe und 13,67 GWhi.

Gulle

Der ENP fiihrt in SR 760 GroBvieheinheiten mit je 15 Tonnen Gille Produktion pro Jahr auf. Mit
einer Tonne Gille kénnen ca. 20-30 m? Biogas erzeugt werden. Bei einer Annahme von 50 %
Nutzbarkeit fur Biogas, fiihrt dies zu einer im BHKW umgesetzten Energie von 342 MWhe und 385
MWhi.

Bioabfall und Klarschlamm

Die stadtischen Bioabfédlle und Klarschldamme werden bereits energetisch zur Biogaserzeugung
genutzt. Hier wird laut ENP kein weiteres Potenzial zur Energiegewinnung gesehen. Allerdings kann

das entstehende, bisher ungenutzte CO; noch flr PtM genutzt werden.

Mit diesen Biomassepotenzialen steht eine jéhrliche Energieproduktion von ca. 31,2 GWh/a zur

Verfligung. Bei einer Laufzeit von 8.000 h ware dies eine Biogasanlagenleistung von 1,54 MW,
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Aus diesen Ausbaupotenzialen ergeben sich wieder drei Betrachtungsszenarien mit je 6 PtM
Variationen. Fir das Jahr 2019 wird die bestehende mit Biomasse befeuerte KWK-Leistung von 1,354
MW angesetzt, flir das Jahr 2030 wird eine Leistungserhéhung um 50 % auf 2,031 MW und 2045 um
100 % auf 2,708 MW angesetzt. Auch hier wird wieder der Stand 2019 SLP als Rahmenbedingung
beibehalten und in Abbildung 3.58 dargestellt.
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Abbildung 3.58: Simulationsergebnisse der PtM Varianten flr verschiedene Biomasse KWK Kapazitéten
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In Abbildung 3.58 sind die wichtigsten Parameter dargestellt. Das SUP (a) zeigt dabei eine mittlere
Steigerung von 46,64 GWh auf 47,12 GWh von 2019 auf 2045 innerhalb der jeweiligen Kapazitéat.
Dies entspricht einer Steigerung von 1 %. Der PtM Output (b) und die Laufzeit (c) steigen
dementsprechend auch nur um 1 % von 2019 auf 2045 in allen Szenarien. Dies bedeutet, dass der
Ausbau von mit Biomasse befeuerter KWK das Energiesystem hinsichtlich SUP Entstehung und
Auslastung von PtM aufgrund der geringen Kapazitatssteigerung nicht nennenswert beeinflusst. Die
geringen Anderungen sind darauf zuriickzufiihren, dass Biomasse und gashefeuerte KWK in
Konkurrenz stehen und beide Systeme fir die flexible Restlastabdeckung nach den EE-Systemen
verwendet werden. Da das mit Biomasse betriebene KWK vorrangig vor dem gasbefeuerten KWK
genutzt wird, sinkt die Laufzeit des Gas-KWK (f) und der Erdgasbedarf (d) wird durch
Biomassebedarf substituiert. Die Laufzeit der Gas-KWK (f) sinkt von 2019 auf 2030 im Mittel um
5 %, auf 2045 um 3,5 %. Der mittlere Erdgasbedarf (d) sinkt von 2019 auf 2030 um 2,3 %, auf 2045
ebenfalls um 2,3%. Die reduzierten PtM LC (e) basieren in diesem Szenario auf den geringeren
Investitionskosten, da die PtM nur marginal beeinflusst wird. Ansonsten zeichnet sich der gleiche
relative Trend in der LC Erhdhung durch die Kapazitatssteigerung in 2030 und 2045 ab. In 2030
betragen die durchschnittlichen LC fur die PtM Kapazitiat 1 - 10 MW 0,138 €/kWh, in 2045 0,115
€/kWh.

3.5.3 Anderung der Beheizungsstruktur von Geb&uden

Die Anderung einer regionalen Beheizungsstruktur l4sst sich schwieriger umsetzen als die Anderung
in der Energieerzeugung, da jeder Hauseigentumer selbst fur die Beheizung seines Eigentums
verantwortlich ist. Eine Gebdudeheizung hélt in der Regel ca. 20 Jahre, laut deutschem
Gebdaudeenergiegesetz (Bundesamt fur Justiz 2020a) muss ein Heizkessel nach 30 Jahren ersetzt
werden. Dies bedeutet, dass sich die stédtische Beheizungsstruktur sehr langsam &ndert. Wenn ein
Gebdude saniert wird, gibt es viele Parameter, z.B. W.irtschaftlichkeit, Temperaturniveau,
Gebaudeddammung, etc., welche die Wahl der ndchsten Beheizung beeinflussen. Wie in Abbildung
3.15 dargestellt, teilt sich bei Neubauten im deutschlandweiten Mix die Wahl der Beheizung
hauptséchlich in Erdgas, Wéarmepumpe und Fernwérme auf. Die Fernwérme stellt eine gute
Maoglichkeit dar, um Abwéirme von KWK oder Industrie zu nutzen. In Deutschland konnen
Gemeinden und Stadte auch eine Anschlusspflicht fir Fernwarme auferlegen (Bundesamt fir Justiz
2020b).

Der ENP (Institut fir Systemische Energieberatung GmbH 2014) und auch der dazugehdrige
Sachstandbericht (Straubing 2019) betrachten die Beheizungsstruktur in Straubing. Dabei wurden
einige kommunale Liegenschaften hinsichtlich der Umstellung auf Fernwarme untersucht und dessen

Wirtschaftlichkeit betrachtet. Das Ergebnis ist, dass sich unter den Rahmenbedingungen von 2019
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keine wirtschaftliche Umrlistung und Betrieb darstellen lasst. Nach Rucksprache mit den Stadtwerken
und politischen Interessenvertretern hat sich ergeben, dass basierend auf dem ENP der stédtische
Ausbau von Fernwédrme momentan als zu schwierig und unwirtschaftlich betrachtet wird, als dass er

zum diesem Zeitpunkt in Betracht gezogen wird.

Trotzdem stellt die Anderung der Beheizungsstruktur ein interessantes Betrachtungsszenario dar, um
die zukunftige stadtische Entwicklung zu untersuchen. Hierfur wird neben dem Grundszenario 2019
nach Abbildung 3.14 fur das Jahr 2030 das Jahr 2010 und flr das Jahr 2045 das Jahr 2019 aus
Abbildung 3.15 als Beheizungsgrundlage angenommen. Abbildung 3.15 stellt die Entwicklung der
Beheizungsstruktur im Neubau dar (BDEW 2021). 2010 wurden demnach 50,2 % der Neubauten mit
einem Gasanschluss, 23,5 % mit Elektro-Warmepumpen und 14,6 % mit Fernwarme versorgt. In 2019

lagen die Zahlen bei 33,8 % Gasanschluss, 35,7 % Elektro-Warmepumpen und 23,5 % Fernwérme.

Die Technologien zur Energieerzeugung und der Gesamtbedarf an Energie werden in den Szenarien

auf dem Stand von 2019 belassen.

In Abbildung 3.59 sind die wichtigsten Parameter dargestellt. Die SUP Ergebnisse (a) fur 2030 sind
durch die Umstellung der Beheizung am deutlichsten beeinflusst. Mehrere Parameter spielen hier eine
wichtige Rolle. Im Modell wird 2030 viel mehr Wérme benétigt, da Heiz6l und Kohle nach Abbildung
3.15 fast komplett entfallen. Einerseits wird diese Warme durch Elektro-Warmepumpen bereitgestellt,
welche den Strombedarf erh6hen und somit weniger SUP durch PV entstehen lasst. Andererseits wird
der fehlende Strom durch mehr gasbefeuerte KWK (f) abgedeckt und deswegen mehr Erdgas bendtigt
(d). Der Fernwarmebedarf steigt von 2019 auf 2030 um 0,7% und wird ebenfalls durch gasbefeuerte
KWK gedeckt. Diese Punkte fiihren dazu, dass in diesem Betrachtungsszenario der PtM Gas Output
(b) fur 2030 rucklaufig gegeniiber 2019 ist. Die PtM Laufzeit (c) bricht bei 1-10 MW PtM im Mittel
um 14,7 % ein, bei 25 MW um 26,2 % und bei 50 MW um 42,3 %. Dies bedeutet, dass bei einem
stagnierenden PV Ausbau und gleichzeitiger weiterer Umstellung auf Warmepumpen, die Auslastung
von PtM zurlickgeht und der Erdgasbedarf weiter steigt. Im Vergleich zwischen 2030 und 2045 ergibt
sich wieder eine signifikante SUP Steigerung von durchschnittlich 27,4 %. Dies l&sst sich auf die
weitere Erhohung von Warmepumpen und Fernwarme zuriickfiihren. Der erhohte Bedarf kann im
Modell nur durch gasgefuhrte KWK abgedeckt werden, da diese Technologie noch
Ausnutzungspotenzial aufweist. Dies fuhrt zu verlédngerten Laufzeiten von wérmegefiihrter KWK (f)
und es wird mehr SUP generiert. Aus diesem Grund wéchst das Potenzial fir groRere PtM Kapazitaten
und es erhéht den PtM Output (b). Die Gestehungskosten fallen aufgrund der verringerten PtM
Auslastung hoher aus als in den vorherigen Szenarien. In 2030 betragen die durchschnittlichen LC fiir
1-10 MW 0,147 €/kWh, in 2045 0,116 €/kWh.
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Abbildung 3.59: Simulationsergebnisse der PtM Varianten bei Anderung der Beheizungsstruktur auf mehr
Fernwérme und Warmepumpen



3.5.4 Kombiniertes Zukunftsszenario

In diesem finalen Szenario werden die drei vorherigen Betrachtungsszenarien fur 2030 und 2045
kombiniert. Die Ergebnisse in Abbildung 3.60 zeigen, dass die Umstellung der Beheizungsstruktur
zwar die SUP im Vergleich zur reinen Erhohung der PV vermindert, doch das umgesetzte PV
Potenzial Uberwiegt. Das SUP (a) steigert sich von 2019 auf 2030 um im Mittel 76,8 %, von 2030 auf
2045 um 163,4 %. Durch den geringen Einfluss der Beheizungsstruktur fiir SUP stellen sich fur 2045
vergleichbare SUP Werte wie aus dem PV Szenario ein. Dies bedeutet, dass der Warmepumpenausbau
die Mengen an SUP bei Nutzung des PV Potenzials nicht reduziert. Dies fiihrt zu hohen PtM
Laufzeiten (c) und Outputs (b). Die PtM Laufzeiten werden vom PV Szenario dominiert und
entwickeln sich entsprechend. Fir die PtM 1-25 MW liegt die Laufzeiterh6hung 2019 auf 2030 im
Mittel bei 30,4 %, bei 50 MW bei 64,7 %. 2030 auf 2045 liegt eine mittlere Steigung um 32,8 % vor,
wobei sich die 10 MW hier mit nur 25,9 % am wenigsten erhoht. Bei 50 MW liegen die
Volllaststunden 2030 bei 1.353 und 2045 bei 2.672. Damit Ubersteigen die Volllaststunden das PV
Szenario 2045 um 5,4 %. Im Allgemeinen entwickeln sich die Volllaststunden besser als die Laufzeit
und nahern sich der Laufzeit an. Im kombinierten Szenario liegen die Volllaststunden der 25 MW bei
69,6 % der Laufzeit und bei 50 MW bei 62,7 %. Beim Erdgasbedarf (d) tberwiegt in 2030 das
Beheizungsszenario und flihrt zu einem gesteigerten fossilen Bedarf. PtM reduziert den Erdgasbedarf
flir Beheizung, da aufgrund des hohen SUP viel Biomethan produziert wird. Zusatzlich wird durch die
steigende Abwérme im Fernwérmenetz eine Laufzeitreduktion von gasbetriebener KWK (f) erreicht.
Erst ab 25 MW wird der Erdgasbedarf 2030 auf dem Niveau 2019 gehalten. Fiir 2045 entwickelt sich
der Erdgasbedarfstrend ahnlich wie im PV Szenario, jedoch wird mit dem Biomasse Substitut und der
geédnderten Beheizungsstruktur der abnehmende Charakter verstarkt. Fir die 50 MW Anlage liegt die
Reduzierung von Erdgasbedarf 2030 auf 2045 bei 16,6 %, ohne PtM bei nur 7,1 %. Aufgrund des
dominanten Einflusses des PV Szenarios ist der Trend der Gestehungskosten vergleichbar. In 2030
liegt das LC Mittel bei 0,163 €/kWh und weicht damit um 3 % vom PV Szenario ab. Fir 2045 liegen
die LC Werte bei den Kapazitaten von 1 - 25 MW dicht beieinander und unterscheiden sich nur um
0,76 %. Nur der Wert fiir 50 MW liegt mit 0,208 €/kWh um 70,7 % hoher. Die Ursache ist der PtM
Output, welcher im Vergleich mit dem PV Szenario um 10,1 % geringer ist, und an der Laufzeit,

welche um 16,4 % hoher ist.
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Abbildung 3.60: Simulationsergebnisse der PtM Varianten flr das kombinierte Zukunftsszenario



4. Zusammenfassung und Ausblick

Eine direkte Nutzung regenerativ erzeugter Energie ist einer Speicherung oder Wandlung aufgrund
auftretender Verluste durch Wirkungsgrade grundsétzlich vorzuziehen. Energiespeicher oder -wandler
kénnen jedoch bei glinstiger Platzierung und Dimensionierung sowie netzdienlicher Betriebsweise den
Ausnutzungsgrad von regenerativer Energieerzeugung steigern und den Verlust von regenerativem
Produktionspotenzial reduzieren. Nachfolgend werden die wesentlichen Erkenntnisse der
Forschungsarbeit dargestellt.

4.1 Zusammenfassung

Die vorliegende Forschungsarbeit evaluiert das Stromiberschusspotenzial (SUP) und dessen
Verwertung durch die Technologie Power-to-Methane in geografisch definierten Energiezellen. Das
Ziel der Energiezellensimulation (EZS) ist es, auf Basis einer detaillierten Standortanalyse diverser in
der Energiezelle vorhandener Energiesysteme eine Optimierung zwischen Energiebedarf und
Energieerzeugung zu erreichen und dabei die Verwendung von mdglichen Speichertechnologien in

einer lokalen Energiegemeinschaft zu evaluieren.

Die Energiezellensimulation gleicht innerhalb eines definierten geografischen Rahmens den
Energiebedarf mit der regional vorhandenen Energieerzeugung ab und verwendet Energiespeicher und
-wandler als negative Regelenergie. Die Energiebedarfsmodellierung basiert dabei auf frei
zugénglichen OSM-Daten, welche in Bezug auf Gebdude mithilfe von eigens fir diesen Zweck selbst
entwickelten Algorithmen klassifiziert und validiert werden. Die resultierenden Gebdudedaten werden
den in Deutschland gangigen Standardlastprofilen zugeordnet und mit einem entsprechenden
Energiebedarf kombiniert. Zusétzlich findet im Vorfeld in Zusammenarbeit mit unterschiedlichen
Energienetzteilnehmern eine Erhebung der Leistungsdaten zu Strom, Wérme und Gas statt. Mit diesen
Daten werden Berechnungsalgorithmen fiir die Erstellung von realen Lastprofilen entwickelt, mit
deren Hilfe sich die Unterschiede zwischen Standardlastprofilen (SLP) zu realen Lastprofilen (RLP)
untersuchen lassen. Die Methodik der Energiestandardlastprofile bezogen auf Gebaudeklassen erlaubt
eine universelle Anwendung, unabhdngig von der Verortung der betrachteten Region. Jedoch sollte in
Abhangigkeit der gewéhlten ZellengroRe die Gebdudezahl auf eine Verwendung mit RLP hin geprift
werden, um die Datengenauigkeit zu erhéhen. Die Energieerzeugung wird anhand von lokal
verfiugbaren Technologien definiert. Im Fokus liegen dabei die fur die Energiewende wichtigen

Energienetze Strom, Wéarme und Gas. Die zeitlich schwankenden Produktionsressourcen erneuerbarer
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Energiesysteme werden mit ihren Lastprofilen ermittelt und in Kombination mit fossil betriebenen
Heizkraftwerken in die Simulation integriert. Das aus diesen jeweiligen Schwankungen resultierende
SUP wird mit der EZS errechnet und mit einer als negative Regelenergie definierten Power-to-

Methane Technologie in Kombination mit einer Batterie verwertet.

Die EZS erfolgt mit dem Tool Calliope auf Basis statischer Parameter verschiedener Technologien.
Dabei gelingt es Calliope allerdings nicht, die sich aufsummierenden Optimierungsprobleme der
komplexen Power-to-Methane (PtM) Technologie im Zusammenhang mit der Netzkopplung im Detail
zu l6sen. Warum Calliope das detaillierte PtM System mit definierter Kapazitat nicht 16sen kann, war
aufgrund der limitierten Mdglichkeiten zur Programmanalyse wéhrend der Optimierung nicht
abschliellend zu kléaren. Da sich Calliope noch in einem frihen Entwicklungsstadium befindet, kénnte

hier in Zukunft eine Verbesserung méglich sein.

Um eine detaillierte Analyse von PtM zu ermdglichen, wird in dieser Arbeit das einfach
parametrierbare EZS Modell+ entwickelt, welches eine detaillierte Komponentenbetrachtung der PtM
erlaubt. Die in Calliope verwendeten Technologiedefinitionen werden Gbernommen, jedoch kann das
EZS Modell+ die Technologien nicht frei nach dem erforderlichen Bedarf auf Basis von
Gestehungskosten wahlen. Der Nutzer wéhlt manuell die lastabdeckende Technologiereihenfolge,
wodurch sich die zu ldsenden Optimierungsprobleme soweit reduzieren lassen, dass einzelne
Komponentenanalysen von PtM erméglicht werden. Im Modell wird PtM im Vorfeld anhand von
regionalen und technischen Rahmenbedingungen definiert und auf das gegebene Szenario (iber den
Eigenenergiebedarf optimiert. Das sich ergebene statische Datenset wird der Energiezellensimulation
fur den kontinuierlichen Betrieb der PtM (bergeben. Dies stellt allerdings eine Limitierung dar,
welche gerade fir flexibel eingesetzte Technologien wie PtM weiter untersucht werden muss. Ein
mdoglicher Losungsansatz kénnte eine Simulationskombination sein, bei der zu jedem Zeitschritt in
Abhéngigkeit von der vorangegangenen Laufzeit eine externe dynamische Simulation von
Wirkungsgrad bzw. weiteren technischen Parametern erfolgt. Dies war im Zuge der vorliegenden
Arbeit jedoch nicht final umsetzbar. Hierzu wére der reale Betrieb einer entsprechenden

Anlagenkombination erforderlich.

Fur die Evaluation werden zwei unterschiedliche Regionen in Niederbayern, Deutschland, definiert
und auf potenzielle Energieliberschiisse hin untersucht. Die ganzheitliche Betrachtung aller Energie-
und Stoffstrome in Bezug auf die komplexe PtM Technologie in diesen Regionen resultiert in einer
gesteigerten Gesamtnutzung regenerativer Energie und in einer Reduzierung von fossilem
Erdgasbedarf. Dies liefert wertvolle Informationen bezogen auf die Dimensionierung, Auslastung und
Wirtschaftlichkeit der eingesetzten Technologien. Zusammenfassend beantwortet die Forschungsarbeit
die Frage, wie im Kontext von erdgasbetriebener Kraft-Warme-Kopplung (KWK) und erneuerbarer
Energieerzeugung in einem windarmen Teil Deutschlands SUP ermittelt und welcher Grad der

technologischen Nutzbarkeit dieses Potenzials mit PtM erreicht werden kann. Dabei zeigt sich, dass
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PtM neben der Bereitstellung von erneuerbarem Methangas und Unterstlitzung eines Fernwarmenetzes

auch den Anteil erneuerbarer Energien in den Energienetzen steigert.

Der Einfluss der Sonneneinstrahlung auf Energieerzeugungs- und Energiespeichertechnologien wird
tiber einen mehrjahrigen Zeitraum ebenfalls untersucht. Bei den dargestellten Ergebnissen zeigt sich,
dass die Wetterdaten wie erwartet die Entstehung des SUP beeinflussen, jedoch die technologische

Beeinflussung unter 5 % liegt.

Die Festlegung der zu untersuchenden Energiezelle in ihren rdumlich-geografischen und strukturell-
politischen Grenzen ist entscheidend fur die Energiebedarfsmodellierung. Die Zusammenarbeit mit
den jeweiligen Netzteilnehmern in ihrer Gesamtheit hat sich dabei als schwierig erwiesen, da das
Vorhandensein regional unterschiedlicher Netzbetreiber und Energieproduzenten den Zugang zu
einheitlichen Netz- und Anlagendaten erschwert. Das Fehlen einzelner Daten wirkt sich dabei
besonders auf die entwickelte Gebaudeklasse Bl und das mit ihr verknlpfte Lastprofil aus.
Verstandlicherweise sehen gerade GroRverbraucher wie Industriebetriebe die Daten zu ihrem
Verbrauch, wenn Uberhaupt prazise erfasst, als sensibel an und sind oftmals nicht bereit, diese zur
Verfligung zu stellen. Zwar sind diese Daten zum Teil auch frei zugéanglich, jedoch ist die Praxis der
freien Datenverdffentlichung mit geografischen Bezug vor dem Hintergrund kriegerischer
Auseinandersetzungen, wie derzeit in der Ukraine, oder der Gefahr terroristischer Anschlage auf

vulnerable Infrastruktur durchaus kritisch zu sehen.

Da Industrieprofile sehr unterschiedlich ausfallen und damit charakteristisch fiir bestimmte
Industriesparten sind, missen bei der Festlegung der Energiezellengrdfle auch datenschutzrechtliche
Aspekte bertcksichtigt werden. Bei einer zu klein gewahlten ZellengroRe verbleibt ndmlich oftmals
nur ein einziges Industrieunternehmen in der entsprechenden Region, auf das dann wegen des
charakteristischen Energieprofils moglicherweise riickgeschlossen werden kann. Auch andere
Einrichtungen, wie z.B. Krankenhduser, kdnnen von solch einer sensiblen Datenlage betroffen sein.
Die Industrie, als einer der groRten Energieverbraucher, dominiert die lokalen Energienetze in Bezug
auf Ausbildung von Lastspitzen. Die Wahl von SLP zur Geb&udeeinteilung stellt datenschutzrechtlich
bereits eine grofle Verbesserung dar, da hierbei verschiedene Verbraucher aufsummiert und ein
resultierendes Lastprofil nicht mehr zugeordnet werden kann. Allerdings besitzt die Industrie kein
SLP, daher muss fir diese Gebaudeklasse ein eigenes Lastprofil erstellt werden. Hier kdnnten weitere
Sensitivitatsanalysen fiir verschiedene Lastgédnge der Industrie hilfreich sein. Bei Verringerung der
ZellgroRe verfalschen die geringen Gebdudezahlen die vorliegenden Bedarfswerte der
Gebaudeklassen. RLP wiirde zu verbesserten Ergebnissen im Vergleich zu SUP fiihren, da Lastprofile

die Auslastung der zu untersuchenden Technologien fir Regelenergie beeinflusst.

Aus den vorgenannten Grinden ist die Nutzung von SLP zwar fiir Zellen auf Landkreisebene mdéglich,

jedoch bei Zellbetrachtungen mit geringen Gebéaudezahlen und geringem Energiebedarf eine Erhebung
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von RLP und Vergleich mit SLP nétig. Die Untersuchung der beiden bayrischen Regionen hat gezeigt,
dass die Kopplung verschiedener Energienetze und deren zugeordneter Bedarfsprofile, SLP oder RLP,

die GroRe des ermittelten Energieliberschusses stark beeinflussen kann.

Die Analyse der Ausbaupotenziale in Straubing (SR) auf Basis des Datensets von 2019 und den
Zukunftsprojektionen von 2030 und 2045 zeigt, dass wenn die Fernwarmeversorgung mit KWK-
Technologien ausgebaut wird, die Zeiten von warmegefuhrter KWK steigen werden. Durch mehr
Fernwérmenetze wirde aber auch die Mdglichkeit zu mehr Abwarmenutzung geschaffen, was fiir PtM
zu einem héherem Wirkungsgrad und zu einer erhéhten wirtschaftlichen Attraktivitat fuhren wiirde.
Der Fernwarmeausbau ist in dicht besiedelten Regionen leichter zu bewerkstelligen als in landlichen
Gebieten. In Deutschland kénnen Gemeinden und Stadte auch eine Anschlusspflicht auferlegen
(Bundesamt fiir Justiz 2020b). Eine hohere Fernwédrmenutzung erhdht den Nutzungsgrad der
Abwédrme von konventionellen Kraftwerken und KWK-Technologien und reduziert deren
Warmeabgabe an die Atmosphdre. Zusatzlich wird durch mehr Fernwéarmeeinsatz die CO,-Emission
von dezentralen privaten Feuerungen reduziert. Als Alternative dazu kann auch Power-to-Heat
eingesetzt werden, beispielsweise mit Geothermie. Dies kann sowohl wvon regionalen
Fernwérmeversorgern, als auch im privaten Bereich eingesetzt werden. SUP ldsst sich daher nur in
einem groélReren Zusammenhang unter Beriicksichtigung aller Energienetze mit deren einspeisenden

Technologien sinnvoll abbilden.

Bei einem weiteren PV-Ausbau wird der Bedarf an konventionellen Kraftwerken und KWK zur
Stromerzeugung im Sommer sinken. Dies wiirde einem Uberschuss an Fernwirme im Sommer
entgegenwirken. Andererseits steigt mit dem weiteren Ausbau von erneuerbaren Energiesystemen der
Bedarf an Regelleistung und Energiespeicherung. PtM kann diese Regelleistung erbringen und
zusatzlich wertvolles erneuerbares Methan fur andere Netze bereitstellen. Wenn die im Sommer
zunehmenden Perioden von SUP mit Technologien wie PtM genutzt werden wirden, um erneuerbares
Methan (RNG) zu erzeugen, kann dieses im Erdgasnetz gespeichert und verteilt werden, um im Winter
den Bedarf von COz-neutralem Erdgas zu decken. Bei den derzeitigen Krisen und den damit einher
gehenden steigenden Gas- und Strompreisen kann die aufgezeigte Verringerung der fossilen
Erdgasentnahme in allen Bereichen attraktiv sein. Die Auswertung von PtM ergab, dass sich die
Gestehungskosten in Bezug auf die Ausbaupotenziale in SR und durch den Technologiefortschritt
halbieren kénnten. Ob jedoch die technologischen Verginstigungen eintreten, die 2019 von Thema
projiziert wurden, ist vor dem Hintergrund aktueller und mdglicher zukinftiger globaler Krisen

kritisch zu hinterfragen.

Die PtM Technologie kann einen wichtigen Beitrag zur Energiewende leisten, da das Thema
Netzkopplung sowohl im Hinblick auf CO.-Einsparungen als auch auf eine effiziente Energienutzung
immer wichtiger wird. Die technische Machbarkeit und Umsetzbarkeit wurden bereits mehrfach

nachgewiesen. Obwohl die gesetzlichen Regelungen und die Wirtschaftlichkeitsfrage die groRten
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Hindernisse flir die Umsetzung der Technologie darstellen (Brindlinger et al. 2018), fehlt es im
grofRen Kontext auch an Potenzialanalysen, wo PtM sinnvoll platziert und eingesetzt werden kann und
woher der erforderliche Input kommt. Daher werden in verschiedenen Projekten die regionalen
Rahmenbedingungen analysiert, um die besten Standorte fur PtM unter Nutzung verschiedener
Wasserstoffquellen, wie z. B. Wasserstoff aus der thermochemischen Umwandlung von biologischen
Reststoffen, zu ermitteln (“DANUP-2-GAS” 2020). Es gibt auch Bestrebungen, dies auf einen
globalen MaRstab auszuweiten (Pfennig, Michael Bonin, and Norman Gerhardt 2021). Die
Energiezellensimulation kann daher einen wertvollen Beitrag leisten, um Regionen systematisch fur

eine PtM Anwendung zu analysieren und zu bewerten.

4.2 Ausblick

Die Forschungsarbeit zeigt Anwendung und Nutzen einer selbst weiterentwickelten
Energiezellensimulation zur Aufdeckung von Stromiberschusspotenzialen und deren Verwertung
durch PtM als negative Regelenergie. Folgende Punkte kénnen in zukinftigen Arbeiten weiterverfolgt

werden.

Betrachtung weiterer Zellen: Die Energiezellen werden in dieser Arbeit vereinfacht als Inselldsung
betrachtet. Die Energiezellensimulation wurde jedoch entwickelt, um zur flachendeckenden Analyse
von einer Vielzahl von Energiezellen beizutragen. Um das komplexe Gefiige von Energienetzen und
deren unterschiedlichen Ebenen zu bewerten, ist eine Betrachtung weiterer benachbarter Zellen von
entscheidender Bedeutung. In Abhédngigkeit von der ZellgroRe sind die Energiezellen (wie in
Abbildung 2.4 dargestellt) mit ibergeordneten Netzen wie Strom und Gas miteinander verbunden.
Somit kann der in einer Zelle entstehende SUP in benachbarten Zellen genutzt werden. Mit der
Betrachtung von mehreren Zellen kénnen diese energetischen Im- und Exporte detailliert dargestellt

werden.

Automatisierung: Mit steigender Zellenanzahl ergeben sich eine Vielzahl von auszuwertenden
geografischen Daten und weiterer Technologien sowie Abhé&ngigkeiten. Mit dem gesteigerten
Datenumfang erhthen sich die bendétigten Datenzuordnungen und Berechnungen. Hier stellt eine
Automatisierung zur Datenverarbeitung, bzw. zur Datenabfrage eine zielfuhrende Erweiterung dar, um

die Nutzung zu verbessern.

Integration weiterer Technologien: Um moglichst viele unterschiedliche Regionen betrachten zu
kénnen, missen alle fiir die Energieproduktion verwendeten Technologien definiert und mit ihren

jeweiligen Abhé&ngigkeiten integriert werden.
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Webbasiertes Eingabetool: Das von Valdes et al. aufgesetzte Webtool ermdglicht die Berechnung
von Energiezellen auf Basis von Calliope und PyPSA (Valdes et al. 2020). Allerdings wurde hier im
Zuge der unter Punkt 3.3.2 aufgedeckten Probleme auf eine Betrachtung weiterer Energienetze neben
dem Stromnetz verzichtet. Hier kénnten in Zukunft weitere Anstrengungen auf Basis der vorliegenden

Forschungsarbeit zu einer Implementierung von PtM in weitere Energienetzen erfolgen.

Prognose: Im Modell ist keine Prognose von Lastdaten oder Extrapolationen von Zeitreihen enthalten.
Hier konnte anhand von Wetterprognosen eine Abschatzung zur Energieproduktion von EE-Systemen
erfolgen. Aufgrund der Implementierung von unterschiedlichen Energienetzen mit unterschiedlichen
Arten der Lastmessung, wird eine zeitgleiche Datenerhebung als unrealistisch angesehen. Der Nutzen

einer direkten Lastprognose im Zusammenhang mit einer Echtzeitsteuerung ist daher fraglich.

Erweiterungen: Weitere Arbeiten konnten sich auf geeignete Simulationskombinationen
konzentrieren, um das Thema PtM mit héherer Qualitat zu integrieren. Zusétzliche Untersuchungen
mit realen Anlagen sind notwendig, um den ganzheitlichen Beitrag von PtM in realen
Energiesystemen zu bewerten. Dies wirde in einer Optimierung der zu installierenden PtM Kapazitat
resultieren.
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A.Anhang

A.1Ergebnistabellen

Tabelle A.1: Ergebnistabelle PtM Szenarien ohne Kapazitatslimitierung fiir SR und VOF in Calliope (SLP links, RLP rechts)

Erdgas- Erdgas-

Jahr PV PV Strom BAT BAT bedarf PtM  Strom CH, Warme  PtM | Strom BAT BAT bedarf PtM  Strom CH,4 Warme  PtM
SR Lfz  Output SUP Lfz  Output  Output Lfz Input Output Output LC SUP Lfz  Output  Output Lfz Input Output  Output LC

[h] [MWh/a] | [MWh/a]  [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [kfl/Vh] [MWh/a]  [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] I[§I/Vh]

SR SLP SR RLP

noPtM
2015 4.390 56.625 62.167 2.724 3.401 603.269 63.428 3.007 3.621 597.721
2016 4367  53.691 60.837 2.749 3.349 606.163 61.753 2.985 3.564 599.991
2017 4380  55.053 61.789 2.767 3.385 605.389 62.601 2.962 3.592 599.083
2018 4379  54.895 60.944 2.754 3.407 603.783 62.048 2.935 3.626 598.094
2019 4379  55.047 60.652 2.820 3.429 603.292 62.134 2.938 3.627 598.365
unstor
PtM
2015 4390  56.625 52.338 2.726 3.300 552.237 4.005 -51.579  27.816  16.017 0,289 53.837 2.940 3.502 545.043 4.188 -53.001 28583  16.458 0,342
2016 4367  53.691 51.286 2.730 3.240 552.119 3.953 -50.541  27.257  15.695 0,316 52.536 2.948 3.444 548.928 4.114 -51.713  27.889  16.058 0,360
2017 4380  55.053 51.922 2814 3.273 553.189 3.984 -51.169  27.596  15.890 0,300 53.013 2.951 3.459 546.911 4.122 -52.186  28.144  16.205 0,355
2018 4379  54.895 51.090 2.866 3.290 555.054 3.946 -50.333  27.145  15.630 0,303 52.420 2972 3.503 546.207 4.136 -51.584  27.819  16.018 0,354
2019 4379  55.047 50.941 2.744 3.320 550.905 4.031 -50.178  27.061  15.582 0,308 52.637 2.968 3.492 546.610 4211 -51.803  27.937  16.086 0,357
storPtM
2015 4390  56.625 51.078 2.796 3.331 549.177 3.996 -50.312  27.133  15.623 0,249 50.740 2.936 3.508 547.656 4.132 -49.936  26.931  15.507 0,297
2016 4367  53.691 50.050 2.742 3.276 553.358 3.949 -49.296  26.585  15.308 0,274 49.489 2.855 3.442 551.614 4.054 -48.701  26.264  15.123 0,309
2017 4380  55.053 50.809 2.783 3.313 551.665 3.981 -50.047  26.990 15.541 0,268 50.068 2.951 3.472 549.755 4.080 -49.273 26,573  15.301 0,291
2018 4379  54.895 49.981 2.772 3.329 550.598 3.943 -49.215  26.541  15.283 0,273 49.500 3.007 3.502 549.070 4.070 -48.698  26.263  15.122 0,292
2019 4379  55.047 49.865 2.821 3.348 550.762 4.016 -49.095  26.477  15.246 0,265 49.683 2.917 3.507 549.484 4.142 -48.880 26361  15.179 0,313



Anhang
Erdgas- Erdgas-

Jahr PV PV Strom BAT BAT bedarf PtM  Strom CH, Warme  PtM | Strom BAT BAT bedarf PtM  Strom CH, Wérme  PtM
SR Lfz  Output | SUP Lfz  Output  Output Lfz Input Output Output LC SUP Lfz  Output  Output Lfz Input Output  Output LC

[h] [MWh/a] | [MWh/a]  [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [ksl/Vh] [MWh/a]  [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] I[§I/Vh]

VOF SLP VOF RLP

noPtM
2015 4381  24.628 17.705 2.491 1.381 263.116 8.853 2.138 1.033 246.616
2016 4.368 23.507 17.057 2.465 1.375 263.938 8.528 2.077 1.019 247.209
2017 4383  24.073 17.617 2.480 1.383 263.931 8.809 2.119 1.027 247.086
2018 4.376 23.884 17.070 2.541 1.386 263.041 8.535 2.066 1.022 246.504
2019 4380  24.087 17.136 2.494 1.378 263.040 8.568 2.119 1.035 246.892
unstor
PtM
2015 4.381 24.628 14.382 2.531 1.334 247.239 3.462 -14.074 7.590 4.370 0,370 7.363 2.138 1.033 238.111 2.305 -7.129 3.845 2.214 0,593
2016 4368  23.507 13.883 2.497 1.331 248.706 3.449 -13.576 7.322 4.216 0,400 6.814 2.077 1.019 239.445 2.243 -6.583 3.550 2.044 0,697
2017 4.383 24.073 14.286 2.507 1.332 248.123 3.488 -13.979 7.539 4.341 0,386 7.132 2.119 1.027 238.878 2.314 -6.899 3.721 2.142 0,609
2018 4376  23.884 13.825 2.521 1.344 247.708 3.437 -13.515 7.289 4.197 0,406 6.822 2.066 1.022 238.710 2.272 -6.590 3.554 2.046 0,851
2019 4.380 24.087 13.828 2.507 1.329 247.631 3.479 -13.521 7.292 4.199 0,382 7.044 2.119 1.035 238.713 2.301 -6.809 3.672 2.114 0,779
storPtM
2015 4381 24.628 14.178 2.502 1.412 247.087 3.318 -13.489 7.275 4.189 0,338 7.129 2.193 1.061 237.992 2.135 -6.597 3.558 2.049 0,642
2016 4368  23.507 13.673 2.499 1.418 248522 3.323 -12.983 7.002 4.032 0,348 6.575 2.174 1.050 239.303 2.055 -6.047 3.261 1.878 0,752
2017 4.383 24.073 14117 2.490 1411 247969 3.344 -13.429 7.242 4.170 0,371 6.870 2.180 1.053 238.737 2.165 -6.341 3.420 1.969 0,590
2018 4.376 23.884 13.675 2.516 1.420 247567 3.264  -12.983 7.002 4.032 0,384 6.578 2.156 1.053 238.542 2.089 -6.049 3.262 1.878 0,649
2019 4.380  24.087 13.685 2.472 1411 247.471 3.346  -12.997 7.010 4.036 0,374 6.851 2.194 1.060 238.550 2.087 -6.319 3.408 1.962 0,707

133



Tabelle A.2: Ergebnistabelle PtM Szenarien mit Batterie fiir SR und VOF mit EZS Modell+ (SLP links, RLP rechts)

Jahr PV PV Strom BAT BAT bEe:gg?fs- PtM  PtM  PtM  Strom CH, Wéarme  PtM | Strom BAT BAT Eggg?fs- PtM  PtM  Strom CH,4 Wirme  PtM

SR Lfz  Output | SUP Lfz  Output  Output Kap. Lfz I\;(s)t”- Input Output Output LC SUP Lfz  Output  Output Lfz I\;(s)t”- Input Output  Output LC
[h] [MWh/a] | [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a]  [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [kfl/Vh] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [kf//Vh]

SR SLP SR RLP

noPtM

2015 4390 69.907| 51.150 2.701 983 666.030 52.078 2.830 1.149 668.821

2016 4365  66.425| 49.866 2.641 950 672.642 50.504 2.661 1.061 674.551

2017 4380 67.966| 50.704 2.688 978 670.530 51.130 2.745 1.104 671.804

2018  4.379 67.771 49.719 2.666 964 668.149 50.530 2.768 1.115 670.586

2019 4379  67.959| 49.322 2.691 984 666.391 50.446 2.795 1.130 669.771

with

PtM

2015 4390 69.907| 51.121 2.898 1.063 663.372 1 4892 4.747 5.203 2.668 1660 0,179 | 52.197 3.505 1.283 666.343 5.310 5.176 5.674 2.910 1.811 0,175

¢ ¢ “| 48420 3.133 1.049 650.017 5 4066 3574  19.453 9.972 6.215 0,198 | 49.359 3.285 1.163 652.349 4.417 3.786  20.592  10.546 6.579 0,199

¢ ¢ “|  46.636 2.284 818 640.481 10 3565 2.812 29.938  15.357 9.567 0,234 | 47.776 2.164 889 644.306 3.772 2.797  29.589  15.180 9.453 0,245

“ “ “ 46.122 1.635 883 635.215 25 3.061 1.550 37.546 19.280 11.994 0,419 47.408 1.885 1.018 639.416 3.154 1.552 37.151 19.080 11.869 0,431

¢ ¢ | 46.983 2.107 964 639.451 50 2.062 785 33309 17.110 10.644 0,758 | 48.863 2.561 1.063 645987 1.673 794 31.039  15.951 9.924 0,739

2016 4365  66.425| 49.799 2.808 1.025 669.920 1 4802 4.662 5.110 2.620 1631 0,180| 50.563 3.366 1211 671984 5.168 5.036 5.519 2.830 1.762 0,176

¢ ¢ “| 47119 3.070 1.036 656.625 5 4.017 3540 19.275 9.885 6.159 0,199 | 47.777 3.188 1.122 658.193 4.308 3.713  20.196  10.343 6.453 0,199

“ “ “ 45.350 2.276 837 647.177 10 3519 2.787 19.689 15.227 9.487 0,234 46.236 2.081 847 650.370 3.701 2.741 28.987 14.863 9.260 0,248

“ “ “ 44,958 1.528 816 642.745 25 3.041 1512 36.496 18.737 11.658 0,429 45.983 1.776 943  646.175 3.103 1.509 35.906 18.440 11.471 0,442

“ “ “ 45.842 2.102 980 646.977 50 2.056 766 32.421 16.652 10.359 0,778 47.461 2.501 1.019 652.859 1626 770 29.786 15.306 9.522 0,760

2017 4380 67.966| 50.666 2.839 1.027 667.875 1 4.831 4.687 5.137 2.634 1639 0,180| 51.226 3.370 1215 669.342 5.158 5.031 5.515 2.828 1.760 0,176

“ ¢ “| 47979 3.126 1.057 654.535 5 4.050 3558  19.361 9.929 6.186 0,199 | 48.431 3.169 1.111 655486 4.334 3.723  20.258  10.392 6.473 0,199

¢ ¢ “|  46.178 2.301 842 644.979 10 3540 2.804 29.862  15.317 9.543 0,233 | 46.846 2.093 865 647.508 3.711 2.761  29.236  14.995 9.340 0,246

“ “ “ 45.654 1.554 834 639.740 25 3.055 1.543 37.417 19.214 11.953 0,420 46.467 1.813 969 642.616 3.124 1.539 36.799 18.900 11.758 0,433

¢ ¢ | 46.497 2.045 998 643.645 50 2141 780 33686 17.301  10.763 0,764 | 47.852 2.504 1.082 648799 1.724 775  31.093  15.978 9.940 0,747

2018  4.379 67.771 49.670 2.845 1.037 665.471 1 4840 4.682 5.131 2.631 1.638 0,181 50.628 3.414 1.233 668.115 5.204 5.068 5.555 2.849 1.773 0,176



Anhang | 135

Jahr PV PV Strom BAT BAT bE;gg:’ifs— PtM  PtM  PtM  Strom CH, Wérme  PtM | Strom BAT BAT Eggg?fs- PtM  PtM  Strom CH, Warme  PtM

SR Lfz  Output SUP Lfz  Output  Output Kap. Lfz I\z/igtl " Input Output Output LC SUP Lfz  Output  Output Lfz I\;gtl " Input Output  Output LC
[h] [MWh/a] | [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a]  [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [ksl/Vh] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [kf//Vh]

“ “ “ 46.999 3.080 1.025 652.247 5 4.020 3.536 19.236 9.870 6.147 0,199 47.823 3.205 1.123 654.257 4.349 3.736 20.329 10.430 6.495 0,199

¢ ¢ | 45222 2.258 813 642.812 10 3524 2781  29.025  15.189 9.458 0,235| 46.254 2.099 867 646.311 3.721 2.761  29.211  14.993 9.332 0,246

“ “ “ 44.789 1.528 834 638.187 25 3.033 1.512 36.514 18.749 11.664 0,428 45982 1.765 944  642.135 3.121 1514 35.993 18.484 11.499 0,442

¢ ¢ | 45640 2.073 952 642.318 50 2.062 762 32370 16.625  10.343 0,780 | 47.383 2512 1.074 648341 1.697 775 30.299 15570 9.686 0,761

2019  4.379 67.959 49.272 2.918 1.080 663.664 1 4916 4.765 5.222 2.678 1.667 0,179 50.556 3.495 1.269 667.279 5.294 5.160 5.656 2.901 1.805 0,175

¢ ¢ “| 46,584 3.112 1.040 650.360 5 4,062 3565  19.390 9.945 6.196 0,199 | 47.720 3.287 1.167 653249 4.408 3.784  20.582  10.543 6.576 0,198

“ “ “ 44.820 2.288 847 640.978 10 3.548 2.794 29.719 15.243 9.497 0,235 46.161 2.063 859 645.409 3.791 2.780 29.389 15.072 9.389 0,248

¢ ¢ | 44.480 1.547 846 636.892 25 3.029 1497 35970 18468  11.489 0,435| 45.946 1.822 956 641528 3.150 1.512  35.832 18401  11.447 0,447

“ “ “ 45.333 2.158 961 641.309 50 1.999 755 31.278 16.064 9.994 0,795 47.393 2.544 1.049 648.160 1661 771 29.539 15.178 9.443 0,774

VOF VOF

SLP RLP

noPtM

2015 4381  31.662| 17.673 3.175 553 204.759 18.104 3.037 525 208.057

2016 4366  30.283| 17.050 3.082 538 206.383 17.384 2.923 503  209.306

2017 4383 30949 | 17.547 3.143 542 206.142 17.757 2.977 509 208.810

2018 4376  30.705| 16.886 3.186 553 205.475 17.332 3.055 537  208.900

2019 4380 30966 | 16.944 3.159 558 204.617 17.497 3.014 523 208.072

With

PtM

2015 4.381 31.662 17.192 3.314 531 202.760 1 4275 4.218 4.218 2.163 1.346 0,201 17.664 3.789 617 206.212 3.068 2.059 10.296 5.285 3.288 0,311

¢ ¢ | 15.958 1.908 360 199.132 5 3154 2096  10.479 5.378 3.346 0310| 16.499 2.449 480 202.870 2.170 1242  12.420 6.377 3.967 0421

“ “ “ 15.857 2.129 486 198.250 10 2.363 1.231 12.309 6.319 3.931 0,444 16.391 2.390 531 201.838 1.245 435 10.877 5.581 3.472 0,941

“ “ “ 16.307 2.110 357 199.589 25 1.184 404 10.101 5.182 3.224 1,002 16.814 1.753 355 202.865 781 178 8.911 4573 2.845 1,998

“ “ “ 16.740 1.820 250 200.990 50 687 157 7.858 4.032 2.508 2,203 17.192 1.823 272 203.978 4.454 4.270 4.270 2.189 1.362 0,204

2016 4366  30.283| 16.560 3.262 523 204.396 1 4216 4.174 4.174 2.140 1.332 0,201| 16.933 3.693 600 207.422 3.032 2.005  10.023 5.145 3.201 0,317

“ “ “ 15.357 1.767 338 200.824 5 3.147 2061 10.304 5.288 3.290 0,315 15.811 2.299 442 204.169 2.126 1.189 11.886 6.102 3.796 0,436

¢ ¢ “| 15314 2.041 457 200.067 10 2.363 1.189  11.888 6.102 3.796 0460| 15.759 2.313 505 203.269 1.204 415  10.378 5.325 3.313 0,974

“ “ “ 15.813 2.143 373 201.329 25 1215 394 9.860 5.059 3.147 1,029 16.196 1.768 352 204.273 718 165 8.251 4.235 2.634 2,117




Jahr PV PV Strom BAT BAT bE;gg:’ifs— PtM  PtM  PtM  Strom CH, Wérme  PtM | Strom BAT BAT Eggg?fs - PtM  PtM  Strom CH, Warme  PtM
SR Lfz  Output SUP Lfz  Output  Output Kap. Lfz I\;gtl " Input Output Output LC SUP Lfz  Output  Output Lfz I\ggtl " Input Output  Output LC
[h] [MWh/a] | [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a]  [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [ksl/Vh] [MWh/a] [h] [MWh/a] [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [kf//Vh]
“ “ “ 16.286 1.713 230 202.757 50 671 151 7.570 3.885 2417 2,276 16.570 1.665 246 205517 4.444 4.266 4.266 2.187 1.361 0,204
2017 4383 30949 | 17.062 3.272 526 204.172 1 4239 4.188 4.188 2.147 1336 0,201| 17.311 3.691 596 206.941 3.019 2.031  10.154 5.212 3.242 0,312
“ “ “ 15.920 1.900 367 200.517 5 3.148 2.093 10.466 5.371 3.342 0,310 16.154 2.436 481 203.608 2.139 1.227 12.266 6.297 3.918 0,423
¢ ¢ | 15727 2.077 481 199.627 10 2.380 1.231  12.309 6.319 3.931 0,446| 16.055 2.354 524 202582 1236 434  10.851 5.567 3.463 0,941
¢ ¢ “|  16.189 2.140 377 200.765 25 1281 419  10.486 5.379 3.346 0,986 | 16.442 1.848 359 203528 780 178 8.876 4.555 2.833 2,006
¢ ¢ | 16.656 1.930 266 202.232 50 728 163 8.138 4.175 2597 2,154 | 16.808 1.838 282 204.686 4.496 4.315 4.315 2.212 1.377 0,203
2018  4.376 30.705 16.413 3.304 533 203.531 1 4262 4.202 4.202 2.154 1.341 0,201 16.918 3.743 613 207.078 3.042 2.017 10.084 5.176 3.220 0,316
¢ ¢ | 15212 1.794 344 200.056 5 3.153 2044 10221 5.245 3.263 07318 | 15.773 2.292 450 203.870 2.167 1.184  11.843 6.080 3.782 0,441
“ “ “ 15.159 2.049 470 199.350 10 2.364 1.173 11.732 6.022 3.746 0,466 15.714 2.290 503 203.030 1.198 410 10.259 5.264 3.275 0,984
¢ ¢ | 15.656 2.119 359 200.622 25 1196 386 9.642 4.946 3.077 1,046| 16.145 1.898 370 204.059 711 163 8.152 4.183 2.602 2,139
“ “ “ 16.128 1.771 238 202.038 50 661 148 7.377 3.785 2.355 2,329 16.535 1.757 256 205.244 4.556 4.360 4.360 2.235 1.391 0,203
2019 4380 30966 | 16.465 3.373 547 202.610 1 4326 4.259 4.259 2.184 1359 0,201| 17.057 3.807 625 206.207 3.073 2.033  10.163 5.216 3.245 0,315
“ “ “ 15.268 1.855 364 199.099 5 3.178 2.057 10.284 5.277 3.283 0,318 15911 2.358 462 202.920 2.176 1.188 11.884 6.100 3.795 0,441
¢ ¢ | 15227 2.024 461 198.427 10 2397 1.171  11.706 6.009 3.738 0470| 15.853 2.284 505 202.091 1.178 408  10.202 5.234 3.256 0,984
¢ ¢ | 15713 2.230 386 199.686 25 1197 387 9.683 4.967 3.090 1,042| 16.287 1.832 361 203179 706 163 8.133 4.173 2.596 2,140
‘ ‘ B 16.174 1.777 238 201.146 50 652 146 7.297 3.743 2.329 2,348 16.663 1.765 261 204.376 3.068 2.059 10.296 5.285 3.288 0,311




Anhang | 137

Tabelle A.3: Ergebnistabelle PtM Szenarien ohne Batterie fiir SR und VOF mit EZS Modell+ (SLP links, RLP rechts)

Erdgas- Erdgas-

Jahr PV PV Strom bedarf PtM  PtM PtM  Strom CH, Wérme  PtM Strom bedarf PtM PtM  Strom CH, Wérme  PtM
SR Lfz  Output | SUP Output Kap. Lfz I\z;(s)tI " Input Output Output LC SUP Output Lfz ?;;”- Input Output Output LC

[h] [MWh/a] | [MWh/a] [MWh/a] [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh] | [MWh/a]  [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh]

SR SLP SR RLP

noPtM
2015 4390  69.907 51.846 667.965 52.966 671.314
2016 4.365 66.425 50.515 674.442 51.319 676.838
2017 4380  67.966 51.386 672.426 51.981 674.193
2018 4379  67.771 50.388 670.008 51.387 672.991
2019 4379  67.959 49.999 668.270 51.325 672.237
with
PtM
2015 4390  69.907 51.127 663.983 1 3.721 3.688 4.047 2.073 1.291 0,247 52.205 667.083 3.947 3.901 4.281 2.193 1.365 0,245
< ¢ ¢ 48.503  650.649 5 3.665 3.386 18.580 9.511 5.925 0,249 49.435  653.037 3.877 3570 19592  10.024 6.247 0,247
¢ ¢ ¢ 46.648  640.495 10 3.596 2.743 30.104 15.411 9.599 0,287 47.752  644.196 3.799 2718  29.830  15.275 9.512 0,300
“ “ “ 45.418 631.506 25 3.379 1.523 41.798 21.424 13.328 0,451 46.577 635.283 3.564 1.527 41.885 21.469 13.356 0,466
¢ ¢ ¢ 45571 632.616 50 2553 737 40.429 20.723  12.892 0,748 46.748  636.908 2416 724  39.705 20.351  12.661 0,742
2016  4.365 66.425 49.805 670.510 1 3.674 3.642 3.997 2.048 1.274 0,248 50.571 672.683 3.879 3.832 4.205 2.155 1.341 0,246
¢ ¢ ¢ 47.206 657.270 5 3.629 3.355 18.412 9.424 5.871 0,249 47.852  658.865 3.810 3506  19.242 9.845 6.136 0,248
“ “ “ 45371  647.205 10 3574 2721 29.861 15.285 9.522 0,288 46.205 650.186 3.744 2671 29.314 15.005 9.347 0,302
¢ ¢ ¢ 44.246  638.965 25 3.337 1.486 40.779 20.893  13.003 0,458 45153  641.999 3504 1482  40.669 20.843  12.968 0,473
“ “ “ 44510 640.199 50 2576 724 39.727 20.362 12.668 0,764 45.447 643.718 2436 709 38.911 19.944 12.408 0,760
2017 4380 67.966 50.672 668.466 1 3.701 3.664 4.022 2.060 1.282 0,248 51.235 670.046 3.866 3.823 4.196 2.150 1.338 0,246
“ ¢ ¢ 48.064 655.185 5 3.644 3.367 18.479 9.458 5.892 0,249 48.504 656.169 3.804 3517  19.298 9.879 6.154 0,247
¢ ¢ ¢ 46.200 645.028 10 3.575 2.733 30.000 15.357 9.566 0,287 46.821 647.371 3.752 2690 29.527  15.116 9.415 0,300
“ “ “ 44,961 636.091 25 3.346 1.516 41.597 21.321 13.264 0,450 45.656  638.589 3.507 1.510 41.430 21.236 13.211 0,466
“ “ “ 45195 637.211 50 2611 738 40.505 20.762 12.916 0,756 45.945  640.373 2455 719 39.442 20.217 12.577 0,753
2018 4379  67.771 49.676  666.068 1 3.695 3.650 4.006 2.053 1.277 0,248 50.637 668.828 3.887 3.843 4.218 2.161 1.345 0,245
¢ ¢ ¢ 47.082 652.878 5 3.631 3.351 18.388 9.414 5.863 0,249 47.896  654.937 3.824 3529  19.365 9.915 6.175 0,247



Erdgas- Erdgas-

Jahr PV PV Strom bedarf PtM  PtM PtM  Strom CH, Wéarme  PtM Strom bedarf PtM PtM  Strom CH, Wérme  PtM
SR Lfz  Output SUP Output Kap. Lfz I\e/igtl " Input Output Output LC SUP Output Lfz ?ggt”- Input Output Output LC

[h] [MWh/a] | [MWh/a] [MWh/a] [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh] | [MWh/a] [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh]
¢ ¢ ¢ 45240 642.839 10 3.563 2.713 29.775 15.246 9.495 0,288 46.227 646.168 3.765 2.690 29522  15.123 9.414 0,301
“ “ “ 44.079 634474 25 3.331 1.485 40.746 20.885 12.993 0,457 45.142  637.983 3.515 1.485 40.748 20.886 12.993 0,473
¢ ¢ ¢ 44351 635.734 50 2573 721 39.538 20.266  12.608 0,767 45.445  639.647 2472 711 38995  19.988  12.435 0,764
2019 4379 67.959 49.279 664.286 1 3.737 3.691 4.050 2.075 1.292 0,248 50.564 668.012 3.939 3.897 4.277 2191 1.364 0,245
“ ¢ ¢ 46.664 650.993 5 3.661 3.376 18.526 9.483 5.908 0,249 47.801 653.967 3.871 3.563 19.551  10.004 6.234 0,247
“ “ “ 44.840 641.011 10 3.595 2.724 29.894 15.302 9.5632 0,288 46.128 645.229 3.809 2.707 29.714 15.212 9.475 0,301
“ ¢ ¢ 43.724  633.038 25 3.332 1.467 40.253 20.632 12.836 0,462 45066 637.284 3524 1478 40546  20.782  12.929 0,475
“ “ “ 44019 634.277 50 2593 714 39.164 20.074 12.488 0,775 45.413  639.073 2479 706 38.738 19.856 12.352 0,768

VOF SLP VOF RLP

noPtM
2015 4381  31.662 17.958 205.217 18.448 208.710
2016 4366  30.283 17.318 206.835 17.705  209.887
2017 4383  30.949 17.824  206.620 18.081  209.403
2018  4.376 30.705 17.175 205.963 17.695 209.537
2019 4380  30.966 17.235 205.101 17.841 208.724
with
PtM
2015 4.381 31.662 17.214 203.043 1 3.563 3.029 3.681 1.886 1.174 0,259 17.690 206.531 3.780 3.407 3.739 1.916 1.192 0,266
¢ ¢ ¢ 15.886  198.980 5 3.208 2.152 10.761 5.516 3.431 0,358 16.431 202.763 3.154 1911 10.485 5.374 3.343 0,366
“ “ “ 15586 197.611 10 2.645 1.342 13.421 6.879 4.280 0,483 16.146  201.315 2446 1.332 13.316 6.825 4.246 0,471
¢ ¢ ¢ 15.959  198.856 25 1338 452 11.292 5.788 3.601 0,977 16.478  202.075 1.357 487 12.168 6.237 3.880 0,916
¢ ¢ ¢ 16.662 200.374 50 806 178 8.903 4.563 2.839 2,061 17.030 203.386 890 200 10.012 5.132 3.193 1,884
2016 4.366  30.283 16.583 204.676 1 3,515 3.320 3.644 1.867 1.162 0,260 16.959 207.732 3.733 3.357 3.684 1.887 1.175 0,268
“ “ “ 15.284  200.647 5 3.224 2.128 10.639 5.453 3.392 0,362 15.740  204.031 3.144 2.055 10.273 5.266 3.276 0,371
¢ ¢ ¢ 15.029 199.419 10 2.612 1.300 13.005 6.666 4.147 0,494 15.504 202.723 2.408 1.282 12.821 6.572 4.088 0,483
“ “ “ 15.456  200.475 25 1429 451 11.275 5.779 3.595 1,003 15905 203.228 1471 488 12.197 6.252 3.889 0,943
¢ ¢ ¢ 16.145 202.280 50 762 167 8.347 4.279 2.662 2,168 16.448  204.837 853 190 9.499 4.869 3.029 1,962




Anhang

Erdgas- Erdgas-

Jahr PV PV Strom bedarf PtM  PtM PtM  Strom CH, Wéarme  PtM Strom bedarf PtM PtM  Strom CH, Wérme  PtM
SR Lfz  Output SUP Output Kap. Lfz I\e/igtl " Input Output Output LC SUP Output Lfz ?;gt”- Input Output Output LC

[h] [MWh/a] | [MWh/a] [MWh/a] [MW] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh] | [MWh/a] [MWh/a] [h] [h] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [€/kWh]
2017 4383  30.949 17.086 204.453 1 3.544 3.332 3.656 1.873 1.166 0,260 17.336 207.251 3.715 3.354 3.681 1.886 1.174 0,267
“ “ “ 15.755  200.360 5 3.227 2.153 10.763 5.517 3.432 0,359 16.090 203.489 3.146 2.073 10.363 5.312 3.304 0,369
¢ ¢ ¢ 15.455  199.020 10 2.617 1.336 13.359 6.847 4.260 0,484 15.818  202.080 2400 1313  13.129 6.730 4.187 0,473
“ “ “ 15.864 199.988 25 1483 472 11.807 6.052 3.765 0,975 16.202 202.572 1492 501 12.528 6.421 3.995 0,925
¢ ¢ ¢ 16.539  201.745 50 823 179 8.948 4.587 2.853 2,064 16.709 204.188 879 196 9.808 5.027 3.127 1,918
2018 4376  30.705 16.435 203.815 1 3.538 3.336 3.661 1.876 1.167 0,259 16.942  207.395 3.736 3.381 3.711 1.901 1.183 0,266
¢ ¢ ¢ 15.136 199.871 5 3.236 2.114 10.568 5417 3.370 0,365 15701  203.726 3.180 2.069  10.346 5.303 3.299 0,371
“ “ “ 14.868 198.706 10 2.614 1.285 12.846 6.585 4.096 0,500 15.453  202.490 2430 1.279 12.788 6.555 4.078 0,487
“ “ “ 15.303  199.737 25 1436 446 11.145 5.712 3.554 1,016 15.866 202.985 1502 486 12.149 6.227 3.874 0,954
“ “ “ 15999 201.525 50 755 164 8.205 4.205 2.616 2,201 16.409 204.713 819 183 9.139 4.684 2914 2,018
2019 4380  30.966 16.488  202.904 1 3.584 3.046 3.702 1.897 1.181 0,259 17.082  206.534 3.783 3.410 3.742 1.917 1.193 0,266
“ “ “ 15.191 198.910 5 3.277 2127 10.634 5.450 3.391 0,365 15.840 202.782 3.205 2.083 10.415 5.338 3.321 0,371
¢ ¢ ¢ 14929 197.853 10 2.544 1.266 12.663 6.490 4.038 0,498 15590 201.593 2.384 1273  12.727 6.523 4.058 0,484
“ “ “ 15.367 198.825 25 1442 445 11.117 5.698 3.545 1,018 15.988 202.093 1.486 486 12.138 6.221 3.870 0,949
¢ ¢ ¢ 16.036  200.754 50 721 159 7.952 4.076 2.536 2,242 16.444  203.848 802 181 9.056 4.642 2.888 2,023
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Tabelle A.4:

Ergebnistabelle Zukunftsszenarien SR SLP EZS Modell+

Jhr PV PV Stom  BAT  BAT PIM  PtM  Strom  CH, Warme g[:;cher Gasnetz b KWK KWK KWK KWK Erdgas-
SR Lfz  Output SUP Output 512?( Lfz I\;(s)tl S Input Output Output Kap SEJEZPei- S.4 Input Input Lfz I\ggtl . Output

] [MWh/a] [MWh/a] [MWh/a] [MW] [h]  [ha] [MWh/a] [MWh/a] [MWhia] [md] [MWh/h]  [EkWh] [MWhh] [MWhh]  [ha]  [h]  [MWh/a]
PV
2019 4.379 67.959 49.322 2.691 984 - 33.768 355.801 8.510 2.029 668.270
“ 4.379 67.959 49.272 2.918 1.080 1 4916 4.762 5.222 2.678 1.667 569 500 0,239 33.522 355.751 8.257 2.029 663.664
“ 4.379 67.959 46.584 3.112 1.040 5 4.062 3541 19.390 9.945 6.196 5.645 2.000 0,254 31.567 349.715 7.712 1.994 650.360
€ 4.379 67.959 44.820 2.288 847 10 3548 2714 29.719 15.243 9.497 8.377 3.500 0,287 30.402 345632 7516 1.971 640.978
“ 4.379 67.959 44.480 1.547 846 25 3.029 1.313 35.970 18.468 11.489 8.050 7.000 0,483 30.247 344770 7.524 1.966 636.892
€ 4.379 67.959 45.333 2.158 961 50 1.999 571 31.278 16.064 9.994 10.119 8.000 0,840 30.772 346.783 7.731 1.978 641.309
2030 4.379 138.362 101.873 4111 3.046 - 33.502 302.361 8.499 1811 617.514
€ 4.379 138.362 103.457 5.050 2.467 1 7.148 7.106 7.792 3.988 2.487 5.671 500 0,136 33.502 306.924 8.208 1.838 613.526
“ 4.379 138.362 99.881 4.617 3.235 5 5534 4999 27.376 14.006 8.747 7.105 2.000 0,131 30.983 298.807 7.414 1.790 595.391
€ 4.379 138.362 97.032 3.934 3.166 10 5.124 4.009 43.893 22.503 14.029 9.300 3.500 0,139 28.794 292.534 7.064 1.752 580.620
o 4.379 138.362 94.817 2.626 2.567 25 4241 2459 67.293 34.583 21.515 13.377 7.000 0,168 27.570 287.153 6.819 1.720 563.159
“ 4.379 138.362 95.505 2.530 2.626 50 3.142 1.730 75.921 39.036 24.284 36.458 10.000 0,215 27.884 288.894 6.968 1.730 560.449
2045  4.379 270.434 222.219 4.897 6.423 - 33.494 267.589 8.493 1.668 591.349
“ 4.379 270.434 226.792 6.337 3.331 1 8546 8.537 9.357 4.372 2.988 36.733 500 0,148 33.493 280.615 8.185 1.722 586.833
o 4.379 270.434 222.723 5.610 6.532 5 6.452 6.245 34.187 17.053 10.927 97.320 2.000 0,127 30.739 271263 7.287 1.664 564.800
“ 4.379 270.434 219.055 4.868 7.135 10 5.932 5.025 55.014 28.153 17.585 70.635 3.500 0,120 27.911 263.195 6.849 1.615 545.632
o 4.379 270.434 215.119 4.012 6.582 25 5422 3444 94.211 48.417 30.132 77.382 7.000 0,133 25.750 253.619 6.362 1.556 515.791
“ 4.379 270.434 213.520 3.898 6.903 50 4.025 2551 139.381 71.742 44.635 477.940 10.000 0,147 24.529 250.089 6.100 1.534 488.937
Biomasse
2019 4.379 67.959 49.322 2.691 984 - 33.768 355.801 8.510 2.029 668.270
o 4.379 67.959 49.272 2.918 1.080 1 4916 4.762 5.222 2.678 1.667 569 500 0,239 33.522 355.751 8.257 2.029 663.664
“ 4.379 67.959 46.584 3.112 1.040 5 4.062 3541 19.390 9.945 6.196 5.645 2.000 0,254 31.567 349.715 7.712 1.994 650.360
“ 4.379 67.959 44.820 2.288 847 10 3548 2714 29.719 15.243 9.497 8.377 3.500 0,287 30.402 345632 7516 1.971 640.978
“ 4.379 67.959 44.480 1.547 846 25 3.029 1.313 35.970 18.468 11.489 8.050 7.000 0,483 30.247 344,770 7.524 1.966 636.892



Anhang

Jahr PV PV Strom BAT BAT PtM  PtM  PtM  Strom  CH, Warme g[i‘;cher Gasnetz IﬁtCM gi\g\/K éZ;’K g;’;”( g;/;/K Egggffs
SR Lfz  Output SupP Lfz Output E‘;‘i Lfz I\e/igtl - Input Output Output Kap SEJEZPEi' S.4 Input Input Lfz I\;gt”- Output
[  [MWhia] [MWhia] [h] [MWh/a] [MW] [h]  [Wa] [MWhia] [MWh/a] [MWhia] [m?] [MWh/h]  [€AWh] [MWh/h] [MWHh]  [ha] [h]  [MWhia]

“ 4.379 67.959 45.333 2.158 961 50 1.999 571 31.278 16.064 9.994 10.119 8.000 0,840 30.772 346.783 7.731 1.978 641.309
2030 4.379 67.959 49.655 2.691 984 - 49.542 340.175 7.852 1.963 652.616
“ 4.379 67.959 49,581 2.936 1.086 1 4929 4777 5.238 2.686 1.672 569 500 0,136 48.954 340.412 7.764 1.964 648.316
“ 4.379 67.959 46.844 3.109 1.041 5 4.070 3551 19.444 9.972 6.213 5.688 2.000 0,133 46.224 335.047 7.445 1933 635.665
€ 4.379 67.959 45.047 2.297 847 10 3.558 2.726 29.856 15.313 9.541 8.473 3.500 0,143 44,720 331219 7.284 1911 626.495
o 4.379 67.959 44.646 1.538 837 25 3.059 1.331 36.454 18.716 11.644 8.134 7.000 0,214 44.439 330.308 7.215 1.906 622.181
€ 4.379 67.959 45.568 2.130 968 50 2.039 578 31.635 16.247 10.108 10.119 8.000 0,353 45.291 332.186 7.327 1.917 626.528
2045 4379 67.959 49.940 2.691 984 - 64.395 325375 7.510 1.900 637.784
€ 4.379 67.959 49.853 2.947 1.091 1 4949 4791 5.253 2.694 1.677 569 500 0,118 63.642 325.746  7.456 1.902 633.642
“ 4.379 67.959 47.082 3.101 1.037 5 4.087 3.559 19.492 9.996 6.228 5.714 2.000 0,111 60.391 320.827 7.219 1873 621.421
€ 4.379 67.959 45.255 2.309 851 10 3.564 2.737 29.980 15.377 9.580 8.529 3.500 0,117 58.607 317.205 7.079 1.852 612.418
o 4.379 67.959 44.837 1.528 831 25 3.072 1.337 36.634 18.809 11.701 8.134 7.000 0,162 58.170 316.409 6.981 1.847 608.190
€ 4.379 67.959 45,776 2.122 976 50 2.055 581 31.839 16.352 10.173 10.119 8.000 0,252 59.209 318.142 7.062 1.858 612.380
Beheizung

2019 4379 67.959 49.322 2.691 984 - 33.768 355.801 8510 2.029 668.270
o 4.379 67.959 49.272 2.918 1.080 1 4916 4.762 5.222 2.678 1.667 569 500 0,239 33.522 355.751 8.257 2.029 663.664
“ 4.379 67.959 46.584 3.112 1.040 5 4.062 3541 19.390 9.945 6.196 5.645 2.000 0,254 31.567 349.715 7.712 1.994 650.360
o 4.379 67.959 44.820 2.288 847 10 3548 2714 29.719 15.243 9.497 8.377 3.500 0,287 30.402 345.632 7516 1971 640.978
“ 4.379 67.959 44.480 1.547 846 25 3.029 1.313 35.970 18.468 11.489 8.050 7.000 0,483 30.247 344,770 7.524 1.966 636.892
“ 4.379 67.959 45.333 2.158 961 50 1.999 571 31.278 16.064 9.994 10.119 8.000 0,840 30.772 346.783 7.731 1.978 641.309
2030 4.379 67.959 35.915 2.210 875 - 33.800 436.850 8.569 2.231 763.188
“ 4.379 67.959 35.834 2.959 944 1 4239 4.109 4.506 2.311 1.438 544 500 0,138 33.599 436.681 8.321 2.230 759.195
“ 4.379 67.959 33.729 2.852 1.020 5 3.458 2821 15.451 7.935 4.936 4.316 2.000 0,140 31.898 432.132 7.785 2.207 749.023
o 4.379 67.959 32.777 1.565 636 10 2996 1.924 21.077 10.821 6.732 5.5632 3.500 0,165 30.920 430.295 7.659 2.198 744.299
“ 4.379 67.959 32.621 1.708 874 25 2237 943 25.834 13.268 8.254 6.989 7.000 0,243 30.766 429.990 7.682 2.196 741.548
“ 4.379 67.959 33.303 1.949 741 50 1.153 379 20.750 10.661 6.632 8.341 8.000 0,423 31.192 431595 7.861 2.204 745.759
2045 4379 67.959 46.357 2.007 785 - 33.864 509.148 8.752 2.601 747.726
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Jahr PV PV Strom BAT BAT PtM  PtM  PtM  Strom  CH, Warme g[i‘;cher Gasnetz IﬁtCM gi\g\/K éZ;’K g;’;”( g;/;/K Egggffs
SR Lfz  Output SupP Lfz Output E‘;‘i Lfz |\£/igt"- Input Output Output Kap SEJEZPEi' S.4 Input Input Lfz I\;gt”- Output
[  [MWhia] [MWhia] [h] [MWh/a] [MW] [h]  [Wa] [MWhia] [MWh/a] [MWhia] [m?] [MWh/h]  [€AWh] [MWh/h] [MWHh]  [ha] [h]  [MWhia]

“ 4.379 67.959 46.071 2.795 1.023 1 4.760 4.615 5.060 2.595 1.615 569 500 0,118 33.863 508.163 8.752 2.596 743.040
“ 4.379 67.959 43.565 3.186 1.065 5 3928 3418 18.720 9.602 5.981 5.369 2.000 0,111 33.751 500.734 8.587 2.558 728.603
“ 4.379 67.959 41.824 2.031 791 10 3.466 2.550 27.929 14.332 8.924 7.649 3.500 0,119 33.135 496.140 8.316 2.534 719.280
“ 4.379 67.959 41.150 1.569 838 25 2925 1.224 33.520 17.212 10.708 10.819 7.000 0,169 32.502 494777 8.223 2527 715.038
€ 4.379 67.959 41.819 2.157 975 50 1.900 530 29.029 14.910 9.276 11.923 8.000 0,263 32.457 496.838 8.256 2.538 719.400
Kombiniert

2019 4379 67.959 49.322 2.691 984 - 33.768 355.801 8510 2.029 668.270
o 4.379 67.959 49.272 2.918 1.080 1 4916 4.762 5.222 2.678 1.667 569 500 0,239 33.522 355.751 8.257 2.029 663.664
€ 4.379 67.959 46.584 3.112 1.040 5 4.062 3541 19.390 9.945 6.196 5.645 2.000 0,254 31.567 349.715 7.712 1.994 650.360
o 4.379 67.959 44.820 2.288 847 10 3548 2714 29.719 15.243 9.497 8.377 3.500 0,287 30.402 345.632 7516 1971 640.978
€ 4.379 67.959 44.480 1.547 846 25 3.029 1.313 35.970 18.468 11.489 8.050 7.000 0,483 30.247 344,770 7.524 1.966 636.892
“ 4.379 67.959 45.333 2.158 961 50 1.999 571 31.278 16.064 9.994 10.119 8.000 0,840 30.772 346.783 7.731 1.978 641.309
2030 4.379 138.362 84.755 3.676 2911 - 49.581 355589 7.778 1.816 686.621
o 4.379 138.362 86.358 5.277 2.457 1 6.691 6.658 7.448 3.742 2.330 5.123 500 0,135 48.912 360.661 7.609 1.842 681.744
“ 4.379 138.362 83.212 4513 3.380 5 5.055 4.383 24.228 12.327 7.669 5.389 2.000 0,133 45.475 354.808 7.163 1.812 667.306
o 4.379 138.362 80.964 3.231 2.812 10 4.691 3.327 36.658 18.714 11.642 7.372 3.500 0,147 42.876 350.778 6.944 1.792 656.889
“ 4.379 138.362 78.547 2.537 2434 25 3.899 2.182 59.989 30.683 19.088 13.012 7.000 0,174 40.812 345674 6.649 1.766 639.816
“ 4.379 138.362 78.270 2.355 2.592 50 3.293 1.353 74.401 38.061 23.678 44.806 8.000 0,224 40.380 345295 6.589 1.764 632.059
2045  4.379 270.434 219.520 4413 6.312 - 67.436 386.344 8.400 2.004 637.873
“ 4.379 270.434 223.508 6.331 3.350 1 8519 8511 9.535 4.370 2.979 36.288 500 0,148 67.157 397.648 8.252 2.059 630.750
“ 4.379 270.434 219.754 5.765 6.651 5 6.391 6.189 34.330 17.001 10.829 94.257 2.000 0,126 65.094 388.515 7.662 2.000 608.986
o 4.379 270.434 215.614 4.734 7.068 10 5906 4.961 54.818 27.830 17.362 71.398 3.500 0,121 61.917 379.397 7.282 1.966 589.038
“ 4.379 270.434 209.302 3.859 6.423 25 5538 3.501 96.404 49.224 30.633 149.455 7.000 0,136 56.620 365.968 6.889 1.896 554.216
“ 4.379 270.434 204.391 3.501 6.601 50 4.684 2.672 146.916 64.489 46.773  1.364.265 8.000 0,208 53.614 354.347 6.567 1.835 527.330




A.2 Gleichungen EZS Modell+

Energieerzeugung

PB 1= Pcon + HP Prod + PV Prod + WF Prod — PtDH P con — Meth P con

HB 1= DH con + PtDH H Prod + PtM DH feed

PB 2 = PB1-—Bat Load

PB 3 = PB 2+ CHP Bio P prod

PSP = PB 3+ CHP Gas P prod

HB 1= DH con + PtDH H Prod + PtM DH feed

HB 2 =HB1+ CHP Bio H Prod

DHS = HB 2 + CHP Gas H Prod

0, wenn PB2 20N HB1 =0
) ) . PB2
{CHP Bio P Cap, wenn PB2 < (-CHP Bio P Cap)' wenn : : < HB1
) -PB2, ansonsten (CHP Bio Ratio P/H)
CHP Bio P prod = CHP Bio P Ca e HB1 < CHP Bio P Cap , ansonsten
P (CHP Bio Ratio P/H), ansonsten
t -HB1 % (CHP Bio Ratio P/H), ansonsten
0, wenn PB3 > 0NHB2 >0
- PB3
{CHP Gas P Cap, wenn PB3 < (-CHP Gas P Cap), wenn : < HB2
-PB3, ansonsten (CHP Gas Ratio P/H)

CHP Gas P prod = CHP Gas P Cap

(CHP Gas Ratio P/H), ansonsten

ansonsten

CHP Gas P Cap, wenn HB2 < -

-HB2 % (CHP Gas Ratio P/H), ansonsten

CHP Bio P Prod

CHP Bio H Prod = ———— - " 19%__
to " FTOo% = (CHP Bio Ratio P/H)

CHP Gas P Prod

HP Gas H Prod = ————— " 10C__
CHP Gas H Prod = e Ratio PJH)

Anhang

(7

(18)
(19)
(20)
(21)
(22)
(23)
(24)

(25)

(26)

(27)

(28)
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Batterie

0, wenn BatCap;_, + BatLoad;_, < 0 29
>
BatCap; = {B"-fcapi—1 + (BatLoad;_, * Npqt), ansonsten » wenn Batload;—, 20 (29)
Pi {0, wenn BatCap;_ + Batload;_y <0 b . o
BatCap;_, + BatLoad;_, ansonsten ’ -t

_ (DTpgqti—1 +1, wenn Batload; = 0 30
DTsari = {0, ansonsten ( )

_ (On-Off-Cyclespq,i-1 + 1, wenn BatLoad; — Batload;,, = Batload; N BatLoad; + Batload;, # 0 31
On-Of f-Cyclesar; = {On—Off—CyclesEat,i_l, ansonsten ( )
(32)

Batload
P Surplus - PEM P con
—
=0 <0 =0
Bat Cap P Surplus - PEM P co 0
<Bat Cap max =Bat Cap max >_Batload max =-Batload max
P Surplus - PEM P con 0 P Surplus - PEM P con | -Batload max
sBatload max >Batload max
Bat Cap max- Batcap atCap max- Batca
=P Surplus - PEM P con| <P Surplus - PEM P con| zBatload max <Batload max
P Surplus - PEM P con | BatCap max- Bat Cap | Batload max | Bat Cap max- BatCap
Elektrolyse
HHYV,
PEM H, Prod = PEM Pcon * ————2__ (33)

(Ratio P/H;)

PEM H Prod = PEM Pcon — PEM H, Prod (34)



On-Of f-Cyclespgy,i = {

0,

H, Stor Load f Ou, *Ropy #T ln(

DT _ {DTPEM,i—1 +1, wenn PEM Pcon; =0
PEME™ 0, ansonsten

On-Of f-Cyclespgpm,i-1 + 1,

On-Of f-Cyclespgy,i-1,

wenn PEM H, Prod; — PEM H, Prod;,; = PEM H, Prod; N PEM H, Prod; + PEM H, Prod;, # 0
ansonsten

H, Stor Load = PEM H, Prod — Meth H, con

wenn ppgm > Pstor, H,
wenn H, Stor Load < 0

H, Stor Load/HHVHZ/H2 Stor Load/HHVHZ)
HHVy, PrEM Dstor, H, » ansonsten

(
[
H, Stor Pcon = {
|

!I{
{

, ansonsten
3,6 * 10° * Ncomp, H,

wenn H, Stor Cap;_, + H, Stor Load;_; <0

0
H, Stor Cap; = ansonsten

{Hz Stor Cap;_1 + H, Stor Load;_;,

Anhang

(35)
(36)
(37)

(38)

(39)

PEMP con

(40)

FEM Cap max

#0

P Surplus + Batload max

=PEM Cap min

<PEM Cap min

=PEM Cap max| >PEM Cap max | =<PEM Cap max

=PEM Cap max

zBatload max <Batload max <PEM Cap max =PEM Cap max

Batload Max PEM Cap max | BatCap

PEM Cap max

Batload max Bat Cap

P Surplus + Bat Cap | PEM Cap max

=PEM Cap max| =PEM Cap max <PEM Cap max =PEM Cap max

Batload Max PEM Cap max | P Surplus + Bat Cap | PEM Cap max

=0 <PEM Cap max =PEM Cap max
BatCap P Surplus + Bat Cap PEM Cap max
=PEM Cap min <PEM Cap min =PEM Cap min <PEM Cap min
Bat Cap 0 P Surplus + Bat Cap 0
= Batload max <Batload max = Batload max <Batload max
Batload max Bat Cap Bat Cap F Surplus + Bat Cap

0
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Methanisierung

PEM H, Prod,

_ {Hz Stor Cap,
Meth H con = {Meth Cap max,
0

On-Of f-Cyclesyetn,; = {

wenn PEM H, Prod > Meth Cap mml wenn Meth Cap min < PEM H, Prod + H, Stor Cap < Meth Cap max

ansonsten
PEM H, Prod + H, Stor Cap > Meth Cap max . consten
ansonsten
X Meth CH, Prod .
bioMeth Pcon = TV% * (Ratio P/CH,)

Meth H, con/HHVy,
(Ratio Hp/CH,) * HHVy,

Meth CH, Prod

Meth CH, Prod =

Meth H Prod = ————————#* (Ratio H/CH,)
HHV¢y,
DT o {DTMem,i_l +1, wenn Meth CH, Prod; =0
Methi =0, ansonsten

On-0Off-Cyclesyern,i-1 +1, wenn Meth H, con; — Meth H, con;, = Meth H, con; N Meth H, con; + Meth H, con;y, # 0
On-0ff-Cyclesyetn,i-1, ansonsten

CH, Stor Load = Meth CH, Prod — CH, GF

(0, Wenn Pyetn > Pstor, CH,
| ro, wenn CH, Stor Load < 0
CH, Stor Pcon = { ! CH, Stor Load oo * R sT+In (CH4 Stor Load/HHVCH4/CH4 Stor Load /HHVy, ansonsten
HHV¢y, CHq 7775, CHy PMeth Dstor, CH, !
3 , ansonsten
3v6 * 100 * nComp, CH,

CH,4 Stor Cap; =

{Meth CH, Prod + CH, Stor Cap,

{0, wenn CH, Stor Cap;_, + CH, Stor Load;_; < 0
CH, Stor Cap;_, + CH, Stor Load;_,, ansonsten

wenn CH, GF cap min < Meth CH, Prod + CH, Stor Cap < CH, GF cap max

{CH4 GF cap max, wenn Meth CH, Prod + CH, Stor Cap > CH, GF cap max
ansonsten
CH, GF = 0, ansonsten
4 0, wenn Meth CH, Prod + CH, Stor Cap < CH, GF cap min
{Gas(]on, wenn GasCon < CH, GF cap max , ansonsten
, ansonsten
CH, GF cap max, ansonsten
0, Wenn Pseor, cH, > PGF

0,

CH, GF Pcon = CH, GF
* {HH%/CH,, *0cy, * Rs, ey, * T * ln(

wenn CH, GF < 0

CH, GF /HHVy, /CH4 GF/HHVCH4)

Dor , ansonsten

Dstor, cH,

N\

, ansonsten
3'6 * 106 * r]Camp,GF

DT, — DTgpi—1+1, wenn CH,GF; =0
GrE™ 0, ansonsten

On-Off-Cyclesgp iy +1, wenn CH, GF; — CH, GF;,y = CHy GF; N CHy GF; + CH, GFi .y # 0

On-0f f-Cyclesgr, = {On—Off—CyclesGF,i,l, ansonsten

PtM DH feed = (PEM H Prod + Meth H Prod) * Ny gy

, wenn GasCon > Meth CH, Prod + CH, Stor Cap > CH, GF cap min

(41)

(42)
(43)
(44)
(45)
(46)
(47)

(48)

(49)

(50)

(51)

(52)
(53)

(54)
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 (DTou jeeqion + 1, PtM DH feed; = 0 55
DTon feeai = {0, ansonsten ( )
om0 Ff-Coel _ (On-Off-Cyclespy fecai-1 + 1, wenn PtM DH feed; — PtM DH feed;,, = PtM DH feed; N PtM DH feed; + PtM DH feed; 1 # 0 (56)
n-Of f-Cyclespy feea,i = {On-Off—CyclesDH feed,i-1- ansonsten

Meth Pcon = H, Stor P con + bioMeth P con + CH, Stor P con + CH, GF P con (57)



